
Бурение скваж ин охваты вает ш ирокий круг вопросов, всесторонне ос
ветить которы е по принципу последовательного рассм отрения каждого 
технологического процесса и операции, основ проектирования и принци
пов реализации их на производстве сложно. Следует остановиться на ос
новных способах бурения.

Назначение, цели и задачи бурения скважин

Бурение скваж ин — это процесс сооруж ения направленной горной 
выработки большой длины и малого (по сравнению  с длиной) диаметра. 
Начало скваж ины  на поверхности земли назы ваю т устьем, дно — забоем.

Ц ели и  задачи  бурения. Н еф ть и газ добывают, пользуясь скваж ина
ми. О сновные процессы  их строительства — бурение и крепление. Н еоб
ходимо осущ ествлять качественное строительство скваж ин во все возрас
таю щ их объемах при кратном сниж ении сроков их проводки с целью 
обеспечить народное хозяйство страны  неф тью  и газом во все возрастаю 
щих количествах при сниж ении трудо- и энергоемкости и капитальных за
трат.

Бурение скваж ин — единственны й источник результативной разведки 
и приращ ения запасов неф ти  и газа.

Весь цикл строительства скваж ин до сдачи их в эксплуатацию  вклю ча
ет следую щ ие основны е последовательные звенья:

1) строительство назем ны х сооруж ений;
2) углубление ствола скважины, осущ ествление которого возмож но 

только при выполнении двух параллельно протекаю щ их видов работ — 
собственно углубления и промы вки скважины;

3) разобщ ение пластов, состоящ ее из двух последовательных видов р а
бот: укрепления (крепления) ствола скваж ины  опускаемы ми трубами, со
единенными в колонну, и там понирования (цементирования) заколонного 
пространства;

4) освоение скваж ин. Часто освоение скваж ин в совокупности с н еко
торы ми другими видами работ (вскрытие пласта и крепление призабойной 
зоны, перф орация, вызов и интенсиф икация притока флю ида и др.) назы 
ваю т заканчиванием  скважин.

К лассиф икация скваж ин по назначению. Скважины, проводимые на 
неф ть и газ, мож но систематизировать следующим образом:

структурно-поисковые, н азначение которы х — установление (уточне
ние) тектоники, стратиграфии, литологии, оценка продуктивности горизон
тов (без дополнительного строительства скважин);

разведочные, служ ащ ие для выявления продуктивных объектов, а так-
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ж е для оконтуривания уж е разрабаты ваемы х неф тяны х и газоносны х пла
стов;

добывающие (эксплуатационные), предназначенны е для добычи неф ти 
и газа из земны х недр. К этой категории относят такж е нагнетательные, 
оценочные, наблю дательные и пьезом етрические скважины;

нагнетательные, предназначенны е для закачки в пласты воды, газа 
или пара с целью поддерж ания пластового давления или обработки п риза
бойной зоны. Эти меры направлены  на удлинение периода фонтанного 
способа добычи неф ти  или повы ш ение эф ф ективности  добычи;

опережающие добывающие, служ ащ ие для добычи неф ти  и газа с од
новременны м уточнением строения продуктивного пласта;

оценочные, н азначение которы х — определение начальной водонефте- 
насы щ енности и остаточной неф тенасы щ енности пласта (и проведение 
иных исследований);

контрольные и наблюдательные, предназначенны е для наблю дения за 
объектом разработки, исследования характера продвиж ения пластовых 
флюидов и изм енения газонеф тенасы щ енности  пласта;

опорные скваж ины  бурят для изучения геологического строения круп
ных регионов, чтобы установить общ ие законом ерности  залегания горных 
пород и выявить возмож ности образования в этих породах месторож дений 
неф ти  и газа.

О храна природы. П роизводственная деятельность буровых предприя
тий неизбеж но связана с техногенным воздействием на объекты  природ
ной среды. В силу специф ических особенностей ведения горных работ про
цессы  сооруж ения скваж ин отрицательно влияю т на лито-, гидро- и био
сферу. Техногенез при бурении скваж ин носит химико-токсический и фи- 
зико-м еханический характер  и проявляется в наруш ении естественного 
экологического равновесия экосистем, сниж ении народнохозяйственной 
ценности гидросферы, падении ресурсо- и биогенетического потенциала 
биосф еры  и деградации отдельных компонентов природной среды. Для пре
дупреж дения загрязнения окруж аю щ ей среды в процессе строительства 
скваж ин долж ен разрабаты ваться комплекс природоохранны х мероприятий. 

О храна окруж аю щ ей среды при строительстве скваж ин включает: 
защ иту недр от загрязнения и рациональное использование природных 

минеральны х ресурсов;
защ иту земной поверхности (педо-, гидро- и биосферу) и воздуш ного 

бассейна от негативного влияния техногенных ф акторов при бурении и 
разработке неф тегазовы х месторождений.

О храна недр — это совокупность мероприятий по наиболее полному и з
влечению  полезного ископаемого или максимально возмож ному сокращ е
нию  его потерь, наиболее рациональному использованию  минеральны х 
ресурсов в народном хозяйстве, исклю чаю щ их неоправданны е потери ми
нерального сырья и топлива, а такж е отрицательны е воздействия на при
роду.

О храна зем ной поверхности и воздуш ного бассейна — это совокуп
ность правовых, организационных, экономических и инж енерны х м еро
приятий по исклю чению  загрязнения объектов гидро-, лито- и биосф еры  
материалами, химреагентами, технологическими жидкостями, используе
мыми при ведении буровых работ, образую щ имися отходами, а такж е фи- 
зико-механического воздействия на компоненты  природной среды, приво
дящ его к наруш ению  нормального функционирования экосистем.
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С охранение окруж аю щ ей среды в неф тегазодобы ваю щ ей промы ш лен
ности на экологически безопасном (нормативном) уровне имеет свои осо
бенности, которы е необходимо учитывать при строительстве скважин, р аз
работке и эксплуатации месторож дений неф ти  и газа. К основным из них 
относятся следующие:

1) предупреж дение разруш ения покрова Земли и растительности при 
строительстве скважин;

2) предупреж дение проникновения бурового раствора (или его фильт
рата) в поры и трещ ины  пластов с полезными ископаемыми. О собенно 
опасны гидроразры вы  пластов с последующим поглощ ением бурового р ас
твора;

3) предупреж дение открытых нерегулируемы х газонефтеводопроявле- 
ний с целью сбереж ения полезных ископаемых;

4) надежное, долговечное крепление буровых скваж ин с соверш енны м 
разобщ ением  пластов и предупреж дением  поглощ ения тампонаж ного р ас
твора или его фильтрата на глубину, большую, чем предусмотрено техноло
гическими соображ ениями;

5) предупреж дение движ ения флюидов меж ду пластами по любым 
причинам;

6) надеж ное там понирование скважин, оказавш ихся «сухими», исто
щ ивш имися или аварийными, с целью  предупреж дения движ ения флюидов 
из пласта в пласт;

7) выполнение мероприятий, использование устройств и технологиче
ских процессов, предусматриваю щ их разобщ ение всех пластов, а не их 
части, в р азр езе  или герметизацию  только устья с целью предупреж дения 
продвиж ения флю идов к дневной поверхности;

8) закачка значительных объемов различны х растворов и материалов в 
пласты при бурении в условиях поглощений;

9) воздействие на пласты различны ми методами (тепловыми, химиче
скими, силовыми и др.) с целью увеличения и ускорения поступления 
флюидов к скважине;

10) ф орсированны е отборы флюидов из пластов;
11) закачка больших объемов воды в пласты для восстановления или 

поддерж ания пластовых давлений;
12) наличие значительного количества скваж ин даж е в пределах одно

го и того ж е  месторождения, что затрудняет контроль за всеми объектами;
13) сж игание попутного газа;
14) транспортирование неф ти  и газа в танкерах  морем (утечки неф ти 

и газа при этом, а такж е при бурении, добыче и авариях способствую т за 
грязнению  окруж аю щ ей среды).

П еречисленны е и многие другие причины  обязы ваю т работников н еф 
тегазовы х предприятий принимать все установленны е меры  и предъявлять 
узаконенны е требования для предупреж дения наруш ения охраны недр и 
загрязнения окруж аю щ ей среды.

Способы и виды бурения. Технология строительства скважин

С овременны й процесс бурения скваж ины  — это сложны й технико-тех- 
нологический процесс, состоящ ий из цепи звеньев, выход из строя одного 
из которы х м ож ет привести к осложнениям, авариям  или к гибели сква
жины.
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Т а б л и ц а  1.1
Способы бурения

Способ бурения Определение
Вращ ательный

Роторны й

Турбинны й

О бъем ны й

Э лектробуром

Алмазны й

Твердосплавны й

Дробовой

Ударный

У дарно-канатны й

Ударно-нгтанговый

У дарно-вращ ательны й

Г идроударны й 

В ибрационны й 

Г идродинам ический 

Т ерм ический 

Э лектроф изический  

В зры воударны й 

Х им ический 

С пром ы вкой 

С продувкой

М еханическое бурение, при котором  разруш аю щ ее усилие созда
ется непреры вны м  вращ ением  породоразруш аю щ его инструмента 
с прилож ением  осевой нагрузки
Вращ ательное бурение, при котором  буровой снаряд вращ ается 
станком  с вращ ателем  роторного типа
В ращ ательное бурение, при котором  породоразруш аю щ ий инстру
мент вращ ается турбобуром
В ращ ательное бурение, при котором  породоразруш аю щ ий инстру
мент вращ ается винтовы м (объемным) двигателем 
В ращ ательное бурение, при котором  породоразруш аю щ ий инстру
мент вращ ается электробуром
Вращ ательное бурение, при  котором горная порода разруш ается 
породоразруш аю щ им  инструментом, арм ированны м  алмазами 
В ращ ательное бурение, при котором  горная порода разруш ается 
породоразруш аю щ им  инструментом, армированны м  тверды м и 
сплавами
Вращ ательное бурение, при  котором  горная порода разруш ается 
дробью
М еханическое бурение, при  котором  разруш аю щ ее усилие созда
ется воздействием  ударов породоразруш аю щ его инструмента 
Ударное бурение, при котором возвратно-поступательное движ е
ние, создаваем ое станком, передается породоразруш аю щ ем у инст
рум енту канатом
Ударное бурение, при  котором возвратно-поступательное движ е
ние, создаваем ое станком, передается породоразруш аю щ ем у инст
рум енту бурильны ми трубам и
М еханическое бурение, при котором  разруш аю щ ее усилие созда
ется в результате совместного воздействия ударов и вращ ения 
породоразруш аю щ его инструмента
У дарно-вращ ательное бурение, при котором удары сообщ аю тся 
породоразруш аю щ ем у инструм енту гидроударником 
М еханическое бурение, при котором внедрение бурового снаряда 
осущ ествляется вибробуром
Бурение, при  котором  горная порода разруш ается вы соконапорной 
струей  ж идкости
Бурение, при котором  горная порода разруш ается тепловым воз
действием
Бурение, при  котором разруш ается горная порода под воздействи
ем сил, возникаю щ их в результате электрического разряда 
Бурение, при  котором  горная порода разруш ается под воздействи
ем  сил, возникаю щ их в результате взры ва
Бурение, при  котором  горная порода разруш ается под воздейст
вием реагентов, вступаю щ их с ней  в хим ическую  реакцию  
Бурение, при  котором  продукты  разруш ения горны х пород удаля
ю тся потоком пром ы вочной ж идкости
Бурение, при котором  продукты  разруш ения горны х пород удаля
ю тся потоком газа

Безотносительно к способу разруш ения горных пород процесс буре
ния скваж ин вклю чает ряд операций:

спуск бурильных труб (колонны) с породоразруш аю щ им инструментом 
в скважину;

разруш ение породы забоя;
вынос разруш енной породы из скважины;
подъем бурильных труб из скваж ины  для смены сработавш егося р аз

руш аю щ егося инструмента и повторения операции;
укрепление (крепление) стенок скваж ины  при достиж ении определен

ной глубины обсадными трубами с последующим цементированием  про
странства меж ду стенкой скваж ины  и спущ енными трубами (разобщ ение 
пластов).

8



Сущ ествую т и другие операции технологического и геоф изического 
характера, которы е не участвую т в непосредственной проводке скважины, 
но такж е являю тся обязательными.

П ри проводке скваж ин прим еняю т многие способы бурения (табл. 1.1).

Основные способы бурения

Распространенны е способы вращ ательного бурения — роторное, тур
бинное и бурение электробуром — предполагаю т вращ ение разруш аю щ его 
породу рабочего инструмента — долота. Разруш енная порода удаляется из 
скваж ины  закачиваемы м в колонну труб и выходящ им через заколонное 
пространство буровым раствором, пеной или газом.

Роторное бурение. При роторном бурении долото вращ ается вместе со 
всей колонной бурильных труб; вращ ение передается через рабочую  трубу 
от ротора, соединенного с силовой установкой системой трансмиссий. Н а
грузка на долото создается частью  веса бурильных труб.

П ри роторном бурении максимальный крутящ ий момент колонны за 
висит от сопротивления породы вращ ению  долота, сопротивлений трению  
колонны и вращ аю щ ейся ж идкости о стенку скваж ины  и от инерционного 
эф ф екта упругих крутильных колебаний.

В мировой буровой практике наиболее распространен роторный спо
соб: более 90 % объема буровых работ выполняется этим способом. В по
следние годы наметилась тенденция увеличения объемов роторного буре
ния и в РФ, даж е в восточных районах. О сновные преимущ ества роторного 
способа перед турбинным — независимость регулирования параметров 
реж им а бурения, возмож ность срабатывания больших перепадов давления 
на долоте, значительное увеличение проходки за рейс долота в связи  с 
меньш ими частотами его вращ ения и др.

Турбинное бурение. П ри турбинном способе бурения долото соединя
ется с валом турбины  турбобура, которая приводится во вращ ение дви ж е
нием ж идкости под давлением через систему роторов и статоров. Н агрузка 
создается частью  веса бурильных труб.

Наибольш ий крутящ ий момент обусловлен сопротивлением породы 
вращ ению  долота. М аксимальный крутящ ий момент в трубах, определяе
мый расчетом турбины  (значением ее тормозного момента), не зависит от 
глубины скважины, частоты  вращ ения долота, осевой нагрузки на него и 
механических свойств разбуриваем ы х пород. К оэф ф ициент передачи мощ 
ности от источника энергии к разруш аю щ ему инструменту в турбинном 
бурении выше, чем в роторном.

О днако при турбинном способе бурения невозм ож но независим ое р е 
гулирование параметров реж им а бурения, при этом велики затраты  энер
гии на 1 м проходки, расходы на амортизацию  турбобуров и содерж ание 
цехов по ремонту турбобуров и др.

Турбинный способ бурения получил чрезвы чайно ш ирокое распро
странение в РФ благодаря работам ВНИИБТ.

Б урен и е винтовыми (объемными) двигателями. Рабочие органы двига
телей созданы на основе многозаходного винтового механизма, что позво
ляет получить необходимую  частоту вращ ения при повыш енном по срав
нению  с турбобурами вращ аю щ ем моменте. Забойны й двигатель состоит 
из двух секций — двигательной и шпиндельной. Рабочими органами двига
тельной секции являю тся статор и ротор, представляю щ ие собой винтовой
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механизм. В эту секцию  входит такж е двухш арнирное соединение. Статор 
при помощ и переводника соединяется с колонной бурильных труб. Вра
щ аю щ ий момент посредством двухш арнирного соединения передается с 
ротора на выходной вал шпинделя. Ш пиндельная секция предназначена для 
передачи осевой нагрузки  на забой, восприятия гидравлической нагрузки, 
действую щ ей на ротор двигателя и уплотнения ниж ней  части вала, что 
способствует созданию  перепада давления. В винтовых двигателях вра
щ аю щ ий момент зависит от перепада давления в двигателе. По м ере н а
груж ения вала развиваем ы й двигателем вращ аю щ ий момент растет, увели
чивается и перепад давления в двигателе. Рабочая характеристика винтово
го двигателя с требованиями эф ф ективной  отработки долот позволяет по
лучить двигатель с частотой вращ ения выходного вала в пределах 80 — 
120 об /м ин  с увеличенным вращ аю щ им моментом. У казанная особенность 
винтовых (объемных) двигателей делает их перспективны м и для внедрения 
в практику буровых работ.

Б урение электробуром. П ри использовании электробуров вращ ение 
долота осущ ествляется электрическим (трехфазным) двигателем перем ен
ного тока. Энергия к нему подается с поверхности по кабелю, располож ен
ному внутри колонны бурильных труб. Буровой раствор циркулирует так 
же, как  и при роторном способе бурения. Кабель внутрь колонны труб 
вводится через токоприемник, располож енны й над вертлюгом. Электробур 
присоединяю т к ниж нем у концу бурильной колонны, а долото крепят к 
валу электробура. Преимущ ество электрического двигателя перед гидрав
лическим состоит в том, что у  электробура частота вращ ения, момент и 
другие параметры  не зависят от количества подаваемой жидкости, ее ф и 
зических свойств и глубины скважины, и в возм ож ности контроля процес
са работы  двигателя с поверхности. К недостаткам относятся сложность 
подвода энергии к электродвигателю, особенно при повыш енном давлении, 
и необходимость герметизации электродвигателя от бурового раствора.

Перспективные направления в развитии способов бурения 
в мировой практике

В отечественной и зарубеж ной практике ведутся научно-исследо- 
вательские и опы тно-конструкторские работы  в области создания новых 
методов бурения, технологий, техники.

К ним относятся углубление в горных породах с использованием 
взрывов, разруш ение пород при помощи ультразвука, эрозионное, с помо
щью лазера, вибрации и др. Анализ различны х методов свидетельствует о 
необходимости увеличения подводимой к забою  мощности.

Н екоторы е из названны х методов получили развитие и используются, 
хотя и в незначительном объеме, зачастую  на стадии эксперимента.

Гидромеханический метод разруш ения горных пород при углублении 
скваж ин все чащ е используется в экспериментальны х и полевых условиях. 
С.С. Ш авловским проведена классиф икация водяных струй, которы е могут 
применяться при бурении скважин. О снова классиф икации — развиваем ое 
давление, рабочая длина струй и степень их воздействия на породы р аз
личного состава, сцем ентированности и прочности в зависимости от диа
метра насадки, начального давления струи и расхода воды. П рименение 
водяных струй позволяет в сравнении с механическими способами повы 
сить технико-эконом ические показатели.
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На VII М еж дународном симпозиуме (Канада, 1984) были представлены 
результаты  работ по использованию  водяных струй в бурении. Его воз
мож ности связы ваю тся с непреры вной, пульсирую щ ей или преры вистой 
подачей флюида, наличием или отсутствием абразивного материала и тех- 
нико-технологическими особенностями способа.

Э розионное бурен и е  обеспечивает скорости углубления в 4 — 20 раз 
больше, чем при роторном бурении (в аналогичных условиях). Сущность 
его состоит в том, что к долоту специальной конструкции вместе с буро
вым раствором подается абразивны й материал — стальная дробь. Размер 
гранул 0,42 — 0,48 мм, концентрация в растворе — 6 %. Ч ерез насадки доло
та с большой скоростью  на забой подается этот раствор с дробью, и забой 
разруш ается. В бурильной колонне последовательно устанавливаю т два 
фильтра, предназначенны е для отсева и удерж ания частиц, разм ер которых 
не позволяет им пройти через насадки долота.

Один фильтр — над долотом, второй — под ведущ ей трубой, где м ож 
но осущ ествлять очистку. Х имическая обработка бурового раствора с дро
бью сложнее, чем обработка обычного раствора, особенно при повы ш ен
ных температурах, так как необходимо удерж ивать дробь в растворе во 
взвеш енном состоянии и затем генерировать этот абразивны й материал.

После предварительной очистки бурового раствора от газа и шлама 
при помощ и гидроциклонов дробь отбираю т и сохраняю т в смоченном со
стоянии. Раствор пропускаю т через гидроциклоны тонкой очистки и дега
затор и восстанавливаю т его утраченны е показатели химической обработ
кой. Затем часть бурового раствора смеш иваю т с дробью  и подаю т в сква
жину, на пути смеш ивая с обычным буровым раствором (в расчетном со
отношении).

Л азеры  в  бурении. Л азеры  — квантовы е генераторы  оптического диа
пазона — одно из замечательных достиж ений науки и техники. Они нашли 
ш ирокое прим енение во многих областях науки и техники. По зарубеж ны м 
данным в настоящ ее время возм ож на организация производства газовых 
лазеров непреры вного действия с выходной мощ ностью  100 кВт и выше. 
КПД газовы х лазеров м ож ет достигать 20 — 60 %. Большая мощ ность лазе
ров при условии получения чрезвы чайно высоких плотностей излучения 
достаточна для расплавления и испарения лю бых материалов, в том числе 
горных пород, которы е при этом такж е растрескиваю тся, шелушатся.

Э кспериментально установлена минимальная плотность мощ ности ла
зерного излучения, достаточного для разруш ения пород плавлением: для 
песчаников, алевролитов и глин она составляет прим ерно 1,2—1,5 кВ т/см 2. 
Плотность мощ ности эф ф ективного разруш ения неф тенасы щ енны х горных 
пород из-за терм ических процессов горения нефти, особенно при поддуве 
в зону разруш ения воздуха или кислорода, ниж е и составляет 0,7 — 
0,9 кВ т/см 2.

Подсчитано, что для скваж ины  глубиной 2000 м и диаметром 20 см 
нуж но затратить около 30 млн. кВт энергии лазерного излучения. Проводка 
скваж ин такой глубины пока не конкурентоспособна в сравнении с тради
ционными механическим и методами бурения. О днако имею тся теоретиче
ские предпосылки повы ш ения КПД лазеров; при КПД, равном 60 % энерге
тические и стоимостные затраты  сущ ественно снизятся и конкурентоспо
собность этого метода повысится. П ри использовании лазера в случае 
бурения скваж ин глубиной 100 — 200 м стоимость работ относительно н еве
лика. Но во всех случаях при лазерном  бурении ф орм у сечения мож но за
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программировать, а стенка скваж ины  будет ф ормироваться из расплава 
горной породы и будет представлять собой стеклообразную  массу, позво
ляю щ ую  повысить коэф ф и ци ен т вы теснения бурового раствора цемент
ным. В некоторы х случаях можно, очевидно, обойтись без крепления 
скважин.

Зарубеж ны е ф ирмы  предлагаю т несколько конструкций лазеробуров. 
О снову их составляет мощ ный лазер, разм ещ енны й в герметичном корпу
се, способном вы держ ать вы сокое давление. (Температуроустойчивость по
ка не изучалась.) По этим конструкциям излучение лазера передается на 
забой через светопроводящ ее волокно. По м ере разруш ения (плавления) 
горной породы лазеробур подается вниз; он м ож ет быть снабж ен установ
ленным в корпусе вибратором. П ри вдавливании снаряда в расплав породы 
стенки скваж ины  могут уплотняться.

В Японии начат выпуск углекислотных газовых лазеров, которы е при 
использовании в бурении сущ ественно (до 10 раз) повы сят скорость про
ходки.

С ечение скваж ины  при ф орм ировании ствола этим методом мож ет 
иметь произвольную  форму. Компью тер по разработанной  программе дис
танционно задает реж им  сканирования лазерного луча, что позволяет за 
программировать разм ер и ф орм у ствола скважины.

П роведение лазеротерм ических работ возм ож но в дальнейш ем в п ер
ф орационны х работах. Л азерная перф орация обеспечит управляемость 
процесса разруш ения обсадной колонны, цементного камня и породы и 
м ож ет обеспечить проникновение каналов на значительную  глубину, что, 
безусловно, повы сит степень соверш енства вскры тия пласта. О днако 
оплавление пород, целесообразное при углублении скважины, здесь непри
емлемо, что долж но быть учтено при использовании этого метода в даль
нейшем.

В отечественны х работах есть предлож ения о создании лазероплаз
менных установок для термического бурения скважин. О днако транспор
тировка плазмы к забою  скваж ины  пока затруднена. В настоящ ее время 
проводятся исследования по возмож ности разработки  световодов («свето
водных труб»).

Одним из наиболее интересны х методов воздействия на горные поро
ды, обладающим критерием  универсальности, является метод их плавления 
при помощи непосредственного контакта с тугоплавким наконечником  — 
пенетратором. Значительны е успехи в создании термопрочных материалов 
позволили перенести  вопрос о плавлении горных пород в область реально
го проектирования. Уже при тем пературах порядка 1200—1300 °С метод 
плавления работоспособен в рыхлых грунтах, песках и песчаниках, базаль
тах и других породах кристаллического фундамента. В породах осадочного 
комплекса проходка глинистых и карбонатны х пород требует, по-видимому, 
более высокой температуры.

М етод бурения плавлением позволяет получить на стенках скваж ины  
достаточно толстую ситалловую корку с гладкими внутренними стенками. 
М етод им еет вы сокий коэф ф и ци ен т ввода энергии в породу — до 80 — 90 %. 
При этом м ож ет быть, хотя бы принципиально, реш ена проблема удаления 
расплава с забоя. Выходя по выводящ им каналам или просто обтекая глад
кий пенетратор, расплав, застывая, образует шлам, разм ерам и и формой 
которого мож но управлять. Шлам выносится жидкостью , циркулирую щ ей 
выш е бурового снаряда и охлаждаю щ ей его верхню ю  часть.
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П ервы е проекты  и образцы  термобуров появились в 60-х годах, а наи
более активно теория и практика плавления горных пород начали р азви 
ваться с середины  70-х годов. Э ф ф ективность процесса плавления опреде
ляется в основном тем пературой поверхности пенетратора и ф изическим и 
свойствами горных пород и мало зависит от их механических и прочност
ных свойств. Это обстоятельство обусловливает определенную  универсаль
ность метода плавления в смысле применимости его для проходки различ
ных пород. Температурный интервал плавления этих различны х полимине- 
ральных многокомпонентных систем в основном укладывается в диапазон 
1200—1500 °С при атм осферном  давлении. В отличие от механического м е
тод разруш ения горных пород плавлением с увеличением глубины и тем 
пературы  залегаю щ их пород повы ш ает свою эфф ективность.

К ак уж е говорилось, параллельно с проходкой осущ ествляю тся креп 
ление и изоляция стенок скваж ины  в результате создания непроницаемого 
стекловидного кольцевого слоя. П ока не ясно, будет ли происходить износ 
поверхностного слоя пенетратора, каковы  его механизм  и интенсивность. 
Не исключено, однако, что бурение плавлением, хотя и с небольш ой ско
ростью, м ож ет проводиться непреры вно в пределах интервала, определяе
мого конструкцией скваж ины . Сама ж е  эта конструкция в силу непреры в
ного крепления стенок м ож ет быть значительно упрощ ена, даж е в слож 
ных геологических условиях.

Очевидно, что м ож но себе представить технологические процедуры, 
связанны е только с креплением  и изоляцией стенок последовательно с 
проходкой ствола способом обычного механического бурения. Эти проце
дуры могут относиться только к интервалам, представляю щ им опасность в 
связи с возмож ностью  возникновения различны х осложнений.

С точки зрения технической реализации следует предусмотреть токо- 
провод к нагнетательным элементам пенетратора аналогично используемо
му при электробурении.

Виды бурения

С овременное бурение допускает проводку скваж ин самого различного 
назначения, диаметра, конф игурации ствола и его ориентировки.

Б урение верт икальных скважин. Строго вертикальных скваж ин нет — 
все имею т некоторую  кривизну, отклонение от вертикали. С овременный 
уровень техники и технологии позволяет бурить скваж ины  с отклонением 
ствола скваж ины  от вертикали до 2°.

B.C. Федоров, изучив причины  искривления скважин, приш ел к вы во
ду, что их мож но подразделить на геологические (неуправляемые) и техни- 
ко-технологические (управляемые).

К геологическим причинам относятся: угол встречи долота с плоско
стью пласта, чередуемость пород по прочности и их мощность, угол и с
кривления скваж ины  (определяется углом падения пластов и не мож ет 
быть больше последнего).

К технико-технологическим причинам относятся: тип долота, реж им  
бурения, ж есткость низа бурильной колонны, кривизна элементов буриль
ного инструмента, искривление бурильных труб под нагрузкой, вертикаль
ность и совпадение оси выш ки с центром роторного стола и его направле
ния, горизонтальность установки стола ротора.

Влияние указанны х причин мож но свести практически к нулю.
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П еред началом бурения необходимо обеспечить центрирование выш 
ки, соответствие осей симметрии выш ки и направления, горизонтальность 
установки стола ротора, прямолинейность первых бурильных труб и веду
щ ей трубы.

В начале бурения ведущ ая труба и первы е трубы долж ны входить в 
породу строго вертикально, без раскачиваний.

П роф илактика кривизны  скваж ины  при бурении сводится к зам еру 
кривизны , прим енению  компоновок низа бурильной колонны (КНВК) и 
подбору реж им а бурения. К омпоновки должны обладать проходимостью  и 
продольной устойчивостью  в стволе при бурении скважин, не создавать 
значительных гидравлических сопротивлений при движ ении бурового р ас
твора и др.

КНВК прим еняю т после проработки ствола непосредственно из-под 
баш мака промеж уточных колонн, а такж е с начала бурения теми долотами, 
диаметр которы х соответствует диаметру компоновки. Д опустимый износ 
калибраторов и центраторов не долж ен превыш ать 3 мм по диаметру, а 
квадратны х УБТ — 2 мм. К омпоновки низа бурильной колонны различаю т
ся меж ду собой, элементы их представлены калибраторами, центраторами, 
стабилизаторами, расш ирителями, маховиками (короткими утяж еленны ми 
бурильными трубами — УБТ) и т.д.

Э ф ф ективность работы  КН БК определяется главным образом  соответ
ствием их условиям работы, жесткостью , разностью  диаметров долота и 
элементов компоновки, длиной, очередностью  и количеством установки 
элементов компоновки, характером  конф игурации поперечного сечения 
ствола скважины.

Н азначение элементов, составляю щ их компоновку низа бурильной ко
лонны, неодинаковое.

Калибраторы  предназначаю тся для калибровки по диаметру ствола 
скваж ины  и улучш ения работы  долот. Выпускаются в нескольких вариан
тах: КЛ-214 — калибратор лопастной на диаметр 214 мм с ребрами, распо
лож енны м и по образую щ ей; КЛС-190 — калибратор лопастной на диаметр 
190 мм с располож енны ми по спирали ребрами; КВЗ-214 — калибратор с 
выдвиж ны ми зубцами на диаметр 214 мм; калибратор однош арош ечный на 
диаметр 214 мм. П ри роторном бурении калибраторы  устанавливаю тся в 
ком поновке непосредственно над долотом.

Ц ентраторы  предназначены  для центрирования бурильной колонны в 
месте их установки. Они выпускаю тся в нескольких вариантах: металличе
ский ЦМ-269, резинокаркасны й ЦР-214, ш арнирны й ЦШ-269, меж секцион- 
ный ЦС-295 и центратор вала турбобура ЦВТ-295.

Стабилизаторы, роль которы х исполняю т УБТ, утяж еленны е трубы 
многоугольного проф иля или спиральные, предназначены  для центрирова
ния бурильной колонны на участке длины стабилизации. Их разделяю т на 
цилиндрические СЦ-245-4,5 м с наруж ны м диаметром 245 мм при длине 
4,5 м; спиральны е СС-190-4,0 м; квадратны е СК-190-6,5 м с разм ером  по 
диагонали 190 мм и длиной 6,5 м и др.

М аховики, роль которы х выполняю т короткие утяж еленны е буриль
ны е трубы  (УБТ), служат для уравновеш ивания вращ аю щ ейся массы  вала 
турбобура. Их устанавливаю т под валом турбобура.

Расш иритель предназначен для расш ирения ствола скважины. Н аибо
лее распространены  трехш арош ечны е расш ирители (в корпусе на осях 
смонтированы  три пары  ш арош ек, по окруж ности они располож ены  под
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углом 120° друг к другу). Трехш арош ечны е расш ирители выпускаю т н е
скольких диаметров — 243, 269, 295, 345, 395 и 455 мм.

Выпускают такж е четырех- и ш естилопастные, однош арош ечные пи
лотные и ш ты ревы е наддрлотные расш ирители.

И скривление стволов скваж ины  необходимо измерять. Для этого и с
пользую т инклинометры  дискретного и непреры вного действия, позволяю 
щ ие измерять отклонение ствола скваж ины  от вертикали (в вертикальной 
плоскости) и искривление по азимуту (угол меж ду вертикальной плоско
стью, в которой леж ит ось искривленного ствола, и вертикальной плоско
стью, проходящ ей через северное окончание магнитной стрелки) до 50°. 
Результаты зам еров заносят в таблицу через определенные интервалы  (25 — 
50 м) глубины скваж ины  и они могут быть заф иксированы  в виде неп ре
ры вны х кривы х (инклинограммы) — граф иков проекций ствола скваж ины  
на горизонтальную  плоскость. Граф ики строят в определенном масштабе, 
на них указы ваю т направления магнитного меридиана, горизонтальный 
масштаб, общ ее отклонение, а у  каж дой точки отмечаю т глубину и углы 
наклона.

В основе прибора П етросяна леж ит разруш ение (разъедание) стекла 
плавиковой (фтористо-водородной кислотой HF) кислотой на границе с 
воздухом. Вставленное вертикально в прибор стекло контактирует с плави
ковой кислотой, оставляя след, направление линии которого указы вает на 
угол искривления. Этот угол а  непосредственно изм еряю т транспортиром 
или вычисляю т по формуле

где а — разность высоты линии следа на стекле, мм; D — длина стекла, мм.
Аппарат П етросяна изготовляю т в трех вариантах. Его бросаю т в бу

рильные трубы или спускаю т на проволоке с помощью специальной руч
ной или механической лебедки.

Н аклонно направленное бурение. Н аклонно направленная скваж ина 
отличается от вертикальной заданным смещ ением конечного забоя от вер 
тикали, проходящ ей через устье скважины.

Бурение наклонны х скваж ин возм ож но турбинным и роторным спосо
бом. И скривление ствола скваж ины  достигается прим енением  специальных 
компоновок низа бурильной колонны, обеспечиваю щ их отклоняю щ ую  силу 
на долоте или асим метричное разруш ение забоя, или то и другое.

Необходимого пространственного полож ения ствола скваж ины  доби
ваю тся с помощью ориентирования отклоняю щ их компоновок низа бу
рильной колонны перед началом и в процессе бурения. В качестве откло
няю щ их при турбинном бурении прим еняю т компоновки, вклю чаю щ ие 
один или несколько центраторов, два эксцентрично располож енны х цен
тратора, эксцентричны й ниппель, кривой переводник, специальны е откло
нители типа ОТ, ОТС, ОТШ. С помощью компоновок с одним или несколь
кими центраторам и мож но управлять только величиной зенитного угла 
скваж ины . Все остальные позволяю т изменять такж е и азимут скважины.

К ривой переводник — толстостенны й патрубок с пересекаю щ имися 
продольными осями присоединительны х резьбовы х соединений. Углы м еж 
ду пересекаю щ им ися осями равны  1,5 —3,5°. Увеличение указанного угла 
сверх 3,5°, как правило, не приводит к увеличению  темпа набора кривизны . 
К ривой переводник вклю чается в компоновку обычно меж ду одной секци
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ей турбобура или укороченного турбобура и УБТ. Очевидно, что темп и з
м енения кривизны  зависит от угла перекоса кривого переводника, а такж е 
от текущ его зенитного угла ствола скважины . В соответствии с инструкци
ей по бурению  наклонны х скваж ин с кустовых площ адок на неф тяны х м е
сторож дениях Западной С ибири (РД 39-2-171—79) при бурении предусмот
рена следующая компоновка: долото диаметром 295 мм, турбобур 
ЗТСШ -240-1 секция или Т12МЗБ-240, кривой переводник, УБТ диаметром 
178 мм и длиной 12 м. Зависимость интенсивности искривления (Да) от те 
кущ его зенитного угла мож но представить как

Да =  к +  Ьа2,

где к  и Ъ — эм пирические коэф ф ициенты .
В табл. 1.2 приведены  величины к и й  для различны х углов перекоса и 

типов забойны х двигателей.
О тклоняю щ ая сила в ком поновке с эксцентричны м ниппелем возника

ет за счет монтаж а на ниппеле турбобура упругой (резиновой) накладки.
При бурении секционными турбобурами валы и корпуса верхней и 

ниж ней  секций турбобура соединены под углом 1 — 2°, что и обеспечивает 
набор кривизны  при бурении ствола скважины; отклонители ОТ и ОТС 
представляю т собой искривленны й переводник, установленный между 
ниппелем и корпусом турбобура. Вал при этом выполнен разрезны м, ради
альной опорой ниж ней  части вала служ ит ниппель.

О тклоняю щ ие приспособления, прим еняем ы е при роторном бурении, 
и технология бурения наклонно направленны х скваж ин имею т свои осо
бенности. В этом случае отклонители использую т только в начальный мо
мент для придания стволу нужного направления. Количество отклоняю щ их 
приспособлений, которы е необходимы для обеспечения заданного искрив
ления скважины, определяет способность проходимых пород и их пропла- 
стков отклонять ствол скваж ины  от проектного направления. И скусствен
ное искривление ствола скваж ины  осущ ествляется подбором соответст
вую щ их компоновок низа бурильной колонны при определенных реж им ах 
бурения. О тклоняю щ ие приспособления (рис. 1.1) такж е специфичны  и 
представляю т собой клиновидны е устройства с наклонным направлением 
для долота. Они имею т полукруглое или V-образное сечение с приспособ
лениями для крепления в открытом или обсаж енном  стволе. По конструк
ции они бываю т несъемны ми неизвлекаемы м и (длина 2,5 —4,5 м), остав
ляемыми в скваж ине и извлекаемы м и после осущ ествления процесса буре
ния в установленном направлении (примерно 15 м нового ствола скважи-

Т а б л и ц а  1.2
Эмпирические коэффициенты и предельные значения зенитного угла 
для различных типов турбобура

Угол перекоса 
кривого 

переводника

ЗТСШ -240 (1 секция) Т12МЗБ-240

К оэф ф ици ент к
П редельны й з е 
нитны й угол а п, 

градус
К оэф ф ици ент к

П редельны й зе 
нитны й угол а ш 

градус

3° 45' 1,60 57,0 — —
3° 0 0 1,35 52,6 1,56 55,8
2° 30' 1 , 2 0 48,0 1,38 52,6
2 ° 0 0 1 , 0 0 45,0 1 , 2 0 48,0
П р и м е ч а н и е .  К оэф ф ици ент Ь =  0,0005.

16



т

Рис. 1.1. Типы отклоняющих приспособлений в роторном бурении:
а — работа с отклоняю щ им клином: 1 — установка клина, 2 — забуривание ствола, 3 — и з 
влечение клина, 4 — расш ирение ствола; 6 — работа с ш арнирны м  отклонителем: 1 — уста
новка отклонителя, 2, 3 — забуривание ствола, 4 — расш ирение ствола

ны). Н еизвлекаемы е отклонители прим еняю т в обсаж енны х скважинах. 
С верху они имею т раструб для направления долота и устройства для креп
ления в скважине.

В извлекаемы х отклонителях в верхней части находится муфта (для их 
подъема) диаметром, равны м диаметру ниж ней  части долота, а в ниж ней  — 
остроконечны й выступ, внедряю щ ийся в породу на забое и препятствую 
щий вращ ению  отклонителя.

Для стабилизации уменьш ения зенитного угла скваж ины  как в ротор
ном, так  и турбинном (электро-) бурении прим еняю т компоновки с различ
ным числом центраторов и их располож ением .

П роектирование наклонно направленны х скваж ин сводится к выбору 
типа профиля (вертикальной и горизонтальной проекций), расчету траек 
тории полож ения оси скваж ины  в пространстве, вы бору компоновок для 
реализации расчетного профиля и реж им а бурения.

П роф или скваж ины  могут проектироваться в одной плоскости (это 
обычный тип профиля) и с учетом пространственного искривления (про
филь пространственного типа). П оследние используются, к сожалению , 
р еж е и их прим енение связы вается со сложными геологическими условия
ми бурения, влияние которы х на самопроизвольное искривление велико.

Кустовое бурение. Под кустовым бурением понимается способ, при 
котором устья скваж ин группирую тся на общ ей площадке, а конечны е за
бои находятся в точках, соответствую щ их проектам разработки  пласта, м е
сторождения.
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П ри кустовом бурении скваж ин значительно сокращ аю тся строитель- 
но-монтаж ны е работы  в бурении, уменьш ается объем строительства дорог, 
линий электропередачи, водопроводов и т.д. Н аибольш ий эф ф ект  от кусто
вого бурения обеспечивается при бурении в условиях моря, в болотистых 
местностях и др. Впервые в б. СССР кустовое бурение было осущ ествлено 
под руководством Н.С. Тимоф еева на о. А ртема в А зербайдж ане. В н а
стоящ ее время с куста бурят 8 — 24 скваж ины  и более.

Основными подготовительными работами являю тся подготовка пло
щ адки к строительству назем ны х сооруж ений и прокладка коммуникаций. 
На заболоченной или затопляемой территории  технически возмож ны  сле
дую щ ие методы их освоения: сооруж ение дамб, огораж иваю щ их площадку; 
сооруж ение искусственны х островов; при высоком уровне вод — соору
ж ени е эстакад.

П рименяю тся различны е типы и варианты  кустований в зависимости 
от природных условий.

Кусты делят на локальные, т.е. не связанны е постоянными дорогами с 
базой; кусты, располож енны е вдоль транспортной магистрали, и кусты, н а
ходящ иеся в центре транспортной магистрали. В первом случае скважины, 
как правило, направляю т во все стороны (веером), что позволяет собрать в 
куст максимальное число устьев скважин. П ри разбуривании многопласто
вых залеж ей  число скваж ин в кусте увеличивается. В случае располож ения 
кустов вдоль транспортной магистрали (Азербайджан-море, Западная С и
бирь) число скваж ин в кусте уменьш ается по сравнению  с числом скваж ин 
на локальном кусте.

В зависимости от геолого-климатических условий, техники и рельеф а 
м ож ет быть предлож ено и использовано много схем располож ения устьев 
скважин.

Одна из основных особенностей проводки скваж ин кустами — необ
ходимость соблю дения условий непересечения стволов скважин. О пыт по
казывает, что с точки зрения пересечения соседних стволов опасны верх
ние вертикальны е участки.

Важное значение им еет такж е установление минимальной разности 
вертикальных глубин точек забуривания стволов скваж ин в кусте. С чита
ют, что максимальная допустимая минимальная разность глубин точек за 
буривания стволов соседних скваж ин долж на составлять 50 м, что и реко 
мендуется в качестве допуска, когда глубина места зарезки  ствола не п р е
вы ш ает 1000 м. По результатам фактического полож ения стволов должны 
вноситься соответствую щ ие коррективы  в проекты  на бурение последую 
щих скважин.

Кустовое бурение ш ироко распространено в зарубеж ной и отечест
венной практике бурения в условиях Западной Сибири, на море и т.д.

К недостаткам кустового наклонно направленного способа бурения 
следует отнести: вынужденную  консервацию  уж е пробуренны х скваж ин до 
окончания некоторой скваж ины  данного куста в целях противопож арной 
безопасности, что замедляет темпы разработки  залежи; увеличение опасно
сти пересечения стволов скважин; трудности в проведении капитального и 
подземного рем онта скважин, а такж е в ликвидации грифонов в условиях 
морского бурения и др.

М ногозабойное бурение. Сущ ность многозабойного способа бурения 
состоит в том, что из основного ствола скваж ины  с некоторой глубины 
проводят один или несколько стволов, т.е. основной ствол используется
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многократно. П олезная протяж енность скваж ин в продуктивном пласте и, 
следовательно, зона дренирования (поверхность фильтрации) возрастаю т 
(рис. 1.2). Дополнительные стволы могут переходить в горизонтальные.

П ервы е скваж ины  были пробурены  этим способом в 1947 г. на Крас- 
нокам енском  и И ш имбаевском месторож дениях. В сочетании с турбобуром 
многозабойное бурение развивалось успеш нее.

На Бориславском месторож дении максимальный зенитны й угол и с
кривления составил 53° на длине 446 м. В К раснодарском крае число до
полнительных стволов в многозабойны х скваж инах доводилось до пяти
ш ести при длине 5 0 —150 м и расстоянии меж ду крайним и стволами до 
300 м. Число боковых скваж ин м ож ет достигать 10, а длина их — 400 м и 
более.

П роведенный А.Г. Калининым технико-экономический анализ по од
ному из месторож дений показал, что стоимость одной многозабойной 
скваж ины  в 2 — 4 раза  превы ш ает стоимость однозабойной скважины, но 
дебит в первом случае в 18 раз выше, чем во втором.

П реимущ ества многозабойного способа бурения сводятся к тому, что 
мож но получить скваж ины  с увеличенным дебитом, повысить общую н еф 
теотдачу месторождения, сократить число скважин, вовлечь в промы ш лен
ную разработку  малодебитные м есторож дения с низкой проницаемостью  
пород, повысить поглощ ающую способность нагнетательных скважин.

Горизонтальное бурение. К настоящ ем у врем ени в мировой практике 
достаточно четко вырисовы вается область возмож ного прим енения для 
вскры тия продуктивных пластов горизонтальны х и многозабойны х сква
жин. Хотя объем проходки не превы ш ает 1,0—1,5 % от общ его объема бу
рения, наибольш ий эф ф ект  по увеличению  текущ ий добычи и нефтеотдачи 
пластов достигается при вскры тии коллекторов с вертикальной трещ инова
тостью, большой фациальной изменчивостью  по простиранию , низкой по-

Рис. 1.2. Схема многозабойной сква
жины
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ристостью  и проницаемостью , а такж е содерж ащ их вы соковязкие мало
подвиж ны е нефти. Горизонтальные скваж ины  весьма успеш но могут и с
пользоваться и при вскры тии вы сокопроницаем ы х пластов.

Благодаря вскры тию  пластов горизонтальны ми скваж инам и дости
гаются:

интенсиф икация добычи неф ти  и увеличение нефтеотдачи пластов; 
увеличение срока эф ф ективной  эксплуатации скваж ин за счет значи

тельного уменьш ения водогазоконусных образований;
минимальное загрязнение окруж аю щ ей среды и сохранение экологи

чески чистыми больших площ адей на поверхности;
уменьш ение числа скважин, необходимых для разработки  и 

доразработки месторождений;
вовлечение в эксплуатацию  месторождений, ранее считавш ихся про

мыш ленно нерентабельны ми (забалансовыми).
Н екоторы е ограничения вы званы  современны м состоянием техники и 

технологии бурения горизонтальных скважин, а такж е нереш енностью  р я 
да вопросов планирования, ф инансирования, стимулирования и организа
ции труда.

П ервая горизонтальная скважина, проходящ ая на 130 м непосредст
венно по пласту мощ ностью  около 30 м, была проведена в 1957 г. на Ябло- 
новском м есторож дении Куйбы ш евской области. Н есмотря на то, что 
скваж ина была пробурена на сильно дренированны й пласт, ее суточный 
дебит составил 40 т, что многократно превыш ало дебиты вертикальных 
скважин.

Во ВНИИБТ в результате работ по многозабойному и горизонтальному 
бурению  в первы е ж е  годы были разработаны  специальны е укороченны е 
турбобуры  Т12М2К, в которы х впервы е применили проточную  пяту, отра
ботана технология безош ибочного попадания в дополнительные стволы, 
разработана система доставки геоф изических приборов в горизонтальны е 
стволы, которая используется с некоторы ми модиф икациями по настоящ ее 
время как  в РФ, так и за рубеж ом  (система «Симфор»),

Специалистами ВНИИБТ разработаны  технические средства и методы, 
позволяю щ ие достаточно надеж но проводить горизонтальны е стволы в за 
данном направлении.

При использовании электробуров в качестве забойного двигателя 
имею щ ийся набор серийно выпускаемых технических средств позволяет 
проводить интенсивное искривление скваж ины  по радиусу 120 м и более и 
вести горизонтальное бурение при постоянном контроле за пространствен
ными парам етрам и ствола.

Н акопленны й опыт показывает, что электробур является эф ф ективны м  
средством проводки горизонтальны х скваж ин и его нуж но применять там, 
где развита база электробурения.

Большая часть горизонтальны х скваж ин в стране пробурена с помо
щью гидравлических забойны х двигателей. О сновным направлением работ 
в этой области в последние годы было создание технических средств и от
работка технологии бурения стволов горизонтальны х скваж ин с минималь
ными отклонениями от расчетной траектории.

ВНИИБТ созданы  макетны е образцы  комплекса технических средств 
«Горизонт-1» (рис. 1.3), вклю чаю щ его отклонитель на основе укороченного 
забойного двигателя объемного типа диаметром 172 мм и специальные 
средства для доставки геоф изических приборов в скваж ину при больших
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Рис. 1.3. Комплекс технических средств «Горизонт-1»:
1, 2 — бурильны е трубы; 3 — долото; 4 — кабель геоф изический; 5 — 
приспособление для передвиж ения геоф и зических  приборов; 6 — соеди
нение ш арнирное; 7 — двигатель

углах наклона ствола (рис. 1.4). По результатам промы сло
вых работ конструкция отклонителя была доработана, и 
создан универсальны й отклонитель ОШ -172 (рис. 1.5), ко
торы й используется как  при искривлении ствола скваж и
ны, так и при бурении горизонтальны х участков ствола, 
что достигается путем зам ены  сменных деталей отклоните
ля в условиях механического цеха или буровой. О беспечи
вается радиус искривления ствола скваж ины  275,9-мм до
лотом, равны й 40 м и более.

О тработана технология выхода на горизонтальное н а
правление и проводки горизонтального ствола длиной 
150 — 200 м с отклонением от вертикальной отметки в п ре
делах 4 м. Для этого необходимы высокая степень совпаде
ния расчетной и ф актической интенсивности искривления 
ствола при работе с отклонителем ОШ-172, непреры вны й 
контроль за полож ением отклонителя при помощ и прибора 
с кабельной линией связи, использование специальных ш арнирны х компо
новок при проводке горизонтального ствола, а такж е периодические инк- 
линометрические замеры. К репление стволов скваж ин проводится эксплуа
тационной колонной диаметром 140—146 мм, оборудованной в продуктив
ной зоне фильтром такого ж е  диаметра. Эксплуатационная колонна цем ен
тируется выш е баш мака 245-мм промеж уточной колонны с прим енением 
пакера типа ПДМ-140 (ПДМ-146). Геоф изические исследования горизон
тального ствола проводятся с прим енением  радиационны х методов.

С возрастанием  глубин резко  растет эф ф ективность горизонтального 
бурения, но и увеличиваю тся трудности, связанны е с управлением стволом, 
для устранения которы х необходимо создать специальны й инструмент и 
методы оперативного управления.

В зарубеж ной практике этот метод, а главное узел  управления, сбора 
инф орм ации и корректировки  ствола скваж ины  и, кром е того, специаль
ны е трубы и другой инструмент разработаны  в нескольких вариантах и 
обеспечиваю т проводку скваж ин по пласту мощ ностью  всего несколько 
метров. Система изм ерений  при бурении позволяет осущ ествлять процесс 
в автоматическом реж име.

Б урение на акваториях. О рганизация бурения, подготовительные р а
боты к бурению, оборудование устья и некоторы е другие работы в море 
имею т свои особенности.

До 17 % потребляемой в м ире неф ти  добы ваю т в море. По оценке спе
циалистов, велики перспективы  добычи неф ти  и газа на ш ельф ах СНГ, 
СШ А и других странах.

В настоящ ее время выполняется несколько видов организационно
подготовительных работ, в результате которы х создается место для уста
новки бурового оборудования:

возведение искусственны х сооруж ений в виде дамб и эстакад, отде
ляю щ их часть акватории с последую щ ей засы пкой (различными способами 
и материалами);
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Рис. 1.4. П риспособление для передвижения  
каротажных приборов:
1 — корпус устройства; 2 — роликовы й м еха
низм; 3 — окно для промывки; 4 — уплотнение 
каротаж ного троса; 5 — окна для каротаж ного 
кабеля

Рис. 1.5. Универсальный отклонитель 
ОШ-172:
1 — верхняя секция турбобура (ниж ний 
вал); 2 — ни ж няя секция турбобура (верх
ний вал); 3 — ш арнирны й отклонитель

намыв и укрепление отдельных островов;
строительство эстакад с разм ещ ением  на них целых поселков; 
сооруж ение платформ погружного, полупогружного и других типов; 
использование специальных судов с заякоренны м и устройствами; 
нам ораж ивание на ледяных покровах толстого прочного слоя 

льда и др.
На указанны х искусственны х островах или основаниях монтируется 

буровое оборудование для бурения скваж ин различной глубины и назначе
ния. С учетом значительной стоимости искусственны х сооруж ений ведется 
кустовое бурение. Тип основания определяется глубиной моря и характе
ром ее изменения, метеорологическими условиями, глубиной залегания 
продуктивного объекта и др. П ри бурении морских скваж ин большую роль 
играю т метеорологические условия (особенно в северны х морях) и глуби
на моря.

СНГ является пионером морской нефтегазодобы чи. Уже в 40-х годах 
на ш ельф е Каспийского моря началась добыча неф ти  и газа с искусствен
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ных насы пны х островов. Сегодня на К аспии построен целый город. П ро
тяж енность эстакад достигла 350 км, а число отдельно стоящ их в море ста
ционарны х платформ — более 250.

П ервы ми научно-инж енерны ми работами в бурении и добыче неф ти  в 
условиях моря следует считать работы  Рустамбекова (1935 г.).

М орское бурение в районе о. Артема (Азербайджан) стало возмож ны м 
после осущ ествления по методу Н.С. Т имоф еева работ по установке и ц е
ментированию  трубчатых металлических свай вместо деревянных, которы е 
нельзя было внедрить в прочное известковое дно. М етод состоял в том, 
чтобы забурить ш урф ы  глубиной несколько метров, вставить в них метал
лические трубы  и далее закачать цементны й раствор в трубы и поднять его 
в затрубное пространство ш урфа. Н.С. Тимофеевы м было предлож ено бу
рение наклонных скваж ин с оснований.

П озж е Б.А. Рагинский предлож ил крупноблочную  систему свайного 
основания, заготовительны е и сварочны е работы для которой проводили на 
суше; в море вели только монтаж  конструкций. Эти конструкции получили 
распространение в А зербайдж ане и Дагестане.

Большой вклад в развитие строительства скваж ин в условиях моря 
внесли Л.А. М ежлумов, С.М. Кулиев, Ю.А. С афаров, Р.И. Ш ищенко,
С.А. Оруджев, А.А. Мовсумов, И.И. Кулиев, Р.К. Сеид-Рза, М.П. Гулизаде.

О своение морских богатств в б. СССР было начато с засы пки Биби- 
Эйбатской бухты и последую щ его бурения с засы панной территории. С 
40-х годов началось освоение моря с использованием металлических свай и 
оснований при глубине моря от 4 до 10 м. Впервые бурение с судов в 
б. СССР начато в 1935 г. в А зербайдж ане для структурно-картировочны х 
целей и изучения инж енерно-геологической характеристики  морских грун
тов (глубина моря до 25 м, глубина бурения до 100 м). Опыт бурения с лег
ких судов на Каспийском море показал, что при волнении моря более 2 — 
3 баллов и силе ветра выш е 4 баллов проведение работ затруднено или н е
возможно.

С 1978 г. введены в работу стационарны е платформы  для бурения при 
глубине воды 110—120 м.

П озж е вместо стационарны х платформ практически на всех акватори
ях использую тся ПБУ — плавучие буровы е установки («Сиваш», «Оха», 
«Хакури», «Ш ельф», «Каспморенефть» и т.д.). В Баренцевом море с 1981 г. 
началось разведочное бурение с буровых судов. П ервы ми такими судами 
были «Валентин Ш ашин», «Виктор М уравленко» и «М ихаил М ирчинк».

В мировой практике производства буровых работ в море определились 
направления в области создания ПВС, при которы х учитываю тся такие 
факторы, как  глубина моря, состояние грунта, ледовая обстановка, цель 
бурения и т.д.

В настоящ ее время плавучие буровы е средства классиф ицирую т по 
способу их установки над скваж иной в процессе бурения, выделяя две ос
новны е группы (классы): опираю щ иеся при бурении на м орское дно и 
проводящ ие бурение в плавучем состоянии.

К первой группе относят плавучие буровы е установки самоподъемного 
и погружного типов (СПБУ), а ко второй — полупогружны е буровы е уста
новки (ППБУ) и буровы е суда (БС).

СПБУ прим еняю т преимущ ественно в разведочном бурении на м ор
ских и неф тяны х и газовых м есторож дениях в акваториях с глубинами вод 
3 0 —120 м. СПБУ самоподъемного типа имею т большой запас плавучести,
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Т а б л и ц а  1.3
Краткая техническая характеристика ПБУ

П оказатели

Буровы е суда типа 
«1-НС», «Валентин 
Ш ашин», «Виктор 

М уравленко»

ПБУ типа «Ш ельф», 
«Ш ельф-4», 
«Ш ельф-8 »

СПБУ типа «Коль
ская»

Тип судна (установки) Дизель-электроход П олупогруж ная са  С амоподъемная не
моходная самоходная

Глубина моря, м 60 -  300 9 0 -2 0 0 2 0 -  1 0 0

М аксим альная глубина бу 6500 6000 6500
рения, м
А втономность эксплуата 1 0 0 30 30
ции, сут
Буровая вышка:

тип ББП53-320 ББП53-320 ВБП54-320
грузоподъемность при 320 320 320
оснастке 6x7, т
вы сота полезная (от по 53 53 54
ла буровой до низа под-
кронблочной балки), м
вы сота общ ая, м 57,2 57,2 58,5
масса, т 180,5 180,5 134,1

Лебедка:
тип «Ойлуэлл» Е-3000 ЛБУ-2000П «Ойлуэлл» Е-3000
ном инальная грузоподъ 600 320 600
емность, т
натяж ение подвижного 414 341 414
конца талевого каната
при  номинальной гру
зоподъемности, кН
диам етр талевого кан а 38 35 38
та, мм
диам етр барабана, мм 893 835 893
длина барабана, мм 1575 1445 1575
число скоростей 4 4 4
средняя частота вращ е 1 -5 8 ; I I -  108; 1 -8 3 ; I I - 97; 1 -5 8 ; I I -  108;
ния подъемного вала л е  I I I -  191; IV — 351 I I I -  133; I V - 264 I I I -  191; I V - 351
бедки, о б /м и н

Система расстановки и н  АСП КМ С П АСП
струмента
Длина бурильны х свечей, м 27 27 27

буксирую тся совместно с оборудованием, инструментом и материалами к 
точке бурения. П ри буксировке опоры подняты, а на точке бурения опоры 
опускаю тся на дно и задавливаю тся в грунт, корпус поднимается по опорам 
и ф иксируется на расчетной высоте над уровнем моря.

СПБУ погружного типа использую т в основном на мелководье. В р е 
зультате заполнения водой ниж них корпусов установки они погружаю тся 
на дно моря. Рабочая платф орма находится над поверхностью  воды.

ППБУ преимущ ественно прим еняю т для бурения поисковых и р азве
дочных скваж ин в акваториях при глубинах моря от 100 до 300 м и более.

БС имею т высокую  м аневренность и скорость перемещ ения, большую 
автономность по сравнению  с ППБУ и поэтому применяю тся для бурения 
поисковых и разведочны х скваж ин в отдаленных районах при глубинах 
моря 1500 м и более.

О сновны е состояния ПБС зависят от класса и назначения: перегона на 
новую  точку, установки на точке бурения, бурения и снятия с оконченной 
бурением скважины.

П ерегон СПБУ бы вает двух видов: короткий (переход) с точки на точ
ку в пределах разведы ваемой структуры и длительный — буксировка на 
дальние расстояния за пределы разведанного района.
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ППБУ перегоняю т и буксирую т с ограничением по погодным услови
ям. По окончании транспортировки ППБУ наводят на точку бурения и в 
соответствии со схемой развозят якоря и якорны е цепи.

О сновны е технические характеристики  некоторы х ПБУ приведены  в 
табл. 1.3.

Ф ункции бурения в условиях моря и суши эквивалентны. О днако им е
ется ряд отличий, которы е связаны  в основном с конструкцией верхней 
(подводной) части скважин, забуриванием  из стволов, оборудованием устья 
противовыбросовы ми устройствами, консервацией  скваж ины  и др.

До бурения скваж ины  обосновы ваю т и вы бираю т ее конструкцию . В 
понятие конструкции входит концентрическое располож ение спущ енных в 
скваж ину обсадных колонн с указанием  их диаметров, глубины спуска, вы 
соты подъема закачанного за ними в скваж ину цементного раствора, диа
метра долот, которы ми бурят под каждую  колонну.

Строго говоря, конструкция скваж ины  — это совокупность элементов 
крепи горной выработки с поперечны ми размерами, несоразм ерно малыми 
с ее глубиной и протяженностью , обеспечиваю щ ая при современном тех
ническом и технологическом вооруж ении безаварийное, с учетом охраны 
недр, экономичное строительство герметичного пространственно-устой- 
чивого канала меж ду флю идонасыщ енны ми пластами и остальной частью 
вскрытого геологического разреза, а такж е дневной поверхностью , экс
плуатирую щ егося в заданных реж им ах и врем ени в зависимости от назн а
чения (изучение геологического разреза, разведка и оценка газонеф тево- 
доносности отложений, добыча продукции, поддерж ание пластовых давле
ний, наблю дение за реж им ом эксплуатации м есторож дения и др.). Н а рис. 
1.6, а представлен проф иль скважины, а на рис. 1.6, б  граф ически изобра
ж ена рабочая схема ее конструкции.
Вверху над каждым рядом обсадных ко 
лонн приведен их диаметр (в мм), а вни
зу — глубина установки (в м) и подъема 
цементного раствора обозначается ш три
хами, выш е которы х отмечена высота 
его подъема; иногда приводится номер 
долота.

К аж дая колонна, спускаемая в 
скважину, им еет свое название. Первая, 
самая короткая, назы вается направлени
ем. Она устанавливается до начала бу
рения и предохраняет устье скваж ин от 
разм ы ва грунта циркулирую щ им буро
вым раствором. Вторая колонна, служ а
щая для перекры тия неустойчивых 
верхних пород и водоносных горизон
тов, назы вается кондуктором. Н из кон
дуктора, как и низ всех спускаемых по
сле него колонн, заканчивается корот
кой утолщ енной трубой, назы ваемой 
башмаком. П ри бурении скваж ин в ус
ловиях многолетнемерзлы х пород н а-
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правление и кондуктор вы бираю т с учетом предупреж дения растепления 
пород. Для предупреж дения или устранения осложнений, возникаю щ их 
или возмож ны х при бурении, спускаю т промеж уточную  колонну. Их мо
ж ет  быть несколько. Последняя колонна, предназначаемая для эксплуата
ции продуктивного горизонта, назы вается эксплуатационной. П ри подсчете 
числа колонн, спущ енных в скважину, направление и кондуктор не учиты
ваются.

Колонна, перекры ваю щ ая некоторы й интервал без выхода к устью 
скважины, назы вается хвостовиком  (потайной колонной). Хвостовики час
то прим еняю т при креплении глубоких скваж ин (рис. 1.7).

Иногда обсадные колонны спускаю т частями — секциями. П роцесс 
спуска обсадной колонны в таком случае назы вается секционным, а колон
на — секционной.

П ри бурении глубоких скваж ин в сложных геологических условиях 
прим еняю т многоколонные конструкции. Н ередко выход долота из-под 
промеж уточных колонн достигает 1500 м и более. В этих условиях в обса
ж енной  скваж ине проводят большой объем буровых работ, значительно 
изнаш иваю тся обсадные и бурильные трубы, уменьш ается срок их службы. 
Для уменьш ения износа прим еняю т протекторны е кольца. П ротектор (рис. 
1.8) состоит из двух взаим озам еняем ы х резиновы х оболочек 2, арм ирован
ных металлическим каркасом, соединенны х друг с другом при помощи 
клиновых соединительных ш ты рей 1. Внутри каркаса закреплена гибкая 
прокладка 3, края которой завернуты  внутрь. М еталлический каркас 4 по 
поверхности обмазы вается специальным клеем при обрезинивании. Конст
рукция протектора обеспечивает его самозаклинивание на бурильной тру

бе. П ротекторы  легко устанавливаю тся на буриль
ной трубе как  над ротором во время спускоподъ
емных операций, так и на мостках буровой.

П ротектор диаметром 114 мм устанавливается 
на любом участке трубы и самозаклинивается при 
движ ении протектора вдоль бурильной колонны 
вверх и вниз; протектор диаметром 140 мм уста
навливается под замком бурильной трубы и само
заклинивается при движ ении протектора вдоль 
бурильной колонны вверх.

Для цементирования неф тяны х и газовых 
скваж ин использую т цементны й раствор — смесь 
вяж ущ их материалов (цементов), затворенны х оп
ределенным количеством воды, часто с добавками 
химических реагентов. В связи  с тем, что появи
лись растворы, твердая ф аза которы х представлена 
не только портландцементом (а иногда и не вклю 
чает последнего), более правильно назы вать их 
тампонажными растворами. Тампонаж ным рас
творам мож но дать более общую формулировку: 
это раствор, получаемый после затворения тампо- 
наж ного цемента водой (или иной жидкостью ), об
работанной химическими добавками (или без них)

Рис. 1.7. Конструкция скважины с 219-мм хвостовиком

527 425 295 219 146
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Рис. 1.8. Протектор самозаклинивающийся:
а — для бурильны х труб диам етром  114 мм; б — для бурильны х труб диаметром 140 мм

для повы ш ения качества раствора и камня или облегчения проведения 
технологического процесса.

Тампонажным цементом назы вается продукт, состоящ ий из одного или 
нескольких вяж ущ их (портландцемента, шлака, извести, органических ма
териалов и т.д.), минеральны х (кварцевого песка, асбеста, глины, ш лака или 
др.) или органических (хлопковых очесов, отходов целлю лозного производ
ства и пр.) добавок, позволяю щ их после затворения водой или иной ж и д
костью  получить раствор, а затем камень обусловленного качества.

Успех цементировочны х работ определяется техникой и технологией 
проведения процессов цементирования, качеством подготовительных работ, 
тампонаж ного материала и полнотой зам ещ ения бурового раствора тампо
нажным.



Глава 2
ГОРНО-ГЕОЛОГИЧЕСКИЕ УСЛОВИЯ БУРЕНИЯ 
НЕФТЯНЫХ И ГАЗОВЫХ СКВАЖИН

В настоящ ее время весьма интенсивно изучаю тся неф те- и газосодер
ж ащ ие пласты. Большое значение для их изучения имели работы  В.Н. Кре- 
стовникова, В.А. Зильберминца, И.А. П реображ енского по разработке м е
тодики анализа ф изических свойств пород (1928—1931 гг.), А.Р. Архангель
ского и М.А. Ж иркевич, В.П. Цоцхалова и других по исследованию  вы тес
нения ж идкостей  из пористых сред.

О течественны е учены е (Л.Г. Гуревич, П.А. Ребиндер, Б.В. Дерягин, 
М.М. Кусаков) много сделали для развития научных основ физико-химии 
поверхностны х явлений. М.М. Кусаков впервы е использовал их исследова
ния для развития ф изико-химии неф тяного пласта.

В 1934 г. впервы е были обобщ ены результаты  работ в области иссле
дования ф изики  неф тяного пласта Л.С. Лейбензоном, а в 1934 г. И.М. М у
равьевым и Ф.А. Требиным. В настоящ ее время работы  в области ф изики  
нефтяного и газового пластов (К.Г. Оркин, Ф.И. Котяхов, В.И. Гриценко, 
Р.И. Вяхирев, Ю.П. Коротаев, А.И. Гужов и др.) ведутся ш ироким фронтом, 
изучаю тся свойства неф тегазосодерж ащ их пластов, флю идов (газ, нефть, 
пластовые воды, их взаимодействие), законом ерности их изм енения при 
высоких тем пературах и давлениях, законом ерности их вы теснения из по
ристой среды, повы ш ение коэф ф ициента вы теснения газообразны х и ж ид
ких углеводородов и др. Для этого привлекаю тся различны е технологии, 
позволяю щ ие управлять ф изическим и процессами, происходящ ими в про
дуктивных пластах.

Физико-механические свойства горных пород

Газ, неф ть и вода разм ещ аю тся в коллекторах, приуроченны х главным 
образом  к осадочным породам. Н аиболее распространенны м минералом, 
ф ормирую щ им коллекторы, является кремнезем . Н еф тегазовы е залеж и 
приурочены  такж е и к коллекторам, сложенны м известняками; в составе 
горных пород, слагающих коллекторы, имею тся глинистые минералы, по
левы е шпаты и другие материалы. О тмечены м есторож дения неф ти  и газа 
в коллекторах, слож енны х различного типа сланцами, а такж е в трещ инах 
и зверж енны х пород (в последнем случае промыш ленных скоплений не и з 
вестно) .

О садочные горные породы (исключая карбонатны е) состоят из зерен  
отдельных минералов различной величины, сцем ентированны х в той или 
иной степени глинистыми, известковисты ми и другими вещ ествами. Х ими
ческий состав пород неф тяны х и газовых месторож дений м ож ет поэтому 
характеризоваться большим разнообразием  компонентов.
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Н аличие коллектора, обладающего лиш ь поровым пространством, — 
недостаточное условие сущ ествования неф тегазовой  залежи. Н еф ть и газ в 
промыш ленных объемах обычно находят только в тех коллекторах, кото
ры е совместно с окруж аю щ ими их породами образую т ловуш ки различны х 
форм, удобны е для накопления флю идов (антиклинальные складки, моно
клинали, ограниченны е сбросами или другими наруш ениям и складчатости, 
ловушки, образовавш иеся вследствие ф ациальны х изм енений пород, окру
ж аю щ их коллекторов и т.д.). Н есмотря на безграничное многообразие ус
ловий залегания коллекторов неф ти  и газа, они могут характеризоваться 
некоторы ми общ ими чертами строения для определенных групп м есторож 
дений, что позволяет учитывать основны е особенности строения залежи.

Ф изические параметры  пласта (располож ение газа, нефти, воды, тем 
пература, давление), равно как  и напряж енное состояние горных пород, до 
вскры тия скваж иной месторож дения находятся в установивш емся в тече
ние геологического возраста состоянии. При разбуривании месторож дения 
и с началом эксплуатации скваж ин установивш иеся условия наруш аю тся. В 
этот период изменяю тся свойства пластовых флюидов, и в результате дви
ж ения происходит их перераспределение в пористой среде. В коллекторах 
флю иды располагаю тся в соответствии с их плотностями — в верхней час
ти газ, н иж е нефть, затем вода, — однако часто вода все-таки остается в 
неф тяной и газовой частях пласта (Н.Т. Линдтроп, В.М. М ихайлов). Эту во
ду назы ваю т связанной, или остаточной. Вследствие капиллярного подъема 
воды в порах пласта содерж ание воды по вертикали постепенно изм еняет
ся от 100 % в водоносной части до небольш их величин (до содерж ания 
«вязкой» воды) в более высоких частях залежи.

Н еф тегазоносны е пласты изменяю тся по минералогическому составу, 
наличию  вклю чений по вертикали и горизонтали (без каких-либо законо
мерностей). Поэтому изменяю тся и ф изические свойства пласта.

Д авление флюидов в пластах (пластовое давление) возрастает с увели
чением глубины залегания коллектора; градиент давления, т.е. прирост 
давления на 1 м глубины, колеблется в ш ироких пределах: от 5 до 15 к Н /м 2 
(1 бар =  105 Н /м 2 =  1 к г /см 2; 1 м Н /м 2 =  10 к г /см 2). В газовой залеж и дав
ление одинаково по всей площади или незначительно меняется.

По м ере углубления в недра Земли возрастает температура. На 1 °С 
тем пература повы ш ается при углублении приблизительно на 33 м. Эта глу
бина назы вается геотермической ступенью. О днако в различны х точках 
земли она меняется, причем значительно. И зм енение температуры  на 100 м 
углубления назы ваю т геотермическим градиентом.

Высокие давления и тем пературы  сущ ественно влияю т на свойства, а 
такж е и на качественное состояние пластовых ж идкостей  и газов. В зале
жах, располож енны х на большой глубине, с большим пластовым давлением 
и высокими тем пературам и при наличии достаточного количества газа зн а
чительная часть неф ти  находится в виде газового раствора. Эти м есторож 
дения назы ваю тся газоконденсатными.

Ф изические свойства горных пород в пластовых условиях в связи  с 
высоким давлением такж е отличаются от их свойств на поверхности. 
О сновные факторы, определяю щ ие ф изико-м еханические свойства породы, 
следующие:

1) глубина залегания породы, определяю щ ая величину давления, кото
рое испыты вает порода от веса вы ш ележ ащ ей толщи (горное давление);

2) тектоника района;
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3) стратиграф ические условия залегания;
4) внутрипластовое давление и условия насы щ ения пор жидкостью .
Условия залегания неф ти  и газа в пласте и ф изические свойства пла

стовых ж идкостей  являю тся важ ны ми исходными данными, которы е и с
пользую т и учиты ваю т при разработке и эксплуатации залеж и. О сновные 
ф изические свойства пород и ж идкостей следующие:

1) гранулометрический состав пород;
2) пористость пласта;
3) проницаемость пород коллектора;
4) удельная поверхность пород пласта;
5) карбонатность пород;
6) м еханические свойства пород и сж имаемость пластовых жидкостей;
7) насы щ енность пород газом, неф тью  и водой;
8) ф изические и ф изико-хим ические свойства газа, неф ти  и воды (вяз

кость, плотность, растворимость газа в неф ти  и в воде, поверхностны е 
свойства неф ти  и воды и др.).

Геологическая инф орм ация является основой практически для всех 
вопросов проектирования и управления процессами строительства сква
жин. Х арактеристики пород и пластовых флюидов, слагаю щ их разрез, во 
многом обусловливаю т выбор долот, бурового раствора, методов вскрытия, 
вы зова притока и др.

Разрезом  скваж ины  назы вается граф ическое изображ ен и е показате
лей, устанавливаемых на основании данных бурения скваж ины  и опреде
ляю щ их характер проходимых пород. Разрез скваж ины  долж ен быть точ
ным, с указанием  характерны х особенностей конкретного неф тяного м е
сторож дения и мест осложнений, наличия газа, высоких и низких ано
мальных пластовых давлений.

О сновным методом изучения и корректировки  разрезов  следует счи
тать исследование образцов пород, поднятых в процессе бурения.

Комплекс наблю дений службы при бурении для составления нового 
или уточнения сущ ествую щ его р азреза  сводится к следующему: проведе
ние исследований и наблюдений, необходимых для составления детального 
комплексного р азреза  скважин, в том числе комплекса геоф изических р а
бот, лабораторное и промы словое изучение образцов — кернов, шлама, 
флю ида пласта, выходящ его с буровым раствором из скважины, исследо
вание ф изико-химических свойств воды, неф ти  и газа и т.д.

Отбор керна с помощью колонковых долот обеспечивается ещ е 
недостаточно качественно, и вынос его не превы ш ает обычно 50 — 80 %.

Для составления представления о р азр езе  пород, проходимых скваж и 
ной, использую т следую щ ие методы: изучение внеш него вида кернового 
материала и шлама, анализ срабатываемости долот, и зм енение м еханиче
ской скорости бурения и проходки на долото, геоф изические методы (ка- 
верно- и профилометрия, электрокаротаж , газовы й каротаж), ф и зи ко
химические методы анализа пород, отобранны х при бурении скважин.

И зучение р азреза  скваж ины  по внеш ним признакам  подразумевает 
определение литологического состава пород (по керну) с последующим со
поставлением их с кернам и других близко располож енны х скваж ин для 
установления наиболее характерны х (а именно, опорных) горизонтов, ли
тологическая характеристика которы х постоянна, а мощ ность часто ф и кси 
рована. По кернам  нескольких скваж ин удается установить тектонические 
наруш ения.
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П редположительно определить породы, проходимые в процессе буре
ния, мож но по анализу шлама, в основе которого леж ат определение гра
нулометрического состава шлама в буровом растворе и установление его 
минералогической характеристики. Для его определения прим еняю т ем
кость с сетками (или сеткой) разм ером  1,0; 0,25 и 0,1 мм. Для непреры вного 
анализа бурового раствора В.Н. Смирновым был сконструирован специаль
ный аппарат, в котором выходящ ий из скваж ины  буровой раствор прохо
дит через воронки с ситами, имею щ ими отверстия диаметром 1 мм. П одве
денная вода смывает буровой раствор, очищ ает сита и поддерж ивает час
тицы шлама во взвеш енном  состоянии. Крупны е обломки (> 1 мм) задер
ж иваю тся в воронке, более мелкие частицы — на сите (0,1 мм). После 
взятия пробы шлама определяю т содерж ание глины, песка визуально или 
весовым методом.

Анализ врем ени и характера срабатываемости буровых долот, и зм ене
ния механической скорости бурения и проходки на долото (механический 
каротаж) предусматривает учет твердости проходимых пород и изм енение 
в связи  с этим технологических параметров. В практике за оценочный па
рам етр принимаю т крепость горных пород. Применительно к бурению  этот 
терм ин пока ещ е недостаточно уточнен. Считается, что при прочих равных 
условиях время бурения 1 м скваж ины  прямо пропорционально ко эф ф и 
циенту крепости пород. О бщ епринятой качественной оценкой крепости 
горных пород считается следующая. Породы делят на крепкие, твердые, 
средние, слабые, мягкие. На р азр езе  скваж ины  породы установленной кр е
пости окраш иваю тся в различны е цвета. П риблизительная оценка крепости 
горных пород м ож ет быть дана по М.М. Протодьяконову. В основе его 
классиф икации леж ит ф изико-м еханическая характеристика горных пород 
с определенным коэф ф ициентом  крепости.

С овместно с данными кернового и шламового анализов описанным 
методом мож но уточнить отдельные характеристики  пород при заканчива- 
нии скважин.

Н аиболее полно геологический р азр ез скваж ины  изучается с помощью 
геоф изических методов. Они основаны  на изм ерении  некоторы х ф и зи че
ских параметров горных пород, прямо или косвенно связанны х с их лито
логией, коллекторскими свойствами и водонеф тегазонасыщ енностью .

П ри вскры тии пласта установивш иеся условия наруш аю тся, и зм еня
ются свойства пластовых флюидов, их движ ение и перераспределение в 
пористой среде. Вода, неф ть и газ располагаю тся в пласте обычно в соот
ветствии с их плотностью. В газовой залеж и при отсутствии неф ти  газ за
легает непосредственно над водой. О днако полного гравитационного разде
ления газа, неф ти  и воды не происходит (Н.Т. Линдтроп, В.М. Николаев). 
Это остаточная (связанная) вода. Ее количество м ож ет изменяться от до
лей процента до 70 % объема пор (т.е. до 20 — 25 % объема коллектора).

Вследствие капиллярного подъема воды в порах пласта «зеркала вод» 
не существует, и содерж ание воды по вертикали постепенно изменяется от 
100 % в водоносной части до значения содерж ания связанной воды в по
выш енны х частях залежи, что, естественно, соверш енно необходимо учи
тывать при заканчивании скваж ин (вскрытии пласта).



Физико-механические свойства пород-коллекторов

Н еф ть и газ аккумулирую тся в трещ инах, порах и пустотах горных 
пород. П оры пластов малы, но их много, и они занимаю т объем, иногда 
достигаю щ ий 50 % общ его объема пород. Н еф ть и газ обычно заклю чены  в 
песчаниках, песках, известняках, конгломератах, являю щ ихся хорош ими 
коллекторами и характеризую щ ихся проницаемостью , т.е. способностью  
пропускать через себя флюиды. Глины такж е обладают высокой пористо
стью, но они недостаточно проницаемы  вследствие того, что соединяю щ ие 
их поры и каналы очень малы, а флюид, находящ ийся в них, удерж ивается 
в неподвиж ном состоянии капиллярными силами.

П ористость зависит в основном от разм ера и ф ормы  зерен, степени их 
уплотнения и неоднородности. В идеальном случае (отсортированные одно
родные по разм ерам  сф ерические зерна) пористость не зависит от разм е
ров зерен, а определяется их взаимным располож ением  и м ож ет изм енять
ся в пределах от 26 до 48 %. П ористость естественной песчаной породы, 
как правило, значительно меньш е пористости ф иктивного грунта, т.е. грун
та, составленного из ш арообразны х частиц одинакового размера.

П есчаники и известняки имею т ещ е более низкую  пористость из-за 
наличия цементирую щ его материала. Наибольш ая пористость в естествен
ном грунте присущ а пескам и глинам, причем она возрастает (в отличие от 
ф иктивного грунта) с уменьш ением разм ера зерен  породы, так  как  в этом 
случае их ф орм а становится все более неправильной, а следовательно, и 
упаковка зерен  — м енее плотной. Н иж е приведены  значения пористости 
(в %) для некоторы х пород.

С увеличением глубины вследствие повы ш ения давления пористость 
горных пород обычно снижается. П ористость коллекторов, на которы е бу
рят эксплуатационны е скважины, изм еняется в следующих пределах (в %):

К арбонатны е породы характеризую тся обычно наличием различны х 
по разм еру трещ ин и оцениваю тся коэф ф ициентом  трещ иноватости.

Одна из характеристик горных пород — гранулометрический состав, 
от которого во многом зависят другие ф изические свойства. Под этим тер 
мином понимается количественное содерж ание в породе разны х по разм е
ру зерен  (в % для каж дой фракции). Гранулометрический состав сцем енти
рованны х пород определяется после их предварительного разруш ения. 
Гранулометрический состав горных пород в известной м ере характеризует 
их проницаемость, пористость, удельную поверхность, капиллярны е свой
ства, а такж е количество остаю щ ейся в пласте неф ти  в виде пленок, по
кры ваю щ их поверхность зерен. Им руководствую тся в процессе эксплуа
тации скваж ин при подборе фильтров, предотвращ аю щ их поступление 
песка, и т.д. Размер зерен  больш инства неф теносны х пород колеблется от 
0,01 до 0,1 мм. О днако обычно при изучении гранулометрического состава 
горных пород выделяю т следую щ ие категории разм еров (в мм):

Глинистые сланцы
Г л и н ы ........................
П ески .........................
П есчан ики ...............

0,5 -  1,4
6 - 5 0
6 - 5 0
3,5 - 2 9
0,5 - 3 3И звестняки и доломиты

П е ск и ...............................
П е сч ан и к и ....................
К арбонатны е породы

2 0 -2 5
10 -3 0
10-20
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Галька, щ е б е н ь .................................................................... ....> 10
Г равий...................................................................................... ....10 — 2
Песок:

гр у б ы й ............................................................................. .... 2 — 1

к р у п н ы й ..............................................................................1 — 0,5
средн и й ............................................................................ ....0,5 — 0,25
м е л к и й ............................................................................. ....0,25 — 0,1

Алевролит:
к р у п н ы й ..............................................................................0,1 — 0,05
м е л к и й ............................................................................. ....0,05 — 0,1

Глинистые ч а с ти ц ы ........................................................... ....< 0,01

Частицы разм ером  прим ерно до 0,05 мм и их количество устанавлива
ю т методом рассева на наборе сит соответствую щ его разм ера с последую 
щим взвеш иванием  остатков на ситах и определением отнош ения (в %) их 
массы  к массе первоначальной пробы. С одерж ание ж е  более мелких час
тиц определяется методами седиментации.

Неоднородность пород по механическому составу характеризуется ко
эф ф ициентом  неоднородности — отнош ением диаметра частиц фракции, 
которая составляет со всеми более мелкими ф ракциям и 60 % по массе от 
всей массы  песка, к диаметру частиц фракции, составляю щ ей со всеми бо
лее мелкими ф ракциям и 10 % по массе от всей массы  песка (d60/ d i0). Для 
«абсолютно» однородного песка, все зерна которого одинаковы, ко эф ф и 
циент неоднородности Кн =  d60/ d i0 =  1; Кн для пород неф тяны х м есторож 
дений колеблется в диапазоне 1,1 —20.

С пособность горных пород пропускать через себя ж идкости и газы 
назы вается проницаемостью . Все горные породы в той или иной степени 
проницаемы. П ри сущ ествую щ их перепадах давления одни породы непро
ницаемы, другие проницаемы. Все зависит от разм еров сообщ аю щ ихся пор 
и каналов в породе: чем меньш е поры и каналы в горных породах, тем ни
ж е  их проницаемость. Обычно проницаемость в перпендикулярном к н а
пластованию  направлению  меньш е его проницаемости вдоль напласто
вания.

П оровы е каналы бываю т сверх- и субкапиллярными. В сверхкапил- 
лярны х каналах, диаметр которы х более 0,5 мм, ж идкости движутся, под
чиняясь законам гидравлики. В капиллярных каналах с диаметром от 0,5 до
0,0002 мм при движ ении ж идкостей  проявляю тся поверхностны е силы (по
верхностное натяж ение, капиллярны е силы прилипания, сцепления и т.д.), 
которы е создаю т дополнительные силы сопротивления движ ению  ж идко
сти в пласте. В субкапиллярных каналах, имею щ их диаметр менее
0,0002 мм, поверхностны е силы настолько велики, что движ ения в них 
ж идкости практически не происходит. Н еф тяны е и газовы е горизонты  в 
основном имею т капиллярны е каналы, глинистые — субкапиллярные.

М еж ду пористостью  и проницаемостью  горных пород прямой зависи
мости нет. П есчаны е пласты могут иметь пористость 10—12 %, но быть вы 
сокопроницаемыми, а глинистые при пористости до 50 % — оставаться 
практически непроницаемыми.

Для одной и той ж е  породы проницаемость будет изменяться в зави 
симости от количественного и качественного состава фаз, так как  по ней 
могут двигаться вода, нефть, газ или их смеси. П оэтому для оценки прони
цаемости неф тесодерж ащ их пород приняты  следую щ ие понятия: абсолю т
ная (физическая), эф ф ективная (фазовая) и относительная проницаемость.

Абсолютная (физическая) проницаемость определяется при движ ении 
в горной породе одной ф азы  (газа или однородной ж идкости при отсутст
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вии ф изико-химического взаимодействия меж ду ж идкостью  и пористой 
средой при полном заполнении пор породы газом или жидкостью ).

Э ф ф ективная (фазовая) проницаемость — это проницаемость порис
той среды для данного газа или ж идкости при содерж ании в порах другой 
ж идкой или газообразной фазы . Ф азовая проницаемость зависит от ф и зи 
ческих свойств породы и степени насы щ енности ее ж идкостью  или газом.

О тносительная проницаемость — отнош ение эф ф ективной  проницае
мости к физической.

Значительная часть коллекторов неоднородна по текстуре, минерало
гическому составу и ф изическим  свойствам по вертикали и горизонтали. 
Иногда обнаруж иваю тся сущ ественны е различия ф изических свойств на 
небольш их расстояниях.

В естественных условиях, т.е. в условиях действия давлений и тем пе
ратур, проницаемость кернов иная, чем в атм осф ерны х условиях, часто она 
необратима при создании в лаборатории пластовых условий.

Иногда емкость коллектора и промы ш ленны е запасы  неф ти  и газа в 
пласте определяю тся объемом трещ ин. Эти залеж и приурочены, главным 
образом, к  карбонатным, а иногда — к терригенны м породам.

Обычно строгой законом ерности в распределении систем трещ инова
тости по элементам структур, к которым приурочены  неф те- и газосодер
ж ащ ие залежи, не наблюдается.

К оэф ф ициент трещ иноватости
Кт =  85 ООО b2 шт,

где b — раскры тость трещ ины; шт — трещ инная пористость в долях еди
ницы.

П роницаемость характеризуется коэф ф ициентом  проницаемости:

При изм ерении  проницаемости пород газом в формулу (2.1) следует 
подставлять средний расход газа в условиях образца:

гАе 0 Г — объемны й расход газа, приведенны й к среднему давлению  р в 
образце; ц — вязкость газа; L и F длина и площадь поперечного сечения 
образца.

В М еж дународной системе единиц величины, входящ ие в формулу 
проницаемости, имею т разм ерности

\L\ =  м; \F\ =  м2; |Q| =  м3/с;

|р| =  Н /м 2; |ц| =  Н -с/м 2.

При L =  1 м, F =  1 м2, 0 = 1  м3/с , р =  1 Н /м 2 и ц =  Н -с/м 2 получим 
значение коэф ф ициента проницаем ости k =  1 м2.

Действительно, подставив единицы изм ерения соответствую щ их вели
чин в формулу (2.1), получим

(2 . 1)

к  =  0 гц1/Д р -F, (2 .2)



Таким образом, в М еж дународной системе (СИ) за единицу проницае
мости в 1 м2 принимается проницаемость такой пористой среды, при 
фильтрации через образец которой площадью 1 м2 и длиной 1 м при п ере
паде давления 1 Н /м 2 расход ж идкости вязкостью  1 Н -с/м 2 составляет 
1 м3/с .

Ф изический смысл разм ерности  к  (площадь) заклю чается в том, что 
проницаемость как бы характеризует величину площади сечения каналов 
пористой среды, по которы м в основном происходит фильтрация.

Для оценки проницаем ости обычно пользую тся практической едини
цей дарси, которая приблизительно в 1012 раз меньше, чем проницаемость 

1 2 В 1 м .
За единицу проницаемости в 1 дарси (1 Д) принимаю т проницаемость 

такой пористой среды, при фильтрации через образец  которой площадью 
1 см2 и длиной 1 см при перепаде давления 1 к г /см 2 расход ж идкости в яз
костью  1 сП з (сантипуаз) составляет 1 см3/с . Величина, равная 0,001 Д, н а
зы вается миллидарси (мД).

П роницаемость пород неф тяны х и газовы х пластов изменяется от н е
скольких миллидарси до 2 — 3 Д и редко бы вает выше.

П рямой зависимости меж ду проницаемостью  и пористостью  горных 
пород не существует. Например, трещ иноваты е известняки, имею щ ие ма
лую пористость, часто обладают большой проницаемостью  и, наоборот, 
глины, иногда характеризую щ иеся высокой пористостью, практически н е
проницаемы  для ж идкостей  и газов, так как их поровое пространство сла
гается каналами субкапиллярного разм ера. О днако на основании средне
статистических данны х мож но сказать, что более проницаем ы е породы 
часто и более пористые.

П роницаемость пористой среды зависит преимущ ественно от разм ера 
поровых каналов, из которы х слагается поровое пространство.

Керны, отобранны е из скважин, недостаточно характеризую т строе
ние пород и изм енение их ф изических свойств по залеж и. Исследования 
условий залегания пород, проведенны е на многочисленных естественных 
отлож ениях пластов и в песчаных карьерах и неф тяны х шахтах, показы ва
ют, что они имею т крайне сложны й характер  строения и по вертикали и 
по горизонтали. В породе легко обнаруж иваю тся многочисленные пропла- 
стки и ж илы  глинистого материала с самой различной ориентацией в про
странстве.

Обычно во всех направлениях наблю даю тся изм енения структуры, со
става, строения и ф изических свойств пород. Сложность строения песча
ников и других твердых пород усугубляется наличием многочисленных 
микротрещ ин, ориентированны х преимущ ественно поперек и вдоль напла
стования пород. В результате столь сложного строения даж е рядом зале
гаю щ ие небольш ие участки пласта могут иметь практически лю бое соот
нош ение проницаемости. О днако для больш инства пластов мож но устано
вить некоторы е общ ие черты  их строения.

Н еоднородность ф изических свойств пород начинается с микронеод- 
нородного характера строения поровых каналов всех природных неф тяны х 
и газовых коллекторов.

Иногда микронеоднородны е породы слагают весь пласт на некоторы х 
участках той или иной длины без заметных изм енений  общ их ф изических 
свойств (проницаемости, пористости и т.д.). Такие пласты или участки пла
стов принято назы вать однородными. Большинство ж е  пород-коллекторов
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имеет более слож ное строение. К ак правило, большинство неф те- и газосо
держ ащ их пород им еет слоистое строение. П ричем толщ ины пропластков и 
ф изические свойства пород, слагаю щ их их, могут различаться в очень ш и
роких пределах.

Чащ е всего проницаемость пласта в перпендикулярном к напластова
нию  направлении меньш е его проницаемости вдоль напластования. Это 
связано с характером  отлож ения частиц в процессе осадконакопления.

Условия осадконакопления, последую щ ие процессы  уплотнения пород 
и их цементации, переотлож ение солей и цементирую щ их вещ еств и мно
гие другие процессы, связанны е с изм енением  строения пород и геометрии 
их порового пространства, способствовали образованию  пластов, имею щ их 
неоднородные ф изические свойства пород по площади залегания: значи
тельная часть коллекторов характеризуется неоднородностью  текстуры, 
минералогического состава и ф изических свойств по вертикали и горизон
тали. В естественны х условиях наблю дается безграничное разнообразие 
ф орм  неоднородности.

Иногда емкость коллектора и промы ш ленны е запасы  неф ти  в нем оп
ределяю тся преимущ ественно объемом трещ ин. Число неф тяны х и газовых 
месторождений, приуроченны х к трещ инны м коллекторам, в наш ей стране 
и за рубеж ом  продолж ает нарастать, и поэтому проблема изучения свойств 
трещ инны х коллекторов приобрела актуальное значение. Емкость трещ ин
ного коллектора обусловливается пустотами трех видов.

1. М еж зерновы м  поровым пространством. П ористость блоков обычно 
невелика (2—10 %).

2. К авернами и микрокарстовы ми пустотами. Пористость, слагаемая 
пустотами этого вида, характерна для карбонатны х пород, где она состав
ляет значительную  часть (13—15 %) полезной емкости трещ инного коллек
тора.

3. П ространством самих трещ ин, составляю щ их трещ инную  порис
тость. Пустоты этого вида составляю т десяты е и сотые доли процента отно
сительно объема трещ иноватой породы. П ока известно мало залежей, где 
трещ инная пористость оказалась бы соизмерим ой с объемом добываемой 
из них нефти. Ч ащ е всего трещ ины, по-видимому, играю т в основном роль 
путей фильтрации неф ти  и газа, связы ваю щ их воедино м еж зерновое про
странство блоков, пустоты каверн и микрокарстов.

Исходя из основных коллекторских свойств, обусловливаю щ их ем
кость и пути ф ильтрации в трещ иноваты х коллекторах, последние мож но 
разделить на следую щ ие основны е виды.

1. Коллекторы кавернозн ого  типа. Емкость пород слагается из полос
тей каверн и карстов, связанны х меж ду собой и скваж инам и системой 
микротрещ ин. П риурочены  в основном к карбонатны м породам. Ф ильтра
ция ж идкостей  и газов в них осущ ествляется по микротрещ инам, соеди
няю щ им мелкие каверны.

2. Коллекторы трещиноватого типа. Емкость коллектора определяется 
в основном трещ инами. Коллекторы такого типа приурочены  к карбонат
ным породам, а такж е к плотным песчаникам, хрупким сланцам и другим 
плотным породам. Ф ильтрация неф ти  и газа происходит только по систе
мам м икротрещ ин с раскры тостью  свыш е 5 —10 мк. Такие виды коллекто
ров пока мало распространены.

3. Коллекторы смешанные, представляю щ ие собой сочетания и п ере
ходы по площади и по разрезу  трещ инного или кавернозного коллекторов
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с нормальными. Коллекторы этого вида, по-видимому, ш ироко распро
странены.

Для определения трещ инной пористости прим еняю т методы изучения 
шлифов, изм ерения объема трещ ин путем насы щ ения керна жидкостями 
и др.

П ри эксплуатации неф тяны х и газовых месторож дений в породе 
обычно присутствую т две или три ф азы  одновременно. В этом случае про
ницаемость породы для какой-нибудь одной ф азы  всегда меньш е ее абсо
лю тной проницаемости. С увеличением содерж ания воды в пласте прони
цаемость его для неф ти  снижается, и при водонасыщ енности, составляю 
щ ей прим ерно 80 %, движ ение неф ти  прекращ ается.

Под удельной поверхностью  частиц породы понимаю т суммарную  
площадь поверхности частиц в единице объема породы. При плотной ук
ладке мелких частиц породы их удельная поверхность достигает больших 
значений. Д ействие молекулярных сил, адсорбционная способность пород 
и наличие связанной воды зависят от удельной поверхности смачивания 
горных пород жидкостью  при наличии огромного количества капиллярных 
и субкапиллярных пор и каналов в пласте.

П редставление о разм ерах площади поверхности каналов и пор мож но 
составить по площади поверхности ф иктивного грунта в единице объема. 
Если в 1 м3 породы принять п — число песчинок, /  — площадь поверхности 
одной песчинки, V — объем песчинки, т — пористость, d — диаметр пес
чинок, то будем иметь:

/  =  7id2; V  =  7id3/6; п =  (1 — m)/V.

Тогда суммарная площадь поверхностей песчинок в 1 м3 горной по
роды

S =  n f ^~m n̂d2 =  6(1 ~ m)jld2 =  б*1 ~ ш>
V „d3 d

П ри т =  0,2, d =  0,1 мм суммарная площадь S =  48 ООО м2/м 3.
П ри диаметре песчинок м енее 0,1 мм значение S стремительно возрас

тет; тогда количество нефти, только смачиваю щ ей эту поверхность, соста
вит весьма сущ ественный объем. Эта неф ть без дополнительных воздейст
вий на пласт не извлекается.

Удельная поверхность имею щ их промы ш ленное значение неф тегазо
содерж ащ их пород колеблется в пределах от 40 000 до 230 000 м2/м 3. Для 
оценки удельной поверхности частиц сущ ествую т различны е методы, 
большая часть которы х основана на прохож дении зам еряемого объема воз
духа через соответствую щ их разм еров образец  при некотором (ф иксиро
ванном) перепаде давления в течение времени, которое подлеж ит опреде
лению.

Для практических целей удельная поверхность (в м2/м 3) неф тесодер
ж ащ их пород м ож ет быть оценена по формуле

Sj =  7-105m V m /V E  (2.4)

где т — ф изическая проницаемость, доли единиц; к — коэф ф и ци ен т про
ницаемости, мкм2.

М еханические свойства горн ы х пород. И з всех свойств горных пород 
наибольш ее значение для бурения имею т твердость, прочность (пределы
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прочности на сжатие, изгиб, разрыв, скол, сдвиг и др.), упругость, пластич
ность, хрупкость.

Горные породы, имею щ ие указанны е свойства, сопротивляю тся вне
дрению  в них разруш аю щ его инструмента и разруш ению ; пластичность 
глин и солей объясняет «вытекание» их в скважину, недостаточная проч
ность скелета пласта приводит к его гидроразры ву и т.д. П ластические 
свойства горных пород изучены  ещ е недостаточно, однако механика р аз
руш ения горных пород уж е обладает некоторы ми закономерностями, по
зволяю щ ими их учитывать, что весьма важ но при заканчивании скваж ин и 
их последую щ ей эксплуатации.

Упругие свойства (в соответствии с законом Гука) оцениваю тся ко эф 
ф ициентом объемной упругости пористой среды р (в 1/Па):

где АУПОр — изм енение объема пор керна при изм енении давления на Ар; 
У0 — объем керна.

Этот коэф ф и ци ен т характеризует относительное (по отнош ению  ко 
всему выделенному элементу объема пласта) изм енение объема порового 
пространства при изм енении давления на 1 МПа. Для неф тесодерж ащ их 
пластов р изменяется в диапазоне (0,3 — 2)-10 4 1/М Па, т.е. на каж дый
0,1 М Па уменьш ения давления объем пор в породе изменяется в пределах 
от 1/330 ООО до 1/50 ООО своего первоначального значения.

Одна из важ нейш их геологических характеристик — пластовое давле
ние, создаваемое в порах породы пласта водой, нефтью  или газом. О но н а
зы вается такж е внутрипластовым давлением.

Имею тся залежи, где давление флю идов превы ш ает обычное (близкое 
к гидростатическому) в 1,3—1,6 раза  и даж е достигает горного давления. 
Такое давление назы ваю т аномально высоким пластовым давлением 
(АВПД). В случае АВПД ж идкость или газ в поровом пространстве пород 
пласта находится частично под действием горного давления. Н а АВПД 
влияет такж е повы ш ение тем пературы  окруж аю щ их пород. В случае зам к
нутого резервуара оно м ож ет быть очень высоким — вероятно, выш е гор
ного. Количество неф тяны х и газовых залеж ей  с АВПД на глубинах до 
3500 — 4000 м сравнительно невелико и не превы ш ает 10—15 %. П ри даль
нейш ем увеличении глубин содерж ание флю идных скоплений с АВПД воз
растает. По м ере роста глубины залегания абсолю тное давление в пласте 
повышается.

О тнош ение пластового давления р пл к давлению  столба пресной воды 
рв на данной глубине принято назы вать коэф ф ициентом  аномальности:

И звестны  пласты с коэф ф ициентом  аномальности, равным 1,5 —2,0 и 
выше. О чень часто при бурении скваж ин встречаю тся пласты с пониж ен
ными давлениями.

Другая важ ная характеристика — пластовая температура. С глубиной 
тем пература растет, и в среднем этот рост составляет прим ерно 1 °С на 
33 м. Однако опыт бурения скваж ин подтверж дает значительные отклоне
ния от средних значений. В процессе циркуляции бурового раствора тем 
пературы  по стволу скваж ины  несколько выравниваю тся. Температурный 
ф актор важ ен при вы боре буровых и там понаж ны х растворов, при

р =  Д У п о р / У о  Ар, (2.5)

а  =  Р п л / Р в - (2 .6 )
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их химической обработке. Он влияет на многие технологические процессы  
и оборудование.

М ногие глинистые составляю щ ие горных пород при ф ильтрации воды 
или контакте с нею  способны набухать, что приводит иногда к значитель
ному уменьш ению  проницаемости пористой среды со временем.

Предполагается, что процесс набухания глин носит осмотический ха
рактер и происходит часто из-за разницы  в концентрации солей в поровом 
растворе и в воде, контактирую щ ей с породой. Н абухание сопровож дается 
увеличением толщ ины гидратационных ионны х слоев на поверхности гли
нистых частиц пород, удельная поверхность которы х очень велика.

И нтенсивность набухания глин зависит от химического состава, кон
центрации солей в поровой воде (в том числе и в связанной воде ди ф ф у з
ных оболочек частиц), а такж е от минералогического и гранулометрическо
го состава пород, состава обменных ионов, структуры породы, характера ее 
внутренних связей, условий, соприкосновения породы с водой. Н абухание 
происходит тем интенсивнее, чем меньш е минерализация воды, вводимой в 
породу. При обратном соотнош ении концентраций растворов м ож ет про
исходить сж атие глинистых частиц, подобное тому, какое наблю дается при 
их высыхании.

Способность вы зы вать набухание глин у  различны х катионов неоди
наковая и м ож ет быть представлена в следую щей последовательности:
Li > Na > К > M g > Са > Sr > Ва > А1 > Fe.

Н аибольш ее набухание происходит обычно при зам ене двухвалентных 
катионов одновалентными.

В тесной связи с набуханием глинистых частиц находится разм окание 
породы, сопровож даю щ ееся уменьш ением ее прочности, что объясняется 
ослаблением внутренних связей при набухании глинистых составляю щ их 
породы. Н абухание и размокание, по-видимому, определяю тся одними и 
теми ж е  факторами. Размокание глин разр еза  часто происходит и при 
вскры тии их скваж иной. П ри разм окании эти глины распадаю тся на мел
кие чешуйки.

Т ерм ические свойства горных пород характеризую тся теплоемкостью, 
коэф ф ициентом  теплопроводности X или удельного теплового сопротивле
ния 6 =  1/Х и коэф ф ициентом  тем пературопроводности а. С увеличением 
пористости, влаж ности и температуры  теплоемкость пород возрастает. З а 
висит она такж е от минералогического состава, количества и состава со
лей, которы е растворены  в воде, содерж ащ ейся в породе. О днако пределы 
изм енения теплоемкости пород невелики: для горных пород, слагающих 
неф тяны е залежи, она не выходит за пределы 0,63—1,0 кДж/(кг-град) 
(0,15 — 0,24 ккал/(кг-град)).

К оэф ф ициент теплопроводности возрастает с увеличением плотности 
пород и их влаж ности и уменьш ается с ростом пористости пород. П ри сво
бодном движ ении вод, способствую щ ем дополнительному переносу тепла, 
коэф ф и ци ен т теплопроводности пород возрастает с увеличением прони
цаемости.

С увеличением неф тенасы щ енности  пород коэф ф и ци ен т теплопровод
ности такж е уменьш ается. Он мало зависит от минерализации пластовых вод.

П ородам такж е присущ а анизотропия тепловых свойств — в направ
лении напластования теплопроводность выше, чем в направлении, п ер
пендикулярном напластованию .
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Рост газонасы щ енности пород, так ж е  как и уменьш ение влажности, 
сопровож дается уменьш ением теплопроводности.

Зависимость коэф ф ициента тем пературопроводности от других терм и
ческих свойств пород определяется соотнош ением

а =  Х/ср,

где а — коэф ф и ци ен т температуропроводности, м2/с ; X — коэф ф ициент 
теплопроводности, Вт/(м-град); с — удельная массовая теплоемкость, 
Дж/(кг-град); р — плотность породы, к г /м 3.

Температуропроводность горных пород повы ш ается с увеличением по
ристости и влажности. В неф тенасы щ енны х породах она ниж е, чем в водо
насыщ енных, так как теплопроводность неф ти  меньше, чем воды. Тем пера
туропроводность пород почти не зависит от м инерализации пластовых вод. 
Вдоль напластования температуропроводность пород несколько выше, чем 
поперек напластования.

Состав и физические свойства пластовых флюидов 
и минерализация подземных вод

Пластовые воды весьма сущ ественно влияю т на качественны е и коли
чественны е показатели работ при углублении ствола, креплении и цем ен
тировании неф тяны х и газовых скважин. П ластовые воды — постоянные 
спутники неф тегазовы х месторож дений. Они играю т важ ную  роль в поис
ках, ф орм ировании и разработке залежей.

Вода различается по наличию  растворенны х в ней прим есей и солей. 
По тем пературе воды делятся на холодные, теплые, горячие и очень горя
чие. Температура воды сущ ественно влияет на количество содерж ащ ихся в 
ней солей и газов. По полож ению  относительно неф тегазоносны х горизон
тов пластовую воду относят к краевой, подош венной воде; она бывает 
верхней, ниж ней, погребенной (реликтовой), находящ ейся непосредствен
но в неф тяном  пласте и остаю щ ейся неподвиж ной при движ ении нефти. 
С олевой состав вод в неф тяном  пласте неодинаков для всех частей струк
туры.

П ри изучении пластовых вод для характеристики  их свойств принято 
определять общую минерализацию  воды и ее жесткость, содерж ание глав
ных ш ести ионов, pH, плотность, запах, вкус, прозрачность, поверхностное 
натяж ение, а такж е проводить анализ растворенны х газов — бактериоло
гический или микробиологический. М инерализация вод неф тяны х место
рож дений колеблется от нескольких сотен г /м 3 в пресной воде до 300 к г /м 3 
в концентрированны х рассолах.

Общ ая минерализация воды вы раж ается суммой содерж ащ ихся в ней 
химических элементов, их соединений и газов. Ее оцениваю т по сухому 
(или плотному) остатку, которы й получается после вы паривания воды при 
тем пературе 105—110 °С. По разм еру сухого остатка воды разделяю тся на 
пресны е (содержание солей 1 г/л), слабосолоноватые (1—5 г/л), солонова
ты е (5—10 г/л), солены е (10 — 50 г/л), рассолы (50 г/л).

Главные химические компоненты  в подземных водах: хлор-ион С1 , 
сульфат-ион SO 4- , гидрокарбонатны й и карбонатны й ионы Н С О 3 и ( 'O'; , 
а такж е ионы щ елочных и щ елочноземельных металлов и оксидов: натрия 
Na + , кальция С а2+, магния М д2+, ж елеза Fe2+ и S i0 2 (в коллоидном со
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стоянии). В воде растворяю тся азот, кислород, углекислый газ, сероводород 
и т.д. В настоящ ее время принятая ф орм а химического анализа воды — 
ионная. Так как  молекулы солей в растворе распадаю тся на катионы  и 
анионы, те и другие долж ны находиться в эквивалентны х количествах. Для 
перевода результатов анализа воды, вы раж енны х в ионной форме, в экви
валентную  следует количество каждого найденного элемента (в мг/л) р аз
делить на его эквивалентную  массу. Эквиваленты  ионов могут быть вы ра
ж ены  такж е в процентах от суммы анионов и катионов, каж дая сумма 
анионов и катионов принимается за 50 или 100 %.

Для подземных вод неф тегазовы х месторож дений характерно повы 
ш енное содерж ание йода, брома, бора, аммония и вблизи неф тяной зале
ж и  — наф теновы х кислот. По их химическому составу это обычно хлорид- 
но-кальциево-натриевы е рассолы с общ ей минерализацией 50 г /л  и выше. 
Воды неф тяны х месторож дений бываю т кислы е и щ елочные гидрокарбо- 
натно-натриевого и иногда хлоридно-сульфатно-натриевого состава.

П ри оценке подземных вод (для питания паровых котлов, хозяйствен
ных целей и т.д.) следует обращ ать внимание на ж есткость воды, под кото
рой понимаю т свойство воды, обусловленное содерж анием  в ней солей 
кальция и магния: C a(H C 0 3)2, M g (H C 0 3)2, CaSOH, С аС О э, СаС12, МдС12. 
Различаю т ж есткость общую, характеризую щ ую ся присутствием солей Са 
и Мд, постоянную, обусловленную  содерж анием  солей Са и Mg, за исклю 
чением бикарбонатов, и временную , определяемую  наличием бикарбонатов 
Са и Mg. Временная ж есткость воды м ож ет быть найдена по разности  об
щ ей и постоянной. Кипяченая вода характеризуется только постоянной 
ж есткостью . По О.А. Алексину, природные воды по ж есткости  разделяю тся 
на следую щ ие типы: очень мягкие, ум еренно ж есткие, ж естки е и очень 
ж есткие.

В связи с большим разнообразием  природных вод многими исследова
телями были предлож ены  различны е системы классиф икации вод на осно
ве тех или иных признаков. Большинство классиф икаций основано на хи
мическом составе природных вод и количественны х соотнош ениях между 
отдельными компонентами растворенны х в воде вещ еств. Н аиболее инте
ресны е классиф икации предлож ены  В.И. Вернадским, В.А. Александровым, 
В.А. Сулиным, Пальмером.

В основу классиф икации пластовых вод по Пальмеру полож ено соот
нош ение в воде количеств ионов щ елочных металлов К + и N a+ (а), ионов 
щ елочноземельных металлов С а2+ +  М д2+ (!)) и анионов сильных кислот
Cl (d).

В зависимости от преобладания тех или иных ионов в воде Пальмер 
разделяет все воды на пять классов.

Класс:
 I  ....d <  а
I I  ....d = а
II I  ....а < d < а +  Ь
I V  ....d = а + b
 V  ....d >  а + Ь

Для характеристики  качества воды использую тся ш есть показателей: 
первичная соленость, первичная щелочность, вторичная соленость, вторич
ная щелочность, третичная соленость, третичная щелочность.

В соответствии с классиф икацией  природных вод по В.А. Сулину, 
применяемой в нефтегазодобы ваю щ ей промыш ленности, последние под
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разделяю тся на четы ре генетических типа: I — сульфатно-натриевые; II — 
гидрокарбонатно-натриевы е; III — хлормагниевые; IV — хлоркальциевые. 
П ринадлеж ность воды к определенному генетическому типу устанавливаю т 
по отнош ению  эквивалентов отдельных ионов.

Согласно классиф икации природных вод по В.А. Сулину, каж ды й тип 
вод подразделяется на группы: А — гидрокарбонатные, Б — сульфатные, 
В — хлоридные. Группы, в свою  очередь, подразделяю тся на классы  и под
группы. Воды относят к определенной группе и подгруппе на основании 
отнош ения эквивалентов отдельных ионов.

В больш инстве пластовых вод содерж атся анионы  и мыла наф теновы х 
и ж ирны х кислот, фенолы  и азотсодерж ащ ие кислоты.

Физические и физико-химические свойства 
пластовых флюидов нефти

В пластовых условиях газ, нефть, вода и их смеси в зависимости от их 
состава, температуры  и давления могут находиться в газообразном, жидком 
состоянии или в виде газож идкостны х смесей. Газ в большом количестве, а 
такж е часть ж идких углеводородов в виде паров могут находиться в верх
ней части структуры.

Высокие давления увеличиваю т плотность газа, и в сж атом газе со з
даю тся условия для растворения нефти. При значительном количестве газа 
вся неф ть м ож ет оказаться растворенной. Если ж е  газа мало по сравнению  
с объемом нефти, то при достаточно высоком давлении газ м ож ет полно
стью раствориться в нефти, образуя однофазную  (жидкую) смесь. Поэтому 
газонеф тяны е залеж и разделяю тся на чисто газовые, газонеф тяны е (с газо
вой ш апкой и неф тяной  оторочкой), неф тяны е (с различны м содерж анием 
попутного газа) и газоконденсатные.

В пластовых условиях ф изико-хим ические свойства неф тей  определяю т
ся их химическим составом, что обусловливает некоторы е особенности экс
плуатации неф тяны х м есторож дений (наличие параф ина, смол, ПАВ и т.д.).

По элементарному составу больш инство неф тей  более чем на 99 % со
стоят из углерода и водорода. П рисутствую т такж е кислород, азот, сера 
(иногда в больших количествах), в очень малых количествах хлор, йод, 
ф осф ор, мышьяк, калий, натрий, кальций, магний.

В неф тях наиболее ш ироко представлены углеводороды метанового 
или параф инового ряда (СлН 2л+2) и полиметиленовые углеводороды или 
наф тены  (СлН2л). Почти всегда в неф тях присутствую т аром атические угле
водороды. Количество наф теновы х кислот, асфальтенов, смол незначитель
но. На свойства поверхностей раздела в пласте и на распределение ж идко
стей и газов в поровом пространстве пласта сущ ественно влияю т наличие 
кислорода и серосодерж ащ ие вещества, что обусловливается высокой по
верхностной активностью  больш инства кислород- и серосодерж ащ их со
единений нефти.

П араф ин не растворяется в воде, но растворяется в эфире, хлороф ор
ме, бензоле, минеральны х маслах. Плотность чистого параф ина колеблет
ся от 907 до 915 к г /м 3 при тем пературе 15 °С.

П араф ины  имею т состав С 17 —С35 с тем пературой плавления 27 — 71 °С. 
Н еф тяны е церезины  имею т состав С36 —С55; тем пература их плавления 65 — 
88 °С. Ц ерезин  и параф ин  имею т различны е химические свойства. В н еф 
тепромы словой практике известно несколько различны х способов преду-
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преж дения отлож ений параф инов на стенках труб и борьбы с этим ослож 
нением.

Кислород содерж ится в смолистых и кислых вещ ествах неф ти  (нафте
новы е и ж и рн ы е кислоты, фенолы). Н аф теновы е кислоты (их содерж ание 
в неф тях не превы ш ает 2 %) имею т общую эмпирическую  ф ормулу 
СлНгл-гСЬ. Они представляю т собой либо жидкие, либо кристаллические 
вещества, мало растворимы е в воде и имею щ ие высокую  плотность. В при
сутствии воды при повы ш енной тем пературе наф теновы е кислоты вы зы 
ваю т коррозию  оборудования.

С одерж ание фенолов, ж ирны х кислот и их производны х в неф ти  не 
превы ш ает 5 —10 % от содерж ания наф теновы х кислот.

Н еф ти СНГ содерж ат серу  в количестве от долей процента до 5 — 6 %. 
Она входит в состав различны х сернисты х соединений, но встречается и в 
свободном состоянии. И з органических сернисты х соединений в неф тях 
обнаруж ены  меркаптаны  (R =  SH), сульфиды, дисульфиды и др. Все эти сое
динения в неф ти — вредны е примеси.

А сфальтосмолистые вещ ества неф ти  в неф тях  содерж атся в пределах 
от 1 до 40 %. Это вы сокомолекулярные органические соединения, в состав 
которы х входят углерод, водород, кислород, сера и азот. С оставляю щ ие 
асф альтосмолисты х вещ еств различаю тся по ф изическим  свойствам. 
Плотность асф альтосмолисты х вещ еств неф ти  колеблется от 1000 до 
1070 к г /см 3.

По содерж анию  серы  неф ти  делятся на два класса: малосернистые 
(при содерж ании серы  не более 0,5 %) и сернисты е (содержание серы  п ре
вы ш ает 0,5 %).

Н еф ть обладает упругостью, т.е. способностью  изменять свой объем 
под действием внеш него давления. Она определяется коэф ф ициентом  
сж имаемости рн (м2/Н ):

где V  — исходный объем нефти, м3; AV  — изм енение объема нефти, м3; 
Ар — изм енение давления, Н /м 2.

К оэф ф ициент сж имаемости зависит от состава нефти, тем пературы  и 
абсолю тного давления. Нефти, не содерж ащ ие растворенного газа, имею т 
низкий  коэф ф и ци ен т сж имаемости (4 — 7)-10 10 м2/Н . Н еф ти со значитель
ным содерж анием  растворенного газа характеризую тся повыш енным ко 
эф ф ициентом  сжимаемости.

Вязкость неф тей  уменьш ается с увеличением количества газа, тем пе
ратуры; увеличение вязкости  неф ти  с ростом давления заметно лиш ь при 
давлениях выш е давления насы щ ения. П рактические значения вязкости 
неф тей  в пластовых условиях различны х м есторож дений изменяю тся в 
ш ироких пределах: от многих сотен м Н -с/м 2 до десятых долей м Н -с/м 2 (от 
нескольких пуаз до десятых долей сантипуаза).

Газы. В неф тяном  м есторож дении совместно с нефтью  содерж ится 
газ; он м ож ет быть в растворенном  состоянии или в виде свободного газа. 
Эти газы  назы ваю тся попутными (нефтяными). Углеводородные газы, зале
гаю щ ие в пластах, не содерж ащ их нефть, назы ваю т природными (свобод
ными), а месторож дения — чисто газовыми.

И звестны  залеж и с растворенны м газом в пластовых водах; они пока 
практически не разрабаты ваю тся (кроме Японии и Китая).

43



Т а б л и ц а  2.1
Физико-химические свойства алканов

П оказатели М етан Этан П ропан И зобутан Н орм аль
ны й бутан И зопентан

Н орм аль
ны й пентан Гексан

Х им ическая ф ормула СН 4 С 2Н 6 С 3Н 8 U3 0 -C4H 10 К-С4Н 10 U30-C5Hi2 н-С 5Н 12 С 6Н 14

М олекулярная масса 16,043 30,070 44,097 58,124 58,124 72,151 72,151 86,178
М ассовая доля углерода, % 74,87 79,96 81,80 82,66 82,66 83,23 83,23 83,62
Газовая постоянная, Д ж /(кг-К ) 521 278 189 143 143 115 115 96
Т ем пература кипения при  0,1013 МПа, 
°С
К ритические параметры:

-  161,3 - 8 8 , 6 -4 2 ,2 -  1 0 , 1 - 0 , 5 +  28,0 +  36,2 +  69,0

температура, К 190,7 306,2 369,8 407,2 425,2 461,0 470,4 508,5
абсолю тное давление, М Па 4,7 4,9 4,3 3,7 3,8 3,3 3,4 3,9
плотность, к г /м 3 162,0 2 1 0 , 0 225,5 232,5 225,2 - 232,0 -
удельны й объем, м3/к г 0,0062 0,0047 0,0044 0,0043 0,0044 - 0,0043 -

П лотность газа при  0,1013 М П а и 0 °С, 
к г /м 3

0,717 1,344 1,967 2,598 2,598 3,220 3,220 3,880

О тносительная плотность газа по воз
духу

0,5545 1,038 1,523 2,007 2,007 2,488 2,488 2,972

Удельный объем  газа при 0,1013 М П а и 
0 °С, к г /м 3

Удельная теплоем кость при  0,1013 М Па 
и 273 К, Д ж / (кг-К):

1,400 0,746 0,510 0,385 -0 ,3 8 5 0,321 0,321 0,258

газа при  постоянном давлении 2 2 2 0 1729 1560 1490 1490 1450 1450 1410
газа при  постоянном объеме 1690 1430 1350 1315 1315 1290 1290 1272

Т ем пература восплам енения с возду
хом, °С

680 -  750 530 -  605 5 1 0 -5 8 0 475 475



Среди природных углеводородов выделяю т три основны е группы 
(Р.И. Вяхирев, Ю.П. Коротаев, Н.И. Кабанов).

1. М етановы е параф иновы е углеводороды (алканы) с общ ей формулой 
СлН2л+2- Это предельны е насы щ енны е соединения. Эти газы, как правило, 
состоят на 90 — 98 % из метана (СН4). Среди тяж елы х газообразны х углево
дородов в составе природного газа преобладаю т этан и пропан; в меньш их 
количествах содерж атся бутан, пентан, гептан и более тяж елы е углеводо
роды. Они образую т с метаном единый гомологический ряд, и их назы ваю т 
гомологами метана. Бутан и более тяж елы е углеводороды имею т изомеры. 
Н екоторы е ф изико-хим ические свойства алканов приведены  в табл. 2.1.

2. Н аф теновы е углеводороды — алкены  (цикланы) с общ ей формулой 
С„Н2л. Это непредельны е соединения. Но благодаря замы канию  углеводо
родной цепи в кольцо они имею т насы щ енны й характер. Среди тяж елы х 
газообразны х углеводородов непредельны е углеводороды (алкены) обнару
ж иваю тся в виде следов или в небольш их количествах. Среди них часто 
встречается этилен С 2Н2. В эту ж е  группу входят пропилен С 3Н6 и бутилен 
С 4Н8. П ри атм осферном  давлении все они газы.

3. А роматические углеводороды, или арены, с простейш ей формулой 
С„112„ ,, содерж ат в своем составе аром атическое ядро бензола. Они часто 
входят в состав конденсата газоконденсатны х месторождений.

П риродны е газы  состоят из углеводородов метанового ряда, а такж е 
азота (N2), углекислого газа (С 0 2), сероводорода (H2S), инертны х газов: ге
лия (Не), аргона (Аг), криптона (Кг), ксенона (Хе); ртути. С одерж ание мета
на часто превы ш ает 85 — 98 %. С одерж ание азота в природном газе не пре
вы ш ает 10 % (обычно 2 — 3 %); содерж ание углекислого газа меняется от 
долей процента до 10 — 25 %. Количество сероводорода колеблется от 0 до 
20 % (иногда больше).

П риродны е газы  подразделяю т на:
сухой газ с небольш им содерж анием  тяж елы х углеводородов, добы 

ваемый из чисто газовы х месторождений;
смесь сухого газа, пропан-бутановой ф ракции  (сж иж енного газа) и га

зового бензина, добываемую  вместе с нефтью;
сухой газ и ж идкий углеводородный конденсат, добы ваемые из газо

конденсатны х месторож дений. Углеводородный конденсат состоит из 
большого числа тяж елы х углеводородов, являю щ ихся ценнейш им сырьем 
неф техим ической и химической промыш ленности.

М етан очень устойчив. Он м ож ет сохраняться без изм енений сотни 
миллионов лет. П ри утечке метана и достиж ении его концентрации (по 
объему) в воздухе 5,35 % лю бая искра вы зы вает взрыв. М етан и его гомо
логи растворяю тся в воде и нефти. Его растворимость растет с повы ш ени
ем давления. Вязкость газов в зависимости от изм енения параметров, ха
рактеризую щ их их состояние, изм еняется сложным образом. Д инам иче
ская вязкость ц газа связана с его плотностью рг, средней длиной свободно
го пути X и средней скоростью  молекул v  :
ц = руХ/3.

Эта формула определяет зависимость динамической вязкости  газа от 
давления и температуры, так  как при повы ш ении давления плотность газа 
возрастает, но при этом уменьш ается средняя длина свободного пробега 
молекул, а скорость их остается постоянной. С увеличением температуры  
вязкость газа возрастает.
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Глава 3___________________
ПОРОДОРАЗРУШАЮЩИЕ ИНСТРУМЕНТЫ

Классификация долот для сплошного бурения

С оврем енны е долота для сплошного бурения различаю тся по воздей
ствию на забой и по своему конструктивному исполнению . Все долота для 
сплошного бурения по характеру воздействия разделяю тся на три основ
ны е группы:

1) долота лопастные, реж ущ ие и скалываю щ ие породу;
2) долота ш арош ечны е со слабо коническими (почти цилиндрически

ми) ш арош ками, одновременно скалываю щ ие и дробящ ие породу;
3) долота с коническими ш арош ками, верш ины  которы х леж ат у  цен 

тра долота или вблизи нее, собираем ы е на лапах с консольными цапфами, 
главным образом  дробящ ие породу;

4) одно-, двух-, трех-, четырехш арош ечны е.
Горные породы разруш аю тся долотами различны х типов и моделей и 

расш ирителями. П ри бурении скваж ин наибольш ее распространение полу
чили ш арош ечны е долота. Ими еж егодно выполняю тся около 90 % объема 
проходки в Российской Ф едерации и за рубежом. В зависимости от числа 
рабочих органов ш арош ечны е долота бываю т одно-, двух-, трех-, четырех-, 
шести- и многош арош ечные. Н аиболее распространен трехш арош ечны й 
вариант долота. Конструкция такого долота отличается наилучш ей вписы- 
ваемостью  в круглое сечение скваж ин трех конических ш арош ек, обеспе
чиваю щ их оптимальное центрирование и устойчивость долота и т.д.

3.1. ШАРОШЕЧНЫЕ ДОЛОТА

П ростейш ая конструкция корпусного трехш арош ечного долота (в от
личие от секционного и бескорпусного) с центральной промы вкой показа
на на рис. 3.1, а (без сопел) и на рис. 3.1, б  (с соплами).

Долото состоит из следующих основных узлов: литого корпуса 1, лап 2, 
узла опор, вклю чаю щ его цапф у 3 и подш ипники 4—6, ш арош ек 7 и очи
щ аю щ его или промывочного узла. В состав последнего могут входить сопла 
8 и 9, ф орм ирую щ ие вы соконапорны й поток бурового раствора, а такж е 
каналы 10 (рис. 3.1, б), просверленны е в корпусе 1. Верхняя часть 11 кор 
пуса обычно назы вается присоединительной головкой, так как она служит 
для присоединения к переводнику или ниж нем у концу бурильной колонны. 
В данном случае она выполнена в виде муфты с внутренней конической 
резьбой 12.

На ниж ней  части корпуса 1 обычно предусмотрены  пазы, в которы е 
вставляю т лапы 2 со смонтированны ми ш арош ками. Лапы привариваю т к 
корпусу 1 прочными сварны ми швами.
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Рис. 3.1. Корпусное шарошечное долото:
а -  Д394С; б  -  Д394Г

Конструкция, показанная на рис. 3.1, характерна для отечественны х 
долот диаметром 394 мм и более; больш инство трехш арош ечны х долот вы 
полняю тся секционными. Внешний вид и внутренние элементы секционно
го трехш арош ечного долота показаны  соответственно на рис. 3.2 и 3.3.

С екционное ш арош ечное долото собирается из секций, свариваемых 
вместе по всему наруж ному контуру сопрягаемы х поверхностей. П ри этом 
верхние сегментные части секций образую т присоединительную  головку 1, 
на которой затем нарезается коническая наруж ная (ниппельная) резьба 
(см. рис. 3.2). С редняя часть долота составляет такж е единое целое в р е 
зультате сваривания лап 3. На наруж ной поверхности лап 3 предусмотрены 
приливы 12, кром ки и ребра ж есткости, а такж е округлые полуцилиндри- 
ческие приливы («бобышки») 2 под промы вочные сопла (насадки) 10.

В СНГ сопла изготовляю т обычно из металлокерамического материала. 
Сопла 10 закрепляю т при помощ и удерж иваю щ его зам ка (в данном случае 
стопорного кольца 9). Герметизация зазора меж ду соплом и внутренней 
стенкой полости (гнездо пролива 2) обеспечивается обычно резиновы м уп
лотнением 13. К озы рек 7 лапы обычно (как и в приведенном случае) за 
щ ищ ается антиабразивны м покры тием 8, приближ енны м к торцу 4 ш арош 
ки и ее тыльной части 6, назы ваемой часто обратным конусом. На тыльной 
части 6 ш арош ки такж е наплавляю т защ итное покры тие с хорош о сопро
тивляю щ ейся абразивном у износу калибрую щ ей поверхностью  5, разде
ляемой одной из конических поверхностей корпуса ш арош ки. Вершина 
первой ш арош ки в данном случае, как  и у  долота со стальным вооруж ени
ем некоторы х других типов, выполняется с лопатовидными элементами и 
назы вается лопаткой 28.

Ряд породоразруш аю щ их элементов, располож енны х прим ерно по од
ной окруж ности, назы вается венцом. Венец 22, находящ ийся на периф ерии  
(у основания) ш арош ки, назы вается периф ерийны м  или калибрую щим, по
скольку он не только углубляет забой, но и калибрует стенку скважины. 
С редние 21 и приверш инны е 20 венцы  принято назы вать основными. О с
новными конусами ш арош ек условно именую т конические поверхности,
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Рис. 3.2. Секционное трехша
рош ечное долото типа XV

находящ иеся не на тыльной, а на передней (основной) стороне шарошки, 
ближ е к верш ине; от них начинаю т построение ш арош ки. Различаю т такж е 
промеж уточны е дополнительные конусы, располож енны е меж ду основным 
и обратным конусом в двух- и трехконусны х ш арош ках.

Часть конуса 16 ш арош ки, располож енная меж ду двумя венцами, н а
зы вается м еж венцовой расточкой 30. Если она выполняется в виде узкого, 
но значительного углубления меж ду венцовы ми поясками, над которыми 
выступаю т рабочие породоразруш аю щ ие элементы, то в этом случае ее 
иногда назы ваю т кольцевой канавкой.

Стальной вы ф резированны й породоразруш аю щ ий элемент ш арош ки 
принято назы вать зубом или р еж е зубцом, а твердосплавный вставной (из
готовленный из спекаемого обычно карбидовольфрамового порошка) — 
зубком или ш тырем 29 (см. рис. 3.2). Углубление меж ду двумя соседними 
зубьями, располож енны ми на одном и том ж е  венце, назы ваю т обычно вы 
емкой 23. Значительную  выемку, образованную  на месте одного-двух 
срезанны х зубьев или сбоку одного из них, принято назы вать вы ф рези- 
ровкой.

Н иж няя часть 18 зуба — основание, а верхняя 19 — верш ина. Ребра 
сопряж ения поверхностей верш ины  зуба, а нередко и всю верш ину полно
стью неправильно обобщ аю т единым названием  «реж ущ ая кромка».

П оверхность 26 зуба, обращ енную  к п ериф ерии  — к периф ерийном у 
венцу ш арош ки, принято назы вать обычно наруж ной стороной, а поверх
ность 27, обращ енную  к верш ине, — внутренней стороной зуба. П оверх
ность 25, обращ енная по направлению  вращ ения ш арош ки, назы вается н а
бегаю щ ей или передней гранью  (реже передней стороной или передним
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крылом зуба), а поверхность 24, направленная в противоположную  сторо
ну, — тыльной или задней гранью  (стороной). Рабочие поверхности сталь
ных зубьев ш арош ки и других быстроизнаш иваю гцихся элементов долота 
нередко защ ищ аю тся наплавляемым антиабразивны м покрытием.

На верхнем торце присоединительной головки 1 выбиваю т размер, за 
водской номер и тип долота, товарны й знак и номер партии долот.

Ш ирокий проходной канал, ограниченны й внутренними стенками го
ловки 1, принято назы вать внутренней полостью 14 долота, а заплечики
15 — упорным уступом (торцом), которы й обычно имеет скош енную  
фаску.

На рис. 3.2 видны такж е кры ш ка 17 ком пенсатора и предохранитель
ный сбрасы ваю щ ий обратный клапан 11 автономной герметизированной 
принудительной системы см азки элементов опоры ш арош ки.

Внутренние элементы долота показаны  на рис. 3.3, а и б, а кры ш ка 
или пробка 20 ком пенсатора 25 — на рис. 3.3, б. О пора ш арош ки долота 
обычно состоит из консольной цапф ы  2, составляю щ ей единое целое с ла
пой 15, и подш ипников, позволяю щ их ш арош ке при вращ ении долота сво
бодно вращ аться относительно цапф ы  и передавать осевы е и радиальные 
нагрузки. Один из подш ипников одновременно с отмеченными функциями 
выполняет такж е роль запираю щ его, ф иксирую щ его устройства, удерж и
ваю щ его ш арош ку на цапф е от продольного смещ ения. Поэтому такой 
подш ипник назы ваю т замковым. К ак правило, он выполняется в виде ш а
рикоподш ипника 12. Его ш ары  заводятся в соответствую щ ее гнездо через 
цилиндрический проход 16, просверливаемы й в цапф е и запираем ы й после 
их установки специальной деталью, назы ваемой замковым пальцем 18. Эта 
деталь имеет ф орм у штыря, а выполняет роль пробки, заходящ ей в проход
16 и не позволяю щ ей ш арам выкаты ваться из беговой дорож ки 10.

В пальце 18 на одном его конце (переднем) вытачивается сф ерический  
вы рез 17, точно соответствую щ ий (при совместной обработке пальца с

9 2

Рис. 3.3. Внутренние элементы шарошечного долота:
а — элем енты  опоры  ш арош ки; б — секция долота с герм етизированной опорой
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цапфой) профилю  внутренней беговой дорож ки 10 замкового подшипника, 
а на другом — канавка 19 под сварочный шов, ф иксирую щ ий правильное 
полож ение пальца и препятствую щ ий его смещ ению  и выпадению.

По обеим сторонам замкового подш ипника обычно монтирую т боль
шой и малый подш ипники. Большой подш ипник у  многих отечественны х и 
зарубеж ны х долот состоит из беговой дорож ки 14, роликов 13 и направ
ляю щ их плоскостей 1. Он отделяется от замкового ш арикового подш ипни
ка буртиком 11.

М алый подш ипник чащ е всего выполняется в виде подш ипника 
скольж ения с втулкой 4, которая впрессовы вается в гнездо 8, вы сверли
ваем ое в ш арош ке. Втулку 4 часто назы ваю т ф рикционной. Торцовая (кон
цевая) 3 и боковая поверхности цапф ы  на участке этого подш ипника, как 
правило, наплавляю тся тонким антиабразивны м покрытием.

В состав опоры, как правило, входит такж е подш ипник 9 в виде план
ш айбы с накаткой 6 по боковой поверхности и со ш лифованны м днищ ем 5. 
П одпятник впрессовы ваю т в соответствую щ ее ему гнездо 7, вы сверленное 
в днищ е ш арош ки. Его нередко назы ваю т концевым упорным подш ипни
ком, однако под концевы м подш ипником такж е подразумевается малый 
подш ипник с ф рикционной втулкой 4 или весь комплекс элементов сколь
ж ения, вклю чая втулку 4 и подпятник 9.

В случае, если опора долота герм етизирована (см. рис. 3.3, б) в ее со
став чащ е всего вклю чаю т такж е сальниковое уплотнение 23, гибкую  диа
ф рагму 21 (являющуюся основной деталью компенсатора), заполняемый 
смазкой резервуар  (или лубрикатор) 24, каналы для см азки 22 и кры ш ку 
или пробку 20, перекры ваю щ ую  полость резервуара 24.

В Российской Ф едерации для бурения неф тяны х скваж ин вы пускаю т
ся одно-, двух- и трехш арош ечны е долота.

Однош арош ечные долота. Эти долота разработаны  в СевКавН ИПИ . 
Все они относятся к одному классу (с твердосплавным вооруж ением) и од
ному типу СЗ (по преж нем у обозначению  С 1) — для средних, преимущ ест
венно карбонатных, хрупких пород, таких как  доломиты, конгломераты, 
известняки  и др.

По своим конструктивным особенностям они разделяю тся на м одиф и
кации (рис. 3.4, а —г). О днош арош ечное долото состоит из корпуса с при
соединительной головкой, лапы и сф ерической  ш арош ки. П ромывочное 
устройство в виде сквозного периф ерического отверстия просверливается

а б в г

Рис. 3.4. М одификация отечественных одношарошечных долот:
а — основная (серийная); б — с кольцевы ми расточкам и на ш арош ке; в — с н и ж ней  пром ы в
кой; г — с коническим и зубками; 1 — корпус долота; 2 — ш арош ка
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в лапе недалеко от основания цапфы, направляю щ его струю раствора по 
касательной к поверхности ш арош ки.

К орпус выполнен с утолщ енной консольной лапой, изготовляемой с 
цапфой, ось которой наклонена под углом 30° к оси долота.

О пора вклю чает два ш арикоподш ипника, один из которы х вы полняет
ся замковым, и два подш ипника скольжения. В новом долоте основны е н а
грузки несут ш арикоподш ипники.

Д вухш арош ечны е долота. Эти долота разрабаты вает СКВ «Геотехни
ки» вместе с Верхнесергинским долотным заводом. Их прим еняю т главным 
образом при бурении геологоразведочных скважин.

С оврем енны е модели двухш арош ечных долот мож но распределить на 
два класса, четы ре типа и несколько модификаций, отличаю щ ихся одна от 
другой по схеме и конструкции промывочного узла либо опоры ш арош ек.

Долота первого класса изготовляю т двух типов — М и С.
Д вухш арош ечные долота типа М предназначены  для бурения скваж ин 

сплошным забоем и в слабых, наиболее мягких и вязких несцем ентирован
ных породах, таких как  суглинки, слабые глины и мергели. Эти долота и з
готовляю т трех типоразмеров: В112МГ, В132МГ и В151МГ.

Долото В112МГ выполняется двухсекционны м (рис. 3.5, а).
С екции (см. рис. 3.2 и 3.3, б) сопрягаю тся плоскостями на ф иксирую 

щих ш тиф тах и свариваю тся сварным швом. Угол наклона цапф  к оси до
лота 57°30'. О пора каж дой ш арош ки выполнена по схеме СШР, т.е. под
ш ипник скольж ения — ш арикоподш ипник (замковый) — роликовы й под
шипник. Ш арош ки — самоочищ аю щ иеся со смещ ением их осей относи
тельно осей долота на 3 мм.

a б

Рис. 3.5. Двухшарошечные долота:
a — Б112МГ; б — 2Б93С; 1 — секция герм етизированной опоры  долота; 2, 6 — боковы е и 
центральное пром ы вочны е отверстия; 3, 4, 5 — подш ипники ш ариковы й, роликовы й и сколь
ж ен и я  соответственно
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Ф резерованны е зубья ш арош ек — крупные, заостренны е, защ ищ ен
ны е твердосплавной наплавкой. Такое вооруж ение обеспечивает наиболее 
высокую  эф ф ективность в очень мягких и вязких породах. П ромы вка — 
боковая. П ромы вочны е каналы  иногда оснащ аю т металлокерамическими 
соплами, направляю щ ими струи ж идкости в зазоры  меж ду ш арош ками.

Долото В132МГ состоит из двух сварны х секций. О си цапф  и ш арош ек 
наклонены  под углом 57°30' к оси долота. О пора ш арош ки выполнена по 
схеме ТТТТТТР. Один из ш ариковы х подш ипников (большой) — замковый. 
Ш арош ки — самоочищ аю щ иеся, оснащ ены  крупными ф резерованны м и 
зубьями. Рабочие поверхности зубьев арм ированы  зернистой твердосплав
ной наплавкой (релит ТЗ), а угол заострения зубьев изменяется в диапазо
не 48°36' — 51°50'. П ромывочное устройство — боковое, со струйными со
плами.

П римерно такой ж е  конструкцией характеризуется долото В151МГ, но 
у  него см ещ ение осей ш арош ек относительно оси долота составляет 5 мм, а 
заострение зубьев 45 — 49°.

К типу С относятся долота 2В93С и 2В112СМ, предназначенны е для 
бурения скваж ин в средних породах, таких как известняки, аргиллиты, 
алевролиты, уплотненны е глины, мергели. Долото 2В93С (рис. 3.5, б) состо
ит из двух сварны х секций, плоскость прилегания которы х располож ена 
симметрично относительно ш арош ек.

О си цапф  ш арош ек наклонены  под углом 47°30' к оси долота. Ш арош 
ки — самоочищ аю щ иеся. О пора ш арош ки состоит из двух подш ипников 
скольж ения и одного ш арикового (замкового) подш ипника. В ооружение 
ш арош ек представлено вы ф резерованны м и стальными зубьями, арм иро
ванными релитом. Высота и шаг зубьев — средние, несколько меньше, чем 
у  долот типа М. П ромы вка забоя — центральная, через одно отверстие 
круглого сечения.

Долото 2В112С по опоре ш арош ки аналогично долоту В112МГ, а по 
вооруж ению  и промывочному устройству — долоту 2В93С. Однако у  доло
та 2В112С угол наклона цапф  к оси долота составляет 50°.

Д вухш арош ечные долота второго класса, т.е. со вставным твердо
сплавным (штыревым) вооружением, выпускаю т типа К. Они предназначе
ны для бурения скваж ин в крепких и абразивны х породах. Долота указан 
ного типа выпускаю т диаметрами 59, 76, 93 и 112 мм под ш иф рам и 2Ш59К, 
В76К, 4В93К и Ш 112К соответственно. Долота В76К, 4В93К и Ш 112К отли
чаю тся от долота 2Ш 59К в основном разм ерам и своих элементов.

Трехш арош ечные долота. С оврем енны е отечественны е долота указан 
ной разновидности мож но разделить на ш есть серий: 1АН (рис. 3.6, а); 2АН 
или ГНУ (рис. 3.6, б)\ 1АВ (рис. 3.6, в); опытную 2АВ; ЗАН (ГАУ); долота в 
конструктивном и качественном отношении, соответствую щ ие отраслевой 
нормали ОН-26-02-128 — 69 и отличаю щ иеся от остальных целыми (без де
сятых долей миллиметра) числовыми значениями номинального диаметра в 
их ш ифре, например, В97С, В118Т, Д394МГ (см. рис. 3.1, б) и др.

Долота каж дой из перечисленны х серий могут быть любого класса (т.е. 
со стальным ф резерованны м, ш тыревым или комбинированны м вооруж е
нием шарош ек), лю бого типа и лю бой модификации. Различия проявляю т
ся в технологии их изготовления, а такж е в конструкции опоры и их эле
ментов и частично в разм ерах долот.

Долота серии 1АН предназначаю тся преимущ ественно для низкообо
ротного (на что указы вает литера Н в обозначении серии) способа бурения.
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Рис. 3.6. Трехшарошечные долота

Их прим еняю т при роторном бурении с винтовым или другим забойным 
двигателем, вращ аю щ им долото с относительно невы сокой частотой вра
щ ения (до 350 об/м ин). Долота данной серии характеризую тся повы ш енной 
точностью  изготовления (литера А в обозначении серии), удлиненной п ри 
соединительной резьбой, а такж е открытой, не защ ищ енной от шлама не- 
герметизированной опорой, выполненной по схеме РШС (точнее, большой 
роликоподш ипник — замковый ш арикоподш ипник — узел скольжения, 
состоящ ий из радиального и торцового ф рикционны х подш ипников, как 
показано на рис. 3.6, а). П ервы е долота серии 1АН были разработаны  во 
ВНИИБТ.

Долота серии 2АН предназначены  для низкооборотного (40 — 
250 об/м ин) способа бурения. Их опора, как и у  долот серии 1АН, выпол
нена по схеме РШС. Отличие заклю чается в том, что эта опора изготовлена 
герметизированной и вклю чает устройства для принудительной подачи 
см азки к трущ имся элементам в процессе бурения. С этой целью в спинке 
лапы каж дой секции долота высверливаю т карман 1 (см. рис. 3.6, б) служ а
щ ий резервуаром-лубрикатором  и перекры ваем ой кры ш кой 2 после запол
нения его см азкой и установки в него эластичного ком пенсатора 3. Под 
давлением бурового раствора, проникаю щ его в компенсатор через боковое 
отверстие в кры ш ке 2, см азка проталкивается к смазочному каналу 4 к 
подш ипникам 6 — 8. Утечке см азки из полости ш арош ки препятствует саль
никовое уплотнение 5, которое перекры вает зазор меж ду ш арош кой и 
цапфой.

Главная особенность этих долот заклю чается в том, что их изготовляю т 
с опорой, состоящ ей только из подш ипников качения. О пора м ож ет быть 
выполнена по схеме ТТТТТТТТТ (см. рис. 3.6, а), по схеме РШР и ТТТТТТР (в ос
новном в долотах диаметром до 190 мм); опора негерм етизированная.

О течественной промыш ленностью  выпускаю тся трехш арош ечны е до
лота трех классов, 13 типов, нескольких десятков модификаций, 26 разм е
ров, более 150 (включая опытные долота) моделей.
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0 2 2  + 0,4
Рис. 3.7. Сопла («насадки») для 
шарошечных долот марок НД 
(в) и НКВ (6 )

Н аименьш ее число типов, м одиф икаций и моделей приходится на ма
лые (диаметром 7 6 —151 мм) и больш ие (диаметром 346 — 490 мм, особенно 
445 и 490 мм) размеры.

В наиболее ш ироком ассортименте (по числу серий, классов, типов, 
модиф икаций и моделей) изготовляю т долота диаметром 190 (190,5) мм и 
особенно 214 (215,9) мм. Это объясняется наибольш им объемом проходки 
для указанны х диаметров ствола скваж ины  и многообразием  свойств по
род, встречаю щ ихся при бурении таких стволов.

Сопла выполняю т двух модификаций: НД (рис. 3.7, а) или НКВ (рис. 
3.7, б). Сопло НД выполняется укороченным с относительно крутым суж е
нием внутреннего радиального профиля проходного канала, характери 
зую щ имся радиусом кривизны  R. Значения этого и других параметров, 
обозначенны х на рис. 3.7, а буквами, зависят от номера (размера) сопла 
(табл. 3.1).

Больш инство долот с опорой качения в настоящ ее время выпускается 
в соответствии с ГОСТ 20692 — 75 серии 1АВ (см. рис. 3.6, в).

В этом случае они обозначаю тся литерой В, стоящ ей в конце ш ифра, 
например, долота III 215,9 КПВ.

К первому классу относятся пять типов со стальным вы ф резерован- 
ным вооружением: М, МС, С, СТ и Т. Н аименование типа совпадает с п ер
вой буквой в ш и ф ре после циф рового обозначения диаметра, характери 
зую щ ей основное свойство пород.

Долота типа М предназначены  для бурения скваж ин в мягких и вязких 
породах, характеризуем ы х низким  сопротивлением сж атию  и раздавлива
нию  (пески, ры хлы е глины, суглинки, супеси, мерзлы е глинистые грунты, 
лед и т.п.).

Долота типа МС использую т для бурения скваж ины  в среднемягких 
неплотных породах, занимаю щ их по своим механическим свойствам п ро
меж уточное полож ение меж ду мягкими и средними породами, или для бу
рения скваж ин в мягких породах, чередую щ ихся пропластками средних

Т а б л и ц а  3.1
Переменные параметры (мм) сопла НКВ

П арам етры  на 
рис. 3.7, б

Номер сопла
1 2 3 4 5 6 7 8

di 16 15 14 13 12 И 10 9
52,5 45,58 40,3 36,28 30,12 30,59 28,53 26,99

fti 15,31 15,71 16,01 16,28 16,38 16,51 16,72 16,78
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пород (не очень плотные глины, мел, кам енны е соли, гипс, слабые извест
няки и др.).

Долота типа С предназначены  для разбуривания пород средней крепо
сти (аргиллиты, плотные глины, алевролиты, слабые мергели и др.).

Долота типа СТ прим еняю т для бурения в породах, занимаю щ их по 
свойствам промеж уточное полож ение меж ду средними и твердыми, а так
ж е  для разбуривания средних пород, перем еж аю щ ихся твердыми пропла- 
стками (плотные мергели, неплотные алевролиты с глинистым поровым ц е
ментом, песчаники, пористые, органогенны е известняки, различны е ангид
риты, вязкие сланцы и др.).

Долота типа Т предназначены  для бурения скваж ин в твердых, плот
ных и трещ иноваты х породах (плотные алевролиты, глинистые сланцы, до
ломиты, конгломераты твердых и иных формаций, различны е песчаники 
и др.).

Ко второму классу относятся долота ш ести типов со вставным твердо
сплавным или ш тыревым вооружением: М3, СЗ, ТЗ, ТКЗ, К и ОК.

Л итера 3 в обозначении типов М3, СЗ, ТЗ, ТКЗ, а такж е М С З сле
дую щего класса указы вает на то, что вооруж ение ш арош ек долот данных 
типов представлено твердосплавны ми зубьями с заостренной клиновидной 
головкой.

Долота типа М 3 спроектированы  для бурения скваж ин в мягких абра
зивны х породах (рыхлые и слабые песчаники, песчанисты е глины), а такж е 
в различны х по составу неплотных формациях, перем еж аю щ ихся прослой
ками слабосцементированны х песчаников и алевролитов.

Долота типа С З предназначены  для бурения средних абразивны х по
род (песчаники средней плотности, плотные песчанисты е породы, алевро
литы абразивны е и др.). О днако эти долота мож но применять и при разбу
ривании обычных мягких, среднемягких, средних и перем еж аю щ ихся 
пород.

Долота типа ТЗ предназначены  для бурения среднетверды х и твердых 
абразивны х пород (плотные песчаники, песчанисты е доломиты, слабоквар- 
цованны е известняки  и алевролиты и др.). Эти долота мож но применять и 
при разбуривании средних пород, перем еж аю щ ихся более твердыми.

Долота типа ТКЗ спроектированы  для бурения твердокрепких абра
зивны х пород (плотные песчаники, доломиты, слабокварцованны е извест
няки и доломиты, кремнисты е сланцы и др.). Их мож но применять и для 
разбуривания твердых пород, перем еж аю щ ихся прослойками крепких.

Долота типа К предназначены  для бурения скваж ин в крепких абра
зивны х породах (граниты, диабазы, окварцованны е доломиты, порфириты, 
пириты, очень крепкие песчаники и др.).

Долота типа О К внеш не мало отличаются от долот типа К. О ни пред
назначены  для бурения скваж ин в очень крепких и очень абразивны х по
родах (кварциты, сливной кварц, джеспилиты, такониты, кремень, крепкие 
порф ириты  и др.). Эти долота прим еняю т главным образом в горнорудной 
промыш ленности. О ни оснащ ены  самым мощ ным твердосплавным воору
жением , оказы ваю щ им дробящ е-скалы ваю щ ее воздействие на породы 
забоя.

Долота типа М С З разработаны  для бурения мягкосредних абразивны х 
пород (слабосцементированны е песчаники, песчанисты е мергели, полуаб- 
разивны е песчано-глинистые м оренны е отложения, нетверды е карбонат
ны е породы, перем еж аю щ иеся с прослойками песчаников и алевролитов и

55



т.п.). Эти долота могут разбуривать такж е неабразивны е мягкие, средние и 
среднемягкие ф ормации (супеси, суглинки, мел, глины, аргиллиты, извест
няки и др.).

Долота типа ТК предназначены  для бурения твердокрепких пород 
(конгломераты, очень плотные глины, твердые известняки, доломиты, гли
нисты е сланцы и т.п.). Этими долотами такж е мож но разбуривать средние, 
твердые и трещ иноваты е породы.

3.2. ЛОПАСТНЫЕ ДОЛОТА

В отличие от ш арош ечных лопастны е долота просты  и по конструкции, 
и по технологии изготовления.

Л опастны е долота обеспечиваю т высокую  механическую  скорость в 
рыхлых, мягких и несцем ентированны х породах. В таких породах проходки 
этими долотами за рейс достигаю т нескольких сот метров, а в некоторы х 
случаях даж е 1500 — 2000 м. Но при этом в связи  с неизбеж ной  для таких 
больших интервалов глубин перем еж аемостью  пород (в том числе твердых 
и абразивны х) часто наблю дается значительное уменьш ение диаметра 
скважин, что приводит к необходимости расш ирения и проработки сква
ж ины  перед спуском очередного долота. Кроме того, при бурении необхо
димо прикладывать к долотам большой крутящ ий момент. Реж ущ ие эле
менты долот находятся в постоянном контакте с породой и поэтому более 
интенсивно изнаш иваю тся по сравнению  с ш арош ечными долотами.

Бурение лопастным долотом нередко сопряж ено с опасностью  значи
тельного искривления ствола скважины, особенно если оно производится 
без прим енения центраторов, стабилизаторов и калибраторов. Это объяс
няется малой площадью контакта долота с забоем по сравнению  с общ ей 
площадью поперечного сечения скважин, необходимостью  передачи через 
него значительной осевой нагрузки, высокого крутящ его момента, большой 
энергии, а такж е особенностями конструкции лопастного устройства.

Одна из наиболее простых конструкций лопастного долота показана 
на рис. 3.8. В состав лопастного долота входят корпус 1 и лопасти 2. В 
верхней части корпуса нарезается присоединительная резьба 3 (в данном 
случае внутренняя муфтовая), а в ниж ней  — просверливаю тся основные 
промы вочные отверстия 4 без сопел для подачи бурового раствора на 
забой.

Боковы е калибрую щ ие и другие рабочие поверхности лопастей обыч
но покры ваю т релитом 5 и чугуном 6.

Более слож ная конструкция лопастного долота показана на рис. 3.9, а, б. 
В состав этого долота, кром е корпуса 1 и лопастей 2 входят сопло 7, уплот
нительны е кольца 3 для герметизации промывочного узла и зазора между 
соплом 7 и гнездом в корпусе долота, байонетная ш айба 5 для удерж ания 
сопла, болт 8 со стопорной ш айбой 9 для крепления байонетной шайбы, 
запрессованны е почти вровень с поверхностью  лопасти твердосплавны е 
вставки (штыри) 4 и пластины 10.

П рисоединительная резьба 6 на верхней части корпуса 1 выполняется 
наружной, ниппельной на такой ж е  конической присоединительной голов
ке, как  и у  ш арош ечных долот.

Конструкции отечественных лопастных долот. Эти долота вы пуска
ются следующих пяти разновидностей: 2Л — двухлопастные (см. рис. 3.8),
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Рис. 3.8. Двухлопастное долото Рис. 3.9. Трехлопастное долото типа МС:
а, 6  — долото; в — сопло

ЗА — трехлопастны е (см. рис. 3.9, а, б), ЗИР — трехлопастны е истираю щ е- 
реж ущ ие (рис. 3.10), 6ИР — ш естилопастные истираю щ е-реж ущ ие (рис. 
3.11), П — пикообразны е однолопастные (рис. 3.12).

Л опастны е долота делятся на типы в соответствии с их назначением.
Л опастны е долота первых четы рех указанны х разновидностей принято 

относить к одному из четы рех типов: М, МС, М С З или С. П ри этом долота 
разновидностей 2Л и ЗЛ разделяю тся на два типа: М — для бурения мягких 
пород (супеси, суглинки, несвязны е грунты и т.п.); МС — для разбуривания 
среднемягких пород (мел, рыхлый мергель, глины, слабый известняк).

Долота разновидности ЗИР, согласно их назначению , относят к типу 
М СЗ (для бурения абразивны х среднемягких пород — слабосцемен- 
тированны е песчаники, песчанисты е глины, алевролиты), а разновидности 
6ИР — к типу М (для бурения средних пород — аргиллиты, глинистые 
сланцы, гипсы).

П икообразны е долота изготовляю т двух типов: Ц — для разбуривания 
цементны х пробок и металлических деталей низа обсадных колонн, Р 
(см. рис. 3.12) — для расш ирения ствола скважины.

В настоящ ее время выпускаю т лопастны е долота диаметрами от 76 до 
445 мм.

Рассмотрим номенклатуру лопастных долот каж дой разновидности. 
Долота разновидности 2Л, т.е. двухлопастные (см. рис. 3.8), выпускаю тся 
двух типов — М и  МС.

Долота типа М характеризую тся арм ированием  ниж них реж ущ их
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Рис. 3.10. Долото ЗИР: Рис. 3.11. Долото 6ИР
1 — корпус; 2 — лопасти; 3 — твердосплавны е ш тыри; 4 — 
сопло; 5, 8 — байонетная и  стопорная ш айбы; 6 — уплот
нительное кольцо; 7 — болт

кром ок лопастей релитом с последующим покры тием всей передней (по 
ходу вращ ения долота) поверхности (грани) каж дой лопасти специальным 
чугуном. Боковая калибрую щ ая поверхность лопасти арм ируется твердо
сплавными ш тырями с последую щ ей наплавкой релитом. Внутренние по
верхности лопастей в центральной части долота такж е наплавляю т р е 
литом.

Д вухлопастные долота обоих типов изготовляю т только одной моди
ф икации — цельнокованы ми и лиш ь с обычной (неструйной) промывкой, 
без сопел (с двумя цилиндрическими промывочными отверстиями). Оси 
промывочных отверстий отклоняю тся от продольной оси долота под углом 
15° и 20° в долотах диаметрами соответственно 7 6 —132 и 140—161 мм. В 
поперечном (горизонтальном) сечении их проекции наклонены  к оси сим
метрии под углом 60°.

У казанны е долота вы пускаю т следующих моделей: 2Л76М, 2Л76МС, 
2Л93М, 2Л93МС, 2Л97М, 2Л97МС, 2Л112М, 2Л112МС, 2Л118М, 2Л118МС, 
2Л132М, 2Л132МС, 2Л140М, 2Л140МС, 2Л151М, 2Л151МС, 2Л161М и 
2Л161МС.

В приведенны х циф рах сочетание 2Л обозначает разновидность долота 
(двухпластовое), далее циф рам и обозначен номинальный диаметр в милли
метрах (например, 76, 93 и т.д.) и в конце ш иф ра буквами М или МС ука
зан тип долота.

ОСТ 26-02-1282 — 75 предусматривает изготовление двухлопастных до
лот типов М и МС 14 малых разм еров — диаметрами от 76 до 165,1 мм. Д о
лота разновидности ЗА (трехлопастные) так  же, как и двухлопастные вы 
пускаю т двух типов — М и  МС. О собенности долот каждого из этих типов 
такие же, как и у  долот разновидности 2Л, т.е. реж ущ ие кром ки лопастей у 
долота типа М арм ированы  релитом, а у  долота типа МС — твердосплав
ными пластинами.

Долота обоих типов изготовляю т только сварной модификации, т.е. с 
приваренны ми к корпусу лопастями. По конструкции промывочного уст-
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Рис. 3.12. П икообразное долото типа Р:
1 — корпус; 2 — лопасть; 3 — пластины; 4 — твердосплавные ш ты ри

ройства они могут быть выполнены с соплами (струйными или гидромони
торными) либо без сопел.

Долота разновидности ЗИР (см. рис. 3.10) изготовляю т только типа 
М СЗ — для мягких и среднемягких абразивны х пород. Они имею т такое 
ж е  количество лопастей, как  долота ЗА, однако ф ормы  их выполнения и 
арм ирования сущ ественно различаю тся.

Долота разновидности 6ИР (см. рис. 3.11) выпускаю т только типа С — 
для бурения средних пород. Эти долота в отличие от предыдущ их оснащ е
ны, помимо трех основных, тремя укороченны ми боковыми лопастями, ар 
мированны ми твердосплавными ш ты рями и релитом прим ерно таким ж е 
образом, как  и основны е лопасти. Главное назначение этих лопастей — 
усиление калибрую щ ей способности долота, что обеспечивается большим 
количеством ш ты рей на боковых поверхностях основны х лопастей. При 
сопоставлении рис. 3.10 и 3.11 мож но заметить, что форма выполнения ос
новных лопастей у  долота 6ИР несколько иная, чем у  долота ЗИР. Так, су
ж ени е лопастей от периф ерии  к оси долота и выполнение тыльной поверх
ности вы раж ено более четко у  долот 6ИР, чем у  долот ЗИР.
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Долота разновидности П, т.е. пикообразны е или однолопастные, часто 
назы ваю т долотами специального назначения, так как в отличие от других 
они разбуриваю т не забой скважины, а главным образом  цементны е проб
ки и металлические детали низа обсадных труб (тип Ц) или стенки сква
ж ины  при расш ирении  ее ствола (типа Р).

Долота обоих типов выполняю тся с круглым корпусом 1 (см. рис. 3.12) 
и заостренной (под углом около 90°+1°45') пикообразной лопастью  2. Рабо
чая кром ка лопасти скош ена под углом 45° и арм ирована с набегаю щ ей 
стороны релитом и твердосплавными пластинами 3. С верху наносят защ ит
ное чугунное покрытие. Тыльную сторону рабочей кромки, согласно 
ТУ 26-02-675 — 75, такж е покры ваю т чугуном.

Долота типа Р отличаю тся от долот типа Ц арм ированием  боковых ка
либрую щ их поверхностей лопасти твердосплавны ми ш тырями 4 и релитом 
(см. рис. 3.12). Эти поверхности являю тся рабочими, разруш аю щ ими и к а 
либрую щ ими стенки скваж ины  при расш ирении ее ствола.

Долота типа Ц выпускаю т в соответствии с ТУ 26-02-675 — 75 следую 
щих моделей: ПЦ97, ПЦ112, ПЦ118, ПЦ140, ПЦ151, ПЦ161, ПЦ190, ПЦ295,3 
(ПЦ295), ПЦ320, ПЦ370 и ПЦ444,5 (ПЦ445).

Изготовляю т следую щ ие модели долота типа Р — ПР118, ПР132, ПР140, 
ПР151, ПР161, ПР190, ПР295,3 (ПР295), ПР320, ПР370 и ПР445,5 (ПР445).

3.3. ФРЕЗЕРНЫЕ ДОЛОТА

Ф резерны е долота имею т более простую  конструкцию , чем лопастные.
Долото состоит из удлиненного монолитного корпуса, составляю щ их с 

этим корпусом единое целое рабочих органов, арм ированны х твердым 
сплавом, и простейш его промывочного устройства. Во многих современны х 
конструкциях рабочие органы отсутствую т и роль породоразруш аю щ их 
элементов выполняю т не реж ущ ие кром ки рабочих органов, а твердо
сплавные пггыри, запрессованны е в торец  ф резерного  долота. П ромывоч
ным устройством могут служить один или несколько каналов в корпусе 
долота.

Эти долота могут быть использованы  не только для бурения скваж ины  
в присутствии металлического и твердосплавного скрапа, но и для разбури 
вания оставш ихся на забое ш арош ек и других металлических предм е
тов, бетонных и иных пробок. Эта ф ункция ф резерн ы х долот привела к 
выделению  и соверш енствованию  отдельной их разновидности — ф р е
зеров.

В процессе выполнения основной ф ункции бурового долота — буре
ния массива горных пород на забое скваж ины  — наряду с высокой стойко
стью и прочностью  ф резерн ы х долот по сравнению  с ш арош ечными и н е
которы ми преимущ ествами (например, хорош ая сопротивляемость, износ 
по диаметру при требуемом арм ировании боковой поверхности, большая 
устойчивость, прочность и др.) перед лопастными выявились сущ ественные 
недостатки ф резерн ы х долот (низкая м еханическая скорость проходки, 
низкая проходка на долото в твердых и крепких породах, непригодность 
для бурения глин и других вязких и пластичных пород).



Долота ИСМ  отличаются от ф резерны х, лопастных и алмазны х глав
ным образом  тем, что их породоразруш аю щ ие (рабочие) элементы оснащ е
ны сверхтвердым материалом славугич. Рабочие элементы (вставки из сла- 
вутича) крепят к стальному корпусу долота своей посадочной (цилиндриче
ской) частью  (хвостовиком) методом пайки. Ф орму рабочей поверхности 
вставок, марку славутича, его содерж ание (объем в кубических сантимет
рах) в инструменте и число вставок вы бираю т в зависимости от типа доло
та, т.е. в соответствии с ф изико-м еханическим и свойствами буровых пород.

В зависимости от разм ера и конструкции долота ИСМ  выполняю тся 
цельнокованы ми с последующим ф резерованием  лопастей либо с прива
ренными лопастями.

Долота ИСМ  по сравнению  с ф резерны м и и лопастными обладают бо
лее высокой износостойкостью , а по сравнению  с долотами, оснащ енными 
природными алмазами, — меньш ими стоимостью  и порш неванием, лучшей 
проходимостью  по стволу скваж ины  и защ итой их породоразруш аю щ их 
элементов, поэтому они реж е выходят из строя при недостаточно тщ атель
ной подготовке ствола и забоя перед их спуском в скважину.

Долота ИСМ  выпускаю т трех разновидностей: реж ущ его действия (ре
жущ ие), торцовы е (зарезные) и истираю щ ие. П ервы е весьма похож и на 
лопастные, вторы е — на ф резерны е, а третьи — на алмазные.

Реж ущ ие долота ИСМ  предназначены  для бурения глубоких скваж ин 
в мягких и средних пластичных породах. Долото ИСМ  (рис. 3.13) по внеш 
нему виду и конструкции похож е на долото 6ИРГ (см. рис. 3.11), но отлича
ется от него формой рабочей части лопастей, способом их закрепления на 
корпусе долота и располож ением  дополнительных лопастей. У долота ИСМ  
(первая модификация) основны е лопасти 1, 2 и 3 (см. рис. 3.13) сходятся 
вместе по общ ей оси долота и привариваю тся к составному корпусу 4 в 
специальных пазах. Дополнительные (стабилизирующ ие) лопасти 5 перед 
приваркой такж е заводят в специальны е пазы, вы резанны е на боковой по
верхности корпуса асимметрично относительно основных лопастей.

Дополнительные лопасти выполняю тся укороченными, характеризую т
ся трапециевидным проф илем и армирую тся по рабочим боковым поверх-

3.4. ДОЛОТА ИСМ

а  б  а - А

Рис. 3.13. Режущ ее долото ИСМ первой модификации:
а — без сопел; б — с соплами
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ностям твердосплавными ш ты рями 6 (с плоской рабочей головкой, не вы 
ступаю щ ей за поверхности лопасти), которы е запрессовы ваю тся и по бо
ковым поверхностям основных лопастей. Поэтому дополнительные лопасти 
не только обеспечиваю т стабилизацию  и уравновеш ивание долота в стволе 
скважины, но и способствую т росту общ ей калибрую щ ей поверхности до
лота по диаметру.

Вставки 8, оснащ енны е славутичем, выполняю т с цилиндрической бо
ковой поверхностью  и полусф ерической (для торца основной лопасти) и 
плоской (для калибрую щ ей поверхности лопасти) рабочими головками. С о
пла 7 изготовляю т из твердого сплава.

Сопла и струйный промы вочный узел  в целом рассчитаны  на истече
ние бурового раствора со скоростью  9 0 —120 м /с.

Выполнение промывочного устройства (узла) долота второй модиф и
кации показано на рис. 3.14, б. Оно отличается одним ш ироким централь
ным промывочным отверстием, разделенны м лопастями на три сектора.

С труйная м одификация по промы вке отличается от первой соплами, 
которы е вмонтированы  и закреплены  (с помощью пайки) в боковых кана
лах, просверленны х в корпусе долота (см. рис. 3.13, б).

Долота первой и второй м одиф икаций по промы вке прим еняю т глав
ным образом  при турбинном бурении, а третьей  — при роторном способе 
бурения.

Долота с обычной («свободной») промы вкой (преимущ ественно вторая 
модиф икация по промывке) выпускаю тся девяти разм еров по диаметрам 
188 — 392 мм, а долота третьей м одиф икации — двух разм еров по диамет
рам 212 и 267 мм. Выпуск долот первой м одиф икации (с центральным осе
вым ш ироким отверстием) в последнее время ограничен.

П ример обозначения реж ущ его долота: ИСМ  188-РГ-10, где ИСМ  — 
вид долота, 188 — номинальный диаметр по калибрую щ ей части в мм, Р — 
разновидность долота (режущее), Г — модификация (гидромониторная 
промывка), 10 — порядковый номер конструкции.

Торцовы е долота ИСМ  (рис. 3.15) предназначены  для бурения и забу- 
ривания нового ствола, но могут быть использованы  и при ликвидации 
аварий. Внешне они похож и на ф резерн ы е долота. Торцовые долота ИСМ  
изготовляю т с полым цилиндрическим корпусом 2, верхняя часть которого

Рис. 3.14. Реж ущ ее долото ИСМ второй модификации с узкими (а) и широким (6 ) промы
вочными отверстиями
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Рис. 3.15. Торцовое долото ИСМ

выполняется в виде муфтовой присоединительной головки, а нижняя (во
гнутая) — с расширением снаружи и коническим (в виде воронки) внут
ренним вырезом, армированным вставками 1 из славутича. Этими же 
вставками защищается боковая поверхность нижнего конца долота.

В центральной части торца просверлены промывочные каналы 5, вы
ходящие в радиальные канавки 4, разделяющие рабочую торцовую поверх
ность на сектора и соединяющиеся с боковыми пазами 3. Такая система 
очистки обеспечивает хорошее охлаждение рабочей поверхности долота и 
удаление из-под нее шлама.

Корпус долот рассматриваемой разновидности изготовляют из того же 
материала, что и корпуса других долот ИСМ. Форма и технология закреп
ления вставок 1 также не отличаются от описанной выше.

Истирающие долота ИСМ производят на забое скважины микроре
жущее действие. Они предназначены для бурения глубоких нефтяных, га
зовых и разведочных скважин в осадочных малоабразивных породах.

Для армирования торцовых поверхностей истирающих долот типа 
ИСМ применяют вставки из славутича, рабочая поверхность которых вы
полнена округлой. Толщина слоя славутича в этой вставке достигает 7 —
8 мм.

Число лопастей в истирающем долоте определяют в каждом конкрет
ном долоте исходя из его диаметра, назначений и условий бурения. Долота 
ИСМ диаметром 105—188 мм изготовляют преимущественно пятилопаст
ными, диаметром 212 мм — шестилопастными, а диаметрами 243 —392 мм — 
семи- и девятилопастными.

Долота рассматриваемой разновидности выпускают трех типов: М (для 
бурения мягких пород), МС (для разбуривания среднемягких пород) и С 
(для средних пород). Долота разных типов различаются в основном содер
жанием славутича, формами и размером вставок, количеством и формой 
выполнения рабочих органов.

По форме выполнения рабочих органов истирающие долота ИСМ мо
гут быть изготовлены одной из двух модификаций: радиальными (рис. 3.16,
а) либо секторными (рис. 3.16, б).

Долота первой модификации применяют преимущественно при тур-
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Рис. 3.16. Истирающие долота

бинном бурении скважин глубиной 3000 м и более. Они имеют выступаю
щую удлиненную биконическую форму корпуса и его рабочей поверхности 
с пятью — десятью ребристыми продольными рабочими органами, высту
пающими в радиальном направлении. Эти органы разделены продольными 
пазами примерно такой же длины и ширины. Такая форма выполнения до
лота резко уменьшает эффект поршневания при спускоподъемных опера
циях и способствует повышению удельной нагрузки на забой и увеличе
нию механической скорости проходки, что особенно важно при разбури- 
вании глубокозалегающих пластов. Нижняя часть (внутренний и наружный 
конусы) рабочей поверхности армируется обычно вставками славутича с 
закругленной головкой.

Долота второй модификации (секторные) применяют как при турбин
ном, так и при роторном способе бурения. Они характеризуются укоро
ченной конической формой рабочей части (головки), наличием гидромони
торных насадок 5 и разделением режущей поверхности узкими промывоч
ными пазами 6 (см. рис. 3.16, б) на рабочие органы в виде секторов. На 
боковой поверхности каждого рабочего органа предусмотрен широкий 
проем 4.

Секторные долота имеют комбинированное вооружение. Их наруж
ный ступенчатый конус оснащен вставками 2 с клиновидной рабочей го
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ловкой, а внутренний гладкий конус и закругленный промежуточный уча
сток — вставки 1 с круглой рабочей головкой. Такое вооружение приме
няют в долотах, предназначенных для бурения пород перемежающейся 
твердости.

Боковая поверхность секторного долота в зависимости от степени аб
разивности разбуриваемых пород армируется твердосплавными штырями 3 
(см. рис. 3.16, б) или вставками со славутичем, причем содержание славу
тича тем больше, чем выше степень абразивности пород.

3.5. АЛМАЗНЫЕ ДОЛОТА

Основная особенность алмазных долот — наличие в них алмазных ре
жущих элементов, т.е. алмазов (природных или синтетических) той или 
иной величины (крупности). В буровых долотах обычно используют наиме
нее ценную разновидность природного алмаза, именуемую карбонадо (бра
зильские технические алмазы) или черным алмазом, которая характеризу
ется меньшей твердостью, но значительно большей вязкостью, что в усло
виях бурения чрезвычайно важно.

Технические показатели алмазных долот во многом зависят от качест
ва и размеров алмазов. Качество определяют группой и категорией, а раз
мер — числом камней на 1 кар (0,2 г). Работоспособность алмазного долота 
в наибольшей степени, чем инструмента любого другого вида, зависит от 
чистоты ствола и забоя и качества промывки. При наличии металла или 
твердого сплава (даже в малом количестве), или крупных обломков крепких 
пород на забое происходит образование выбоин, выкрашивание или раска
лывание алмазов и быстрое разрушение долота. При недостатке бурового 
раствора наблюдается перегревание и растрескивание (прижог) алмазов. 
Это значительно осложняет бурение алмазными долотами. Другая, еще бо
лее важная специфическая особенность алмазных долот — их дороговизна 
и дефицит из-за недостатка алмазов, обладающих высокими техническими 
свойствами (прочностью, вязкостью, достаточной твердостью, сопротивле
нием ударам и т.п.).

Природные и синтетические алмазы размещают в спекаемой матрице 
(обычно медно-твердосплавной), составляющей единое целое с нижней ча
стью стального полого цилиндрического корпуса долота.

При бурении твердых, крепких и абразивных пород износ матрицы 
интенсивнее, поэтому во избежание излишнего обнажения алмазов матри
ца у долот для таких пород должна быть наиболее износостойкой. В поро
дах мягких и средних матрица изнашивается мало, вследствие чего в доло
тах, предназначенных для бурения этих пород, используется не слишком 
износостойкий материал для матрицы.

По форме и направлению пазов, приемочных канавок, рабочих орга
нов и всей рабочей части выделяют три разновидности алмазного долота: 
радиальное (рис. 3.17, а), ступенчатое (рис. 3.17, б) и спиральное (рис. 3.17, 
в). Некоторыми специалистами выделяются и другие, преимущественно 
комбинированные разновидности.

По размещению алмазов в матрице различают две разновидности до
лот: однослойное (рис. 3.17, а —в) и многослойное (рис. 3.17, г), т.е. с им- 
прегнированными алмазами. Однослойные долота получают при однослой
ной укладке относительно крупных алмазов в графитовую пресс-форму,
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Рис. 3.17. Алмазные долота основных разновидностей:
а — однослойное радиальное биконическое долото М 311; б  — ступенчатое; в — спиральное 
ТВ573; г — импрегнированное ТВ54

что приводит к их распределению в определенном порядке на поверхности 
матрицы, а импрегнированные — при равномерном перемешивании алма
зов (как правило, мелких и невысокого качества) с частицами кар
бида вольфрама и другими компонентами матрицы перед спеканием до
лота.

Размеры алмазных долот так же, как и долот ИСМ, по номинальному 
диаметру несколько (обычно на 2 мм) уменьшены относительно соответст
вующих значений нормального ряда долот других видов (лопастных, шаро
шечных и др.) во избежание преждевременного истирания калибрующих 
алмазов или заклинивания долота в суженных участках ствола скважины. 
По внешнему виду, конфигурации, принципу действия и некоторым осо
бенностям конструкции многие алмазные долота близки к описанным вы
ше долотам ИСМ, особенно к истирающим.

В целом алмазные долота характеризуются монолитной конструкцией. 
В России выпускают четыре разновидности алмазных долот: однослойные 
ступенчатые и радиальные, импрегнированные радиальные и ступенчатые. 
Долота всех разновидностей изготовляют обоих классов, т.е. с природными 
и синтетическими алмазами.

Долота первого класса, оснащенные природными алмазами, выпускают 
трех типов (М, С, СТ).

Долота типа М (для бурения мягких пород) выполняют с однослойной 
укладкой алмазов в твердосплавной матрице рабочей головки, имеющей 
тороидально-ступенчатую форму. Алмазы для армирования этого долота
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относительно крупные, но низкого (XXXIV группы) качества. Такие долота 
выпускают пяти размеров и пяти моделей: ДК188М6, ДК212М6, ДК241М6, 
ДК267М6 и ДК292М6. Литера Д в шифрах указанных моделей обозначает 
долото (алмазное), К — описанную разновидность долота (со ступенчатым 
профилем), 188 — номинальный диаметр долота в мм, М — тип долота, 6 — 
порядковый номер модификации.

При маркировке алмазных долот впереди их шифра наносят условный 
индекс предприятия-изготовителя. Московскому комбинату твердых спла
вов присвоена в качестве условного индекса буква М, а ВНИИБТ — Н. За 
шифром указывают также заводской номер и год изготовления данного 
долота.

Долота типа С (для бурения средних пород) изготовляют как одно
слойными (той же разновидности К), так и импрегнированными. Одно
слойные ступенчатые долота типа С выпускают трех размеров под шифра
ми ДК138С6, ДК149С6 и ДК188С6, т.е. диаметрами 138, 149, 188 мм. Они 
оснащаются техническими алмазами XV6 группы второго класса.

Импрегнированные долота типа С характеризуются толстым (7 — 8 мм) 
рабочим слоем матрицы, перемешанной с овализированными алмазами 
XXXIV группы III категории качества. Эти долота имеют ступенчатую фор
му рабочей поверхности и выпускаются двух диаметров — 188 и 2 1 2  мм 
под шифрами ДИ188С6, ДИ212С6 и ДИ212С2.

Долота типа СТ предназначены для бурения среднетвердых пород. 
Они выполняются только однослойными с радиальным расположением ра
бочих органов и промывочных пазов. Эти долота изготовляют четырех 
диаметров — 140, 159, 188 и 212 мм. Выпускают две модели долот диамет
ром 140 мм (ДР 140СТ1): с алмазами XV6 группы I категории (для наиболее 
тяжелых условий бурения) качества и алмазами той же группы, но II кате
гории качества. Долота остальных размеров изготовляют только с алмазами 
XV6 группы II категории качества и выпускают под шифрами ДР159СТ1, 
ДР188СТ1 и ДР212СТ1.

Долота второго класса изготовляют с искусственными алмазами марки 
СВИ-П, что означает синтетические, ВНИИТС (автор технологии) светлые 
(прозрачные), прочные. Эти алмазы несколько уступают природным по 
прочности, но вполне сравнимы с ними по прочности.

Долота с синтетическими алмазами выпускают четырех разновидно
стей: однослойные ступенчатые, однослойные радиальные (лопастные), им
прегнированные ступенчатые и импрегнированные радиальные (лопаст
ные), но только одного типа С.

Однослойные радиальные (лопастные) долота изготовляют с прямыми 
радиальными лопастными рабочими органами и выполняют со ступенчатой 
формой рабочей головки. Они выпускаются пяти размеров моделей 
ДКС138С, ДКС188С6, ДКС12С6, ДКС267С6. Литера С в середине шифра 
свидетельствует о том, что алмазы в долотах синтетические.

Однослойные радиальные (лопастные) долота изготовляют с прямыми 
радиальными лопастными рабочими органами, привариваемыми к корпусу 
долота в процессе изготовления последнего. Такие долота выпускают трех 
размеров и трех моделей ДЛС188С1, ДЛС212С1 и ДЛС267С1.

Импрегнированные ступенчатые долота по конструкции аналогичны 
однослойным долотам разновидности ДК и характеризуются закругленны
ми тороидальными ступеньками, импрегнированными дробленными син
тетическими алмазами по толщине матрицы на 7 — 8 мм. Эти долота вы
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пускают также трех размеров моделей ДКСИ188С6, ДКСИ212С6 и 
ДКСИ267С6.

Импрегнированные лопастные долота с синтетическими алмазами вы
пускают пока только одного размера — модель ДЛСМ212СЗ.

3.6. ШАРОШЕЧНЫЕ БУРИЛЬНЫЕ ГОЛОВКИ

Бурильные головки, помимо разбуривания забоя скважины и калиб
ровки ее стенок, должны также формировать в центре забоя целиковый 
столбик породы — керн и предотвращать в процессе бурения любое по
вреждение керна как образца, служащего источником информации о свой
ствах буримой породы.

Как все шарошечные инструменты, бурильные головки эффективно 
разрушают горные породы широкого диапазона буримости, твердости и 
абразивности; в меньшей степени, чем лопастные, подвержены уменьше
нию диаметра и по сравнению с инструментом ИСМ и алмазным имеют 
невысокую стоимость.

На рис. 3.18, а показаны основные углы и элементы шарошечной бу
рильной головки. Она состоит из шарошек 1, лап 2, присоединительной 
резьбовой головки 3, промывочного устройства 4 и узла опоры, включаю
щего подшипники 5 —7.

Шарошки в бурильной головке могут быть коническими, одно-, двух- 
или трехконусными (рис. 3.18, а, б), в виде усеченного конуса (рис. 3.19, а),

а б
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Рис. 3.18. Шарошечные бурильные головки:
а -  1БК295 СТ; б  -  ДБК; в -  2БК214/60СТ; г -  2БК214/60ТКЗ



Рис. 3.19. Шестишарошечные бурильные головки:
а -  румынская; б  -  21ВК190/80СТ; в -  10НК190/80СТЗ; г -  20НК190/80К

цилиндрическими (рис. 3.20), сферическими (рис. 3.21, а) и чечевицеобраз
ными (рис. 3.21, б). Бурильная головка может быть выполнена с одним ра
бочим органом — шарошкой (см. рис. 3.21, а), с тремя (см. рис. 3.21, б), че
тырьмя (см. рис. 3.18, а —г), шестью (рис. 3.19, а —г), восемью (см. рис. 3.20) 
шарошками и более.

Число и конструкция подшипников в опоре каждой шарошки могут 
быть различными в зависимости от формы и размеров шарошки и буриль
ной головки. Конические шарошки обычно монтируют на двух-трех под
шипниках качения. Один-два подшипника в опоре шарошки иногда бывают 
фрикционными. В качестве замкового подшипника функционирует, как и в 
опорах шарошечных долот, почти исключительно шарикоподшипник. Ша
рошки могут быть установлены не только на цапфах лап (см. рис. 3.18, а, б), 
но и на осях.

В конструкциях, изображенных на рис. 3.18, а —г, 3.21, а и б, одна и та 
же шарошка, кроме разрушения кольцевого забоя, формирует керн и

Б - Б

Рис. 3.20. Бурильная головка 17HK187.3/80C3
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стенку скважины. В конструкциях, показанных на рис. 3.19, а —г, одни ша
рошки (см. рис. 3.19, а) расположены ближе к оси долота, обуривают керн 
и разрушают прилегающую к нему центральную часть забоя, а другие 
(см. рис. 3.19, б—г) обращены к периферии, разбуривают наружную зону 
забоя и калибруют ствол скважины. Поэтому первые называют внутрен
ними и кернообразующими шарошками, а вторые — наружными и сква
жинообразующими.

Вооружение шарошек может быть стальным (фрезерованным) с 
наплавкой твердым сплавом, вставным (штыревым) или комбинированным.

Лапы 2  (см. рис. 3.18, а) с шарошками 1 часто образуют отдельные 
секции бурильной головки, собираемые на штифтах и свариваемые вместе 
с образованием при этом присоединительной головки 3. Но бывают бу
рильные головки с литым цилиндрическим корпусом (см. рис. 3.19, а —г).

Промысловое устройство (промывочный узел) состоит обычно из не
скольких каналов, просверленных в лапах или в корпусе бурильной голов
ки, но может включать втулку или патрубки, соединяющиеся с внутренней 
полостью присоединительной головки (см. рис. 3.18, б). Выходные промы
вочные отверстия обычно располагают между шарошками на некотором 
расстоянии от керна во избежание его размыва. Важные параметры конст
рукции бурильной головки — высота керноприема и его коэффициент. 
Высотой керноприема принято называть расстояние от зоны образования 
керна до кернорвателя, а коэффициентом керноприема — отношение к 
этому расстоянию диаметра керна.

Одношарошечные бурильные головки (см. рис. 3.21, а) разработаны в 
СевКавНИПИнефти только второго класса и одного типа — для отбора 
керна в карбонатных среднетвердых породах. Шарошка бурильной головки 
выполнена сферической с широкими продольными промывочными пазами 
и круглым отверстием, обращенным к керноприемнику, выполненному в 
пустотелой цапфе. Наружная и торцовая поверхности шарошки оснащены 
вставными твердосплавными штырями формы Г23 с плосковыпуклой рабо
чей головкой.

Штыри (зубки), расположенные на наружной поверхности шарошек, 
обеспечивают разрушение породы в кольцевой зоне между керном и стен
кой скважины и калибруют ствол скважины, а зубки, запрессованные на
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торце шарошки (а также на торце цапфы в новых конструкциях), форми
руют столбик керна.

Высота керноприемника уменьшена до минимума, и коэффициент 
керноприемника очень высок. Разность между диаметрами скважины и 
керна невелика. Шарошка смонтирована на мощной опоре по схеме СШС. 
Промывочное устройство состоит из ряда наклонных каналов у бурильных 
головок большого размера и из широкого щелевого отверстия в бурильной 
головке малого размера. Все отверстия обращены в одну сторону забоя, к 
его периферии. Трехшарошечные бурильные головки (см. рис. 3.21, б) раз
работаны во ВНИИБТ. В настоящее время они выпускаются серии 6ВК 
только второго (с твердосплавным вооружением) класса и одного типа СЗ.

Бурильные головки СЗ предназначены для бурения скважин кольце
вым забоем в средних и среднетвердых породах малой и средней абразив
ности (известняки и др.).

Описанные бурильные головки изготовляют следующих моделей: 
6ВК190/80СЗ, 6ВК214/80СЗ, 6HK187,3/80C3.

Четырехшарошечные бурильные головки выпускаются двух классов — 
первого с комбинированным вооружением и второго со штыревым воору
жением. Бурильные головки с комбинированным вооружением шарошек 
изготовляют типа СТ для бурения мягких и средних пород, перемежаю
щихся твердыми. Выпускают две серии этих бурильных головок: 1 (1ВК) и 
2 (2ВК).

Бурильные головки серии 1ВК производят трех размеров моделей 
1ВК190СТ, 1ВК269СТ и 1ВК285СТ (см. рис. 3.18, а).

Они выполняются секционными и могут применяться как в турбин
ном, так и в роторном бурении соответственно со съемными керноприем- 
никами и без них.

Опора шарошки у всех бурильных головок 1ВК выполнена по схеме 
ролик — шарик (замковый) — шарик. Шарошки — самоочищающиеся, ос
нащены по всем венцам относительно невысокими фрезерованными зубь
ями, наплавленными релитом. Вершины шарошек, участвующие в образо
вании керна, армированы твердосплавными вставками. Промывка забоя 
осуществляется через патрубки 4. Диаметр керна у бурильных головок 
1ВК190СТ составляет 33 мм, а у бурильных головок 1ВК269СТ и 1ВК295ВК — 
47 мм.

Бурильные головки того же типа СТ, но более совершенной серии 2ВК 
выпускаются моделей 2ВК190/40СТ, 2ВК214/60СТ (см. рис. 3.18, в) и 
2ВК269,9/60СТ, приспособленных для бурения со съемной грунтоноской 
при турбинном бурении и без нее при роторном способе бурения. Корпус 
этих бурильных головок также сварной секционный.

Бурильные головки второго класса (лишь с твердосплавным вооруже
нием) выпускаются типа ТКЗ — для колонкового бурения в твердокрепких 
абразивных породах (плотные песчаники, доломиты, конгломераты, очень 
плотные глины и др.). Эти бурильные головки изготовляют серии 2ВК двух 
моделей: 2ВК190/40ТКЗ и 2ВК214/60ТКЗ (см. рис. 3.18, г). Твердосплавные 
зубки с клиновидной и полусферической рабочими головками чередуются 
по каждому венцу любой из шарошек. Опора шарошки и другие конструк
тивные особенности такие же, как и бурильных головок типа СТ той же 
серии 2ВК.

Пятишарошечные бурильные головки изготовляются серии 24НК, ко
торая разработана также ВНИИБТ. Они относятся ко второму классу, к
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типу ТКЗ. Выпускаются крупными опытно-промышленными партиями двух 
моделей: 24HK139,7/52TK3 и 24НК158,7/67ТКЗ.

Шестишарошечные бурильные головки выпускают со стальным и 
твердосплавным вооружением. Бурильные головки данной разновидности 
со стальным (фрезерованным) вооружением (т.е. первого класса) изготов
ляют одного типа СТ — для среднетвердых пород. В массовом производст
ве пока находятся бурильные головки только двух моделей: 21ВК190/80СТ 
(см. рис. 3.19, б) и 21ВК214/80СТ.

Восьмишарошечные бурильные головки выпускают одного типа — 
МСЗ. Они предназначены для низкооборотного бурения с отбором керна в 
среднемягких породах (известняк, доломиты, ангидриты, мергели, пере
слаивающиеся с аргиллитами, алевролитами и битуминозными песчаника
ми). Эти бурильные головки изготовляют серии 17 (см. рис. 3.20). Буриль
ная головка этой серии состоит из корпуса 10, приваренной к нему муфты
9 (или ниппеля) и шарошек 4 и 7, смонтированных в пазах корпуса 10 по
парно на четырех осях 2. Три оси выполнены с запорным хвостовиком 1, 
удерживающим другую (перпендикулярную к хвостовику) ось от выпаде
ния, а четвертая, собираемая последней, запирается винтом 8. Наружная 
поверхность шарошки состоит из цилиндрической и конической частей. 
Цилиндрическая часть оснащена твердосплавными зубками 6 с клиновид
ной головкой, ориентированной своим лезвием под углом 45° к образую
щей цилиндра таким образом, что зубки на наружной 4 и внутренней 7 
шарошках направлены в разные стороны. Коническая часть шарошки воо
ружена подрезными зубками 5, служащими для калибровки керна (шарош
ки 7) и скважины (шарошка 4) и перекрывающими забой между основны
ми зубками 6. Шарошка 4 упирается своим торцом в шайбу 3, прилегаю
щую к корпусу бурильной головки. Описанная конструкция предусматри
вает возможность сборки и разборки бурильной головки в полевых усло
виях с целью замены изношенных деталей (осей, винтов, шайб) и шарошек 
в соответствии с разработанной инструкцией.

В процессе бурения данная бурильная головка оказывает на буримые 
породы преимущественно режущее действие. Она изготовлена двух моде
лей: 17HK187,3/80MC3 (см. рис. 3.20) и 17ВК212,7/80МСЗ.

3.7. ЛОПАСТНЫЕ, ФРЕЗЕРНЫЕ И ТВЕРДОСПЛАВНЫЕ 
БУРИЛЬНЫЕ ГОЛОВКИ

Лопастные бурильные головки (рис. 3.22, а) просты по конструкции и 
изготовлению, работают в режиме резания, без ударов и вибраций. Поэто
му по сравнению с шарошечными бурильными головками они обеспечива
ют лучшую сохранность керна. Недостатки лопастных бурильных головок в 
общем те же, что и лопастных долот: относительно узкая область примене
ния, возможное уменьшение диаметра скважины и др.

В состав бурильной головки входят пулевидный корпус 1, составляю
щие с этим корпусом единое целое (обычно приварные) лопасти 2  и резцы
3, а также промывочные сопла 4. Рабочие поверхности лопастей 2  и режу
щие кромки резцов 3 обычно армируют износостойким твердым сплавом. 
Бурильные головки, предназначенные для колонкового бурения в слабых 
породах, армируют чаще всего зернистым литым (направляемым) сплавом,
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Рис. 3.22. Лопастные и фрезерные бурильные головки:
а — фирмы «Эй-Уан Бит энц Тул»; б  — 11НК187/80МИ; в, г  — румынские; 1 — корпус долота; 
2 — лопасти; 3 — резцы; 4 — промывочные сопла; 5 — твердосплавные режущие инструмен
ты; 6 — боковые промывочные сопла

бурильные головки для мягких и среднемягких пород — вставными шты
рями из карбида вольфрама (рис. 3.22, б).

Бурильные головки, изображенные на рис. 3.22, в, г, напоминают по 
форме и действию фрезерное долото и могут быть названы фрезерными. 
Они эффективны при роторном бурении с отбором керна.

Твердосплавные бурильные головки (коронки) представляют собой 
обычно цилиндрические кольца с закрепленными в них твердосплавными 
режущими элементами в виде резцов, зубцов или пластинок. Они приме
няются при бурении мелких колонковых скважин в основном на твердые 
полезные ископаемые.

В России выпускаются лопастные бурильные головки только одной 
разновидности (см. рис. 3.22, б), которые можно отнести к фрезерным. Эти 
бурильные головки разработаны для роторного бурения в комплекте с ко
лонковым снарядом с несъемным керноприемником. Они предназначены 
для отбора керна в мягких породах (красноцветные моренные отложения, 
суглинки, мягкие глины, мел, мягкие и слабые известняки, мергели и т.п.).

Для колонкового бурения скважин небольшого диаметра, преимущест
венно геологоразведочных, серийно выпускаются тонкостенные твердо
сплавные коронки.

3.8. АЛМАЗНЫЕ БУРИЛЬНЫЕ ГОЛОВКИ 
И БУРИЛЬНЫЕ ГОЛОВКИ ИСМ

Алмазные бурильные головки по конструктивным особенностям и ха
рактеру воздействия на породу и столбик керна наиболее подходят для ко
лонкового бурения.

По технологии изготовления, расположению алмазов и промывочных 
канавок они имеют много общего с алмазными долотами, поэтому могут 
быть классифицированы на те же два класса — с природными и искусст
венными (синтетическими) алмазами и примерно на те же основные раз
новидности: радиальную (рис. 3.23, а), радиально-ступенчатую (рис. 3.23, б)
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Рис. 3.23. Алмазные бурильные головки основных 
разновидностей:
а -  С20; 6  -  С23; в -  С22

Рис. 3.24. Отечественные алмазные 
бурильные головки:
а — для колонковых снарядов со 
съемным керноприемником; 6  — для 
снарядов с несъемным керноприемни
ком; D — номинальный наружный 
диаметр бурильной головки; d — диа
метр кернообразующего отверстия

и спиральную (рис. 3.23, в). По назначению и свойствам разбуриваемых 
ими пород они распределяются на типы, по конструктивным особеннос
тям — на модификации, по размерам — на модели, по технологии 
изготовления и форме выполнения — на серии.

Выпускаются алмазные бурильные головки, оснащенные как природ
ными, так и синтетическими алмазами.

Изготовляют три разновидности бурильных головок первого класса (с 
природными алмазами): однослойные радиальные, однослойные ступенча
тые и импрегнированные.

Бурильные головки для колонковых снарядов со съемным кернопри
емником (грунтоноской) изготовляются с ниппельной наружной присоеди
нительной резьбой (рис. 3.24, а), а бурильные головки для колонковых сна
рядов с несъемным керноприемником — с муфтовой внутренней резьбой 
(рис. 3.24, б).
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Бурильные головки ИСМ, вооруженные вставками со сверхтвердым 
материалом славутич, выпускаются в настоящее время одной и той же раз
новидности (рис. 3.25) и одного типа МС (для бурения с отбором керна в 
среднемягких породах).

Эти бурильные головки армируют вставками 1 со славугичем по на
ружной рабочей поверхности шести лопастевидных рабочих органов 3, со
ставляющих единое целое с продолговатым полым корпусом 2, а также по 
внутренней центральной части, формирующей керн.

3.9. КЕРНОПРИЕМНЫЙ ИНСТРУМЕНТ

Керноприемным или колонковым инструментом (керноприемными 
устройствами) принято называть инструмент, обеспечивающий прием, от
рыв от массива горной породы и сохранение керна в процессе бурения и 
во время транспортирования по скважине вплоть до извлечения его на по
верхность.

Во избежание получения искаженных или вовсе неверных геологиче
ских, химических и иных данных о буримых породах нередко необходимо 
применять такие керноприемные устройства, которые обеспечивают не 
только высокий вынос керна (%), но и ненарушенную структуру породы, 
защищают керн от промывочной жидкости, производят на него минималь
ное разрушающее воздействие и т.п.

По принципу работы и конструктивным особенностям керноприемные 
устройства распределяются на следующие разновидности: Pl, Р2 — для ро
торного бурения соответственно со съемным (извлекаемым по бурильным 
трубам) и с несъемным керноприемниками; T l, Т2 — для турбинного буре
ния соответственно со съемным и несъемным керноприемниками.

Современные керноприемные устройства выпускаются трех типов и 
предназначены для отбора керна из массива плотных пород; в трещино
ватых, перемятых или перемежающихся по плотности и твердости породах; 
в сыпучих породах, легко разрушаемых и размываемых буровым раст
вором.

Керноприемные устройства первого типа выполняются в виде двойно
го колонкового снаряда с керноприемником (грунтоноской), изолирован
ным от потока бурового раствора и вращающимся вместе с корпусом сна
ряда. К устройствам этого типа относится колонковый снаряд «Недра» 
(рис. 3.26, а).

Устройства второго типа изготовляют с невращающимся керноприем
ником, подвешенным на одном или нескольких подшипниках, и с надеж
ными кернорвателями и кернодержателями. К устройствам этого типа от
носятся керноотборный снаряд СК164 (рис. 3.26, б), КК, К и др.

Устройство третьего типа должно обеспечивать полную герметизацию 
керна и перекрытие керноприемного отверстия в конце бурения. К таким 
устройствам относится снаряд с эластичным керноприемником.

Керноприемные устройства разновидности Р2 изготовляют всех трех 
типов, а остальные разновидности — одного-двух типов.

В СНГ изготовляют серийно керноприемные устройства разновидно
стей Р2, Т1 и Т2 (ГОСТ 21949 — 76 предусматривает выпуск устройств толь
ко Pl, Т1 и Т2). Разновидность Р2 выпускают двух типов.

Керноприемное устройство Р2 первого типа производится в единст-
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Рис. 3.26. Керноприемные устройства:
а -  снаряд «Недра» КД11М-190/80; б  -  СК164/80

венной модификации — в виде снаряда «Недра» одной модели КД11М- 
190/80 — для отбора керна диаметром 80 мм.

Колонковый снаряд «Недра» (разработан во ВНИИБТ) состоит из двух, 
трех секций или более длиной по 5 м. В его состав входит корпус 1 
(см. рис. 3.26, а), верхний 10 и нижний 11 переводники и грунтоноска 4, 
собранная, как и корпус, из нескольких секций, соединенных муфтой- 
центратором 2. В последней смонтирован кернодержатель б, а в нижней 
части грунтоноски — комплект кернорвателей 12. Верхняя часть грунто
носки включает узел подвески с винтом 7, гайкой 8 и фиксатором 9 и об
ратный клапан, состоящий из сменного гнезда-седла 3 и шара 5. Снаряд
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«Недра» благодаря теоретически неограниченному количеству секций по
зволяет отобрать керн большой длины, зависящий от стойкости бурильных 
головок. В комплект этого снаряда включают обычно бурильные головки 
серий 6ВК, 20НК, 21ВК, 25НК, 17ВК и др.

Керноприемные инструменты той же разновидности второго типа вы
полняются двух модификаций: СК и СКУ.

Инструмент СК (снаряд керноотборочный) изготовляется модели 
СК164/80 (Павловский машиностроительный завод им. Мясникова), т.е. с 
наружным диаметром корпуса 164 мм и диаметром керноприемного отвер
стия 80 мм. Этот снаряд состоит из верхнего 1 и нижнего 9 переводников 
(см. рис. 3.26, б), контрвтулки 2, радиально-упорного шарикового подшип
ника 3, головки 4, полого шпинделя 5, обратного клапана 6, керноприемни
ка 7 (грунтоноски), трубчатого корпуса 8, башмака 10 и цангового керно- 
рвателя 11. При отборе керна в мягких породах цанговый кернорватель 
заменяется лепестковым. Шариковый подшипник 3 обеспечивает свобод
ное вращение головки 4 и корпуса 8 относительно шпинделя 5 и навинчен
ного на этот шпиндель почти не вращающегося в процессе бурения керно
приемника 7. Шарик обратного клапана 6 забрасывается в снаряд по бу
рильным трубам после промывки непосредственно перед бурением. Он за
крывает полость керноприемника 7 от попадания в нее бурового раствора.

Снаряд СК выпускается двухсекционным длиной 17 500 мм. Он мо
жет быть изготовлен с одной или тремя секциями. Используется с алмаз
ными бурильными головками диаметрами 188, 212, 241 или 267 мм. 
Этот снаряд должен постепенно заменяться унифицированным снарядом 
КД11М-190/80.

Инструмент модификации СКУ конструктивно представляет собой ви
доизмененный снаряд «Недра». Серийно выпускается керноприемный ин
струмент разновидности Т1 (КТДЗ и КТД4С) четырех моделей: КТДЗ-240, 
КТД4С-240, КТД4С-195 и КТД4С-172.

Инструмент КТДЗ-240 выпускается односекционным и применяется с 
бурильными головками серии 1ВК наружным диаметром 269 или 295 мм 
для керна диаметром 48 мм; КТД4С-240 — трехсекционным (две секции и 
один колонковый шпиндель), применяется с бурильными головками серии 
2ВК диаметрами 269,9 и 295,3 мм для керна диаметром 60 мм.

Инструмент КТД4С-195 — четырехсекционный (три секции и один 
шпиндель), применяется с бурильными головками серии 2ВК диаметром 
190 или 187,3 мм под керн диаметром 40 мм.

Шифр КТД означает «колонковое турбинное долото», однако в дейст
вительности КТДЗ и КТД4 представляют собой видоизмененный секцион
ный (с полым валом) турбобур, т.е. этот инструмент относится к гидравли
ческим забойным двигателям.

Для бурения с несъемной грунтоноской во ВНИИБТ был разработан и 
изготовляется колонковый шпиндель (ШУК 172), присоединяемый к ниж
ней секции турбобура. Он представляет собой отдельную часть турбобура.

При турбинном бурении формирование и сохранение керна крайне 
затруднены, его диаметр мал и его вынос (по отношению к величине про
ходки за рейс) уменьшается до 30 — 20 % и менее. Поэтому для отбора кер
на, особенно на один, два или три рейса, обычно временно переходят на 
роторный способ бурения.
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3.10. РАСШИРИТЕЛИ

Расширители ствола буровых скважин, как и другой технологический 
инструмент, по принципу действия и особенностям работы во многом от
личаются от бурильного инструмента.

Так, расширитель разрушает массив горных пород, уже ослабленный 
бурением расширяемой скважины. В этом массиве развиты зоны предраз- 
рушения, трещины, кливаж, вскрыты поверхности. В то же время расши
рение скважины обычно сопряжено с отсутствием экранирующего реак
тивного воздействия в центральной зоне забоя скважины, с затуханием 
нисходящих потоков бурового раствора, уменьшением опорных поверхно
стей расширяющего инструмента и ухудшением его прочностной характе
ристики.

В Российской Федерации расширители с успехом применяют как для 
последовательного расширения уже пробуренного ствола скважины, так и 
для бурения с одновременным расширением скважины.

Во многих случаях более выгодно бурить ствол диаметром 190,5 — 
293,5 мм (вместо 445 мм) с расширением его до требуемого диаметра.

По виду, конструктивному и технологическому выполнению расшири
тели весьма разнообразны.

Расширители можно классифицировать по виду, форме их рабочих ор
ганов (лопастные, шарошечные и др.), способу крепления рабочих органов 
(жесткозакрепленные, разборные и раздвижные), числу этих органов, типу 
их вооружения и другим отличительным особенностям. Для такой класси
фикации можно применить схему, использованную авторами при система
тизации буровых долот.

Применяют два вида расширителей: шарошечные и лопастные (пре
имущественно в мягких породах). В связи с увеличением числа глубоких и 
сверхглубоких скважин, усложнением конструкций скважин, увеличением 
их начального диаметра и диаметра кондуктора ассортимент расширителей, 
особенно шарошечных, неуклонно увеличивается. Известны также ступен
чатые, двухъярусные и многоярусные расширители.

Для расширения ствола скважины под башмаком обсадной колонны и 
в других случаях используют раздвижные расширители. В СНГ организо
вано серийное производство трехшарошечных расширителей-калибраторов 
одного типа РШ, семи размеров, диаметрами 243 — 490 мм для нефтяных и 
газовых скважин.

3.11. КАЛИБРУЮЩЕ-ЦЕНТРИРУЮЩИЙ ИНСТРУМЕНТ

Калибрующе-центрирующий инструмент, в отличие из рассмотренных 
выше долот, бурильных головок и расширителей, в процессе своей работы 
совсем не разрушает горные породы либо разрушает их в небольшом объ
еме на небольшую глубину (по радиусу скважины) и на относительно не
больших (по длине) участках ствола скважины. Это разрушение пород 
обычно приводит к выравниванию стенок скважины, частичному расшире
нию и калиброванию отдельных участков ствола.

В последнее время предлагают разделить рассматриваемый инстру
мент на три группы: калибраторы, центраторы и стабилизаторы.

Калибратор — это инструмент, выполняющий как центрирующие, так
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и калибрующие функции, т.е. предназначенный для расширения и калиб
рования участков ствола скважины по диаметру долота, а также для цен
трирования и улучшения условий работы долота и стабилизации направле
ния оси скважины. Этот инструмент рекомендуется устанавливать непо
средственно над долотом или между секциями УБТ.

Центратор — это инструмент, предназначенный для центрирования 
нижней части бурильной колонны. Он устанавливается на корпусе забой
ного двигателя либо в колонне бурильных труб. Во втором случае он назы
вается колонным. Длина центратора должна равняться одному-двум диа
метрам долота.

Стабилизатор служит для направления ствола скважины и центриро
вания бурильной колонны.

Диаметр всех указанных инструментов должен быть равен диаметру 
применяемого долота. Но в последнее время на корпусе забойного двигате
ля предлагается устанавливать центратор меньшего диаметра (на 2 —14 мм 
меньше диаметра долота).

По конструкции инструменты трех названных групп, по существу, 
между собой не различаются. Гораздо более значительные различия отме
чаются по видам, типам и модификациям одноименного инструмента. Ф ун
кции калибраторов, центраторов и стабилизаторов в основном одни и те же.

Можно выделить следующие основные виды калибрующего инстру
мента: трубный, планочный или ребристый и плашечный, спиральный ло
пастной и роликовый. Раньше изготовляли также крыльчатые лопастные 
стабилизаторы с прямыми радиальными лопастными органами. По анало
гии с ними иногда неправильно называют лопастным планочный калиб- 
рующе-центрирующий инструмент, у которого рабочие органы трудно на
звать лопастями, так как они выступают над телом корпуса на небольшое 
расстояние и выполняются без заострения.

Калибрующе-центрирующий инструмент (преимущественно под на
званием калибратор) изготовляют двух видов: планочный и спиральный.

Планочные калибраторы армируют синтетическими алмазами, славу- 
тичем или твердым сплавом. В первом случае выпускают калибраторы од
ной серии (ИТС), одного типа (С), двух модификаций (С2 и СЗ), трех моде
лей: СТС188СЗ, СТС212СЗ и СТС292С2. Их применяют вместе с алмазными 
долотами.

В модификации С2 рабочие органы-планки приваривают к корпусу 
калибратора, а в модификации СЗ — выфрезеровывают на сменной муфте. 
Торцовые (нижний и верхний) участки рабочей поверхности каждого ра
бочего органа армируют синтетическими алмазами.

В модификации С2 рабочие органы-планки приваривают к корпусу 
калибратора, а в модификации СЗ — выфрезеровывают на сменной муфте. 
Торцовые (нижний и верхний) участки рабочей поверхности каждого ра
бочего органа армируют синтетическими алмазами марки СВС-П, а сред
ний участок — мелкими твердосплавными вставками с плоской рабочей 
головкой.

Выпускают две модели планочных калибраторов, оснащенных славути- 
чем: ИСМ188К и ИСМ212К. Они применяются при бурении с долотами 
ИСМ.

Разработанные Азинмашем стабилизаторы, иначе названные расшири- 
телями-калибраторами РЗЛ, выпускаются двух моделей: 1-РЗЛ-269 (наруж
ный диаметр 169 мм) и 1-РЗЛ-394 (диаметр 394 мм).
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Спиральные (лопастные) калибраторы изготовляют двух типов (СТ и 
СТК), трех модификаций (5КС, 10КС и 11КС). Они применяются в основ
ном с шарошечными долотами.

Калибраторы 5КС выпускают трех моделей: 5КС212, 7СТ; 5КС214СТ и 
5КС215,9СТ.

Калибраторы 10КС имеют примерно такую же конструкцию, как и ка
либраторы 5КС, но их три спиральных рабочих органа армируют не твер
досплавными вставками, а вставками со славутичем. Выпускают две модели 
калибраторов 10КС: 1ЛКС190,5СТК и 10КС215,9СТК, т.е. типа СТК диамет
рами 190,5 и 215,9 мм. Все они характеризуются тем, что их рабочие орга
ны составляют единое целое с корпусом калибратора.

Калибраторы модификации 11 КС отличаются от калибраторов 10КС 
тем, что изготовляются со сменной муфтой. Выпускают одну модель этих 
калибраторов — 11КС295,ЗСТК.



Глава 4________
ЗАБОЙНЫЕ ДВИГАТЕЛИ

При углублении скважины порода может разрушаться долблением, 
сверлением или (и) истиранием (последний случай — разновидность пре
дыдущего). Каждому из этих видов разрушения соответствуют основные 
методы бурения: ударное, вращательное, ударно-вращательное (практиче
ски неприменяемое) и дробовое (применяется редко) бурение.

Наибольшее применение получило вращательное бурение. При этом 
способе цилиндрический ствол формируется непрерывно вращающимся 
долотом. Разбуренные частицы в процессе бурения также непрерывно вы
носятся на поверхность циркулирующим буровым раствором (газом, гази
рованной жидкостью). При вращательном бурении долото внедряется в по
роду в результате одновременного действия осевого усилия (нагрузки), на
правленного перпендикулярно к плоскости забоя, и окружного усилия от 
вращающего момента.

Различают: роторное бурение, — когда двигатель, приводящий во 
вращение долото на забое при помощи колонны бурильных труб, находит
ся на поверхности; турбинное бурение и бурение с использованием элек
тробура, — когда двигатель расположен у забоя скважины, над долотом. 
Поток бурового раствора, кроме известных функций, выполняет функции 
источника энергии.

Роторное и турбинное бурение являются основными способами про
водки скважин и используются повсеместно. Особенно широко использу
ется турбинный способ бурения в России.

4.1. ЗАБОЙНЫЕ ГИДРАВЛИЧЕСКИЕ ДВИГАТЕЛИ

В основе турбинного бурения лежит применение забойного турбинно
го гидравлического двигателя. Гидравлическим двигателем принято назы
вать машину, которая преобразовывает энергию потока жидкости (бурово
го раствора) в механическую энергию ведомого звена — вала или штока.

По принципу действия различают гидравлические двигатели объемно
го (гидростатического) типа и гидродинамические двигатели.

Объемные двигатели работают под действием гидростатического напо
ра в результате наполнения жидкостью рабочих камер и перемещения вы
теснителей. Под вытеснителем понимается рабочий орган, непосредственно 
совершающий работу под действием на него давления жидкости. Конст
руктивно вытеснитель может быть выполнен в виде поршня, пластины, зу
ба шестерен или ротора. В объемных гидравлических двигателях ведомое 
звено может совершать как циклическое возвратно-поступательное или 
возвратно-поворотное, так и непрерывное движение.
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Объемные двигатели характеризуются тремя основными признаками:
а) наличием рабочих камер, которые периодически сообщаются со 

входом или выходом машины, при этом жидкость наполняет каждую каме
ру или выталкивается из нее;

б) изменением давления в рабочей камере от начального до конечного 
постепенно из-за изменения объема камеры или скачкообразно вследствие 
сообщения камеры с выходом;

в) несущественной зависимостью усилий на рабочих органах двигате
ля от скорости движения жидкости в камерах.

Гидродинамические двигатели (турбины) функционируют при измене
нии момента количества движения жидкости в рабочих органах машины. В 
этом типе гидравлических двигателей ведомое звено совершает только 
вращательное движение.

Гидродинамические двигатели характеризуются также тремя особен
ностями:

а) рабочие органы двигателя выполнены в виде лопаточного аппарата, 
состоящего из статора и ротора, обтекаемого жидкостью;

б) в каналах двигателя циркулирует непрерывный поток жидкости;
в) взаимодействие между лопаточным аппаратом и жидкостью носит 

гидродинамический характер.

4.1.1. ТУРБИННОЕ БУРЕНИЕ. ТУРБОБУРЫ

В турбинном бурении наибольшая величина крутящего момента обу
словлена только сопротивлением породы вращению долота (труб и меха
низмов между долотом и турбобуром в случае их установки). В роторном 
бурении максимальный крутящий момент труб определяется сопротивле
нием породы вращению долота, сопротивлением трению труб о стенки 
скважины и вращающейся жидкости и инерционным эффектом упругих 
крутильных колебаний. Максимальный крутящий момент в трубах, опреде
ляемый расчетом турбины (значением ее тормозного момента), не зависит 
от глубины скважины, числа оборотов долота, осевой нагрузки на долото и 
механических свойств проходимых горных пород. Практика применения 
турбобуров показывает, что стойкость труб примерно в 10 раз превышает 
стойкость труб в роторном бурении.

В турбинном бурении коэффициент передачи мощности от источника 
энергии к долоту значительно выше, чем в роторном. Идея использования 
гидравлического двигателя для бурения скважин возникла в 80-е годы 
XIX в: первый патент на турбину для бурения нефтяных скважин был взят 
в 1873 г. Гроссом. В 1890 г. Г.Г. Симченко (Баку) разработал проект первого 
забойного круговращательного гидравлического двигателя.

В начале 1900-х годов был разработан и использован на практике для 
быстроударного бурения в твердых породах забойный гидравлический та
ран, создававший 500 — 600 ударов в минуту по забою. В 1923 г. М.А. Капе- 
люшников разработал (совместно с С.М. Волохом и Н.А. Корневым) тур
бинный аппарат для бурения скважин, названный турбобуром Капелюш- 
никова. Он развивал мощность до 12 л.с. и представлял собой гидравличе
ский двигатель, выполненный на базе одноступенчатой осевой турбины, 
вал которой через промежуточный многоярусный планетарный редуктор 
приводил во вращение долото. Проблема реализации турбинного буре
ния была решена П.П. Шумиловым, Р.А. Иоаннесяном, Э.И. Тагиевым и
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М.Т. Гусманом. Позднее, благодаря работам ВНИИБТ, турбинное бурение 
приобрело общее признание.

Успехи современного турбинного бурения главным образом зависят от 
возможности реализации оптимальных режимов отработки новых конст
рукций высокопроизводительных долот, созданных в последнее время1.

Турбобур — машина быстроходная. Поэтому большое значение имеют 
работы, направленные на создание низкооборотных турбобуров, способных 
эффективно отрабатывать шарошечные долота с герметизированными мас
лонаполненными опорами типов ГНУ и ГАУ.

В области турбоалмазного бурения особую актуальность приобрета
ет создание высокомоментных турбобуров для работы с новыми долотами 
с поликристаллическими алмазными режущими элементами типа Stra- 
topax.

Современный турбобур должен обеспечивать:
1. Достаточный крутящий момент при удельных расходах жидкости 

не более 0,07 л /с на 1 см2 площади забоя.
2. Устойчивую работу при частотах вращения меньше 7 с - 1  для шаро

шечных и 7 —10 с - 1  для алмазных долот.
3. Максимально возможный КПД.
4. Срабатывание перепада давления на долоте не менее 7 МПа.
5. Наработку на отказ не менее 300 ч.
6 . Долговечность не менее 2000 ч.
7. Постоянство энергетической характеристики по меньшей мере до 

наработки на отказ.
8. Независимость энергетической характеристики от давления и тем

пературы окружающей среды.
9. Возможность изменения реологических свойств бурового раствора в 

процессе долбления.
10. Возможность введения в буровой раствор различных наполнителей 

и добавок.
11. Возможность осуществления промывки ствола скважины без вра

щения долота.
12. Возможность проведения замеров траектории ствола скважины в 

любой точке вплоть до долота без подъема бурильной колонны.
13. Стопорение выходного вала с корпусом в случае необходимости и 

освобождение от стопорения.
14. Гашение вибраций бурильного инструмента.
15. Экономию приведенных затрат на 1 м проходки скважины по 

сравнению с альтернативными способами и средствами бурения.
Понятно, что в одной конструкции все или большую часть этих требо

ваний воплотить очень сложно. В то же время для одного и того же диа
метра целесообразно иметь возможно меньшее количество типов турбо
буров.

В начале 50-х гг. в связи с увеличением глубин скважин стали стре
миться к увеличению числа ступеней турбины для снижения частот враще
ния долот. Появились секционные турбобуры, состоящие из двух — трех 
секций, собираемых в одну машину непосредственно на буровой. Секции 
свинчивали с помощью конической резьбы, а их валы соединяли сначала

1 Здесь и далее: Ю.Р. Иоанесян, В.В. Попко, С.Л. Симонянц. Конструкции и характеристи
ки современных турбобуров. — М.: БНИИОЭНГ, 1986.
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конусными, а затем конусно-шлицевыми муфтами. Осевая опора секцион
ного турбобура устанавливалась в нижней секции.

В дальнейшем, с целью упрощения эксплуатации турбобуров, осевую 
опору вынесли в отдельную секцию — шпиндель. Это усовершенствование 
позволило производить смену на буровой наиболее быстроизнашиваемого 
узла турбобура — его опоры.

Секционные шпиндельные турбобуры типа ЗТСШ в настоящее время 
серийно выпускаются машиностроительными заводами Минхиммаша с 
диаметрами корпуса 172, 195 и 240 мм.

В конце 50-х гг. во ВНИИБТ были начаты интенсивные исследования 
по разработке опоры качения турбобура. Дело в том, что резинометалличе
ская пята, хорошо работающая при использовании в качестве бурового 
раствора воды или буровых (глинистых) растворов с относительно низким 
содержанием твердой фазы, а также при невысоких значениях перепада 
давления на долоте, в случае применения утяжеленных или сильно загряз
ненных буровых растворов существенно искажала выходную характери
стику турбобура, что в свою очередь снижало эффективность турбинного 
способа бурения.

В начале 60-х гг. Р.А. Иоаннесяном, Д.Г. Малышевым и Ю.Р. Иоанеся- 
ном была создана упорно-радиальная шаровая опора турбобура типа 
128 ООО, представляющая собой многоступенчатый шарикоподшипник двух
стороннего действия.

Турбобуры с шаровой опорой серии А в настоящее время серийно 
выпускаются машиностроительными заводами Минхиммаша с диаметрами 
корпуса 164, 195 и 240 мм.

Дальнейшее совершенствование конструкций турбобура связано с по
явлением новых высокопроизводительных шарошечных долот с герметизи
рованными маслонаполненными опорами. Для эффективной отработ
ки этих долот требуются частоты вращения около 2,5... 5 с - 1  [2]. Это приве
ло к созданию целого ряда новых направлений в конструировании турбо
буров:

с системой гидродинамического торможения;
многосекционных;
с высокоциркулятивной турбиной и клапаном-регулятором расхода 

бурового раствора;
с системой демпфирования вибраций;
с разделенным потоком жидкости и полным валом;
с плавающей системой статора;
с тормозной приставкой гидромеханического типа;
с редукторной вставкой.
Появились также гидравлические забойные двигатели объемного ти

па — винтовые.
Среди конструкторов турбобуров еще нет единого мнения о наиболее 

эффективном и перспективном направлении развития техники турбинного 
способа бурения. С целью объективной оценки новых конструкций и вы
бора лучшей из них для широкого внедрения в серийное производство 
проводятся сравнительные испытания макетных образцов новых забойных 
двигателей.



Секционные унифицированные шпиндельные турбобуры

Секционные унифицированные шпиндельные турбобуры типа ЗТСШ1 
предназначены для бурения скважин шарошечными и алмазными доло
тами.

В настоящее время выпускаются турбобуры ЗТСШ1 с диаметрами 
корпуса 172, 195 и 240 мм.

Турбобуры состоят из трех турбинных и одной шпиндельной секции 
(рис. 4.1). В шпинделе установлена непроточная резинометаллическая 
осевая опора, которая выполняет также функцию уплотнения вала тур
бобура.

В каждой турбинной секции размещено около 100 ступеней турбины, 
по четыре радиальные опоры и по три ступени предохранительной осевой 
пяты. Последняя применяется для устранения опасности соприкосновения 
роторов и статоров турбины из-за износа шпиндельного подшипника в 
процессе работы.

В турбобурах ЗТСШ1 устанавливается цельнолитая металлическая тур
бина, а в турбобурах ЗТСШ1-ТЛ — составная турбина, проточная часть ко
торой, лопаточный венец, изготовлена методом точного литья.

Рис. 4.1. Шпиндельный унифицированный турбобур 
типа ЗТСШ1
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Т а б л и ц а  4.1

Шифр турбо
бура

Тип тур
бины

Число 
ступе

ней 
турби
ны, шт.

Расход 
жидко
сти, л/с

Крутя
щий 

момент 
при Nm„, 

Н-м

Частота 
враще

ния при
N|||,j Хг С

Перепад
давле

ния,
МПа

Длина,
м

Масса,
кг

Диа
метр,

мм

ЗТСШ1-240 30/16,5 315 32 2648 7,4 5,5 23,3 5975 240
ЗТСШ1-195 26/16,5 330 30 1481 6,6 3,9 25,7 4790 195
ЗТСШ1-195ТЛ 24/18 318 40 1746 5,9 2,9 25,7 4325 195
ЗТСША-195ТЛ 21/16,5 327 30 1961 12,1 6,5 25,9 4745 195
ЗТСШ1-172 28/16 336 25 1765 10,4

СОсо' 25,4 3530 172

П р и м е ч а н и е .  NmsLyL — максимальная мощность турбобура. Плотность жидкости — 
1000 кг/м 3.

В качестве запасного комплекта к турбобурам ЗТСШ1-195ТЛ поставля
ется и турбина типа 24/18-195ТПК, лопаточный венец которой выполнен из 
пластмассы.

Технические характеристики секционных унифицированных шпин
дельных турбобуров ЗТСШ1 приведены в табл. 4.1.

Высокомоментные турбобуры с системой 
гидроторможения

Высокомоментные турбобуры типа АГТШ с системой гидродинамиче
ского торможения предназначены для бурения глубоких скважин шаро
шечными долотами, но могут применяться и при алмазном бурении. Ма
шиностроительные заводы Минхиммаша выпускают турбобуры АГТШ с 
диаметром корпуса 164, 195 и 240 мм.

Турбобуры состоят из трех секций и шпинделя (рис. 4.2). Две турбин
ные секции содержат многоступенчатую высокоциркулятивную турбину. В 
третьей устанавливаются ступени гидродинамического торможения (ГТ). 
Ступени ГТ состоят из статора и ротора, лопатки венцов которых имеют 
безударное обтекание жидкостью на тормозном режиме. При вращении 
такого ротора возникает крутящий момент, противоположный моменту, 
развиваемому турбиной турбобура. Величина тормозящего момента про
порциональна частоте вращения вала.

В шпинделе турбобура установлен упорно-радиальный шарикопод-

Т а б л и ц а  4.2

Шифр
турбо

бура
Тип

турбины

Число 
ступе

ней 
турби
ны, шт.

Число 
ступе

ней ГТ, 
шт.

Расход 
жидко
сти, л/с

Крутя
щий мо
мент при 
Nmax, Н-М

Частота 
враще

ния при
Nmax,
С

Пере
пад 

давле
ния при

Nmax,
МПа

Дли
на, м

М ас
са, кг

Диа
метр,

мм

А9ГТШ А9К5Са 210 99 45 3060 4,9 5,5 23,3 6165 240
А7ГТШ А7Н4С 228 114 30 1814 6,0 6,9 24,9 4425 195
А6ГТШ А6КЗС 240 75 20 779 6,0 4,5 24,5 2960 164

П р и м е ч а н и е .  Nmax — максимальная мощность турбобура. Плотность жидкости — 
1000 кг/м 3.
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Рис. 4.2. Турбобур с системой гидроторможения 
типа А7ГТШ и А9ГТШ

шипник серии 128 ООО. В качестве уплотнения вала используются круглые 
резиновые кольца ПРУ.

Технические характеристики высокомоментных турбобуров типа 
АГТШ приведены в табл. 4.2.

Многосекционные турбобуры

Существующая технология турбинного бурения в большинстве случаев 
основана на применении серийных турбобуров АГТШ или ЗТСШ1 в том 
виде, в каком они поставляются машиностроительными заводами. Энерге
тические характеристики этих турбобуров, как правило, не удовлетворяют 
оптимальным параметрам отработки шарошечных долот и гидравлической 
программе бурения. Особенно это относится к применению новых шаро
шечных долот с герметизированными маслонаполненными опорами (ГНУ и 
ГАУ), а также к использованию одного бурового насоса при бурении сква
жины.

С целью снижения частоты вращения долота и наращивания крутяще
го момента на валу турбобура применяют многосекционные (свыше трех 
секций) турбинные сборки. Серийные турбобуры, собранные из пяти —
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Рис. 4.3. Шпиндель с лабиринтным дисковым уплот
нением

шести турбинных секций, позволяют эф
фективно отрабатывать высокопроизводи
тельные долота при пониженных расходах 
бурового раствора, а также предоставляют 
технологам значительно более широкие 
возможности для выбора оптимальных па
раметров режима бурения.

В дальнейшем усовершенствованные 
многосекционные турбобуры испытыва
лись при бурении глубоких скважин в РФ 
и за рубежом как с отечественными, так и 
с американскими долотами. Стойкость 
шарошечных долот производства США 
составляла 15 — 60 ч.

По своей конструктивной схеме мно
госекционный турбобур не отличается от 
серийного. Однако увеличение числа тур
бинных секций предъявляет более высо
кие требования к надежности работы 
шпинделя турбобура. Он должен быть не 
только надежнее, но и долговечнее, чем 
применяемые в настоящее время шпинде
ли серийных турбобуров. Этим требовани
ям отвечают шпиндели с лабиринтным 
дисковым уплотнением типа ШФД (рис. 
4.3), которыми в скором времени будут 
оснащаться серийно выпускаемые турбо
буры.

Многосекционный турбобур является 
дорогой машиной, поэтому его срок служ
бы до списания должен быть увеличен 

не менее чем до 2000 ч. Результаты испытаний таких турбобуров со 
шпинделями типа ШФД показали, что их долговечность составляет 
2 0 0 0 -4 0 0 0  ч.

Энергетическая характеристика многосекционного турбобура может

Т а б л и ц а  4.3

Тип сборки 
турбобура

Количе
ство 

турбин
ных сек

ций

Число
ступе

ней
турби

ны

Число 
ступе
ней ГТ

Расход 
жидко
сти, л/с

Крутя
щий

момент
при

Nm„,
Н-м

Частота 
враще

ния при
Nm„,
с " 1

Пере
пад 

давле
ния при

Nmax,
МПа

Длина 
турбо
бура, м

Диа-
метр

турбо-
бура,

мм

5А9ГТШ 5 315 210 32 2221 3,4 6,2 42 240
6А7ГТШ 6 348 348 26 1893 4,3 10,4 49 195
6ТСШ 1-195ТЛ 6 636 — 30 1742 4,4 3,4 49 195
5А6Ш 5 630 - 18 1575 8,1 9,8 40 164

П р и м е ч а н и е .  NmsLyL — максимальная мощность турбобура. Плотность жидкости — 
1000 кг/м 3.
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формироваться несколькими путями: использованием разных типов тур
бин, их сочетанием со ступенями ГТ, а также регулированием расхода бу
рового раствора через турбину.

В табл. 4.3 приведена техническая характеристика современных мно
госекционных турбобуров, собираемых из серийно выпускаемых машин 
типов АГТШ и ТСШ1.

Турбобур с независимой подвеской

Увеличение количества секций турбобура позволяет сформировать оп
тимальную энергетическую характеристику для бурения шарошечными 
долотами с герметизированными маслонаполненными опорами и алмазны
ми породоразрушающими инструментами. Этот путь представляется наи
более простым и надежным, однако требует более квалифицированного 
подхода к сборке и регулировке турбинных секций. Для того чтобы упро
стить эти операции и сделать секции взаимозаменяемыми, разработали 
конструкцию турбобура с независимой подвеской.

Каждая турбинная секция с независимой подвеской имеет свой упор
ный шарикоподшипник. Корпусы секций соединяются между собой с по
мощью конической резьбы, а валы — квадратными полумуфтами и могут 
свободно перемещаться в осевом направлении. В результате такой компо
новки секций износ упорного подшипника шпинделя не влияет на осевой 
зазор между статором и ротором турбины. Последний определяется только 
износом подшипников, установленных в турбинных секциях. Поскольку 
осевая нагрузка на эти подшипники действует только с одной стороны и 
практически не имеет динамическую составляющую, то этот износ легко 
прогнозируется. При сборке ротор турбины устанавливается в крайнее 
верхнее положение относительно статора, что позволяет увеличить время 
работы упорного подшипника секции. По данным промысловых испыта
ний наработка турбинной секции на отказ укладывается в диапазон 
1 2 0 -3 5 0  ч.

В тяжелых условиях работает упорный подшипник шпинделя. Дейст
вующая на него реакция забоя скважины переменна по величине и часто
там возмущения. Динамические силы приводят к интенсивному износу 
этого подшипника. Однако допустимый осевой люфт в опоре может со
ставлять примерно 16 — 20 мм, поэтому наработка на отказ может быть 
вполне соизмерима и даже выше, чем у шпинделя обычного типа, но толь
ко в тех случаях, когда износ опоры не сопровождается расколом отдель
ных ее элементов (обойма, шары).

Турбобур с независимой подвеской может быть собран с турбиной 
любого типа. В каждой секции можно установить по 80 — 90 ступеней.

В табл. 4.4 приводится характеристика трехсекционного турбобура 
А7ГТШМ.

Т а б л и ц а  4.4

Число сту
пеней тур

бины
Число сту
пеней ГТ

Расход жид
кости, л/с

Крутящий мо
мент при Nmax, 

Н-м

Частота вра
щения при

N in,, х, С

Перепад давле
ния при Nmax, 

МПа

249 66 28 1800 5,2 7
П р и м е ч а н и е .  Nmax — максимальная мощность турбобура. Плотность жидкости — 

1000 кг/м 3.
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Турбобур с плавающим статором

Турбобуры с плавающими статорами имеют те же преимущества, что 
и турбобуры с независимой подвеской секций. Однако в отличие от пер
вых осевая опора шпинделя во вторых имеет повышенную гидравлическую 
нагрузку.

Конструкции турбобуров с плавающими статорами принципиально от
личаются от известных.

Каждый статор такого турбобура имеет свободу перемещения в осе
вом направлении и с помощью шпонки, заходящей в специальный паз кор
пуса, запирается от проворота под действием собственного реактивного 
момента. Каждый ротор представляет собой и пяту для соответствующего 
статора, которые не имеют проставочных дистанционных колец.

Такое исполнение ступени турбины, с одной стороны, позволяет до 
максимума увеличить средний диаметр турбины, а с другой — до миниму
ма сократить осевой люфт в ступени. Тем самым в корпусе стандартной 
длины удается разместить число ступеней турбин в 1,4 раза больше, чем у 
серийных турбобуров. Недостатком этой конструкции является свободный 
выход бурового раствора на внутреннюю поверхность корпуса турбинной 
секции.

Отсутствие взаимосвязи между осевыми люфтами турбины и осевой 
опорой шпинделя позволяет исключить из практики турбинного бурения 
торцовый износ лопаточных венцов турбин и повысить межремонтный пе
риод работы шпинделей.

Турбобур состоит из трех турбинных секций и шпинделя с двумя ва
риантами осевой опоры: подшипник ТТТТТТО-172 (538920) и резинометалли
ческая пята ПУ-172.

Турбобуры с диаметром корпуса 172 мм с плавающим статором про
шли промышленные испытания в Главтюменнефтегазгеологии. Средняя 
наработка турбобура на отказ (по шпинделю) составила 210 ч. Межремонт
ный период турбинных секций — более 500 ч.

В табл. 4.5 приведены технические характеристики турбобуров с пла
вающим статором с диаметром корпуса 195 мм (ЗТСШ1М1-195) и 172 мм 
(ТПС-172).

Т а б л и ц а  4.5

Тип турбобура
Число сту
пеней тур

бины

Расход
жидкости,

л/с

Крутящий мо
мент при Nmax, 

Н-м

Частота вра
щения при

N т., х, С
Перепад давле

ния, МПа

ТПС-172
ЗТСШ1М1-195

435
455

25
30

2100
2875

7,5
6,85

6,57
5,97

П р и м е ч а н и е .  NmsLyL — максимальная мощность турбобура. Плотность жидкости — 
1000 кг/м 3.

Турбобур с полым валом

Во ВНИИБТ разработаны турбобуры с полым валом (рис. 4.4), предна
значенные для бурения скважин шарошечными и алмазными долотами в 
сложных горно-геологических условиях. Турбобур состоит из турбинных 
секций и шпинделя. В зависимости от условий эксплуатации возможно ис
пользование от трех до шести турбинных секций для обеспечения требуе
мой характеристики турбобура.
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Рис. 4.4. Турбобур с полым валом

Как видно из рис. 4.4, турбинные сек
ции состоят из корпуса и полого вала, уста
новленного внутри корпуса на четырех ре
зинометаллических радиальных опорах. В 
пространстве между корпусом и полым ва
лом установлено около 100 ступеней турби
ны. Концы полого вала оборудованы конус- 
но-шлицевыми полумуфтами, внутри кото
рых имеются уплотнительные элементы, 
предотвращающие утечку бурового раство
ра из полости вала к турбине. При сборке 
турбинных секций соблюдаются заданные
размеры «вылета» и «утопания» полумуфт --------
для обеспечения необходимого положения 
роторов относительно статоров.

Шпиндель турбобура состоит из кор
пуса и полого вала, установленного внутри 
корпуса на резинометаллических радиаль
ных опорах и упорно-радиальном шарико
вом подшипнике серии 128 000. При необ
ходимости нижний конец корпуса шпинде
ля может быть оборудован стабилизатором, 
при этом на нижний конец вала устанавли
вается удлинитель, который центрируется 
внутри стабилизатора резинометаллической 
радиальной опорой.

При сборке турбинных секций преду
смотрена возможность установки стабили
заторов между турбинными секциями или
между турбинной секцией и шпинделем. Для этого на нижнем переводнике 
турбинной секции на резьбе закрепляется стабилизатор, а на нижнем кон
це вала — удлинитель соответствующей длины, так, чтобы не изменять ра
нее отрегулированные присоединительные размеры «утопания» и «выле
тов» полумуфт.

Наличие полых валов турбинных секций и шпинделя позволяет осуще
ствлять следующие операции:

поддерживать в насадках долота перепад давлений в 6 — 9 МПа без до
полнительного нагружения буровых насосов;

проводить замеры пространственного положения ствола скважины в 
непосредственной близости от долота без подъема бурильной колонны на 
дневную поверхность;

на основании проведенных замеров корректировать осевую нагрузку 
на долото для управления процессом набора, сброса или стабилизации угла 
искривления ствола скважины;

прокачивать через полость валов, минуя турбину, разного рода напол
нители;

спускать в аварийных случаях в полость вала приборы для определе
ния места прихвата П 0-50 по ТУ 39-020 — 75 и торпеды, например, ТШ-35,
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Т а б л и ц а  4.6

Шифр тур
бобура

Число сту
пеней тур

бины

Расход жид
кости через 

турбину, л/с

Крутящий 
момент при 

Nmax, Н-М

Частота 
вращения 
при Nmax, 

с 1

Перепад
давления,

МПа
Диаметр долота, 

мм

ТПВ 240 552 30 2800 5,7 6,7 311; 295,3; 269,9
А7ПВ 588 22 1600 4,9 4,9 215,9; 212,2
ТПВ 178 552 17 1200 7,6 10 215,9; 212,2

П р и м е ч а н и е .  NmsLyL — максимальная мощность турбобура. Плотность жидкости — 
1000 кг/м 3.

ТШ-43, ТШ-50 по ТУ 25-04-2726-75, ТУ -25-04-2702-75 или ТДШ-25-1, 
ТДШ-50-2 по ТУ 3 9 /5 -1 3 7 -7 3  и ТУ 3 9 /5 -1 3 8 -7 3 ;

продавливать буровой раствор и выравнивать его свойства через по
лый вал с последующим сбросом гидромониторного узла; такая операция 
позволяет во много раз сократить время для проведения указанных работ.

В табл. 4.6 приведены технические характеристики турбобуров с по
лым валом.

Турбобур с редуктором-вставкой

Турбобуры с редуктором-вставкой типа РМ предназначены для эф
фективного использования шарошечных долот с маслонаполненными опо

рами при технологически необходимом 
расходе бурового раствора и уменьшен
ном по сравнению с другими гидрав
лическими двигателями перепаде дав
лений.

Маслонаполненный редуктор-вставка 
(рис. 4.5) применяется в сочетании с тур
бинными секциями и шпинделем серийно 
выпускаемых турбобуров.

Редуктор-вставка устанавливается 
между шпинделем и турбинными секция
ми, имеет планетарную передачу и систе
му маслозащиты передачи и опор.

Планетарная передача двухрядная, 
зубчатая, с косозубым зацеплением Нови
кова. Система маслозащиты имеет уплот
нения торцового типа.

Выходной вал с помощью шлицевой 
муфты соединен с валом шпинделя, а 
входной вал с помощью полумуфты — с 
турбинными секциями.

Редуктор-вставка является автоном
ным узлом, который может быть заменен 
непосредственно на буровой. Энергетиче-

Рис. 4.5. Герметизированный маслонаполненный 
шпиндель
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Т а б л и ц а  4.7

Тип
турбинной

секции

Количество
турбинных

секций

Расход
жидкости,

л/с

Крутящий момент, Н-м Перепад 
давления, МПапредельный При Nmax

ЗТСША-195ТЛ 1 24 4826 2413 2,7
ЗТСШ1-195 1 40 4806 2403 3,6
A7TUI 1 30 3650 1825 3

П р и м е ч а н и е .  Nmax — максимальная мощность турбобура. Плотность жидкости — 
1000 кг/м 3.

ские характеристики турбобура с редуктором-вставкой и разными типами 
турбин приведены в табл. 4.7.

Турбины современных турбобуров

Турбина турбобура является преобразователем гидравлической энер
гии потока жидкости в механическую энергию вращения вала.

Турбина современного турбобура является многоступенчатой, осевого 
типа и состоит из системы статоров и системы роторов. Как правило, сис
тема статоров связана с корпусом, а система роторов — с валом турбобура.

При постоянном значении расхода бурового раствора через турбину 
развиваемый ею крутящий момент определяется по формуле Эйлера

М =  Qpr(Ciu -  C2u)z, (4.1)

где Q — расход жидкости; р — плотность жидкости; г  — средний радиус 
турбины; Ciw C2u — проекции абсолютной скорости потока жидкости, про
текающего соответственно через статор и ротор, на направление окружной 
скорости турбины; z — число ступеней турбины.

Эффективный перепад давления на турбине определяется по формуле

Рэ =  Р U2Z,  (4.2)

где и — окружная скорость турбины на среднем диаметре.
Развиваемый турбиной крутящий момент зависит от режима ее рабо

ты, т.е. от частоты вращения ротора турбины. Для большинства современ
ных турбин эта зависимость линейна и определяется уравнением

М =  MT^ l--^ - j, (4.3)

где Мт — тормозной (предельный) крутящий момент; п — частота враще
ния ротора; пх — частота вращения ротора на холостом режиме (пре
дельная).

Совокупность зависимостей крутящего момента, перепада давления, 
мощности и коэффициента полезного действия (КПД) от частоты вращения 
называется энергетической характеристикой турбины. Энергетическая ха
рактеристика приведена на рис. 4.6. Как видно из графиков, характеристи
ка турбины турбобура — сериесная. Однако это не означает, что работа 
турбобура может осуществляться на всех режимах от холостого до тормоз
ного. Известно, что при увеличении осевой нагрузки частота вращения ва
ла турбобура вначале уменьшается, затем турбобур начинает неустойчиво 
работать, а потом резко останавливается — «срывается».

«Срыв» турбобура объясняется многими факторами, основными из ко-
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M ; N; р ;  r| Рис. 4.6. Энергетическая характеристика 
турбины турбобура:
М — крутящий момент; Мт — тормозной 
момент; N  — мощность; N3 — максималь
ная мощность; р — перепад давления; 
п — частота вращения; пэ, пх, п0 — часто
та вращения соответственно на эк
стремальном, холостом и оптимальном 
режимах; г\ — КПД; г|0 — максимальный 
КПД

торых являются нелинейный рост момента сопротивления на долоте и в 
пяте турбобура при увеличении осевой нагрузки и снижении частоты вра
щения, низкочастотные колебания момента сопротивления из-за вибраций 
и неравномерностей подачи бурильного инструмента, перемежаемость раз
буриваемых горных пород по твердости. Все эти факторы приводят к тому, 
что устойчивая работа турбобура возможна только с определенным, как 
правило, не менее чем двукратным запасом крутящего момента, т.е. на ре
жимах, располагающихся правее от режима максимальной мощности.

Эти режимы в большинстве случаев характеризуются также и макси
мальным значением механической скорости проходки. Поэтому условно 
режим максимальной мощности можно считать рабочим режимом турбо
бура.

Следует отметить, что, чем глубже забой скважины, чем больше ис
кривлен ее ствол, чем более моментоемкое долото используется при буре
нии, чем выше вибрации бурильного инструмента и чем больше переме
жаемость горных пород, тем ближе к холостому режиму должен прибли
жаться рекомендуемый рабочий режим турбобура и тем ниже должна быть 
холостая частота его вращения.

Для расчета характеристики турбины могут использоваться преобра
зованные формулы, определяющие крутящий момент, и перепад давления 
на режиме максимальной мощности:

М =  2п Qpr2n z\ (4.4)

р =  4 л 2р г 2 — , (4.5)
л

где р — перепад давления на турбине; г| — максимальный КПД.
При пересчете параметров характеристики турбины на другие значе

ния расхода, плотности жидкости и числа ее ступеней следует пользоваться 
выражениями

п  ~ Q; М ~ Q2; р ~ Q2; N  ~ О3; r|inv Q;
înv Рг ~ Рг Р ~ Рг N  ~ рг Т|щу рг (4.6)

T"linv -^r ~  Z,  р  ~  Z , N  ~  Z,  Z,

где N  —  мощность турбины.
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Т а б л и ц а  4.8

Тип турбины
Диаметр 
турбобу

ра, мм

Расход
раствора,

л/с

Тормоз
ной мо

мент, Н-м

Частота 
вращения 
холостого 
хода, с -1

Перепад давления, 
МПа М акси

мальный 
КПД, %рабочий макси

мальный
30/16,5-240 240 40 24,58 17,3 0,0262 0,0262 63,8
А9К5Са 240 40 22,02 14,0 0,0252 0,0324 40,4
26/16,5-196 195 28 8,07 13,9 0,0113 0,0113 55,3
А7Н4С 195 28 12,59 18,5 0,0287 0,0363 40,5
2 4/ 18-195ТЛ 195 28 4,74 8,2 0,0048 0,0048 47,4
2 4/ 18-195ТПК 195 28 5,63 8,1 0,0057 0,0057 42,3
А7ПЗ 195 28 16,77 18,3 0,0320 0,0363 38,2
А7П36К 195 28 17,69 19,8 0,0259 0,0296 52,8
21/16,5-195АТЛ 195 28 16,32 23,2 0,0263 0,0341 70,6
ТД-195АТЛ 195 28 16,92 29,2 0,0395 0,0433 65,6
Т195К 195 28 9,50 13,8 0,0139 0,0139 50,8
28/16-172 172 24 8,22 20,5 0,0239 0,0239 44,2
А6КЗС 164 20 6,22 18,1 0,0194 0,0232 39,8

П р и м е ч а н и е .  Количество ступеней — 1. Плотность бурового раствора — 1000 кг/м 3 
(техническая вода).

Турбины турбобуров изготавливают из малолегированной стали пре
имущественно цельнолитыми в земляные формы и составными, когда лопа
точный венец выплавляется точным литьем по моделям. Выпускаются так
же лопаточные венцы, изготовленные из пластмассы. Стойкость пластмас
совых венцов, как правило, намного ниже стойкости стальных.

Характеристики турбин определяются экспериментально при испыта
ниях на специальном турбинном стенде. В табл. 4.8 даны основные пара
метры стендовых энергетических характеристик серийных и некоторых 
опытных турбин турбобуров, выпускаемых промышленностью.

Проектирование характеристики турбобура

Для эффективного применения турбобура необходимо правильно 
спроектировать его энергетическую характеристику. При этом следует ру
ководствоваться следующими общими положениями.

1. Надежный контроль за режимом работы турбобура в процессе бу
рения возможен при режиме, когда механическая скорость проходки 
максимальная. Как правило, этот режим совпадает с экстремальным 
режимом работы турбобура или располагается в непосредственной 
близости в правой зоне кривой мощности. Таким образом, все расчеты 
характеристики турбобура имеет смысл вести для экстремального режима 
работы или режимов, близких к нему.

2. Следует помнить, что при недоиспользовании крутящего момента 
турбобура долота отрабатываются на излишне высоких частотах вращения. 
Это приводит к недобору проходки за рейс долота, и поэтому запас 
крутящего момента не должен быть излишне большим.

3. При турбинном бурении гидравлическая мощность, которую можно 
сработать в гидромониторных насадках долота, всегда намного меньше той, 
которую можно использовать при роторном способе бурения. Поэтому 
турбинное бурение предпочтительнее применять в разрезах, сложенных 
достаточно крепкими породами.

При бурении в мягких и пластичных породах необходимо в первую 
очередь думать об очистке вооружения долота, что обеспечивается пра-
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вильным и несимметричным расположением промывочных каналов долота. 
Вполне удовлетворительная очистка вооружения шарошек достигается при 
сработке в долоте перепада давления в 5 МПа.

4. При турбинном бурении целесообразно использовать осевые на
грузки на долото, составляющие 60 — 80 % тех, которые имеются при ро
торном способе бурения аналогичных разрезов.

5. Использование одной и той же энергетической характеристики тур
бобура в разных по буримости разрезах, например, в кварцитах и мягких 
глинистых сланцах, заведомо ставит турбинный способ бурения в невыгод
ные условия. Поэтому тип сборки турбобура в каждом конкретном случае 
должен соответствовать физико-механическим свойствам проходимых по
род, гидравлической программе бурения и возможностям применяемого 
бурового оборудования. Формирование необходимой характеристики осу
ществляется за счет использования рационального соотношения турбин и 
решеток ГТ.

Проектирование характеристики турбобура следует начинать с опре
деления так называемого «удельного» крутящего момента на долоте ш, вы
ражающего функциональную связь между осевой нагрузкой на долото и 
крутящим моментом, необходимым для вращения долота:

где т — удельный момент, м; М  — крутящий момент, Н-м; С  — осевая на
грузка на долото, Н.

Удельные моменты для различных районов бурения и типоразмеров 
долот определены в результате испытаний турбобуров и электробуров и 
приводятся во многих источниках.

После определения т находят потребный крутящий момент турбобура 
на экстремальном режиме

При этом нагрузку на долото С  выбирают, исходя из типоразмера до
лота, физико-механических свойств разбуриваемых пород и других фак
торов.

Зная значение М, можно определить тормозной момент турбобура:

Расход бурового раствора определяют, исходя из возможностей насос
ной группы буровой установки и имеющегося бурильного инструмента. На 
рис. 4.7 показаны совмещенные характеристики бурового насоса (/) и гид
равлического тракта «манифольд — бурильная колонна с долотом — сква
жина» (2) без учета турбобура. Гидравлическая характеристика насоса 
строится по паспортным данным, а для манифольда, бурильной колонны, 
долота и кольцевого пространства скважины определяется расчетным пу
тем или экспериментально.

Точка пересечения кривых I и 2 определяет предельные возможности 
данного бурового насоса. Расход бурового раствора Qmax, соответствующий 
этой точке, является предельным (не оптимальным) при бурении данной 
скважины роторным способом. Для создания необходимой эффективной 
характеристики турбобура рекомендуется использовать значения расхода 
Q, составляющие 60 — 80 % Qmax. Выбранное значение Q в большинстве слу
чаев не должно превышать 0,07 л /с на 1 см2 площади забоя скважины.

т =  М / С , (4.7)

М  =  тС. (4.8)

М т =  2М . (4.9)
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Рис. 4.7. Совмещенные гидравлические характе- Р , 
ристики бурового насоса ( / )  и гидравлического 
тракта «манифольд -  бурильная колонна с доло
том -  скважина» (2)

б т а х  Q
Если в распоряжении проектировщика не имеется специальных типов 

турбин, то они выбираются из серийных, выпускаемых машиностроитель
ными заводами. Пересчет параметров характеристики турбобура со стен
довых данных производится по формулам (4.6).

При практических расчетах допускается не учитывать потери крутя
щего момента турбобура в шпинделе и в радиальных опорах секций, так 
как серийный турбобур обычно работает в зоне, близкой к разгрузке осе
вой опоры, где эти потери не очень значительны.

Потери давления в проточных каналах турбобура (без учета турбины) 
при расходе воды, равном 20 л/с, для турбобуров диаметром 164 и 172 мм 
составляют 0,7 МПа; для турбобуров диаметром 195 мм — 0,4 МПа и для 
турбобуров диаметром 240 мм — 0,2 МПа.

Работа турбобура считается устойчивой до тех пор, пока обеспечива
ется как минимум двойной запас тормозного момента по сравнению с ра
бочим, хотя этот вопрос изучен в недостаточной степени. Регулирование 
рабочей частоты вращения осуществляется изложенными выше способами. 
Расчеты ведутся по формулам (4.1) —(4.7).

Конечная цель расчетов заключается в определении числа ступеней 
турбины и ступеней ГТ (если это необходимо), обеспечивающих необходи
мые значения крутящего момента и частоты вращения при заданных рас
ходах и плотности бурового раствора. Разумеется, это число должно округ
ляться для того, чтобы соответствовать целому количеству турбинных 
секций.

Расчет характеристики турбобура целесообразно вести для нескольких 
вариантов использования имеющихся турбин и ступеней ГТ. Затем выби
рается тот вариант, который обеспечивает заданные параметры характери
стики при меньшем перепаде давления на турбобуре, или тот, который дает 
возможность обходиться меньшим числом турбинных секций.

4.1.2. ВИНТОВЫЕ ЗАБОЙНЫЕ ДВИГАТЕЛИ

История создания винтовых забойных двигателей

Начиная с 40-х годов в б. СССР основным техническим средством для 
бурения нефтяных и газовых скважин являлся многоступенчатый турбо
бур.
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Широкое распространение турбинного способа бурения обеспечило 
ускоренное разбуривание нефтегазоносных площадей Урало-Поволжья и 
Западной Сибири и, тем самым, позволило получать высокие темпы роста 
добычи нефти и газа.

Однако с увеличением средних глубин скважин и по мере совершен
ствования породоразрушающего инструмента и технологии роторного спо
соба бурения в отечественной нефтяной промышленности с каждым годом 
росла тенденция отставания проходки за рейс долота — показателя, опре
деляющего технико-экономические показатели бурения.

Несмотря на определенные усовершенствования техники и технологии 
турбинного бурения показатели работы долот на протяжении ряда лет 
улучшались весьма незначительно. Хотя в 70-е годы началось разбуривание 
месторождений Западной Сибири, отличающихся благоприятными усло
виями бурения (мягкие породы, относительно неглубокие скважины), сред
няя проходка за рейс по эксплуатационному бурению существенно отста
вала от аналогичного показателя в нефтяной промышленности США (в 3 — 
4 раза). Так, в 1981 — 1982 гг. средняя проходка за долбление в США 
составила 350 м, в то время как в б. СССР этот показатель не превышал 
90 м.

Серьезное отставание в проходке за долбление было связано с тем, 
что в те годы отечественная практика бурения базировалась на высокоско
ростном режиме бурения с применением многоступенчатых безредуктор- 
ных турбобуров, характеристики которых не позволяли получать частоты 
вращения менее 400 — 500 об/мин с обеспечением необходимых крутящих 
моментов и приемлемого уровня давления насосов, и как следствие эффек
тивно использовать революционные усовершенствования шарошечных до
лот (с прецизионными маслонаполненными опорами и твердосплавным 
вооружением). В связи с этим перед специалистами и организаторами бу
рения в нашей стране встал вопрос о создании техники для низкооборот
ного бурения.

Перед советской нефтяной промышленностью встала дилемма: либо 
переходить к роторному бурению, либо создать низкооборотный забойный 
двигатель.

К этому времени в б. СССР имелись определенные успехи роторного 
бурения глубоких скважин в ряде районов (Северный Кавказ, Западная 
Украина и др.). Однако технически, экономически и психологически неф
тяная промышленность не была готова к развитию роторного бурения. За 
многие годы государственной поддержки турбинного бурения существенно 
отстала от мирового уровня техника роторного бурения: не имелось бу
рильных труб и буровых установок высокого технического уровня.

Переход на роторный способ бурения в основных регионах страны 
снизил бы темпы развития отрасли, так как промышленность не располага
ла необходимыми средствами для строительства новых заводов и эксплуа
тационных баз или закупки за рубежом новых технологий.

Таким образом определился доминирующий способ бурения на базе 
низкооборотных забойных двигателей.

Решение проблемы создания забойного гидравлического двигателя с 
характеристиками, отвечающими требованиям новых конструкций долот, 
было найдено в переходе от динамических машин, каким являются турбо
буры, к объемным.

Первым работоспособным, нашедшим промышленное применение,
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оказался гидродвигатель, представляющий собой обращенный насос Муа- 
но1, относящийся к планетарно-роторному типу гидромашин.

Работы по созданию опытных образцов винтовых забойных двигателей 
(ВЗД) начались в США и б. СССР в середине 60-х годов.

Американские специалисты фирмы «Smith Tool» разработали ВЗД (на 
западе их называют PDM — positive displacement motors) для наклонно на
правленного бурения как альтернативу турбобурам, а в нашей стране, ро
дине турбинного бурения — они служат техническим средством для при
вода низкооборотных долот.

Многолетние поисковые научно-исследовательские работы во ВНИИБТ 
по совершенствованию забойных гидравлических двигателей привели в 
1966 г. к появлению предложенного М.Т. Гусманом, С.С. Никомаровым, 
Н.Д. Деркачем, Ю.В. Захаровым и В.Н. Менынениным нового типа ВЗД, 
рабочие органы которого впервые в мировой практике выполнены на базе 
многозаходного винтового героторного механизма, исполняющего функ
цию планетарного редуктора.

В последующие годы во ВНИИБТ и его Пермском филиале Д.Ф. Бал- 
денко, Ю.В. Вадецким, М.Т. Гусманом, Ю.В. Захаровым, А.М. Кочневым, 
С.С. Никомаровым и другими исследователями были созданы основы тео
рии рабочего процесса, конструирования и технологии изготовления, раз
работана технология бурения винтовыми двигателями.

В результате многолетнего опыта бурения с использованием гидравли
ческих забойных двигателей (турбобуров и ВЗД) сложился комплекс тех
нических требований к современному забойному двигателю.

1. Характеристики двигателя должны обеспечивать:
высокий уровень крутящего момента (3 кН-м и более для долот диа

метром 215 — 243 мм);
частоту вращения выходного вала в диапазоне 100 — 200 об/мин для 

шарошечных долот и 500 — 800 об/мин для алмазных долот;
высокий КПД двигателя для эффективного использования гидравличе

ской мощности насосов;
пропорциональную зависимость между расходом бурового раствора и 

частотой вращения, а также между крутящим моментом и перепадом дав
ления с целью эффективного управления режимом бурения.

2. Рабочие элементы и другие узлы двигателя должны быть износо- и 
термостойкими, что позволяет использовать буровой раствор любой плот
ности и вязкости, в том числе с содержанием тампонирующих матери
алов.

3. Конструктивная компоновка двигателя и проектные запасы прочно
сти его узлов должны обеспечить:

стойкость двигателя, достаточную для стабильной работы с современ
ными шарошечными и алмазными долотами;

возможность искривления корпуса двигателя при наклонно направ
ленном бурении;

возможность установки на корпусе двигателя опорно-центрирующих 
элементов при проводке наклонно направленных и горизонтальных 
скважин.

4. Диаметральные и осевые размеры двигателя должны обеспечивать:

1 R. M oin eau  (1887—1948) — французский инженер, изобретатель одновинтовых гидрав
лических и пневматических машин.
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проведение буровых работ долотами различного диаметра, включая 
малогабаритные;

эффективную проводку наклонно направленных и горизонтальных 
скважин;

использование стандартного ловильного инструмента.
Анализ конструкций и характеристик забойных гидравлических двига

телей различного типа показывает, что ни один из них не отвечает в пол
ной мере всем перечисленным требованиям; в большей степени указанным 
требованиям соответствуют ВЗД с многозаходными рабочими элементами.

Принцип действия ВЗД

Винтовые двигатели относятся к объемным роторным гидравлическим 
машинам.

Согласно общей теории винтовых роторных 
гидравлических машин элементами рабочих орга
нов (РО) являются:

1) статор двигателя с полостями, примыкаю
щими по концам к камерам высокого и низкого 
давления;

2) ротор-винт, носящий название ведущего, 
через который крутящий момент передается ис
полнительному механизму;

3) замыкатели-винты, носящие название ве
домых, назначение которых уплотнять двигатель, 
т.е. препятствовать перетеканию жидкости из ка
меры высокого давления в камеру низкого дав
ления.

В одновинтовых гидромашинах используются 
механизмы, в которых замыкатель образуется 
лишь двумя деталями, находящимися в постоянном 
взаимодействии, — статором и ротором.

Упрощенная схема двигателя показана на 
рис. 4.8.

При циркуляции жидкости через РО в резуль
тате действия перепада давления на роторе двига
теля вырабатывается крутящий момент, причем 
винтовые поверхности РО взаимно замыкаясь, ра
зобщают область высокого давления и область 
низкого давления. Следовательно, по принципу 
действия винтовые двигатели аналогичны поршне
вым, у которых имеется винтообразный поршень, 
непрерывно перемещающийся в цилиндре вдоль 
оси двигателя.

Для создания в РО двигателя полостей, теоре
тически разобщенных от областей высокого и

Рис. 4.8. Упрощенная схема двигателя:
1 — корпус, 2  — ротор; 3 — вал; 4, 5  — осевой и радиальный 
подшипники; 6 — долото
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а б

Рис. 4.9. Рабочие органы ВГМ:
а  — продольный разрез; б  — поперечный разрез

низкого давлений (шлюзов), необходимо и достаточно выполнение четырех 
условий (рис. 4.9):

1) число зубьев Z\ наружного элемента (статора) должно быть на 
единицу больше числа зубьев Z2 внутреннего элемента (ротора): Z\ =  Z2 +  
+  l;

2) отношение шагов винтовых поверхностей наружного элемента (ста
тора) Т и внутреннего элемента (ротора) t должно быть пропорционально 
отношению числа зубьев: T/t =  Zi/Z2;

3) длина РО L должна быть не менее шага винтовой поверхности на
ружного элемента: L > Т;

4) профили зубьев наружного и внутреннего элементов должны быть 
взаимоогибаемы и находиться в непрерывном контакте между собой в лю
бой фазе зацепления.

Кинематические отношения ВГМ

Отличительным параметром ВГМ, во многом определяющим его вы
ходные характеристики, является число зубьев РО, называемое кинемати
ческим отношением г:

г =  Z2 — Z\.

Кратность действия, зависящая от кинематического отношения РО 
равна числу заходов внутреннего элемента Z2 и определяет рабочий объем 
ВГМ

V  =  Z2 S T ,

где S — площадь живого сечения РО.
Кратность действия является основным параметром ВЗД, что наглядно 

иллюстрируется теоретическими кривыми (рис. 4.10), полученными во 
ВНИИБТ в 1972 г. и в дальнейшем повсеместно используемыми при обос
новании выбора РО ВЗД.
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Рис. 4.10. Зависимость момента и частоты вращения ВЗД от кинематического отношения i 
рабочих элементов (Д  О, Р ~ const)

Отечественные ВЗД имеют многозаходные РО. Зарубежные компании 
производят двигатели как с однозаходным ротором, так и с многозаходны- 
ми РО.

Двигатели универсального применения

Отечественные двигатели этой модификации охватывают диапазон на
ружных диаметров от 127 до 240 мм и предназначены для привода долот 
диаметром 139,7 — 295,3 мм (табл. 4.9). Они создавались на основе много
летнего опыта конструирования турбобуров и в них использовались апро
бированные конструкции опорных узлов шпиндельной секции, резьбовых 
соединений, элементов соединения валов и др.

Т а б л и ц а  4.9
Винтовые забойные двигатели для бурения и капитального ремонта скважин 
(второе поколение двигателей -  80-е годы)

Марка
двигателя

Диаметр,
мм

Длина,
мм

Шаг ста
тора, мм

Число
шагов

Расход
жидкости,

л/с
Крутящий 

момент, Н-м
Частота

вращения,
с -1

Перепад
давления,

МПа
Д1-54 54 1890 222 2 1 ,0 -2 ,5 7 0 -1 1 0 3 ,0 -7 ,5 4 ,5 -5 ,5
Д1-88 88 3225 390 2 4 ,5 -7 ,0 800 -  950 2 ,7 -5 ,0 5 ,8 -7 ,0
Д1-27 127 5800 650 2 1 5 -2 0 2200 -  3000 3 ,3 -4 ,3 5 ,5 -8 ,5
ДЗ-172 172 6880 850 2 2 5 - 3 5 3 1 0 0 -3 7 0 0 1 ,3 -  1,8 3 ,9 -4 ,9
Д2-195 195 6550 850 2 2 5 - 3 5 3 1 0 0 -3 7 0 0 1 ,3 -  1,8 3 ,9 -4 ,9
Д 1-240 240 7570 880 3 3 0 - 5 0 10 0 0 0 -  14 000 1 ,2 -2 ,2 6 ,0 -8 ,0
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Рис. 4.11. Винтовой забойный двигатель ДЗ-172:
1 — статор; 2 — ротор; 3 — гибкий вал; 4, 5  — кор
пусные переводники; 6 — корпус; 7 — вал; 8, 9 — 
осевая и радиальная опоры; 10 — наддолотный пере
водник

В то же время специфические узлы и детали двигателей (рабочие ор
ганы, соединение ротора и выходного вала, переливной клапан) не имеют 
аналогов и разрабатывались по результатам проведенных теоретических и 
экспериментальных исследований.

Выпускаемые в России и за рубежом ВЗД выполняются по единой 
схеме и имеют неподвижный статор и планетарно-врагцающийся ротор.

На рис. 4.11 показано устройство двигателя модели ДЗ-172 в продоль
ном и поперечном разрезах. Это типичная конструкция двигателя. Двига
тель состоит из двух секций: силовой и шпиндельной.

Конусные детали секций соединяются между собой замковыми резь
бами, а валы — с помощью конусных, конусношлицевых или резьбовых 
соединений. Третий узел двигателя — переливной клапан, как правило, 
размещается в автономном переводнике непосредственно над двигателем 
или между трубами бурильной колонны.

Силовая секция включает в себя статор 1, ротор 2, соединение ротора 
и выходного вала 3 и корпусные переводники 4 и 5.

Шпиндельная секция состоит из корпуса 6, вала 7 с осевыми 8 и ради
альными 9 опорами, наддолотного переводника 10.

Двигатели для наклонно направленного 
и горизонтального бурения

Эта серия представлена двигателями с наружным диаметром от 60 до 
172 мм и предназначена для бурения наклонно направленных (с большой 
интенсивностью искривления) и горизонтальных скважин.

Обладая рядом конструктивных особенностей и рациональным крите
рием эффективности М/л, двигатели этой серии, в отличие от турбобуров, 
эффективно используются в различных технологиях наклонно направлен-
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Т а б л и ц а  4.10
Винтовые забойные двигатели для бурения горизонтальных скважин, дополнительных стволов и капитального ремонта 
(новая серия -  разработки 90-х годов)

Марка двига
теля Диаметр, мм

Длина, мм
Шаг статора, 

мм Число шагов Расход жид
кости, л/с

Крутящий 
момент, Н-м

Частота вра
щения, с -1

Перепад дав
ления, МПаобщая нижнего

плеча

Д-48 48 1850 200 3 0 ,5 -  1,5 6 0 - 8 0 4 ,1 -6 ,7 4 ,0 -5 ,0
ДГ-60 60 2550 1350 225 3 1 - 2 7 0 -1 0 0 3 ,0 -6 ,0 4 ,5 -5 ,5
Д-95 95 2855 630 2 6 -  10 6 0 0 -9 0 0 2 ,0 -3 ,3 4 ,5 -6 ,0
Д-295 95 3580 630 3 6 -  10 9 0 0 -  1200 2 ,0 -3 ,3 6 ,0 -9 ,0
Д-595 95 3580 945 2 6 -  10 9 0 0 -  1400 1 ,3 -2 ,2 4 ,5 -6 ,0
ДГ-95 95 2680 530 630 2 6 -  10 6 0 0 -9 0 0 2 ,0 -3 ,3 4 ,5 -6 ,0
Д-108 108 2930 640 2 6 -  12 8 0 0 -1 3 0 0 1 ,3 -2 ,5 3 ,5 -5 ,5
Д2-108 108 3690 640 3 6 -  12 1 2 0 0 -1 8 0 0 1 ,3 -2 ,5 5 ,0 -7 ,5
Д5-108 108 3690 880 2 6 -  12 1 3 0 0 - 1900 0 ,8 -  1,6 3 ,5 -5 ,5
ДГ-108 108 2600 620 640 2 6 - 1 2 8 0 0 -1 3 0 0 1 ,3 -2 ,5 3 ,5 -5 ,5
ДК-108-1 108 5000 975 1,5 3 - 6 2 0 0 0 -2 7 0 0 0 ,3 -0 ,6 5 5 ,5 -7 ,5
ДК-108-II 108 3000 640 2 6 -  12 8 0 0 -1 3 0 0 1 ,3 -2 ,5 3 ,5 -5 ,5
ДК-108-III 108 3000 625 2 6 -  12 5 0 0 -8 0 0 1 ,9 -3 ,8 3 ,0 -5 ,0
ДГ-155 155 4330 1600 680 3 2 4 - 3 0 3 5 0 0 -4 0 0 0 2 ,2 -2 ,7 6 ,5 -7 ,5



ного и горизонтального бурения, в том числе при зарезке и бурении вто
рых (дополнительных) стволов через окно в эксплуатационной колонне.

При использовании ВЗД в горизонтальном бурении реализуются их 
преимущества по сравнению с турбобурами, в частности меньшая зависи
мость от диаметра, а также повышенный удельный момент двигателя. Это 
позволяет сконструировать силовую секцию длиной 1 — 2 м с наружным 
диаметром, существенно меньшим, чем у турбобура для аналогичных 
целей.

В 90-х годах НИОКР ВНИИБТ создана новая серия забойных двигате
лей типа ДГ диаметром 6 0 —172 мм (табл. 4.10) для проводки новых гори
зонтальных скважин и бурения дополнительных стволов. При проектиро
вании этой серии двигателей использовался двадцатипятилетний опыт кон
струирования ВЗД общего назначения и в то же время учитывались требо
вания технологии горизонтального бурения.

Основные особенности двигателей серии ДГ:
уменьшенная длина, достигаемая сокращением как силовой, так и 

шпиндельной секций, при этом силовая секция, как правило, двухшаговая, 
что обеспечивает необходимую мощность и ресурс РО;

уменьшенный наружный диаметр (108 против 120 мм; 155 против 
172 мм), что при сохранении оптимальных характеристик ВЗД, обеспечива
ет надежную проходимость двигателя с опорно-центрирующими элемента
ми в стволе скважины и улучшенную гидродинамическую ситуацию в за- 
трубном пространстве;

многообразие механизмов искривления корпуса (жесткий искривлен
ный переводник, регулируемый переводник, корпусные шарниры с одной 
или двумя степенями свободы), что позволяет использовать различные тех
нологии проводки скважин;

возможность размещения на корпусе двигателя опорно-центрирующих 
элементов;

усовершенствованное соединение ротора и вала шпинделя, гаранти
рующее надежную работу с большими углами перекоса.

Технические характеристики двигателей серии ДГ представлены в 
табл. 4.10.

Двигатели для ремонта скважин

Двигатели, применяемые для ремонта нефтяных и газовых скважин, 
выпускаются под шифром Д с наружным диаметром 108 мм и менее (см. 
табл. 4.10). Диапазон наружных диаметров, конструкция двигателей, а так
же их характеристики позволяют использовать эти машины для всевоз
можных буровых работ при ремонте скважин.

ВЗД используются при разбуривании цементных мостов, песчаных и 
гидратных пробок, фрезеровании труб, кабелей электропогружных насосов 
и прочих предметов. Эти двигатели могут производить бурение как внутри 
насосно-компрессорных труб, так и внутри эксплуатационных.

При проведении капитального ремонта внутри колонны можно ис
пользовать также двигатель Д1-127.

По своей конструкции ВЗД для ремонта скважин принципиально не 
отличаются от двигателей общего назначения.

По заказу РАО «Газпром» ВНИИБТ разработан многофункциональный 
двигатель ДК-108, особенностью которого является широкий диапазон его
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энергетических параметров, обеспечивающийся наличием в его комплекте 
трех модификаций рабочих органов с различными рабочими объемами, что 
позволяет использовать эти машины для самых разнообразных видов ре- 
монтно-восстановительных работ при капитальном ремонте скважин.

Турбовинтовые двигатели

В последние годы отечественный парк забойных гидравлических дви
гателей пополнился новым представителем — турбовинтовым двигателем 
(ТВД).

Впервые схема турбовинтового агрегата была предложена в 1970 г. ав
торским коллективом ВНИИБТ в составе М.Г. Гусмана, Д.Ф. Болденко, 
А.М. Кочнева и С.С. Никомарова.

Турбовинтовые двигатели ТВД органично сочетают высокую стой
кость, свойственную турбобурам, и оптимальную энергетическую характе
ристику (высокий уровень отношения М /п  при незначительном падении 
частоты вращения при погрузке двигателя), типичную для ВЗД.

Турбовинтовой двигатель можно отнести к редукторным турбобурам; в 
нем винтовая пара выполняет функции не только редуктора, но и стабили
зирующего элемента при перегрузках долота. Несмотря на большую метал
лоемкость и сложность конструкции, турбовинтовые двигатели в ряде слу
чаев успешно конкурируют с ВЗД. Это объясняется прежде всего их суще
ственно большим ресурсом, что особенно привлекательно при использова
нии современных высокопроизводительных долот.

Двигательные секции ТВД конструктивно могут выполняться в двух 
вариантах:

винтовая пара монтируется над турбинной секцией;
винтовая пара монтируется между турбинной и шпиндельной сек

циями.
В первом варианте упрощается конструкция двигателя — проектиру

ется лишь один узел соединения планетарного ротора. Кроме того, упро
щены силы, возникающие в винтовой паре, практически не воспринима
ются долотом.

Второй вариант менее предпочтителен, так как требует двух узлов со
единения ротора.

Элементы конструкций двигателей 
и их компоновок

Рабочие элементы. Несмотря на многообразие типоразмеров винтовых 
двигателей их рабочие органы имеют общие особенности.

РО выполняются по одной кинематической схеме: неподвижный ста
тор и находящийся внутри него планетарно движущийся ротор.

Направление винтовой поверхности РО — левое, что обеспечивает за
ворачивание реактивным моментом корпусных резьб ВЗД и резьб буриль
ных труб.

В зависимости от заданных характеристик двигателя РО выполняются 
как с однозаходным, так и многозаходным роторами.

Роторы изготавливаются из нержавеющей или легированной стали с 
износостойким покрытием, а обкладка статора — из эластомера (преиму
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щественно резины), обладающего сопротивляемостью абразивному изна
шиванию и работоспособностью в среде бурового раствора.

В отечественных двигателях первого поколения (Д1-172, Д2-172, 
Д2-172 м), выпускаемых в 70-х годах, РО имели незначительную длину, не 
превышающую 1 — 1,5 шага винтовой поверхности статора. В двигателях 
второго поколения, выпускаемых с начала 80-х годов длина РО составляет 
2 — 3 шага статора. Наиболее перспективна монолитная конструкции РО, 
обеспечивающая простоту и малодетальность машин.

Рабочие органы ВЗД комплектуются с натягом. Величина натяга зави
сит от диаметральных и осевых размеров РО, свойств промывочной жид
кости и материала обкладки статора и существенно влияет на характери
стики и долговечность двигателя.

Ш пиндель. Все отечественные винтовые двигатели, начиная с первых 
образцов, выпускаются в шпиндельном исполнении.

Под термином «шпиндель» подразумевается автономный узел двигате
ля с выходным валом с осевыми и радиальными подшипниками.

В большинстве случаев шпиндель может быть отсоединен без демон
тажа силовой секции, при необходимости и на буровой.

Шпиндели отечественных ВЗД выполняются немаслонаполненными. 
Все узлы трения смазываются и охлаждаются буровым раствором. Отказ от 
использования маслонаполненных и герметизированных шпинделей объяс
няется как традиционным подходом к конструированию забойных двигате
лей, так и практической целесообразностью иметь гидромашину, обладаю
щую примерно равным ресурсом отдельных узлов.

Шпиндель является одним из главных узлов двигателя. Он передает 
осевую нагрузку на породоразрушающий инструмент, воспринимает реак
цию забоя и гидравлическую осевую нагрузку, действующую в РО, а также 
радиальные нагрузки от долот и шарнирного соединения (гибкого вала).

В ряде случаев, при использовании породоразрушающих инструментов 
с насадками (гидромониторное бурение), шпиндель должен выполнять 
функции уплотнения выходного вала, позволяя создавать необходимый пе
репад давления в насадках долота.

Наиболее распространенная конструкция шпинделя включает моно
литный полый вал, соединенный посредством наддрлотного переводника в 
нижней части с долотом, а с помощью муфты в верхней части — с шар
ниром.

Для восприятия осевых нагрузок используются как радиально
упорные, так и упорные подшипники. Подшипники выполняются много
рядными и сохраняют свою работоспособность при выработке зазора 
(люфта) до 5 —7 мм.

В отечественных двигателях используются радиально-упорные под
шипники качения:

с коническими дорожками качения (серия 128700), используемые в 
двигателях с наружными диаметрами 105, 108, 195 и 240 мм;

с тороидными дорожками качения (серия 296000), используемые в дви
гателях с наружными диаметрами 85, 88 и 127 мм;

с тороидными дорожками качения и резиновым компенсатором типа 
ШШО (серия 538900), используются в некоторых модификациях двигателей 
диаметром 172 мм;

с комбинированными дорожками качения, используемые в двигателях 
Д-48, Д1-54, ДГ-95, ДГ-108. Для увеличения нагрузочной способности при
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одновременном упрощении конструкции тороидные дорожки для шаров 
этих опор располагают непосредственно на валу.

Детали подшипников качения выполняются из специальной подшип
никовой стали 55СМА или 55СМА5ФА (ТУ 14-1-3189 — 81) с пределом твер
дости стт =  1100 МПа и ударной вязкостью а  =  800 кДж/м2. Твердость ко
лец, контактирующих с шарами — 45 — 47 ед. HRC, а самих шаров — 58 — 
62 ед. HRC.

В некоторых моделях ВЗД используются непроточные многорядные 
подшипники скольжения (подпятник-диск). Выбор типа осевых подшипни
ков зависит от условий эксплуатации ВЗД.

Многолетние стендовые и промысловые испытания подтвердили пре
имущества упорных подшипников скольжения при эксплуатации двигате
лей в абразивной среде и при высоких нагрузках. Недостаток подшипни
ков скольжения — повышенные механические потери, особенно при невы
соких частотах вращения.

В подпятниках используется резина марки ИРП-1226, а рабочие по
верхности контактирующих с ними дисков выполняются из цементируемой 
стали, закаленной до твердости 45 — 48 ед. HRC.

Радиальные подшипники шпинделя в большинстве случаев представ
лены парой трения скольжения «резина — металл». Неподвижный элемент 
выполняется в виде резинометаллической детали, рабочая эластичная по
верхность которой имеет профильные канавки. Ответственная деталь — 
металлическая, ее рабочая поверхность подвержена упрочнению.

В двигателях для наклонно направленного и горизонтального бурения 
радиальные подшипники выполняются в виде пары трения «металл — ме
талл». Однако из-за повышенных радиальных нагрузок, присущих ВЗД это
го класса (вследствие действия отклоняющей силы на долоте), данный узел 
является одним из самых недолговечных, определяющих межремонтный 
период двигателя в целом.

С оедин ен ие ротора ВЗД и  вала ш пинделя. Это один из основных уз
лов двигателя, определяющий долговечность и надежность гидромашины в 
целом.

Механизм, соединяющий планетарно движущийся ротор с концен- 
трично вращающимся валом, работает в тяжелых условиях. Помимо пере
дачи крутящего момента и осевой силы, этот узел должен воспринимать 
сложную систему сил в РО, характеризующуюся непостоянной ориентаци
ей ротора.

В отличие от известных в технике соединений, передающих вращение 
между двумя несоосными концентрическими вращающимися валами, рас
сматриваемое соединение в ВЗД является связующим звеном с ротором, 
совершающим планетарное движение, причем за один оборот выходного 
вала ротор Z\ поворачивается вокруг своей оси, соответственно совершая 
Z, циклов переменных напряжений.

Эти обстоятельства предопределяют повышенные требования к цикли
ческой прочности соединения, особенно при использовании многозаход- 
ных ВЗД.

Своеобразные условия работы соединения и невозможность переноса 
напрямую из других отраслей техники готового технического решения 
предопределили многообразие компоновок этого узла. Принципиально мо
гут быть использованы четыре типа соединений на базе:

деформации одного или нескольких элементов конструкции;
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обеспечения свободы перемещения ротора за счет введения элементов 
с относительно большим люфтом;

шарнирных соединений;
гибкого вала (торсиона).
Первый и второй тип соединения из-за существенных удельных на

грузок в ВЗД не нашли применения.
Ш арнирны е со еди н ен и я  ВЗД. Они прошли эволюцию от пальцевых 

шарниров (аналогичных автомобильным) до специальных конструкций, 
наиболее приспособленных для передачи динамических осевой нагрузки и 
крутящего момента.

В первом поколении отечественных ВЗД применялись двухшарнирные 
соединения зубчатого типа с центральным шаром. Оно использовалось для 
передачи крутящих моментов до 700 кгс-м (68600 Н-м) при частоте враще
ния до 200 об/мин. Эксцентриситет соединения доходил до 5 мм.

Шарнирные соединения ВЗД работают, как правило, в среде абразив
ных жидкостей. Поэтому надежная герметизация шарниров является од
ним из основных направлений повышения их работоспособности. Пробле
ма герметизации осложняется тем, что полости, которые требуется изоли
ровать, вращаются вокруг смещенных осей в условиях вибрации и значи
тельного гидростатического давления. Поэтому герметизирующие элементы 
должны быть гибкими и прочными при циклической нагрузке, а устройст
во для герметизации — в целом простым и надежным.

Сначала в шарнирах использовались простейшие резиновые уплотне
ния, в дальнейшем стали применять уплотнения сильфонного и манжетного 
типов (рис. 4.12).

Г и б ки е валы . Существенный шаг, оказавший влияние на подходы к 
конструированию ВЗД в целом был сделан в середине 70-х годов, когда 
ВНИИБТ выполнил комплекс научно-исследовательских работ и впервые в 
практике проектирования ВЗД предложил конструкцию гибкого вала, за
щищенную патентами СССР и других стран.

К началу 90-х годов в большинстве типоразмеров ВЗД, выпускаемых в 
России, для соединения ротора и выходного вала применяются гибкие ва
лы. В двигателях с наружным диаметром 88 мм и более гибкий вал разме
щается в расточке ротора, а в малогабаритных двигателях ниже ротора.

В большинстве случаев гибкий вал ВЗД представляет собой металличе
ский стержень круглого сечения с утолщенными концами. На концах вы
полняются присоединительные элементы: гладкий конус или коническая 
резьба. Иногда гибкий вал выполняется полым со сквозным цилиндриче
ским каналом для подвода рабочей жидкости высокого давления непосред
ственно к долоту. Для повышения циклической прочности в месте перехода 
от заделки к рабочей части вала имеется конус с углом 5 —15° или галтель с 
отношением радиуса галтели к диаметру вала в пределах от 0,1 до 0,2. Ти
пичные конструкции гибких валов приведены на рис. 4.13.

Рис. 4.12. Уплотнение сильфонного и манжетного типов
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Рис. 4.13. Конструкция гибких валов

Преимущества использования гибких валов заключаются в простоте 
конструкции и высокой технологичности, большом сроке службы, соизме
римом с ресурсом корпусных деталей двигателя, а также возможностью 
реализации различных компоновок двигателей.

Опыт эксплуатации двигателей в наклонно направленном и горизон
тальном бурении выявил недостаточную стойкость гибких валов при углах 
перекоса секций более 1°30'. В связи с этим в последних конструкциях 
двигатели типа ДГ стали оснащать шарнирно-торсионными соединениями.

Характеристики ВЗД

Характеристики ВЗД необходимы для выбора оптимальных параметров 
режима бурения и поддержания их в процессе долбления, а также для оп
ределения путей дальнейшего совершенствования конструкций ВЗД и тех
нологии бурения с их использованием.

В последнее время внимание к характеристикам ВЗД все более повы
шается. Это связано с внедрением регулируемых приводов буровых насо
сов, для эффективного использования которых знание характеристик гид
ромашины становится непременным условием; распространением новых 
технологий (наклонно направленное и горизонтальное бурение, бурение с 
использованием непрерывных труб), особенно чувствительных к измене
нию режимов работы ВЗД.

Современные программы бурения ведущих зарубежных фирм преду
сматривают стендовые испытания каждого гидродвигателя с целью получе
ния их фактических характеристик. Несмотря на дополнительные затраты, 
это позволяет наиболее эффективно использовать ВЗД, в частности, кос
венно по давлению на стояке контролировать нагрузку на долото, что в ко
нечном итоге приводит к улучшению технико-экономических показателей 
процесса бурения.

В России стендовые испытания также стали проводить заводы- 
изготовители двигателей.

В общем случае различают статические и динамические характеристи
ки ВЗД. Статические характеристики отражают зависимости между пере
менными гидродвигателя в установившихся режимах. Динамические харак
теристики определяют соответствующие зависимости в неустановившихся 
режимах и обусловливаются инерционностью происходящих процессов. К 
динамическим относятся и пусковые характеристики гидродвигателя.

Статические характ ерист ики ВЗД. Статические характеристики ВЗД 
можно условно классифицировать как стендовые и нагрузочные. Стендо-
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Рис. 4.14. Типичная стендовая характеристика ВЗД (ДГ-155)

вые характеристики (как функции от крутящего момента) определяют в 
результате испытаний гидродвигателя. Нагрузочные характеристики (как 
функции от осевой нагрузки) чаще всего рассчитывают по стендовым для 
конкретных условий бурения.

Типичные стендовые характеристики винтового двигателя представле
ны на рис. 4.14. По мере роста момента М  перепад давления р увеличива
ется практически линейно, а частота вращения п снижается вначале незна
чительно, а при приближении к тормозному режиму — резко. Кривые 
мощности N  и общего КПД г| имеют экстремальный характер.

Различают четыре основных режима: холостой (М =  0); оптимальный 
(максимального КПД); экстремальный (максимальной мощности) и тормоз
ной (п =  0).

Рабочий режим ВЗД принимается соответствующим экстремальному 
(паспортные данные двигателя приводятся для данного режима) или режи
му максимально допустимого перепада давлений (ограниченного объемным 
КПД или контактными напряжениями в паре). Некоторые фирмы в своих 
каталогах приводят конкретные значения допускаемого р.

Оптимальный режим смещен влево по отношению к экстремальному, 
т.е. наступает при меньших значениях крутящего момента. Как правило, 
экстремальный режим, соответствующий условиям наиболее эффективного 
разрушения горных пород, расположен рядом с границей зоны устойчивой 
работы ВЗД, при достижении которой дальнейшее увеличение нагрузки 
приводит к торможению двигателя.

Влияние различных факторов на характеристики ВЗД

ВЛИЯНИЕ ГЕОМЕТРИЧЕСКИХ ПАРАМЕТРОВ РАБОЧИХ ОРГАНОВ

Кинем ат ическое отношение i. При заданных расходах жидкости и 
контурном диаметре кинематическое отношение оказывает определяющее 
влияние на характеристики ВЗД. Из рис. 4.10 видно, что многозаходные
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ВЗД обладают повышенным крутящим моментом при низкой частоте вра
щения, т.е. обладают высоким значением критерия эффективности М /п,  
определяющего показатели процесса бурения. Хотя по своему КПД много- 
заходные ВЗД немного уступают двигателям с однозаходным ротором, в 
целом КПД гидродвигателей с различными значениями i остается на одном 
уровне.

Контурный диаметр DK. При заданном кинематическом отношении 
увеличение контурного диаметра РО приводит к возрастанию рабочего 
объема ВЗД и соответственному изменению его характеристик. Вместе с 
тем, возможность варьирования DK на стадии проектирования ограничена, 
поскольку исходным параметром является диаметр скважины.

Ш аги РО (Т, t ). При заданных 1)„ и () характеристики ВЗД можно из
менять путем изменения шагов винтовых поверхностей статора Т и ротора 
t. С увеличением шагов возрастает рабочий объем V  и критерий эффек
тивности М /п  гидродвигателя. При выборе шагов РО необходимо учиты
вать, что увеличение Т приводит к увеличению длины РО и общей длины 
гидродвигателя (это усложняет технологию изготовления РО и снижает 
эффективность использования ВЗД в наклонно направленном и горизон
тальном бурении); снижение Т может привести к выходу из оптимального 
диапазона изменения коэффициента формы поверхности и ухудшению 
пусковых свойств двигателя (возможность незапуска).

Число ш агов РО к. Влияние числа шагов (длины) РО на характеристи
ки в первую очередь связано с изменением числа камер, отделяющих вход 
и выход гидромашины.

Результаты исследований (рис. 4.15) показали, что с уменьшением дли
ны ротора существенно снижаются такие показатели экстремального ре
жима, как крутящий момент, мощность и перепад давления, а также тор
мозной момент.

Данные эксперименты подтверждают целесообразность применения 
многошаговых конструкций РО с целью повышения крутящего момента и 
мощности ВЗД. Опыт эксплуатации двигателей показывает, что примене
ние многошаговых пар также обеспечивает существенное увеличение их 
стойкости.

Натяг в  п а р е  ст. Натяг в РО влияет на объемные и механические поте
ри ВЗД. С увеличением ст объемные потери снижаются, а механические 
возрастают.

Рис. 4.15. Влияние числа шагов рабочих элементов на характеристику ВЗД:
1, 2, 3 — рабочие элементы делают соответственно два, четыре и шесть шагов
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Рис. 4.16. Влияние натяга в рабочих элементах на характеристику ВЗД:
1 — зазор 0,15 мм; 2, 3, 4 — натяг соответственно 0; 0,15 и 0,3 мм

Исследования влияния натяга в паре на характеристики ВЗД, напри
мер при испытаниях двигателя Д1-195 в интервале от зазора 0,9 мм до на
тяга 0,6 мм, продемонстрировали, что с уменьшением натяга характеристи
ка р — М  становится более «мягкой» (рис. 4.16): снижается тормозной мо
мент и перепад давлений, крутящий момент в экстремальном режиме. 
Вследствие возрастания утечек при уменьшении натяга (увеличении зазо
ра) снижается частота вращения и перепад давления в холостом режиме. 
При уменьшении ст частота вращения в номинальном режиме (для двигате
ля Д1-195 номинальный крутящий момент принят равным 4 кН-м) сущест
венно снижается (в 2 — 3 раза при зазоре 0,6 мм по сравнению с натягом 
0,3 —0,6 мм). Перепад давления в номинальном режиме мало зависит от на
тяга. При уменьшении натяга снижаются амплитуда поперечных колебаний 
корпуса двигателя и динамические нагрузки в РО и опорах шпинделя.

По мере износа РО, что равносильно снижению натяга или появлению 
зазора в паре, рекомендуется в процессе бурения увеличивать расход жид
кости.

Влияние расхода жидкости

Расход жидкости Q — один из параметров режима бурения. Чаще все
го возможный диапазон изменения Q определяют исходя из технологии 
бурения скважины и задают конструктору ВЗД вместе с другими исходны
ми данными.

Стендовые испытания ВЗД различных типоразмеров показывают, что с 
увеличением расхода (рис. 4.17) повышаются как тормозной момент и пе
репад давления, так и мощность, крутящий момент, частота вращения и
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р, МПа; М, кН-м Рис. 4.17. Влияние расхода бурового 
раствора на характеристику ВЗД (рабо
чий режим)

перепад давления в экстремальном режиме. КПД гидродвигателя при уве
личении Q в допустимом диапазоне изменяется незначительно.

Нижний предел расхода жидкости ограничивается нагрузочной спо
собностью или устойчивостью работы двигателя. Верхний предел допусти
мого расхода жидкости ограничивается тремя факторами:

высокими инерционными нагрузками при увеличении частоты вра
щения;

КПД двигателя: при заданном натяге с определенного расхода жидко
сти происходит снижение объемного г|. Это объясняется тем, что с увели
чением частоты вращения и перепада давления на длине линии контакта 
образуется односторонний зазор, приводящий к разгерметизации РО и 
росту утечек. Кроме того, с увеличением расхода растут и гидравлические 
потери в двигателе;

износом РО вследствие повышенных контактных напряжений и ско
ростей скольжения в рабочей паре, а также скорости жидкости в ка
налах РО.

В случае, если ограничения по расходу не удовлетворяют требованиям 
гидравлической программы бурения, используется способ разделения пото
ка жидкости через полый ротор двигателя с помощью регулятора расхода.



Глава 5_______
БУРИЛЬНАЯ КОЛОННА

Бурильная колонна представляет собой спущенную в скважину сборку 
из бурильных труб, предназначенную для подачи гидравлической и меха
нической энергии к долоту, для создания осевой нагрузки на долото, а 
также для управления траекторией бурящейся скважины.

Являясь совместно с долотом и забойным двигателем буровым инстру
ментом, бурильная колонна выполняет следующие функции: передает вра
щение от ротора к долоту; воспринимает от забойных двигателей реактив
ные моменты; подает к забою промывочный агент; подводит гидравличе
скую мощность к долоту и погружному гидравлическому двигателю; вдав
ливает долото в горные породы на забое, действуя своей силой тяжести; 
обеспечивает замену долота и погружного двигателя посредством транс
портирования их к забою или на дневную поверхность; позволяет вести 
аварийные и другие специальные работы в стволе скважины.

Бурильная колонна (рис. 5.1) включает в се
бя следующие элементы: бурильные трубы; утя
желенные бурильные трубы; ведущую (рабочую) 
бурильную трубу; переводники; отклонитель; 
центраторы, протекторы и другую оснастку.

Ведущая труба 2  соединена верхним концом 
с вертлюгом при помощи переводника ствола 
вертлюга и верхнего переводника ведущей тру
бы 1, а нижним концом — с колонной буриль
ных труб, спущенных в скважину, при помощи 
нижнего 3 и предохранительного 4 переводников 
ведущей трубы. Ведущая труба вращается рото
ром и через бурильную колонну передает вра
щение долоту при роторном бурении, а при тур
бинном — не позволяет при замкнутом стволе 
ротора вращаться бурильной колонне в противо
положном направлении под действием реактив
ного момента погружного двигателя.

Бурильные трубы соединены друг с другом 
при помощи замков, которые состоят из муфты 5 
и ниппеля 6.

Рис. 5.1. Конструкция бурильной колонны:
1 — верхний переводник ведущей трубы; 2  — ведущая труба; 
3 — нижний переводник ведущей трубы; 4 — предохрани
тельный переводник ведущей трубы; 5  — муфта замка; 6 — 
ниппель замка; 7 — бурильные трубы; 8 — протектор; 9 — 
переводник на УБТ; 10 — УБТ; 11 — центратор; 12 — наддо- 
лотный амортизатор
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Нижняя часть бурильной колонны составлена из УБТ 10, которые со
единены друг с другом при помощи замковых резьб, нарезанных в виде 
ниппеля с одной стороны и в виде муфты — с другой. Посредством пере
водника нижний конец УБТ соединяется либо непосредственно с долотом, 
либо с погружным двигателем.

5.1. ТРУБЫ БУРИЛЬНЫЕ ВЕДУЩИЕ

На верхнем конце бурильной колонны находится ведущая труба, 
предназначенная для передачи вращения от привода через ротор бурового 
станка бурильной колонне состоящей из бурильных труб, замков и утяже
ленных бурильных труб. На нижний конец бурильной колонны навернуто 
долото или другой инструмент. В отличие от бурильных труб, замков и УБТ 
ведущая труба, как правило, имеет форму квадратного, иногда шестигран
ного сечения.

Ведущая труба предотвращает возможность реверсивного вращения 
бурильной колонны от действия реактивного момента забойного двигателя 
(турбобура, винтобура, электробура).

В практике бурения применяются ведущие трубы сборной конструк
ции, состоящие из трубы, верхнего и нижнего переводников, а также 
цельной (неразъемной).

Ведущие трубы сборной конструкции изготовляются в основном квад
ратного сечения, включают собственно трубу, верхний переводник ПШВ 
для соединения с вертлюгом и нижний переводник ПШН для присоедине
ния к бурильной колонне.

Ведущие трубы сборной конструкции изготовляются по ТУ 14-3-126 — 73 
размерами 112x112, 140x140, 155x155 мм и по ТУ 14-3-755 — 78 размерами 
65x65 и 80x80 мм.

Размеры и масса ведущих труб сборной конструкции приведены в 
табл. 5.1 и на рис. 5.2. На концах ведущей трубы нарезается трубная кони
ческая резьба (профиль по ГОСТ 631—75) — правая на нижнем и левая — 
на верхнем.

На нижний конец трубы навинчивается (горячим способом на прессо
вой посадке) переводник ПШН (рис. 5.3, а), а на верхний — переводник 
ПТТТВ (рис. 5.3, б).

Для защиты от износа замковой резьбы переводника ПШН между 
замком бурильной трубы и переводником ведущей трубы устанавливается 
переводник ПП.

Ведущие трубы (горячекатаные) изготовляются из стали групп прочно
сти Д и К, переводники — из стали марки 40ХН (ГОСТ 4543 — 71).

Трубная резьба на концах ведущей трубы не стандартизирована, за 
исключением профиля. На теле трубы допускаются дефекты глубиной не 
более 18 % толщины стенки на расстоянии более 500 мм от концов, и не 
более 12,5 % на остальной части трубы. Точность трубной конической 
резьбы должна соответствовать требованиям ГОСТ 631—75. При контроле 
трубной резьбы резьбовым калибром-кольцом натяг (расстояние между из
мерительной плоскостью калибра и концом сбега резьбы трубы) должен 
быть 9 + 3,175 мм. На цилиндрической поверхности каждой трубы у левой 
резьбы или на грани должна быть нанесена маркировка: размер трубы, но
мер, номер плавки, марка стали, дата выпуска, клеймо ОТК завода-
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Т а б л и ц а  5.1
Размеры и масса ведущих труб квадратного сечения сборной конструкции

Услов
ный раз

мер 
трубы, 

мм

Сторона 
квадрата 

а, мм

Диаметр 
канала d , 

мм

Диаметр 
проточки 
под эле
ватор D lt 

мм

Диаметр 
цилинд

рической 
проточки 

D2i м м

Длина 
резьбы G 
(включая 
сбег), мм

Длина трубы I ,  м, 
не менее

рабочей
части

In
общая

Замковая резьба 
переводников 

(ГОСТ 5 2 8 6 -7 5 )

верх
него

ниж
него

Наружный 
диаметр пере

водника, мм

верх
него

ниж
него

Масса (теоретическая), кг

1 м тру
бы 

без пе
реводни

ков

переводника

верх
него

ниж
него

По ТУ 14-3-126-73

112 112+1 74 ±  4 114 110 ±  0,5 95 - 1 3 -2 ,5 - - - - 65,6 -
140 140 ±  2 85 ±  5 141 135 ±  0,5 105 - 14 +  2,5 - - - - 106,6 -
155 155-з 100 ±  5 168 150 ±  0,5 120 - 14 +  2,5 - - - - 124,3 -

По ТУ 14-3-755-78
65 65 32 73 63 65 9,3 10,0 +  2,5 3-76Л 3-76 95 95 27 10 9
85 85 40 89 75 75 9,3 10,0 +  2,5 3-88Л 3-88 108 108 38 12 12



Рис. 5.2. Ведущая труба сборной конструкции:
I  — резьба замковая (правая) по ГОСТ 5286 — 75; I I  — то же, левая; III — резьба 8 ниток х 25,4 мм (правая) по ТУ 14-3-126 — 73; IV  — то же, 
левая



Рис. 5.3. Переводники ведущей трубы:
а  — нижний; б  — верхний; /  — резьба замковая; II — то же, левая; III — резьба по ТУ 
14-3-126 — 73; IV  — то же, левая; Д , — наружный диаметр переводника; I  — длина перевод
ника; d  — диаметр проходного отверстия; d0 —диаметр цилиндрической выточки; d t — внут
ренний диаметр резьбы в плоскости торца; h  — расстояние от торца до конца резьбы с пол
ным профилем; /2 — длина конуса под резьбу

Рис. 5.4. Ведущая труба с блокирующим пояском ТВБ:
I — труба квадратного сечения; 2  — переводник



Рис. 5.5. Ведущая труба с коническими стабилизирующими поясками ТВКП:
а  — труба; б  — резьбовое соединение; I  — резьба замковая по ГОСТ 5286 — 75;
II — то же, левая; III — резьба ТТ; IV  — то же, левая



а

Рис. 5.6. Резьбовое соединение ведущих труб ТВКП:
а — переводник; б — труба; /  — расчетная плоскость конических поверхностей; II — основ
ная плоскость

изготовителя. На буровую  трубы поступаю т с навинченны ми предохрани
тельными кольцами.

Трубы ТВБ (рис. 5.4) имею т цилиндрический блокирую щ ий поясок, 
которы й усиливает и герм етизирует коническую  резьбу. Его протачиваю т 
на стандартной горячекатаной ведущ ей трубе квадратного сечения 112, 140, 
155 мм. П ереводники на трубу навинчиваю т в горячем состоянии после их 
нагрева до 400 — 430 °С.

Трубы ТВКП (рис. 5.5) отличаю тся коническими стабилизирую щ ими
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поясками и переводниками. П рочность и герметичность резьбового соеди
нения обеспечиваю тся трапецеидальной резьбой проф иля ТТ с углом 30° 
(ГОСТ 631—75) и коническим стабилизирую щ им пояском конусностью
1 : 32. П оясок протачиваю т по стандартной горячекатаной ведущ ей трубе 
квадратного сечения за резьбой проф иля ТТ. Трубы ТВКП изготавливаю т 
по ТУ 51-276 — 86. П ереводники изготавливаю т из стали марки 40ХН или 
40ХН2МА. Верхний переводник снабж ен  левой резьбой для предотвращ е
ния его самопроизвольного отвинчивания от ствола вертлюга. Размеры  со
единений приведены  на рис. 5.6. С борка переводников с трубой по резьбе 
профиля ТТ должна производиться горячим способом с нагревом перевод
ников до тем пературы  380 — 450 °С. После свинчивания соединения должно 
быть обеспечено сопряж ение торца трубы  и внутреннего упорного торца 
переводника по всему перим етру стыка упорны х поверхностей. Резьбы 
профиля ТТ ведущ ей бурильной трубы контролирую тся резьбовы ми и 
гладкими калибрами. В верхнем ТВВК и ниж нем  ТВНК переводниках кон
тролируется внутренняя резьба профиля ТТ и коническая расточка, а так
ж е  внутренняя и наруж ная зам ковы е резьбы.

П ромыш ленностью  осваиваю тся ведущ ие бурильные трубы цельной 
конструкции квадратного и ш естигранного сечений в соответствии со 
стандартом СЭВ 11384 — 78, аналогичные стандарту АНИ-7.

5.2. ТРУБЫ БУРИЛЬНЫЕ С ВЫСАЖЕННЫМИ КОНЦАМИ 
И МУФТЫ К НИМ

Для увеличения толщ ины стенок и прочности бурильных труб в н аре
занной части концы  их вы саж иваю тся внутрь или наруж у (ГОСТ 631—75). 
На конец трубы  (типов 1, 2, по ГОСТ 631—75) навинчивается на резьбе 
треугольного проф иля муфтовая или ниппельная часть замка. С целью 
упрочнения и исклю чения возмож ности усталостного разруш ения трубы 
по трубной резьбе прим еняю тся бурильные трубы (типов 3, 4, по ГОСТ 
631—75) с вы саж енны ми внутрь и наруж у концами и коническими стаби
лизирую щ ими поясками. В практике бурения их назы ваю т соответственно 
ТБВК, ТБНК.

Размеры  и массы  труб типа 1 и муф т к ним долж ны соответствовать 
рис. 5.7 и табл. 5.2, типа 2 — рис. 5.8 и табл. 5.3, типа 3 — рис. 5.9, а и 
табл. 5.4, типа 4 — рис. 5.9, б (см. табл. 5.4).

Трубы типов 1, 2 изготовляю тся с правой и левой резьбами, трубы  ти 
пов 3, 4 — с правой резьбой и по соглаш ению  потребителя с изготовите
лем — с левой.

Трубы всех типов изготовляю тся длиной: 6,8 и 11,5 м при условном 
диаметре труб 6 0 —102 мм; 11,5 м — при условном диаметре труб 114 — 
168 мм.

В поставляемой партии допускается до 25 % труб длиной 8 м и до 
8 % — длиной 6 м. С согласия потребителя допускается изготовление труб 
диаметром 114 мм, длиной 6 и 8 м. Длина трубы  определяется расстоянием 
меж ду ее торцами, а при наличии навинченной муфты — расстоянием  
от свободного торца муфты до последнего витка резьбы  другого конца 
трубы.

К ривизна труб на концевы х участках, равны х одной трети длины тру
бы, не долж на превыш ать 1,3 мм на 1 м. Общ ая кривизна трубы  (стрела
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Рис. 5.7. Трубы типа 1 с высаженными внутрь концами и муфты к ним:
а — труба; б — муфта

прогиба) на середине длины трубы не долж на превыш ать 1/2000 длины 
трубы. К ривизна конца трубы — частное от деления стрелы прогиба на 
расстояние от места изм ерения до ближайш его конца трубы. Длина высад
ки в расчет не принимается.

П римеры  условных обозначений бурильных труб и муф т к ним.
Труба В-114х9-Д ГОСТ 631—75 — труба бурильная типа 1, условный 

диаметр 114 мм, толщ ина стенки 9 мм, группа прочности Д, обычной точ
ности.

Труба ВП-114х9-Д ГОСТ 631 —75 — то же, повы ш енной точности.
М уфта В-114-Д ГОСТ 631—75 — муфта к трубе типа 1, условный диа

метр 114 мм, группа прочности Д.
Труба Н-114х-Д ГОСТ 631—75 — труба бурильная типа 2, толщ ина 

стенки 9 мм, группа прочности Д, обычной точности.
Труба НП-114х9-Д ГОСТ 631 —75 — то же, повы ш енной точности.
М уфта Н-114-Д ГОСТ 631-75 — муфта к трубе типа 2, условный диа

метр 114 мм, группа прочности Д.
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Т а б л и ц а  5.2
Размеры (в мм) труб с высаженными внутрь концами и муфты к ним

Услов
ный

диаметр
трубы

Труба Муфта Масса, кг

На
ружный
диаметр

D

Толщина 
стенки s

Внут
ренний
диаметр

d

Высадка Наруж
ный
диа
метр

Д,

Длина
Lm

Расточка Ш ири
на

торцо
вой

плос
кости

В

1 м 
глад
кой 

трубы

двух
выса
док
(для

одной
трубы)

муфтыДлина до пе
реходной час

ти /3 „ ,  не 
менее

Длина пере
ходной час

ти /4

Диаметр
прохода Диа

метр
do

Глу
бина

/оdi d;

60 60,3 7 46,3 90 40 32 40 80 140 63,5 3 5 9,15 1,2 ~2,7
9 42,3 24 32 11,3 1,4

73 73,0 7 59,0 100 40 45 54 95 166 72,6 3 6 11,4 1,6 -4,2
9 55,0 34 43 14,2 2,4
И 51,0 28 37 16,8 2,2

89 89,0 7 75,0 100 40 60 69 108 166 92 3 6 14,2 2,4 -4,4
9 71,0 49 58 17,8 3,4
И 67,0 45 54 21,2 3,2

102 101,6 7 87,6 115 55 74 83 127 184 104,8 3 7 16,4 3,0 -7,0
8 85,6 70 79 18,5 3,4
9 83,6 66 75 20,4 3,8
10 81,6 62 71 22,4 4,0

114 114,3 7 100,3 130 55 82 91 140 204 117,5 3 7 18,5 4,6 -9,0
8 98,3 78 87 20,9 5,8
9 96,3 74 83 23,3 6,0
10 94,3 70 79 25,7 6,6
И 92,3 68 77 28,0 6,4

127 127,0 7 113,0 130 55 95 104 152 204 130,2 3 7 20,7 5,8 -10,0
8 111,0 91 100 23,5 6,4
9 109,0 87 96 26,2 7,0
10 107,0 83 92 28,9 7,6

140 139,7 8 123,7 130 55 105 114 171 215 144,5 3 8 26,0 7,0 -14,0
9 121,7 101 110 29,0 7,6
10 119,7 100 106 32,0 8,2
И 117,7 91 100 35,0 9,6

169 168,3 9 150,3 130 55 128 137 197 229 171,5 3 8 35,3 9,8 -16,7
10 145,3 124 133 39,0 10,8

П р и м е ч а н и я :  1. При вычислении массы плотность стали принята равной 7,85 г/см 3. 2. Размер h (длина переходной части) является 
справочным. 3. Размер d[ может быть равен d t. 4. По соглашению изготовителя с потребителем допускается изготовление труб с меньшими 
толщинами стенок. 5. Наружный диаметр конца трубы с условным диаметром 140 мм на длине не менее /3 mm должен быть не менее 
141,3 мм.



Рис. 5.8. Трубы типа 2 с высаженными наружу концами и муфты к ним:
а — труба; б — муфта

Труба ВК-114х9-Д ГОСТ 631—75 — труба бурильная типа 3, далее 
то же.

Труба НК-114х9-Д ГОСТ 631—75 — труба бурильная типа 4, далее 
то же.

Для труб и муф т с левой резьбой в условном обозначении после слов 
«труба» или «муфта» ставится буква Л.

П оверхность вы саж енной части трубы  и место перехода ее к телу тру
бы не долж ны иметь резких  уступов. На внутренней поверхности переход
ной части вы саж енны х наруж у концов бурильных труб типа 4 всех диа
метров допускается одно пологое кольцевое незаполнение ш ириной не бо
лее 40 мм, причем наименьш ая толщ ина стенки в этих местах долж на быть 
на 2 мм больше номинальной толщ ины стенки данного типоразм ера труб.
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Т а б л и ц а  5.3
Размеры (в мм) труб с высаженными концами и муфты к ним

Труба Муфта Масса, кг

Высадка Расточка
Ширина 
торцо

вой 
плос

кости В

Условный 
диаметр трубы

На
ружный
диаметр

D

Толщи
на стен

ки S

Внут
ренний 

диа
метр d

Наруж
ный 
диа

метр D 1

Длина до 
пере

ходной 
части

^3 m in i Н е
менее

Длина 
пере

ходной 
части /4

Наруж
ный

диаметр
А,

Дли
на
^■м

Диа
метр d0

Глуби
на /0

1 м 
глад
кой 

трубы

двух 
высадок 
(для од

ной тру
бы)

муф
ты

60 60,3 7
9

46.3
42.3

67,46 110 65 86 140 70,6 3 5 9,15
11,3

1,5 ~2,7

73 73,0 7
9
И

59.0
55.0
51.0

81,76 120 65 105 165 84,9 3 6 11,4
14,2
16,8

2,5 -4,7

89 89,0 7
9
И

75.0
71.0
67.0

97,13 120 65 118 165 100,3 3 7 14.2 
17,8
21.2

3,5 -5,2

102 101,6 8
9
10

85.6
83.6
81.6

144,30 145 65 140 204 117,5 3 7 18,5
20.4
22.4

4,5 -9,0

114 114,3 8
9
10 
И

98.3
96.3
94.3
92.3

127,00 145 65 152 204 130,2 3 7 20,9
23,3
25,7
28,0

5,0 -11,0

140 139,7 8
9
10 
И

123.7
121.7
119.7
117.7

154,00 145 65 185 215 157,2 3 7 26,0
29.0
32.0
35.0

7,0 -15,0

П р и м е ч а н и я :  1. При вычислении массы плотность стали принята равной 7,85 г/см 3. 2. На внутренней полости участка высадки 
(Ьтш +  U) допускается технологическая конусность до 6 мм, т.е. размер di может быть больше размера d на 6 мм.



б

Рис. 5.9. Трубы с коническим стабилизирующим пояском:
а — конец трубы типа 3 с высаженными внутрь концами и коническими стабилизирующими 
поясками; б — конец трубы типа 4 с высаженными наружу концами и коническими стабили
зирующими поясками

На внутренней поверхности вы саж енны х наруж у концов труб типа 2 до
пускаю тся следы исправления деф ектов и отдельные пологие незаполнения 
металлом глубиной до 2 — 3 мм, ш ириной до 20 мм и протяж енностью  по 
окруж ности до 25 — 50 мм (меньшие разм еры  для труб диаметром 60 — 
120 мм, больш ие — для труб диаметром 114—140 мм).
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Т а б л и ц а  5.4
Размеры (в мм) труб с высаженными внутрь и наружу концами и коническими стабилизирующими поясками

Условный диаметр трубы
Наружный 

диаметр 
трубы D

Толщина 
стенки s

Внутренний 
диаметр d

Высадка Масса, кг

Диаметр 
прохода 
d t (пре
дельное 
отклоне
ние ±1,5)

Наружный
диаметр

m in

Длина
механи
ческой
обра
ботки

'̂iriii

Длина до 
переход
ной час

ти /|П I,

Длина 
высад

ки li

1 м 
глад
кой 

трубы

Увеличение 
массы од
ной трубы 
вследствие 

высадки 
обоих кон

цов

С высаженными внутрь концами
89 89,0 9 71,0 57 — 17,8 3,9

И 67,0 54 89,9 150 145 21,2 3,4
102 101,6 9 83,6 68 101,9 150 145 — 20,4 5,1

10 81,6 66 22,4 5,0
114 114,3 9 96,3 78 23,3 7,3

10 94,3 76 115,2 160 155 — 25,7 7,1
И 92,3 74 28,0 6,9

127 127,0 9 109,0 92 130,2 160 155 — 26,2 7,8
10 107,0 90 28,9 7,6

140 139,7 9 121,7 102 140,2 160 155 — 29,0 11,0
10 119,7 100 32,0 10,2
И 117,7 100 35,0 9,2

С высаженными наружу концами
73 73,0 9 55,0 52,0 85,9 150 — 155 14,2 3,7

И 51,0 48,0 16,8
89 89,0 9 71,0 68,0 101,9 150 — 155 17,8 4,5

И 67,0 64,0 21,2
102 101,6 9 83,6 80,6 115,2 160 — 165 20,4 5,7

10 81,6 78,6 22,4
114 114,3 9 96,3 93,3 23,3

10 94,3 91,3 130,2 160 — 165 25,7 7,9
И 92,3 89,3 28,0

П р и м е ч а н и я :  1. При вычислении массы плотность стали принята равной 7,85 г/см 3. 2. Размер D6mm указан для механически обрабо
танной поверхности высаженных концов труб на длине Lmm.



Ось резьбы

Рис. 5.10. Профиль резьбы бурильных труб типов 1, 2 и муфт к ним с треугольной резьбой:
1 — муфта; 2 — труба; /  — линия, параллельная оси резьбы; II — линия среднего диаметра 
резьбы

П роф иль резьбы  труб типов 1, 2 и муф т к ним (рис. 5.10) им еет сле
дую щ ие размеры:

Шаг резьбы Р, мм............................................................................................................ ...3,175
Глубина резьбы h h м м ......................................................................................................1,810+ofo
Рабочая высота профиля h, м м ......................................................................................1,734
Радиусы закругления, мм:

г ...................................................................................................................................... ... 0,508
А ..................................................................................................................................... ... 0,432

Зазор z, м м ............................................................................................................................0,076
Угол уклона ср................................................................................................................... ...1°47'24"
Конусность 2 tg ср............................................................................................................ ...1:16
П р и м е ч а н и я :  1. Шаг резьбы должен измеряться параллельно оси резьбы трубы и 

муфты. 2. Размеры г ш r t приведены в качестве справочных для проектирования резьбонарез
ного инструмента.

Соответствую щ ие разм еры  резьбовы х соединений бурильных труб ти
пов 1, 2 приведены  на рис. 5.11.

П роф иль трапецеидальной резьбы  труб типов 3, 4 и их резьбовы е со
единения приведены  соответственно на рис. 5.12 и 5.13.

К вы саж енном у концу труб ВК, НК предъявляю тся следую щ ие требо
вания.

Торец трубы долж ен быть перпендикулярен к оси резьбы. Н еперпен- 
дикулярность не более 0,06, неплоскостность — не более 0,1 мм. Оси р езь 
бы и конического стабилизирую щ его пояска долж ны совпадать. Д опусти
мое отклонение от соосности не более 0,04 мм. Разностенность в плоскости 
торца трубы долж на быть не более: 4 мм для труб диаметром 73 мм; 4,5 мм



Рис. 5.11. Резьбовое соединение бурильных труб типов 1, 2:
а — соединение, свинченное вручную; б — соединение, свинченное на станке; /  — конец 
сбега резьбы (последняя риска на трубе); II — линия, параллельная оси резьбы трубы; III — 
линия среднего диаметра резьбы. Размер D i приведен для труб типа 2

Рис. 5.12. Профиль трапецеидальной резьбы труб типов 3, 4:
/  — линия, параллельная оси резьбы трубы; II — ось резьбы трубы

для труб диаметром 89, 102 мм; 5 мм для остальных диаметров труб 114, 
127, 140 мм. П оверхности конического стабилизирую щ его пояска и торца 
трубы долж ны быть гладкими, без заусенцев, рванин и других дефектов. 
На наруж ной поверхности вы саж енной части трубы, подвергаю щ ейся
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Рис. 5.13. Резьбовое соединение бурильных труб типов 3, 4:
/  — основная плоскость; II — расчетная плоскость конического стабилизирующего пояска; 
III — ось резьбы

механической обработке, допускается выполнять переход с конического 
стабилизирую щ его пояска на цилиндрическую  поверхность под углом не 
более 15° к оси трубы. М есто перехода механически обработанной поверх
ности трубы к необработанной поверхности наруж ного диаметра высадки 
допускается выполнять под углом не более 15° к оси трубы. Н аруж ны й 
диаметр высадки долж ен допускать прохож дение гладкого калибра-кольца 
диаметром на 2,5 мм меньш е диаметра высадки.

Трубы и муфты  в зависимости от групп прочности изготовляю тся из 
углеродистых (сталь марки 45) и легированны х сталей марок 38ХНМ, 
36Г2С, 35Г2СВ и др.

Трубы групп прочности К, Е изготовляю тся из легированны х сталей 
путем нормализации с отпуском или из углеродистых сталей (закалка, от
пуск) группы прочности Л, а трубы групп прочности выш е Л  (М, Р) — из 
легированны х сталей (закалка — отпуск).

Трубы и муфты долж ны изготовляться из сталей групп прочности, 
приведенных в табл. 5.5.

М уфты для труб типов 1, 2 диаметром 114 мм и м енее долж ны изго
товляться из сталей группы прочности с более вы сокими механическими
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Т а б л и ц а  5.5
Механические свойства материала труб и муфт

Показатель Группы прочности стали

А К Е л М Р Т
Временное сопротивление 
с>ш МПа, не менее

637 687 735 784 882 980 1078

Предел текучести с>т, МПа, 
не менее

373 490 539 637 735 882 980

Относительное удлинение 5, 16 12 12 12 12 12 12
%, не менее 12 10 10 10 10 10 10
Относительное сужение пос
ле разрыва %, не менее

40 40 40 40 40 40 40

Ударная вязкость KCV, 
Д ж /м 2, не менее

39,2 39,2 39,2 39,2 39,2 29,4 29,4

П р и м е ч а н и я :  1. Трубы групп прочности Р и Т изготовляются по соглашению изгото
вителя с потребителем. 2. При переводе плавок из группы прочности К в Д в маркировке и 
сопроводительном документе должны быть указаны обе группы.

свойствами. По соглаш ению  изготовителей и потребителя допускается и з
готовление труб и м уф т одной группы прочности.

Трубы диаметром выш е 114 мм и муфты к ним изготовляю тся одной 
группы прочности.

На каж дой бурильной трубе на расстоянии 0,4 —0,6 м от ее конца н а
носится м аркировка клеймами: номер трубы, группа прочности, толщина 
стенки, наим енование или товарны й знак  завода-изготовителя, месяц и год 
выпуска.

Клеймо долж но быть обведено светлой краской. На каж дой муфте 
долж ен быть выбит товарны й знак завода-изготовителя. Все клейма на тру
бе и муф те наносятся вдоль образую щ ей. Рядом с клеймами на каж дой тру
бе вдоль образую щ ей наносится м аркировка устойчивой светлой краской.

5.3. ЗАМКИ ДЛЯ БУРИЛЬНЫХ ТРУБ 
С ВЫСАЖЕННЫМИ КОНЦАМИ

Зам ки для бурильных труб служат для соединения в колонны буриль
ных труб типов 1 —4. Замок состоит из двух деталей — ниппеля и муфты, 
соединяемых конической замковой резьбой.

Зам ки для бурильных труб изготовляю тся по ГОСТ 5286 — 75 пяти ти 
пов (табл. 5.6). Замки изготовляю тся: правы е с правой замковой резьбой и

Т а б л и ц а  5.6
Типы бурильных замков

Обозначение
типов Наименование Область применения

ЗН

ЗШ

ЗУ

з тттк

ЗУК

Замок с нормальным проходным от
верстием
Замок с широким проходным отвер
стием
Замок с увеличенным проходным 
отверстием
Замок с широким проходным отвер
стием с конической расточкой

Замок с увеличенным проходным 
отверстием с конической расточкой

Для соединения труб с высаженными 
внутрь концами
Для соединения труб с высаженными 
внутрь и наружу концами

Для соединения труб с высаженными 
внутрь концами с коническими ста
билизирующими поясками 
Для соединения труб с высаженными 
внутрь и наружу концами с кониче
скими стабилизирующими поясками
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Т а б л и ц а  5.7
Основные размеры (в мм) замков

Типоразмер
замка

Диаметр труб 
по ГОСТ 6 3 1 -7 5 Замковая

резьба D L Масса, кгс высажен
ными внутрь 

концами

с высажен
ными наружу 

концами
ЗН-80 60,3 — 3-66 80 404 12
ЗН-95 73,0 — 3-76 95 431 16
ЗН-108 89,0 3-88 108 455 20
ЗН -И З 89,0 — 3-88 ИЗ 455 23
(ЗН-140) 114,3 - 3-117 140 502 35
(ЗН-172) 139,7 — 3-140 172 560 58
(ЗН-197) 168,3 — 3-152 197 603 76
ЗШ-108 73,0 — 3-86 108 431 20
ЗШ-118 89,0 — 3-101 118 455 23
31Л-133 101,6 — 3-100 133 496 37
ЗШ-146 114,3 101,6 3-121 146 508 38
ЗШ-178 139,7 — 3-147 178 573 61
ЭШ-203 168,3 — 3-171 203 603 73
ЗУ-86 — 60,3 3-73 86 404 15
ЗУ-108 — 73,0 3-86 108 431 20
ЗУ-120 — 89,0 3-102 120 468 25
ЗУ-146 114,3 101,6 3-122 146 496 37
ЗУ-155 127,0 114,3 3-133 155 526 39
ЗУ-185 — 139,7 3-161 185 553 53
ЗУК-108 — 73* 3-86 108 431 17
ЗТТТК-1 11 3 89* — 3-101 118 454 22
31ЛК-133 102* — 3-108 133 506 32
ЗТТТК-1 78 140* — 3-147 178 573 61
ЗУК-120 — 89* 3-102 120 468 20
ЗУК-146 114* 102* 3-122 146 506 36
ЗУК-155 127* 114* 3-133 155 536 38

П р и м е ч а н и я :  1. Типоразмеры замков, указанные в скобках, применять не рекомен
дуется. 2. Обозначение замковой резьбы состоит из буквы 3 и целого значения большего 
диаметра основания конуса ниппеля. 3. Звездочкой помены ТБВК, двумя звездочками — 
ТБ НК.

резьбой для соединения замка с трубой и левы е с левой замковой резьбой 
и резьбой для соединения зам ка с трубой.

О сновны е разм еры  и масса замков долж ны соответствовать указан 
ным в табл. 5.7.

П ример условного обозначения замков с нормальным проходным от
верстием  и наруж ны м диаметром 108 мм соответственно с правой и левой 
резьбой: ЗН-108 ГОСТ 5 2 8 6 -7 5  и ЗН-108Л ГОСТ 5 2 8 6 -7 5 .

Технические требования к замкам

Зам ки изготовляю тся из стали марки 40ХН по ГОСТ 4543 — 71 со сле
дующими механическими свойствами после термообработки:
Временное сопротивление разрыву с>в, М П а..................................................................................882
Предел текучести с>т, М П а................................................................................................................ ....735
Относительное удлинение 5, %........................................................................................................ ....10
Относительное сужение ц>, %........................................................................................................... ....45
Ударная вязкость KCV, кД ж /м2..........................................................................................................686
Твердость по Бринеллю НВ.............................................................................................................. ....285 — 341

На наруж ной и внутренней поверхностях зам ка не долж но быть тр е
щин, волосовин, плен, раковин и расслоений. Вырубка, заварка и заделка 
деф ектны х мест не допускаю тся.
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П оверхности упорного уступа ниппеля и упорного торца муфты долж 
ны быть гладкими, без заусенцев, рванин, забоин и других деф ектов. М ар
кировка на этих поверхностях не допускается. О тклонения от перпендику
лярности упорны х торцов ниппеля и муфты к оси замковой резьбы  не 
долж ны быть более 0,10 мм, а отклонения от плоскостности на ш ирине 
этих поверхностей — не более 0,07 мм.

О тклонения от перпендикулярности торцов к оси резьбы  проф иля ТТ 
не долж ны быть более 0,06 мм, а отклонения от плоскостности на ш ирине 
этих торцов — 0,06 мм.

Замковая резьба, резьба проф иля ТТ и трубная резьба треугольного 
проф иля долж ны быть гладкими, без забоин, выкрош енны х ниток, заусен
цев, рванин, продольных углублений вдоль образую щ ей резьбы  и других 
дефектов, наруш аю щ их непрерывность, прочность и герметичность резьбы.

Н есоосность осей замковой и трубной резьбы  долж на быть не более
0,06 мм в плоскости торца и 1,75 мм на длине 1 м. Н есоосность осей кони
ческой выточки замковой резьбы  и цилиндрической выточки трубной тре
угольной резьбы  не долж на быть более 0,6 мм. Н есоосность осей резьбы  
проф иля ТТ и конической расточки концов замков ЗШ К, ЗУК, предназна
ченны х для соединения с трубами, не долж на быть более 0,04 мм.

На ниппелях и муфтах протачивается поясок для маркировки, а на ле
вых замках — второй опознавательны й поясок. П равы е и левы е ниппели и 
муфты замков ЗУ -120, ЗУ-155, ЗУ К-120 и ЗУ К-155 долж ны иметь опознава
тельную  лунку. Замок ЗУ К-155 зам енен на ЗУ К-162 (по ТУ 26-02-1026 — 86).

На ниппеле и м уф те каждого зам ка на поясках для м аркировки долж 
на быть нанесена маркировка: товарны й знак  завода-изготовителя, типо
разм ер замка, дата выпуска (месяц, год), ГОСТ 5286 — 75.

Резьба замков, поверхности конических расточек и упорны е уступы 
(торцы) для предохранения от коррозии  покры ваю тся см азкой по ГОСТ 
9.014 — 78. Резьба и упорны е торцы  при транспортировке долж ны быть п ре
дохранены  от повреждений.

К аж дая партия замков, а такж е ниппелей и муфт сопровож дается до
кументом, удостоверяю щ им их соответствие ГОСТ 5286 — 75.

Для повы ш ения износостойкости  и прочности прим еняю тся вы соко
прочны е замки ЗШК-178В с пределом текучести 980 МПа, с резьбой повы 
ш енной износостойкости МК148х7,257x1 :6 — ЗШ К-178М  (ТУ 26-02-989 — 84).

5.4. ТРУБЫ БУРИЛЬНЫЕ 
С ПРИВАРЕННЫМИ ЗАМКАМИ

Трубы бурильные с приваренны ми замками выпускаю тся по ТУ 
14-3-1293 — 84 и по ТУ 14-3-1187 — 83. Условное обозначение труб по ТУ 
14-3-1293-84: ПК114х8,56; ПК127х9,19.

Размеры, предельны е отклонения, масса труб по ТУ 14-3-1293 — 84 
долж ны соответствовать указанны м на рис. 5.14 и в табл. 5.8.

Овальность и разностенность не долж ны выводить разм еры  труб за 
предельны е отклонения по наруж ном у диаметру и толщ ине стенки. На по
верхности труб не долж но быть плен, раковин, закатов, расслоений, 
трещ ин.

М еханические свойства труб после высадки и терм ообработки должны 
соответствовать указанны м в табл. 5.9.

134



F^///////2ZZE^ К  V V V V < 4 ^

<5

S

Рис. 5.14. Труба бурильная с приваренными замками по ТУ 14-3-1293-84

Размеры  труб по ТУ 14-3-1187 — 83 приведены  на рис. 5.15 и в табл.
5.10.

М еханические свойства труб долж ны  соответствовать группе прочно
сти Д. Н аруж ная и внутренняя поверхности вы саж енной части труб и м ес
та перехода от вы саж енной части к гладкой части труб не долж ны иметь 
резких  уступов и складок; переход от вы саж енной  части к гладкой должен 
быть плавным по всей длине. На внутренней поверхности вы саж енной час
ти труб (до приварки  замков) на длине 40 мм от торца незаполнение метал
лом не допускается; на длине более 40 мм допускается одно пологое н еза
полнение металлом ш ириной не более 40 мм.

Трубы и замки после приварки долж ны быть соосны; смещ ение осей 
трубы и зам ка в плоскости сварного стыка не должно превыш ать 1,2 мм, 
перекос осей не долж ен превыш ать 3,0 мм на 1 м длины.

Зону сварного соединения после удаления наруж ного и внутреннего 
грата необходимо подвергать термообработке.

Т а б  л и ц а  5.8
Размеры (в мм) труб с приваренными замками

Условный
наружный

диаметр
трубы

Наружный 
диаметр D

Толщина 
стенки s

Наружный 
диаметр 

высадки D 1

Внутренний 
диаметр 

высадки d

Теоретическая масса, кг

1 м гладкой 
трубы

увеличение 
массы трубы 
за счет вы

садки обоих 
концов

73 73,0 9,19 81,0 50,8 14,48 2,8
89 88,9 9,35 98,4 65,1 18,34 4,63
102 101,6 8,38 106,4 68,3 19,26 4,0
114 114,3 8,56 119,1 76,2 22,31 3,95
114 114,3 10,92 119,1 69,8 27,84 7,99
127 127,0 9,19 130,2 88,9 26,71 7,63
127 127,0 12,70 130,2 76,2 35,79 6,99

Т а б  л и ц а  5.9
Механические свойства металла труб

Группа проч
ности

Временные 
сопротивления 
разрыву, МПа

Предел текуче
сти, МПа, не 

менее

Относительное 
удлинение, %, 

не менее

Ударная вяз
кость, кД ж /м 3, 

не менее

Относительное 
сужение после 
разрыва, %, не 

менее

А 655 379 16 690 50
Е 689 516 14 690 50
Л 723 655 14 690 50
М 792 723 12 690 45
Р 999 930 12 690 45
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Рис. 5.15. Труба бурильная с приваренными замками по ТУ 14-3-1187-83





Т а б л и ц а  5.10
Размеры (в мм) труб с комбинированной высадкой

Высаженная часть трубы
Условный
наружный

диаметр
Наружный

диаметр
Толщина 
стенки s наружный 

диаметр Dt
внутренний 
диаметр D2

длина ци
линдри
ческой 
части 1\

длина пе
реходной 
части /2

длина ци
линдриче
ской части

/з

114 114,3 9 123 92 30 25 30
127 127 9 135 104 30 25 30

Предельное
отклонение

±1,0 % -  12,5 % ±1 ±1

П р о д о л ж е н и е  т а б л . 5.10

Длина готовой 
трубы после при

варки замков L

Расчетная масса, кг
Условный на

ружный диаметр 1 м гладкой 
трубы

увеличение массы 
трубы вследствие 
высадки концов

комплекта замков

114 12 700 23,3 6,8 51,5
127 12 700 26,2 7,0 62,5

Предельное от
клонение

-9 0 0

П р и м е ч а н и я :  1. Допускается увеличение наружного диаметра гладкой части трубы 
до 1 мм за высаженной частью на длине 125 мм. 2. Допускается поставка труб длиной 
8700 мм и более в количестве не более 20 % от заказа.

Требования к прямолинейности труб, проверке химического анализа, 
проверке механических свойств стали, к  испытанию  на растяж ение и 
сплю щ ивание приведены  в ГОСТ 631 — 75.

В ременное сопротивление разры ву сварного соединения и твердость в 
зонах сварного ш ва и термического влияния долж ны быть проверены  на 
одной трубе из партии.

Результатом испытания считается среднеариф м етическое значений, 
полученных при испытании трех образцов от каждого конца. Д опускается 
сниж ение результатов испытаний для одного образца на 10 % ниж е норм а
тивного требования.

Зам ки (ниппели и муфты) для приварки к трубам по ТУ 14-3-1293 — 84 
изготовляю тся по ТУ 39-10-082 — 84, а к  трубам по ТУ 14-3-1187 — 83 соглас
но ТУ 26-02-964-83 .

Для труб групп прочности Д и Е допускается изготовление замков из 
стали марки 40ХН с механическими свойствами по ГОСТ 5286 — 75. Замки 
к трубам по ТУ 14-3-1187 — 83 выпускаю тся по ТУ 26-02-964 — 83.

Зам ки изготовляю т из стали марки 40ХН с механическим и свойствами 
по ГОСТ 5 2 8 6 -7 5 .

На наруж ной цилиндрической поверхности ниппеля и м уф т допуска
ются местные черновины  от окалины, на внутренней поверхности черно- 
вины допускаю тся местные увеличения диаметра до 3 мм и не более 1 мм 
на участке резьбы. Разностенность ниппеля в плоскости торца малого ос
нования конуса замковой резьбы  не долж на превыш ать 1,5 мм для замков 
ЗП-114 и 2,0 мм для замков ЗП-127 мм.

П ерекос осей замковой резьбы  и наруж ной цилиндрической поверх
ности муфты  или ниппеля не долж ен быть больше 1,75 мм на длине 1 мм.

Н есоосность наруж ной и внутренней поверхностей хвостовика муфты
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или ниппеля относительно наруж ной цилиндрической поверхности муфты 
или ниппеля не долж на превыш ать 0,4 мм в плоскости торца.

На торцах хвостовиков окалина не допускается. Средний ресурс до 
списания 500 циклов свинчивания — развинчивания. К аж дая партия зам 
ков поставляется комплектно, резьба замковая покры вается антикоррози
онной см азкой (например, К -17, по ГОСТ 10877 — 76).

П артия замков сопровож дается сертификатом, удостоверяю щ им соот
ветствие качества замков требованиям  технических условий. Зам ковы е де
тали подвергаю тся проверке механических свойств — на растяж ение и 
ударную  вязкость. И спы тание на растяж ение производится по ГОСТ 
10006 — 80, а испы тание на ударную  вязкость по ГОСТ 9454 — 78.

Эксплуатация замков долж на вестись согласно инструкции по экс
плуатации. В процессе эксплуатации допускается до трех ремонтов зам ко
вой резьбы.

5.5. ЛЕГКОСПЛАВНЫЕ БУРИЛЬНЫЕ 
ТРУБЫ

Л егкосплавны е бурильные трубы (ЛБТ) применяю тся в структурном, 
разведочном и эксплуатационном бурении, а такж е при капитальном р е 
монте скважин.

Выпускаются ЛБТ сборной конструкции (рис. 5.16, а) гладкие и с про
текторны м утолщением, беззам ковой конструкции, а такж е для ком понов
ки низа бурильной колонны с увеличенной толщ иной стенки. ЛТБ сборной 
конструкции гладкие и с протекторны м утолщ ением изготовляю тся в соот
ветствии с ГОСТ 23786 -  79; ГОСТ 23786 -  79.

ТБ — с внутренними утолщ ениями (рис. 5.16, б)\
ТБП — с внутренними концевыми утолщ ениями и протекторны м утол

щ ением (рис. 5.17).
Размеры  ЛБТ с внутренними концевыми утолщениями, поставляемых 

без резьбы, приведены  в табл. 5.11.
Размеры  труб с внутренними концевыми утолщениями, выпускаемых с 

нарезанной  резьбой и навинченны ми стальными замками, приведены  в 
табл. 5.12, а труб с протекторны м утолщ ением — в табл. 5.13.

По согласованию  с потребителем допускается изготовление труб без 
резьбы  и замков. Номинальная длина труб без протекторного утолщения: 
диаметром 54 мм — 4,5 м, 64 мм — 5,3 м, от 64 до 110 мм — 9,0 м и свыш е 
110 мм — 12,0 м. ЛБТ с протекторны м утолщ ением поставляю тся длиной 
12 м всех диаметров. О тклонения по длине + 150  мм, —200 мм. Д опускает
ся 5 % труб в партии с предельным отклонением по длине +  300 мм,
— 350 мм.

ЛБТ изготовляю тся из алю миниевого сплава Д16 (табл. 5.14) с химиче
ским составом по ГОСТ 4784 — 74 в закаленном и естественно состаренном 
состоянии (Д16Т) (см. табл. 5.14). М еханические свойства труб нормальной 
прочности при растяж ении  долж ны соответствовать следующим требова
ниям:

Наружный диаметр, мм.......................................................................................................  54—120 >120
Временное сопротивление, 5В| МПа, не м ен ее ............................................................ 392 421
Предел текучести 5Т| МПа, не менее............................................................................... 255 274
Относительное удлинение 65| %, не менее....................................................................  12 10
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Рис. 5.16. Труба легкосплавная:
а — сборной конструкции; б — труба с внутренними утолщениями; 1 — муфта; 2 — труба; 3 — ниппель



К ривизна на средней трети длины трубы  не долж на превыш ать 1,5 мм 
на 1 м, а на остальных участках, исклю чая протекторное утолщ ение и м ес
та переходов от основного сечения трубы к утолщениям, — 1,3 мм.

На наруж ной и внутренней поверхностях труб не допускаю тся рако
вины, трещ ины, расслоения, неметаллические вклю чения, пятна коррози 
онного происхождения. Н е допускаю тся плены, отслоения, пузыри, забои
ны, царапины, риски, задиры, вмятины, запрессовки, если глубина их зале
гания, определяемая контрольной зачисткой, превы ш ает предельны е от
клонения по толщ ине стенки.

На наруж ной поверхности протекторного утолщ ения и в местах п ере
ходов к нему не допускаю тся продольные расслоения. В месте перехода от 
утолщ ения к основному сечению  трубы допускается один кольцевой п ере
ж им  при условии соответствия толщ ины стенки и внутреннего диаметра. 
При этом переж им  не долж ен выводить наруж ны й диаметр за предельные 
отклонения: + 1 ,0  мм и —2,0 мм для труб диаметрами 54 и 64 мм; + 2 ,5  и
— 5,0 мм для труб остальных диаметров.

Д опускаю тся отслоения глубиной: от наруж ной поверхности не более 
1,5 мм и от внутренней — не более 3,0 мм.

Т а б л и ц а  5.11
Размеры (в мм) труб без резьбы с внутренними концевыми утолщениями

Наружный диаметр D Толщина стенки 
концевого утолщения Толщина стенки 

основного сече
ния ± 0,l s t

Длина концевого 
утолщения

номинальный предельное
отклонение номинальная предельное

отклонение
, + 200 
1 1 - 5 0

, + 100 
1 2 - 5 0

54 ±0,6 +  1,3 7,5 150 150
64
73

+  1,5 
-0 ,5

13 +  1,5 
-  1,0

8,0
200 200

90 16 +  2,0 
-  1,0

9,0

103 +  1,5 
-  1,0

15 250

250108 25 +  2,5 
-  1,5

1000
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Т а б л и ц а  5.12
Размеры (в мм) труб с навинченными замками и внутренними концевыми утолщениями

Наружный
диаметр

£,+2,0
и -Ю

Толщина стенки 
утолщения s Толщина стенки ос

новного сечения 
Si ± 0,lsi

Длина концевого 
утолщения

номинальная предельное
отклонение

. +100 
1 1-50

. +100 
1 2-50

114 15 +  2,0 
-  1,0

10
9

1300 250

129 17 +  2,5 
-  1,5

И

1300 250
147

15 +  2,0 
-1 ,0

9

17
20

+  2,5 
-1 ,5

И
13

22
24

+  2,8 
-1 ,7

15
17

Т а б л и ц а  5.13
Размеры (в мм) труб с протекторным утолщением

Наружный
диаметр

+2,0
^ - 1 , 0

Диаметр
протек
торного

утолщения
+3,0
п - 2 ,8

Толщина стенки Длина утолщения Длина
протек
торного

утолщения
. ± 5 ,0  
1 п

концевого
утолщения

+2,5
* -1 ,0

основного 
сечения 

Si +  0,lsi

протекторного
утолщения

+0,15
5 - 0 ,2

. + 2 0 0  
1 1 -5 0

. + 100 
1 2 - 5 0

129 150 И 21,5
147 172 17 23,5 1300 250 300
170 197 24,5
170 197 26,5

13

Длина переходных зон от концевого утолщ ения к основному сечению  
трубы долж на быть не более 300 мм, а от протекторного утолщ ения до ос
новного сечения трубы — не более 1800 мм.

Овальность и разностенность труб долж ны быть в пределах допусков 
по наруж ном у диаметру и толщ ине стенки.

Н есоосность протекторного утолщ ения с осью трубы предусматрива
ется не более 7 мм.

Технические требования к замкам ЛБТ долж ны соответствовать ГОСТ 
5286 — 75, а требования к трубной резьбе треугольного проф иля — ГОСТ 
631—75 (для труб 147 мм используется резьба труб 146 мм, по Г О С Т 632 —80).

Условное обозначение трубы из алю миниевого сплава марки Д16 в за 
каленном и естественно состаренном состоянии (Т), нормальной прочно
сти, с внутренними концевыми утолщ ениями, диаметром 147 мм и толщ и
ной стенки 11 мм — труба Д16Т147х11 ГОСТ 23786 — 79. То ж е  с протек
торным утолщ ением — труба ПД16Т147x11 ГОСТ 23786 — 79.

С целью улучш ения механических свойств труб используется сплав 
01953Т1 с пределом текучести 490 МПа, а для работы  в условиях повы ш ен
ных температур — АК4Т1. Работа с трубами из сплава Д16Т1 при тем пера
туре выш е 150 °С не рекомендуется.

По типу конструкции труб ВК типа 3 (ГОСТ 631—75) разработаны  
конструкции труб ЛБТВК — 103, 114, 129, 140, 147 мм. В соединении и с
пользована трубная трапецеидальная резьба проф иля ТТ (ГОСТ 631—75), 
соответствую щ ая диаметрам стальных бурильных труб с коническими ста-
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Т а б л и ц а  5.14
Характеристика труб из сплава Д16Т

Наружный диаметр труб, мм

64 73 90 114 129 147 170
Параметр

Толщина стенки тела трубы s, мм

8 9 9 10 9 И 9 И 13 15 17 И
Площадь сечения, см2:

тела трубы 14,1 18,1 22,5 32,6 33,9 40,8 39,0 47,0 54,7 62,1 69,5 54,9
канала в теле трубы 18,1 23,7 42,7 69,4 96,6 90,0 130,6 122,7 114,9 107,4 100,2 171,9

Растягивающая нагрузка,
кН:

допустимая 390 500 650 1170 1210 1460 1070 1290 1500 1710 1910 1510
предельная 460 600 750 153 159 1920 1390 1680 1950 2170 2430 1980

Внутреннее давление,
МПа:

допустимое 55 54,2 43 38,7 30,7 37,5 27 33 39 45 50,9 28,5
предельное 71,4 70,5 60 51,5 41,5 50,5 36,5 44,5 52 59,3 66,5 38,5

Внешнее допустимое 57,5 47 50 30 20,5 29,5 14 24 32 38 42 17,5
давление, МПа
Крутящий момент, Н-м:

допустимый 4840 7100 12 500 21 500 26 180 30 500 34 900 40 900 46 350 51 340 55 800 56 400
предельный 5750 8450 14 900 25 500 31 100 36 250 41 500 48 650 55 150 61 000 66 350 67 100

П р и м е ч а н и е .  Предельная нагрузка допускается в аварийной ситуации.



Т а б л и ц а  5.15
Характеристика беззамковых труб

Диаметр 
труб, мм

Масса 1 м 
труб, кг

Растягивающая на
грузка, кН

Давление внутреннее, 
МПа

Крутящий момент, 
кН-м

допусти
мая

предель
ная

допусти
мое

предель
ное

допусти
мый

предель
ный

146 16,5 1400 1680 29,5 44,4 25 30
127 11,4 1150 1400 35 52,0 20 25
108 13,1 830 1000 40 59,5 10 13
90 6,7 600 700 52 77,0 5 6

билизирую щ ими поясками; для труб ЛБТВК-147 прим енена резьба 
ТТ138x5,08x1:32. П редел выносливости труб с резьбой треугольного п роф и 
ля 29 — 32 Н /м м 2, для труб ЛБТВК-147 — 53 Н /м м 2. Высокопрочные замки 
ЗЛК-178В (стт =  980 МПа) и зам ки ЗЛК-178 изготовляю т по ТУ 26-02-1001 —85.

К роме труб с навинченны ми замками изготовляю т такж е трубы без- 
замковой конструкции, концы которы х имею т значительное наруж ное 
утолщение, на которы х нарезается замковая резьба. П рочность этих труб 
выш е прочности труб сборной конструкции (табл. 5.15).

С тальные замки навинчиваю т на ЛБТ на специальном стенде с прило
ж ением  определенного крутящ его момента. На резьбу бурильных труб н а
носят соответствующ ую  см азку на основе эпоксидной смолы с наполните
лями и вручную  навинчиваю т зам ковы е детали, подобранные по натягам 
(сумма натягов резьбы  зам ка и трубы долж на составлять 22 — 25 мм). Н аи
больший крутящ ий момент на ш пинделе стенда — 25 кН-м. П рименяется 
такж е навинчивание замков в нагретом состоянии. Замок предварительно 
нагреваю т до 380 — 400 °С; навинчивание на трубу осущ ествляю т при одно
временном охлаждении внутренней поверхности трубы  водой.

5.6. УТЯЖЕЛЕННЫЕ БУРИЛЬНЫЕ ТРУБЫ

Утяжеленные бурильные 
сбалансированные трубы УБТС-2

У тяж еленны е бурильные сбалансированны е трубы УБТС-2 изготовля
ю тся по ТУ 51-774 — 77 из хромоникельмолибденовы х сталей и подвергаю т
ся терм ообработке только по концам на длине 0 ,8 —1,2 м. Концы труб под 
терм ообработку нагреваю т с помощью специальных индукторов. К анал в 
УБТ получаю т сверлением, а м еханическая обработка обеспечивает необ
ходимую балансировку труб. Условное обозначение: УБТС-2-178/3-147, 
ТУ 51-774 — 77 (труба с наруж ны м диаметром 178 мм и резьбой 3-147). Дли
на труб 6,0 м.

У тяж еленны е бурильные трубы  УБТС-2 (рис. 5.18 и табл. 5.16) изготов
ляю т диаметрами 178, 203 и 229 мм.

С оединения ниппельного и муфтового концов труб выполняю тся с 
правой замковой резьбой, по ГОСТ 5286 — 75, а для диаметров 254, 273 и 
299 мм — с резьбой 3-201, по ГОСТ 20692 — 75.

Для повы ш ения сопротивления усталости резьбовы х соединений на 
них протачиваю тся зарезьбовы е разгруж аю щ ие канавки ЗРК. П рименяю т
ся обкатка роликами и другие упрочняю щ ие методы обработки.
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Биение наруж ной поверхности трубы относительно теоретической оси 
канала в середине трубы  не долж но превыш ать: 6,0 мм для труб диаметром 
120 и 133 мм; 4,0 мм — 146 и 178 мм; 2,0 мм для труб остальных диаметров.

При проверке биения на меньш ем расстоянии от торцов труб допус
тимое биение пропорционально уменьш ается.

Допускается холодная правка труб (без подогрева) диаметром 120, 133 
и 146 мм до нарезания резьбы.

Разностенность тела трубы не долж на превыш ать: 5,0 мм для труб 
диаметром 120, 133 и 146 мм; 3,5 мм для труб остальных диаметров.

Разностенность на длине резьбовой части допускается не более 1 мм.
У тяж еленны е бурильные трубы  долж ны изготовляться из стали марки 

38ХНЗМФА, по ГОСТ 4543 — 71 со следующими механическими свойствами 
после термообработки:

Передел текучести с>т, МПа, не м енее.........................................735
Относительное удлинение с>5, %, не м енее......................... ......10
Ударная вязкость KCV, кД ж /м , не м ен ее .......................... ......588
Твердость Н В .......................................................................................285 — 341

Допускается изготовление труб из других легированны х сталей, н а
прим ер 40ХН2МА, с механическим и свойствами после термообработки:

Передел текучести с>т, МПа, не м енее........................................ 637
Относительное удлинение с>5, %, не менее........................ ......10
Ударная вязкость KCV, кД ж /м2, не менее........................ ......490
Твердость, НВ, не м ен ее ............................................................ ..... 255

Т а б л и ц а  5.16
Размеры (в мм) сбалансированных утяжеленных труб УБТС-2

Условное
обозначение

трубы
Наружный 

диаметр D± 1 Резьба Внутренний 
диаметр d±l,5

Диаметр про
точки под 

элеватор D t

Теоретическая 
масса 1 м 

гладкой тру
бы, кг

УБТС2-120 120 3-101 64 102 63,5
УБТС2-133 133 3-108 64 115 84,0
УБТС2-146 146 3-121 68 136 103,0
УБТС2-178 178 3-147 80 168 156,0
УБТС2-203 203 3-161 80 190 214,6
УБТС2-229 229 3-171 90 195 273,4
УБТС2-254 254 3-201 100 220 336,1
УБТС2-273 273 3-201 100 220 397,9
УБТС2-299 299 3-201 100 245 489,5
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О бнаруж енны е деф ектны е места на наруж ной поверхности могут 
быть вырублены, при этом глубина вы рубки не долж на превыш ать 5 % но
минальной толщ ины стенки, а протяж енность вырубленных мест — 100 мм 
в продольном направлении и 25 мм в поперечном. Количество вырублен
ных мест долж но быть не более двух в разны х сечениях, вырубка должна 
быть тщ ательно зачищ ена и иметь пологие края.

На участке м енее 400 мм от конца трубы  вырубка не допускается.
С целью предохранения от коррозии  наруж ны е поверхности каж дой 

трубы должны быть окраш ены.
Упорные поверхности ниппельного и муфтового концов трубы должны 

быть без заусенцев, рванин, забоин и других дефектов, наруш аю щ их плот
ность соединений. Не допускается наносить на них какие бы то ни было 
знаки маркировки.

Резьба долж на быть гладкой, без забоин, выкрош енны х ниток, заусен
цев, рванин и других дефектов, наруш аю щ их непреры вность резьбы. Резь
ба долж на быть фосф атирована.

На каж дой трубе на расстоянии 0,4 мм от ее ниппельного конца долж 
на быть нанесена маркировка: товарны й знак или наим енование предпри- 
ятия-изготовителя, условное обозначение трубы, порядковый номер трубы, 
марка стали, порядковый номер плавки, длина трубы, дата выпуска, клеймо 
ОТК завода-изготовителя. М аркировка долж на быть произведена четко 
клеймами. Все клейма долж ны быть выбиты вдоль образую щ ей трубы  и 
обведены светлой краской.

При транспортировании наруж ная и внутренняя резьба труб и упор
ны е поверхности долж ны быть надеж но защ ищ ены  предохранительными 
пробками и кольцами.

При навинчивании пробок и колец резьба и упорны е поверхности 
долж ны быть см азаны  антикоррозионной смазкой.

Каж дая поставляемая партия труб долж на сопровождаться документом 
(сертификатом), удостоверяю щ им соответствие их качества требованиям  
технических условий, в котором указываю тся: дата выпуска, номера пла
вок, порядковые номера труб (от — до для каж дой плавки), наруж ны й и 
внутренний диаметры, обозначения резьбы, длина труб, содерж ание серы 
и ф осф ора для труб каж дой плавки, результаты  механических испытаний 
металла труб.

Трубы долж ны храниться на стеллажах улож енны ми в один ряд, при
чем расстояние от поверхности земли долж но быть не м енее 0,5 м, с тем 
чтобы уберечь их от влаги и грязи.

Утяжеленные бурильные трубы (горячекатаные)

У тяж еленны е бурильные трубы (горячекатаные) диаметром 146, 178, 
203, 219 и 245 мм поставляю тся по ТУ 14-3-385 — 79, а трубы  (заготовки для 
УБТ) диаметром 73, 89, 108 мм — ТУ 14-3-839 — 79. У тяж еленны е бурильные 
трубы изготовляю тся гладкими по всей длине: 146x74x8000, 178x90x12 000, 
203x100x12000, 219x112x8000 и 245x135x7000 мм. Д опускается поставка труб 
диаметром 146 мм, длиной 6 м и диаметром 203 мм, длиной 8 м до 30 % 
объема заказа, а диаметром 178 мм, длиной 8 м — до 10 %.

Размеры, отклонения и масса труб приведены  в табл. 5.17.
Д опуск по толщ ине стенки для труб диаметром 146, 178, 203 мм — ми-
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Т а б л и ц а  5.17

Диаметр
трубы,

мм
Резьба Отклонение 

по длине, м

Отклонение 
по кривиз
не, мм на 
1 м д лины

Минимальная 
толщина 

стенки по 
резьбе нип

пеля, мм

Масса 
1 м 

труб, кг
Примечание

146±4 3-121 ±1 2 4 97,6 -
178±3 3-147 ±1 2 7 145,4 -

203^2 3-171 ±1 2 7 193,0 -

219^2 Без резьбы По ГОСТ 
8732-78

3 - 225,1 Рекомендуется 
резьба 3-171

245±3 То же По ГОСТ 
8732-78

3 267,4 Рекомендуется 
резьба 3-201

Т а б л и ц а  5.18
Механические свойства материала труб

Г руппа 
прочности

Временное 
сопротивле

ние разрыву, 
МПа

Предел те
кучести, 

МПа
Относительное 
удлинение, %

Относительное 
сужение, %

Ударная вяз
кость, 

кД ж /м 2

А
к

637
686

373
441

16
12

40
40

392
392

нус 12,5 %. Разностенность труб диаметром 219, 245 мм в одном сечении не 
долж на превыш ать 10 мм.

На поверхности труб не долж но быть деф ектов в виде плен, трещ ин, 
закатов, расслоений. Д опускаю тся дефекты, обусловленные условиями 
производства, глубина залегания которы х не долж на превыш ать 12,5 % 
толщ ины стенки. На концах труб на длине 300 мм деф екты  не допускаю т
ся. Разреш ается запиловка деф ектны х мест.

У тяж еленны е бурильные трубы изготовляю тся групп прочности Д и К.
М еханические свойства металла труб после нормализации долж ны со

ответствовать данным, приведенным в табл. 5.18.
У тяж еленны е бурильные трубы  (горячекатаные) рекомендуется при

менять при бурении скваж ин средних глубин в неслож ны х геологических 
условиях.

Утяжеленные бурильные трубы 
с замками УБТСЗ

В некоторы х случаях при бурении скваж ин с целью повы ш ения и зно
состойкости резьбы  и прочности резьбового соединения, облегчения п ро
цесса рем онта прим еняю т утяж еленны е бурильные трубы с зам ками с ко
ническими стабилизирую щ ими поясками (рис. 5.19). Замок УБТСЗ изготов
ляется высокопрочны м с механическими свойствами по ГОСТ 5286 — 75, из 
стали марок 40ХН, 40ХН2МА. И знош енны й зам ок м ож ет быть легко зам е
нен непосредственно на буровой с использованием установки, разм ещ ен
ной на автомобиле (трубы с замком собираю т горячим способом).

ВНИИБТ разработаны  конструкции УБТСЗ диаметром 146, 178, 203 и 
229 мм. Трубы соединяю тся с замком при помощи трапецеидальной р езь 
бы проф иля ТТ. О тнош ение большего диаметра посадки к длине стабили
зирую щ его пояска принято 1,1 —1,5, а диаметра охваты ваю щ ей детали 
(замка) к охваты ваемой детали (трубе) — 1 ,2 .
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Рис. 5.19. Утяжеленные бурильные трубы с замками УБТСЗ

Т а б л и ц а  5.19

Тип
резьбы

К онусность 
2 tg ф

Элементы  проф иля зам ковой  резьбы

Высота
теорети 
ческая
остро

угольного
проф иля

Н

Высота 
п р о ф и 

ля hi

Рабочая 
вы сота 
п р о ф и 

ля h

Высота
среза

верш ин
/

Ш ирина
среза

верш ин
Ь

Радиус
закруг
ления

верш ин
т

Зазор 
по 

верш и
нам Z

М К 1:4 0,8615 0,5001 0,4278 0,2169 0,2507 0,1445 0,0724
1:6 0,8640 0,5016 0,4290 0,2173 0,2514 0,1449 0,0725
1:8 0,8649 0,5021 0,4294 0,2177 0,2517 0,1451 0,0726

СК-90 1:4 0,4922 0,3431 0,2990 0,0966 0,1933 0,1266 0,0442
1:6 0,4965 0,3461 0,3016 0,0975 0,1950 0,1277 0,0446
1:8 0,4980 0,3472 0,3025 0,0978 0,1956 0,1281 0,0447

П р и м е ч а н и е .  П риведенны е значения необходимо ум нож ить на шаг резьбы  Р  (при 
расчете истинны х значений  профиля).

Для повы ш ения износостойкости  и прочности резьбовы х соединений 
и экономии легированны х сталей прим еняю т УБТ с приваренны ми вы со
копрочны ми концами. П риварка м ож ет быть выполнена дуговым методом 
под слоем флю са или контактной электросваркой. Резьбовы е концы  длиной 
500—1500 мм изготовляю т из легированной стали с механическим и свойст
вами, по ГОСТ 5286 — 75, т.е. 3-102 вместо 3-101 и 3-122 вместо 3-121. И с
пользование такого проф иля повы ш ает на 20 — 30 % износостойкость и 
прочность резьбовы х соединений.

Для повы ш ения динамической прочности и износостойкости при бу
рении в особо тяж елы х условиях рекомендуется применять профили резьб 
М К и СК-90 с увеличенным шагом 7 и 8 мм, основны е разм еры  которых 
приведены  в табл. 5.19. Так, износостойкость резьбы  МК-90 с крупным ш а
гом 8 мм повы ш ается на 60 — 65 %, а предел выносливости — на 25 %.

Резьбу СК-90 с углом профиля 90° рекомендуется применять в ниж ней 
части колонны при роторном способе бурения.
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5.7. ПЕРЕВОДНИКИ ДЛЯ БУРИЛЬНЫХ 
КОЛОНН

П ереводники предназначены  для соединения меж ду собой частей бу
рильной колонны и присоединения ее к вертлюгу, забойному двигателю, 
долоту и т.д. Для бурильных колонн изготовляю т переводники следующих 
типов: П — переходные, М — муфтовые, Н — ниппельные.

П ереводники каждого типа и исполнения изготовляю т с замковой 
резьбой как  правого, так и левого направления нарезки. Размеры  резьбы  и 
требования к ее качеству долж ны соответствовать ГОСТ 5286 — 75 для бу
рильных замков.

П ереводники для бурильных колонн изготовляю тся в соответствии с 
требованиями ГОСТ 7360 —82Е. У казанны й стандарт предусматривает изго
товление 90 типоразм еров переводников, которы е охватываю т практически 
все необходимы е случаи их прим енения (табл. 5.20, 5.21), (рис. 5.20).

В условное обозначение переводников входит типоразм ер переводни
ка, а переводников с резьбам и левого направления нарезки  — буква А.

П ример условного обозначения переводника типа М с резьбами 
3-147/171: М -147/171 ГОСТ 7 3 6 0 -8 2 Е . То же, типа П: П-147/171 ГОСТ 
7360 —82Е. То же, с резьбам и левого направления нарезки: П -147/171—А 
ГОСТ 7360-8 2 Е .

Т а б л и ц а  5.20
Переводники переходные

П ереводники
Зам ковая резьба Габариты, мм С оединяем ая часть бу

рильной колонны
М уф товы й

конец
Н иппельны й

конец L D верхняя ниж няя

П -76/88 3-76 3-88 395 И З ЗН-95 УБТ-108
П -86/66 3-86 3-66 356 108 ЗШ -108 Ловильны й

П -86/73 3-86 3-73 356 108
инструмент

ЗУ-86
П -86/76 3-86 3-76 369 108 УБТ-108 Турбобур-

П -86/88 3-86 3-88 395 И З ЗШ -108
104

Ловильны й

П -88/88 3-88 3-88 395 113 ЗН-108
инструмент

УБТ-108
П-88/101 3-88 3-101 420 118 УБТ-108 Турбобур-

П-88/121 3-88 3-121 500 146 3H-113
127 

УБТ-146
П -101/88 3-101 3-88 420 118 ЗШ -118 Ловильны й

П -101 /117 
П -1 0 1 /121

3-101
3-101

3-117
3-121

500
497

140
146

инструмент 

УБТ-146
П -102/88 3-102 3-88 430 120 ЗУ -120 Ловильны й

П-102/101 3-102 3-101 430 120 ЗУ -120
инструмент
Ловильны й

П -1 0 2 /121 3-102 3-121 496 146
инструмент 

УБТ-146
П -108/88 3-108 3-88 451 133 ЭШ-133 Ловильны й

П-108/101 3-108 3-101 459 133
инструмент

ЗШ -118
П -108/102 3-108 3-102 465 133 Ловильны й

П -1 0 8 /121 3-108 3-121 490 146
инструмент 

УБТ-146
П-117/121 3-117 3-121 457 146 Турбобур- Долото-190;

П-117/147 3-117 3-147 523 178
127; -195 
ЗН-140

-215 
УБТ-178
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П р о д о л ж е н и е  т аб л .  5.20

П ереводники
Зам ковая резьба Габариты, мм С оединяем ая часть бу

рильной колонны

М уф товы й
конец

Н иппельны й
конец L D верхняя ниж няя

П -121/86 3-121 3-86 489 146 ЗШ -146 ЗШ-108, 
ЗУ-108

П -1 2 1 /101 3-121 3-101 490 146 ЗШ -118
П -1 2 1 /102 3-121 3-102 496 146 ЗУ-120
П -1 2 1 /108 3-121 3-108 502 146 ЭШ-133
П -1 2 1 /121 3-121 3-121 457 146 Ведущая ЗШ -146
П -1 2 1 /122 3-121 3-122 469 146 бурильная ЗУ-146
П -1 2 1 /133 3-121 3-133 484 155 труба ЗУ-155
П -1 2 1 /147 3-121 3-147 524 178 УБТ-146 УБТ-178
П -1 2 1 /161 3-121 3-161 537 203 УБТ-203
П -1 2 2 /101 3-122 3-101 490 146 ЗУ -146 ЗШ -118
П -1 2 2 /102 3-122 3-102 496 146 ЗУ-120
П -1 2 2 /117 3-122 3-117 463 146 Л овильный

инструмент
П -1 2 2 /121 3-122 3-121 457 146 УБТ-146
П -1 2 2 /133 3-122 3-133 484 155 Л овильный

инструмент
П -1 2 2 /147 3-122 3-147 524 178 УБТ-178
П -1 3 3 /108 3-133 3-108 506 155 ЗУ -155 ЭШ-133
П -1 3 3 /117 3-133 3-117 497 155 Л овильный

инструмент
П -1 3 3 /121 3-133 3-121 482 155 ЗШ -146
П -1 3 3 /140 3-133 3-140 510 172 Л овильный

инструмент
П -1 3 3 /147 3-133 3-147 520 178 УБТ-178
П -1 4 7 /121 3-147 3-121 516 178 ЗШ -178 ЗШ -146
П -1 4 7 /133 3-147 3-133 524 178 ЗУ-155
П -1 4 7 /140 3-147 3-140 510 178 Л овильный

инструмент
П -1 4 7 /147 3-147 3-147 517 178 Ведущая

бурильная
труба

ЗШ -178

П -1 4 7 /152 3-147 3-152 517 197 ЗШ -178 Л овильный
инструмент

П -1 4 7 /161 3-147 3-161 517 185 ЗШ -178 УБТ-203
П -1 4 7 /171 3-147 3-171 521 203 УБТ-178 УБТ-229
П -1 5 2 /121 3-152 3-121 526 197 Турбобур- 

172; -195
Долото-245

П -1 6 1 /147 3-161 3-147 517 185 УБТ-203 Турбобур-
215

П -1 6 1 /171 3-161 3-171 538 229 УБТ-203 УБТ-229
П-171/147 3-171 3-147 538 203 ЭШ-203 ЗШ -178
П-171/171 3-171 3-171 517 203 УБТ-229 Электробур-

290
П-171/177 3-171 3-177 523 229 Долото-445
П -171/201 3-171 3-201 518 254 УБТ-254

П р и м е ч а н и е .  Ц иф ры , стоящ ие после названия элементов бурильной колонны  (УБТ, 
долото, турбобур), указы ваю т значение их наруж ного диам етра в мм.

П ереводники изготовляю тся из стали марки 40ХН по ГОСТ 4543 — 71 
или из других никельсодерж ащ их м арок сталей со следующими м еханиче
скими свойствами после термообработки:

Временное сопротивление р азры ву  с>в, М Па, не м е н е е ............................. ......882
П редел текучести  с>т, М Па, не м е н е е .........................................................................735
О тносительное удлинение 65, %, не м ен ее ...............................................................10
О тносительное суж ение ср, %, не м ен ее ............................................................. ......45
Ударная вязкость KCV, к Д ж /м 2............................................................................. ......685
Твердость Н В .........................................................................................................................285 — 341
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Рис. 5.20. Переводники для бурильных колонн ступенчатой конфигурации:
а — муфтовый; б  — ниппельный; в — переходны й

Т а б л и ц а  5.21
Переводники муфтовые и ниппельные

П ереводники
Зам ковая резьба Габариты, мм С оединяем ая часть бурильной 

колонны

Верхний
конец

Н иж ний
конец L D верхняя ниж няя

М -86/88 3-86 3-88 325 И З УБТ-108 Д олото-132— 
187

М -108/88 3-108 3-88 366 133 УБТ-133
М -121/88 3-121 3-88 398 146 УБТ-146
М -121/117 3-121 3-117 356 146 УБТ-146 Долото-190
М -147/152 3-147 3-152 391 197 УБТ-178 Долото-245 — 

295
М -171/152 3-171 3-152 400 229 УБТ-229 Долото-245 — 

295
Н -147/152 3-147 3-152 550 197 ЗШ -178 Л овильны й и н 
Н-147/171 3-147 3-171 707 203 струмент
Н-171/201 3-171 3-201 671 254 Турбобур-290 Долото-490

На наруж ной цилиндрической поверхности каждого переводника про
тачивается поясок для м аркировки ш ириной 10 мм и глубиной 1 мм.

На переводниках с левыми резьбам и рядом с маркировочным пояском 
протачивается опознавательны й поясок ш ириной 5 и глубиной 1 мм.

Технические требования к переводникам для бурильных труб, а такж е 
требования к ним в части правил приемки, методов испытаний, м аркиров
ки, упаковки, транспортирования и хранения идентичны соответствую щ им 
требованиям  по ГОСТ 5286 — 75.
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5.8. РЕЗИНОВЫЕ КОЛЬЦА ДЛЯ БУРИЛЬНЫХ ТРУБ

Для предохранения бурильных и обсадных колонн от истирания при 
бурении скваж ин использую т резиновы е кольца. Они работаю т в среде 
буровых промывочных растворов с добавками неф ти  при тем пературе до 
150 °С.

Конструктивно резиновы е кольца для бурильных труб могут быть вы 
полнены разъемны ми или неразъемны ми. О течественная промыш ленность 
вы пускает резиновы е кольца неразъем ной  конструкции по ГОСТ 6365 — 74.

Ф орма и разм еры  колец, предусмотренны х указанны м стандартом, да
ны в табл. 5.22 и на рис. 5.21.

П ример условного обозначения кольца типа А: кольцо А ГОСТ 
6 3 6 5 -7 4 .

По ф изико-механическим  показателям резина для изготовления колец 
долж на соответствовать следующим нормам:
П редел прочности при разры ве, М Па, не м е н е е ............................................................................. ......17
О тносительное удлинение при разры ве, %, не м е н е е ................................................................... ......450
О тносительное остаточное удлинение после разры ва, %, не б о л ее ..............................................27
С опротивление раздиру, Н /см , не м е н е е ............................................................................................ ......490
И зм енение массы  при испы тании на набухание в течение 24 ч при 20±5 °С в объ 
емной см еси из 95 % бензина и  5 % бензола, %, не б о л е е .......................................................... ......15
И зм енение массы  при  испы тании на набухание в течение 24 ч при 20±5 "С в н е ф 
тяной  ж идкости  м арки  С Ж Р-1, %, не б о л е е ...................................................................................... ......3
К оэф ф ици ент старения при  150 ° С после 24 ч пребы вания в неф тяной  ж идкости 
С Ж Р-1, не менее:

по п р о ч н о сти ....................................................................................................................................................0,8
по относительном у удлин ен ию ......................................................................................................... ......0,5

Твердость по прибору ТМ-2, уел. ед ....................................................................................................... ......55 — 65
И стираемость, см3/(кБт-ч), не более....................................................................................................... ......200

Разработанны е различны ми научно-исследовательскими организация
ми более соверш енны е разъем ны е конструкции колец пока ещ е не нашли 
в практике ш ирокого применения.

Для надевания неразъем ны х резиновы х колец на бурильные трубы 
прим еняю т специальны е пневмомаш ины. Кольцо непосредственно перед 
надеванием на трубу подогреваю т в горячей воде при тем пературе 80 — 
90 °С в течение 10—15 мин.

Для предотвращ ения перем ещ ения колец по трубе использую т клей 
или другие полимеризую щ иеся составы. П рим енение смазок, облегчающих 
надевание колец, не допускается.

Т а б л и ц а  5.22
Размеры (в мм) резиновых колец

Тип
кольца D d L

h к Di di Разм ер 
буриль
ной тру
бы, для 
которой 
предна

значается 
кольцо

Н аруж ны й 
диаметр 
кольца, 

надетого 
на трубу

(справочные)

А 90 50 155 135 149 85 56 73 115
Б 115 75 150 130 144 103 81 89 128
Б 142 90 195 165 185 125 100 114 162
Б! 150 95 195 165 185 132 105 114, 127 170
Г 165 100 200 170 190 147 n o 140 200
А 190 120 210 180 200 173 130 168 225
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Для предохранения колец от повреж дения при работе обсадная колон
на не долж на иметь технических повреж дений. Ц ентрование буровой 
выш ки и ротора относительно устья скваж ины  при спускоподъемных опе
рациях долж но обеспечивать прохож дение через ротор колец и замков бу
рильных труб без посадок и ударов.

5.9. ОБРАТНЫЕ КЛАПАНЫ ДЛЯ БУРИЛЬНЫХ ТРУБ

О братны е клапаны для бурильных колонн предназначены  для предот
вращ ения газонеф теводопроявления пластов через бурильны е трубы  в 
процессе бурения. При бурении скваж ины  клапаны, установленны е в ко
лонне бурильных труб под ниж ним переводником ведущ ей трубы, работа
ю т в среде бурового промывочного раствора.

С ерийное производство обратных клапанов для бурильных колонн 
осущ ествляется П О «А зернефтемаш ремонт» по О СТ 39-096 — 79, в соответ
ствии с которы м предусмотрено изготовление 10 типоразм еров клапанов, 
включающих: тип 1 — клапаны тарельчаты е — КОБ Т (рис. 5.22, а), тип
2 — клапаны конусны е с резиновы ми уплотнениями — КОБ (рис. 5.22, б), 
(табл. 5.23).

Клапаны могут изготовляться с правыми или левыми замковыми р езь 
бами.

Условное обозначение клапана: КОБ — клапан обратный бурильный; 
Т — тарельчаты й тип; двух- или трехзначное число — наруж ны й диаметр 
клапана; двух- или трехзначное число с буквой 3 — условное обозначение 
замковой резьбы  по ГОСТ 5286 — 75, а в случае левой резьбы  к обозначе
нию  замковой резьбы  добавляется буква А.

П римеры  условного обозначения клапанов в технической документа
ции или при заказе: клапана с наруж ны м диаметром 108 мм тарельчатого 
типа — КОБ Т108-3 — 88 ОСТ 39-096 — 79; клапана с наруж ны м диаметром 
178 мм конусного типа с резиновы м уплотнением — КОБ 178-3-147 
О СТ 3 9 -096-79 .

Рабочее давление, вы держ иваемое при запирании, для клапанов та-
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Рис. 5.22. Клапан обратный для бурильных труб

Т а б л и ц а  5.23
Размеры клапанов (мм)

Типоразм ер
клапана

Условный диам етр труб 
(ГОСТ 6 3 1 -7 5 ) Зам ковая

резьба
(ГОСТ

5 2 8 6 -7 5 )

Габариты

М асса, кгС вы саж ен 
ны м и внутрь 

концам и

С вы саж ен 
ны м и нару
ж у  концам и

D L

КОБ T80-3-66 60 — 3-66 80 240 8
КОБ T95-3-76 73 - 3-76 95 260 9
КОБ T108-3-88 89 73 3-88 108 270 12
КОБ T120-3-120 - 89 3-102 120 290 25
КОБ T133-3-108 102 - 3-108 133 310 32
КОБ 146-3-121 114 102 3-121 146 350 40
КОБ 155-3-133 127 114 3-133 155 375 43
КОБ 178-3-147 140 - 3-147 178 410 45
КОБ 185-3-161 - 140 3-161 185 430 55
КОБ 203-3-171 168 — 3-171 203 450 65

рельчатого типа диаметрами 8 0 —133 мм — 15 МПа, а для конусны х клапа
нов с резиновы м и уплотнениями диаметрами 146 — 203 мм — 35 МПа. М ак
симальная тем пература рабочей среды при эксплуатации клапанов — не 
более 100 °С.

Корпус клапана изготовляю т из хромоникелевой стали марки 40ХН по 
ГОСТ 4543 — 71 с механическим и характеристикам и (после терм ообработ
ки), аналогичными переводникам для бурильных колонн.
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5.10. ОПОРНО-ЦЕНТРИРУЮЩИЕ ЭЛЕМЕНТЫ

К числу опорно-центрирую щ их элементов относят: центраторы, стаби
лизаторы  и промеж уточны е опоры.

Ц ентраторы  выполняю тся как  с прямыми, так и со спиральными реб 
рами, обычно с наруж ны м диаметром, равным диаметру долота.

Ц ентраторы  предназначены  для управления искривлением  скважины. 
В зависимости от интенсивности искривления в ком поновке УБТ распола
гают от одного до трех центраторов. К ак правило, для предотвращ ения и с
кривления скваж ины  их устанавливаю т на длине УБТ до 25 м.

О сновны е технические требования к центраторам  и стабилизаторам 
предусмотрены  О СТ 39-078 — 79.

Значительная длина УБТ приводит к искривлению  труб в результате 
потери их устойчивости, что ухудш ает передачу нагрузки на долото, приво
дит к неравномерному вращ ению  колонны и породоразруш аю щ его инст
румента и др. Кроме того, значительная длина УБТ создает большую пло
щадь контакта труб со скваж иной, что способствует прихвату колонны под 
действием диф ф еренциального давления.

С целью улучш ения работы  УБТ, повы ш ения их устойчивости и огра
ничения площади контакта труб со стенками скваж ины  прим еняю т пром е
ж уточны е опоры. Ф орма и разм еры  опор долж ны обеспечить ограничение 
поперечной деф орм ации УБТ, вынос вы буренной породы, наименьш ий 
контакт со скваж иной.

На рис. 5.23 и зображ ена промеж уточная опора квадратного сечения 
(ОП) конструкции АзН И П И нефти. О поры для долот диаметром 139,7 — 
212,7 мм изготовляю т по ТУ 39-01-388 — 78 из стального проката; для долот 
диаметром 244,5 — 269,9 мм — по ТУ 39-146 — 75 из стального литья. Ребра 
опор армирую тся ш ты рями из твердого сплава. Д иаметр описанной окруж 
ности промеж уточных опор прим ерно равен  0,95 £>дол.

Н иж е приводятся наибольш ие поперечны е разм еры  промеж уточных 
опор и соответствую щ ие диаметры  долот.

Диаметр долота, м м ..................................  139,7 149 ,2 -1 5 1  165,1 1 8 7 ,3 -190 ,5  2 1 2 ,7 -2 1 5 ,9
244,5 269,9

Н аибольш ий разм ер опоры  с, м м ...... 133 143 153 181 203
230 255

П ромеж уточны е опоры устанавливаю тся на сж атом участке УБТ, если 
нагрузка на долото выш е критической.

Расстояние меж ду опорами м ож ет быть увеличено на 10 %; при буре
нии забойны ми двигателями расстояние принимается согласно табл. 5.24 
для п =  50 об/м ин.

Количество опор

адчо

но при этом их долж но быть не м енее двух.
Здесь Q — нагрузка на долото, кН; QK — масса наддрлотной части 

комплекта УБТ в КНБК, кг; д  — ускорение силы тяж ести, м /с 2; д0 — масса 
1 м УБТ, кг.
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Рис. 5.23. Опора промежуточная квадратная (ОП)

Бурение с прим енением  промеж уточных 
опор (ОП) долж но проводиться непосредствен
но после разбуривания баш мака предыдущ ей 
промеж уточной колонны. Если интенсивность 
искривления скваж ины  малая, то бурить м ож 
но без наддолотной компоновки с центратора
ми, используя для этого только промеж уточные 
опоры.

О поры квадратного сечения изготовляю тся 
ПО «Азернефтемаш ремонт».

Для борьбы с ж елобными выработками, 
ограничения площади контакта со скваж иной и 
уменьш ения искривления ствола применяется 
упругий стабилизатор (СУ) конструкции 
А зН И П И нефти. С табилизатор (рис. 5.24) со
стоит из каркасной  втулки 2 , арм ированной 
резиной  и свободно вращ аю щ ейся на коротком 
полом вале 1, на обоих концах которого н ар е
зана замковая резьба для присоединения к бу
рильной колонне. П оверхность втулки имеет 
ж елобчатую  форму.

Н аруж ны й диаметр проф ильной втулки 
для работы  с долотами диаметрами 215,9; 244,5;
269,9 мм соответственно равен  212, 241, 266 мм.
О собенность упругого стабилизатора — вра
щ ение вала стабилизатора вместе с колонной 
при практически невращ аю щ ейся втулке.

Устанавливается стабилизатор как в ком 
поновке УБТ, так  и на бурильной колонне. Вы
пускается упругий стабилизатор по ТУ 39-066 — 74 ПО «А зернеф темаш ре
монт».

П ри бурении с долотами больших диаметров 295,3 — 393,7 мм для по
выш ения устойчивости УБТ и ограничения поперечной деф орм ации колон
ны использую тся промеж уточны е опоры (ОВ), состоящ ие из вала и вра
щ аю щ ейся проф ильной втулки, изготовленной из алю миниевого сплава. 
О тнош ение диаметра втулки к диаметру скваж ины  «0,97. П ри вращ ении 
бурильной колонны втулка получает ограниченное вращ ение, в основном

Т а б л и ц а  5.24
Расстояние между промежуточными опорами а, м

Д иаметр УБТ, мм
Ч астота вращ ения колонны, о б /м и н

50 90 120 150

1 0 8 -1 1 4 20 16 13,5 12
121 22 16,5 14 13
133 23,5 17,5 15 13,5
146 25 18,5 16 14,5
169 31 21,5 18,5 17
178 33 23,5 21 19
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540

выполняя ф ункцию  опоры, поступательно перем ещ аю щ ейся вдоль скваж и
ны. И знош енны е втулки заменяю тся на новые.

У становка вращ аю щ ихся опор способствует такж е предупреж дению  
образования ж елобны х выработок.

В ком поновке УБТ рекомендуется устанавливать две вращ аю щ иеся 
опоры ОВ с расстоянием меж ду ними 20 — 28 м, при этом первая опора 
долж на находиться от долота (или от конца наддрлотной компоновки для 
борьбы с искривлением) на расстоянии 20 — 25 м.

5.11. ОБЩИЕ ПРИНЦИПЫ И МЕТОДИКА 
РАСЧЕТА БУРИЛЬНЫХ КОЛОНН

Расчет утяжеленных бурильных труб

Д иаметр УБТ определяю т из условия обеспечения наибольш ей ж ест
кости труб при изгибе с учетом конструкции скваж ин и условий бурения. 
Длину УБТ определяю т в зависимости от нагрузки  на долото.

В табл. 5.25 приводятся рекомендуемы е соотнош ения диаметров долот 
и УБТ согласно РД 39-2-411 —80.

Ж есткость  наддрлотного участка УБТ долж на быть больше ж есткости  
сечения обсадной колонны, под которую  ведется бурение. В табл. 5.26 при
водятся соотнош ения диаметров обсадных труб и наименьш их диаметров 
УБТ, удовлетворяю щ их указанном у условию.

О тнош ение диаметра бурильных труб, располож енны х над УБТ, к 
диаметру УБТ долж но быть > 0,7. Если это отнош ение < 0,7, то комплект 
УБТ долж ен состоять из труб нескольких диаметров, уменьш аю щ ихся в 
направлении к бурильных трубам. П ри этом диаметр правой ступени дол
ж ен  соответствовать табл. 5.26, а отнош ение диаметра последую щ ей ступе
ни к предыдущ ей долж но быть > 0,8.

Длину комплекта УБТ /0, состоящ его из труб одного диаметра, опреде
ляю т по формуле

/0 =(1,2-И,25) —  , (5.1)
94 о

где Q — нагрузка на долото, Н; д0 — масса 1 м УБТ в растворе, кг/м .
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Т а б л и ц а  5.25
Соотношения диаметров долот и УБТ

Диаметр, мм

долота УБТ долота УБТ

1 3 9 ,7 -1 4 6 114 269,9 229
108 203

14 9 ,2 - 161 1 2 1 -1 3 9 295,3 245
1 1 4 -  121 219

165 ,1 -171 ,4 1 3 3 -  146 320 245
1 2 1 -1 3 3 229

1 8 7 ,3 -2 0 0 159 349,2 254
146 229

2 1 2 ,7 -2 2 8 ,6 178 > 374,6 273
159 254

2 4 4 ,5 -2 5 0 ,8 203
178

П р и м е ч а н и я :  1. Б верхней  строке приведено значение диам етра УБТ для норм аль
ны х условий бурения, в н и ж ней  — для ослож ненны х. 2. Б ослож енны х условиях при бурении 
долотами диаметром свы ш е 250,8 мм допускается прим енение УБТ ближ айш его меньш его 
диам етра с одноврем енной установкой опорно-центрирую щ их устройств. 3. П ри  бурении  з а 
бойны м и двигателями диаметр ниж ней  секции  УБТ долж ен быть не более диам етра двигателя.

Т а б л и ц а  5.26
Диаметры обсадных труб и УБТ

Диаметр, мм
обсадной трубы УБТ обсадной трубы УБТ

114 108 245 203
127 121 273 203

1 4 0 -  146 146 299 229
168 159 324 -  339 229

1 7 8 -  194 178 351 229
219 178 377 254

Общ ий вес комплекта УБТ, состоящ его из труб разны х диаметров, qxlx +  
+  (j-J-; + ... +  lnqn =  (1,2-5-1,25)-2-. Если Q > р кр, то на сж атом участке УБТ

рекомендуется устанавливать промеж уточны е опоры профильного сечения.
Н аиболее опасны для УБТ знакоперем енны е изгибаю щ ие напряж ения. 

Выразив радиус кривизны  скваж ины  R =  5 7 3 /а 0, где а 0 — интенсивность 
искривления на 10 м, получим условие прочности для УБТ:

Е 1ао ^  -^ п р е д  ( Г  O I
573 1,5 ' 1 '

где EI — ж есткость УБТ; MnpeA — предельный изгибаю щ ий момент. 
Испытания по определению  Мпред проведены  по ВНИИБТ.
Расчет напряж ений  в УБТ следует проводить в качестве контрольного 

при бурении на искривленны х участках или с большой частотой вращ ения.

Расчет бурильных труб
при бурении забойными двигателями

В процессе расчета определяю т либо напряж ения в трубах, либо дли
ны секций по допустимым нагрузкам.

Одноразмерная колонна дл я  вертикальной скважины. Допустимая 
глубина спуска односекционной колонны (в м)
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k =
о ' 1* -  1 ,15g(QT +  G) (1 -  у ж  /  у )  -  p nF n

1.1591^(1- у ж /у)

Op’ = GtFi /  л  = Qin,

где Op1’ — допустимая растягиваю щ ая нагрузка на трубы, Н; (()r + G) —

масса УБТ и забойного двигателя, кг; уж/у  — отнош ение плотностей буро
вого раствора и стали; р п — перепад давления в забойном двигателе и до
лоте, Па; <"/, — масса 1 м труб секции, кг/м ; Oi — предельная нагрузка на 
трубу, Н; F\ — площадь поперечного сечения тела трубы, м2; стт — предел 
текучести материала трубы; п — коэф ф и ци ен т запаса прочности.

О бщ ая длина колонны / =  10 + 1\ (/0 — длина УБТ и забойного двига
теля).

Для одноразмерной многосекционной колонны, составленной из труб 
разны х толщ ин и групп прочности, длина первой (нижней) секции (в м)

t = Qp1 ~ 1.15g(QT + G) (1 -  Тж /  у) -  pnFn 
1 1Д5<ад(1-уж /у)

Длина второй секции (в м)

о (2) -  о (1)/ = ---- --------------- . (5.4)
l ' l 5 q 2g ( l ~  Уж  / у )

Длина л-й секции (в м)

п 1-п1 -  Г)1Л _Ч
1п = — ^ ---- ^ ------ , (5.5)

1, 15<7л йг(1 -  Уж  /  у)

где gi, g2, ..., gn — масса 1 м труб каж дой секции, кг/м ; Q*, Q2, ..., О ” — 
допустимые растягиваю щ ие нагрузки для труб каж дой секции, Н /м .

Д вухразмерная многосекционная колонна, состоящая в  верхней части 
из труб большего диаметра. Длины секций I (нижней) ступени двухраз
мерной колонны определяю т по формулам (5.3) —(5.5).

Длины секций II (верхней) ступени определяю т (в м) из вы раж ений
р(Ш +1) _ q H 1 _  р ,

/ш+1=±Ь------ Рд д ; (5.6)
1Д5дш+15г(1-уж /у)

гл{т.+2) _ (̂ш+1)
^  = 7 7 ? -----п , > и Т'А" (5-7)1Д5дш+26г(1-уж /у)

где ш — число секций ниж ней  ступени; Q™ — допустимая нагрузка для 

труб последней секции I ступени, Н; 0™+1, 0 ™+2 — допустимые нагрузки 

для труб первой и второй секций II ступени, Н; F̂  — разность площадей 
проходных сечений труб ниж них секций II и I ступеней колонны, м2; gm+i, 
Ят+2 — масса 1 м труб первой и второй секций II ступени, кг/м .
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Расчет бурильных труб
при бурении роторным способом

Расчет производят на статическую  прочность и выносливость.
Для вертикальных скваж ин на выносливость рассчиты ваю т ниж ние 

секции колонны, располож енны е над УБТ на длине 200 м.
Расчет на статическую  прочность ведется на совместное действие 

нормальных и касательных напряж ений.
Одноразмерная колонна дл я  вертикальной скважины. П одобранны е 

трубы ниж ней  секции рассчиты ваю т на наруж ное давление (не менее 
25 МПа). Длины (в м) одноразмерной многосекционной колонны — из ус
ловия статической прочности:

,  _  -  1 ,1 5 Q T (1 -  у ж  /  у ) -  Р п ^ п  . ( 5 8 )

1 1Л5<ад(1-уж /у)

о (2) -  о (1)/ = ---- ^ ^ -----  и т.д., (5.9)
i . i 5 g 2g ( i -  уж / т )

О '4 = Qj /1, 04л; Q<2) = Q2 / 1, 04л и т.д.,

где Qh Q2 — предельны е нагрузки  для труб, Н.
Двухразмерная многосекционная колонна, состоящая в  верхней части 

из труб большего диаметра. Длины секций I (нижней) ступени определя
ю т по формулам (5.8), (5.9), длины секций II ступени — по формулам (5.6), 
(5.7), причем:

QT] = CL /1 ,04л, Q'm+1) = О +1 / 1, 04л; Q'm+2) = О +9 / 1, 04л.

5.12. ЭКСПЛУАТАЦИЯ БУРИЛЬНЫХ ТРУБ

Сборка и комплектование бурильных труб

Бурильные трубы сборной конструкции и их соединительные элемен
ты (замки и соединительны е муфты), признанны е годными после внеш него 
осмотра, инструментального обмера основных разм еров и контрольной 
проверки качества нарезки  резьб гладкими и резьбовы ми калибрами, под
леж ат свинчиванию  с замками.

Сборка труб с вы саж енны ми внутрь и наруж у концами типов 1 и 2 
по ГОСТ 631—75 производится в горячем состоянии в соответствии с 
действую щ ей Инструкцией, а труб с вы саж енны ми внутрь и наруж у 
концами и коническими стабилизирую щ ими поясками (типы 3 и 4 по 
ГОСТ 631—75) — по специальной И нструкции ВНИИБТ — РД 39-2-286 — 79.

Для лучшего сопряж ения соединяемых деталей (типы 1 и 2 по ГОСТ 
631—75) необходимо производить селективны й подбор зам ковы х деталей 
(или соединительных муфт) к трубам по фактическим  натягам резьб.

На конец трубы с резьбой, имею щ ей натяг в пределах плюсового до
пуска (2,4 —4,8 мм), подбираю т для навинчивания замковую  деталь с р езь 
бой, имею щ ей натяг в пределах минусового допуска (8 — 5,6 мм), и, наобо
рот, на конец трубы  с резьбой, имею щ ей натяг в пределах минусового до
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пуска (2,4 — 0 мм), навинчиваю т замковую  деталь с повыш енным натягом в 
пределах 8 —10,4 мм. На конец трубы  с резьбой, имею щ ей номинальный 
натяг 2,4 мм, навинчиваю т замковую  деталь с номинальным натягом 
резьбы. Следовательно, суммарные натяги при сборке труб типов 1 и 2 
(ГОСТ 631 —75) с замками (ГОСТ 5286 — 75) долж ны составлять 10,4 мм.

Труба и замок долж ны иметь однозначные отклонения со стороны 
большего диаметра конусов резьбы  или, наоборот, только со стороны 
меньш его диаметра конусов.

Концы подобранных деталей (трубы и замка) долж ны быть зам аркиро
ваны одним и тем ж е  знаком.

П рочность и плотность соединения достигаю тся навинчиванием вруч
ную на трубу предварительно нагретой замковой детали. Благодаря тепло
вому расш ирению  нагретая деталь зам ка м ож ет быть навинчена вручную  и 
доведена до заранее установленных отметок. При сж атии трубы охлаж ден
ным замком создается возмож ность без больших усилий при креплении 
создать напряж енное состояние в сопрягаемых деталях. В этом случае зае 
дания резьбы  не происходит. К репление замков в горячем состоянии — 
наиболее соверш енны й метод сборки — ш ироко прим еняется в н еф теп ро
мысловой практике.

Контроль за процессом свинчивания допускается производить по мет
ке, нанесенной на трубу с помощью керна. На определенном расстоянии от 
торца подготовляемого конца трубы  в сторону ее тела набиваю т метку, 
служащ ую  в дальнейш ем ориентиром для осевого перем ещ ения нагретой 
детали замка.

Зам ковы е детали рекомендуется нагревать с помощью специальных 
установок индукционного нагрева замков. Температуру в процессе нагрева 
замков контролирую т путем непосредственного изм ерения соответствую 
щим прибором — терм оэлектрическим  пирометром, отсчета врем ени н а
грева при постоянном реж им е работы  печи.

Для повы ш ения герметичности резьбу  труб перед навинчиванием н а
гретых замковых деталей смазывают.

П еред свинчиванием извлеченной из печи нагретой детали замка 
резьбу ниппеля или муфты  очищ аю т от окалины. Для этого замковую  де
таль устанавливаю т вертикально трубным концом вниз, а затем постукива
ю т молотком по наруж ной поверхности.

Нагретую  деталь зам ка навинчиваю т на трубу по возмож ности быстро, 
усилием одного оператора, до полной остановки ее. П ри навинчивании до
пускается легкое постукивание молотком по замку. С оединение считается 
правильно закрепленным, если торец детали замка совпадает с предвари
тельно поставленной меткой-ориентиром или перекры вает ее. В тех случа
ях, когда торец детали зам ка не дойдет до метки, соединение бракуется. 
Дополнительное докрепление резьбового соединения после охлаждения 
детали зам ка не допускается.

Для обеспечения высокого качества крепления резьбового соединения 
рекомендуется процесс нагрева и навинчивания замков на трубы произво
дить в закры том помещ ении.

П ри проведении работ по горячему креплению  замков необходимо 
обеспечить условия техники безопасности, промыш ленной санитарии и 
электробезопасности.

П ри качественной сборке бурильных труб с замками проверка герм е
тичности опрессовкой не обязательна.
160



Все бурильные трубы, поступивш ие в трубное подразделение, подго
товляю т к эксплуатации и на основании заказа-заявки  буровых предприя
тий, согласованной с производственным объединением, собираю т в ком
плекты, которы е в последую щ ем в значительной степени упростят их учет 
и отработку.

В комплект вклю чаю тся бурильные или утяж еленны е бурильные тру
бы одного типоразмера, одной группы прочности и, если это возможно, 
одного завода-изготовителя. Запрещ ается разобщ ать комплект. В ислючи- 
тельных случаях разреш ается дополнять его новыми трубами того ж е  типо
разм ера и такой ж е  группы прочности, что и трубы комплекта, или труба
ми с более высокими механическими показателями. Новы е бурильны е тру
бы мож но вводить в комплект на протяж ении только данного календарного 
года.

Состав комплекта по количеству бурильных труб и длине не ограни
чивается, а устанавливается буровым предприятием, как  правило, исходя 
из проектны х глубин скважин, прочностных характеристик труб и удобст
ва их учета.

Каждому комплекту бурильных труб присваивается свой порядковый 
номер, а всем трубам, вош едш им в комплект — свои порядковые номера 
внутри комплекта. Все трубы маркирую тся. Трубы комплекта маркирую т 
стальными клеймами с высотой циф р и букв не более 20 мм с закруглен
ными контурами. Глубина маркировки на теле трубы  не долж на превыш ать 
1 мм.

М аркировку наносят на ниппельном конце труб: сборной конструк
ции — на вы саж енной части на расстоянии 20 — 25 мм от ниппеля; труб с 
приваренны ми замками — на хвостовике ниппеля на расстоянии 20 — 25 мм 
от конической части; утяж еленны х труб — на теле на расстоянии 300 — 
500 мм от упорного уступа; ведущ их — на цилиндрической поверхности.

М аркировка включает: порядковый номер комплекта, группу прочно
сти и толщ ину стенки труб, последнюю  циф ру  года ввода трубы  в эксплуа
тацию  и порядковый номер трубы  в комплекте.

П ример м аркировки бурильной трубы: 20Е10 2 41. Здесь 20 — поряд
ковый номер комплекта; Е — группа прочности; 10 — толщ ина стенки; 2 — 
последняя ц иф ра года ввода в эксплуатацию  и 41 — порядковый номер 
трубы в комплекте.

С оставление комплекта оф ормляется специальным актом, к которому 
прилагается опись труб комплекта. На каж ды й комплект в двух экзем пля
рах составляется отдельный паспорт-ж урнал. Один экземпляр паспорт- 
ж урнала хранится в трубном подразделении, а другой экземпляр или вы 
писка из него передается буровому мастеру, эксплуатирую щ ему данный 
комплект труб. Получение буровым мастером документации на комплект 
подтверж дается распиской по специальной форме.

Подготовленные и оф ормленны е комплекты бурильных труб переда
ются буровым или нефтегазодобы ваю щ им предприятиям в соответствии с 
действую щ им руководящ им документом.

П ередача комплекта труб предприятиям и прием ка их обратно в р е 
монт оф ормляю тся соответствую щ ими актами.

Ф ормы упомянутых выш е «Заказ-заявки», «Акта на составление ком
плекта», «Описи труб комплекта», «Паспорт-журнала», «Выписки из пас- 
порт-журнала», «Расписки в получении паспорт-ж урнала» и «Актов на п е
редачу комплекта» приведены  в руководящ ем документе РД 39-1-456 — 80.
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Все бурильные трубы  и зам ки к ним, утяж еленны е бурильные трубы  и 
ведущ ие трубы, прош едш ие контрольную  проверку и признанны е годными 
для эксплуатации, вклю чаю т в действую щ ий парк бурильных труб трубного 
подразделения — трубной базы  нефтепредприятия. П арк бурильных труб 
состоит из труб для выполнения основных работ (оборотных) и из труб р е 
монтного резерва для выполнения вспомогательных работ (необоротных). К 
трубам для выполнения основных работ относятся бурильные, утяж елен
ны е и ведущ ие трубы. В состав ремонтного резерва вклю чаю тся трубы 
промывочные, для разбуривания цементны х пробок, ловильные, а такж е 
трубы для спуска обсадных колонн секциями и потайны х колонн.

Для обеспечения нормальных условий проводки скваж ины  до ввода ее 
в бурение для нее создается индивидуальный набор бурильных труб, объе
диняю щ ий в единую группу все комплекты, предназначенны е для данной 
скваж ины  и обеспечиваю щ ие успеш ную  безаварийную  ее проводку. Набор 
бурильных труб для выполнения основных работ для каж дой скваж ины  
закрепляю т за ней на все время от начала бурения и до сдачи скваж ины  в 
эксплуатацию. Н абор бурильных труб для данной скваж ины  полностью 
доставляется на буровую до начала ввода ее в работу или трубы из этого 
набора подаю тся комплектами для бурения каждого последую щего интер
вала. Н аборы  ремонтного р езерва подаю тся на буровы е по м ере надоб
ности.

Для определения состава индивидуального набора, расчета количест
венного и качественного состава парка бурильных труб для основны х и 
вспомогательных работ, а такж е для расчета потребности в бурильных тру
бах на зам ену изнош енны х и для пополнения парка труб пользую тся руко
водящим документом РД 39-2-448 — 80.

Учет работы, начисление износа 
и списание бурильных труб

Комплектование бурильных, утяж еленны х бурильных и ведущ их труб 
по типоразм ерам  с оф ормлением на них отдельных паспорт-ж урналов и 
эксплуатация их при проводке определенных конкретны х скваж ин позво
ляю т вести точный учет работы, а такж е подытожить после списания всех 
труб величину полной отработки каждого комплекта.

В процессе эксплуатации комплекта бурильных труб буровым масте
ром в паспорт-ж урнале регулярно отмечаю тся подробные сведения о рабо
те комплекта труб.

Сведения об авариях с комплектом труб (в соответствии с актами об 
авариях) вносятся в специальную  ф орм у совместно представителями буро
вого предприятия и трубного подразделения. О тметки о видах проф илак
тических работ и ремонтах комплекта труб в трубном подразделении такж е 
вносит в специальны е формы  представитель трубного подразделения.

Для своевременного и качественного обеспечения буровых предприя
тий трубами необходимых типоразмеров, а такж е с целью планирования 
работы  трубного подразделения в последнем ведется учет: получения, н а
личия и расхода бурильных труб и замков; движ ения комплектов буриль
ных труб; видов и объемов проф илактических и ремонтны х работ с бу
рильными трубами.

С целью еж емесячного бухгалтерского учета затрат от проката бу
рильных труб по статье «Расходы по эксплуатации инструмента при про
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водке скважин» начисляется условный износ в рублях на бурильные, утя
ж еленны е бурильные, ведущ ие трубы  и зам ки в зависимости от объема 
проходки в метрах.

Сумма условного износа, подлеж ащ его начислению  на все трубы  дан
ного комплекта, рассчиты вается с учетом коэф ф ициента увеличения и зно
са труб по м ере роста глубин скважин, определенного для каждого интер
вала глубины через 500 м, и прочих ф акторов проводки скважины. Значе
ния этого коэф ф ициента, нормы и расценки условного износа приведены  в 
П рейскуранте порайонны х расценок на строительство неф тяны х и газовых 
скваж ин (ППР) и в С правочнике укрупненны х сметных норм (ЭСН).

При достиж ении суммы начисленного на комплект условного износа в 
рублях 70 % первоначальной стоимости труб и 90 % стоимости замков, н а
винченны х на трубы  или приваренны х к ним, начисление условного износа 
прекращ ается, а комплект труб продолж ает эксплуатироваться без начис
ления износа до полной отбраковки труб.

Бурильные трубы  списы ваю т на ф актическому их состоянию  на осно
вании результатов осмотра, деф ектоскопии и инструментальны х и зм е
рений.

В зависимости от фактического износа в процессе эксплуатации и и з
менения геометрических разм еров трубы  переводятся во II и III классы.

В табл. 5.27 приводятся степень износа и значения дефектов, при дос
тиж ении которы х трубы переводят в следую щий класс. На основании дан
ных (см. табл. 5.27) составлены прочностны е характеристики  труб II и III 
классов.

С тепень износа замковой резьбы  определяется либо по уменьш ению  
расстояния меж ду упорны м уступом ниппеля и упорным торцом муфты, 
либо по уменьш ению  числа оборотов, необходимого для полного свинчива
ния бурильного замка.

Для резьбы  с шагом 6,35 мм (4нх1") и конусностью  1/6 предельным 
является расстояние меж ду уступом и торцом замковых деталей, равное 
25 мм, для резьбы  с шагом 5,08 (5нх1") и конусностью  1/4 — 14,5 мм.

Т а б л и ц а  5.27
Классификация бурильных труб

Вид дефекта
Класс труб

II III
Равномерный износ трубы по наружной поверхности:

толщина стенки после износа, %, не менее 
Эксцентричный износ по наружной поверхности:

80 65

толщина стенки после износа, %, не менее 65 55
Вмятины, % наружного диаметра, не более 3 5
Смятие, % наружного диаметра, не более 3 5
Шейка, % наружного диаметра, не более 
Остаточное сужение:

3 5

уменьшение наружного диаметра, %, не более 
Остаточное расширение:

3 5

увеличение наружного диаметра, %, не более 
Продольные надрезы, зарубки:

3 5

оставшаяся толщина стенки, %, не менее 
Поперечные надрезы:

80 65

оставшаяся толщина стенки, %, не менее 90 80
длина надреза, % длины окружности трубы, не более 

Точечная коррозия, эрозия:
10 10

толщина стенки в месте самой глубокой коррозии, % 
номинальной, не менее

80 65
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Т а б л и ц а  5.28
Износ бурильных замков

Типоразмер замка

Наружный диаметр замка, мм

при равномерном износе 
по классам

при неравномерном износе 
по классам

II III II III

ЗН-80 77,6 75 78,8 77,0
ЗН-95 92,0 89 93,5 92,0
ЗН-108 104,7 102 106,4 105,0
ЗН-140 135,8 133 137,9 136,5
ЗН-172 166,8 164 169,4 168,0
ЗН-197 191,0 188 194,0 192,5
ЗШ-108, ЗШ К-108 104,7 100 106,4 104,0
ЗШ-118, ЗТТТК-118, ЗУК-120 114,5 109 111,3 113,5
ЗШ-1ЭЗ, ЗУК-133 129,0 125 131,0 129,0
ЗШ-146, ЗУК-146 141,6 136 143,8 141,0
ЗШ-178, ЗУК-178 172,6 167 175,3 172,5
ЭШ-203 197,0 191 200,0 197
ЗУ-155, ЗУК-155 150,3 148 152,6 151,5
ЗУ-185 179,4 177 182,2 181,0

Предельные значения износа бурильных замков по наруж ной поверх
ности даны в табл. 5.28. П ервы й класс соответствует номинальному 
диаметру замка, второй и третий определяю тся значением  износа. При 
значениях диаметра м енее указанны х для III класса замки отбраковы 
ваются.

С писание бурильных труб оформляется соответствую щ им актом, со
ставленным сотрудниками бурового предприятия с участием представителя 
трубного подразделения и утверж денны м руководством бурового пред
приятия.

Дефектоскопия бурильных труб

При бурении неф тяны х и газовых скваж ин могут происходить полом
ки элементов бурильной колонны. Н аиболее слабое место в бурильной ко
лонне — резьбовы е и сварны е соединения бурильных труб с замками, по 
которым чащ е всего происходят поломки. Установлено, что разруш ения 
труб носят усталостный характер, являясь следствием возникновения и 
развития трещ ин на этих участках при воздействии на бурильную колонну 
знакоперем енны х нагрузок.

Для выявления деф ектов в теле труб и их соединениях ш ироко вне
дряю тся методы деф ектоскопического контроля, позволяю щ ие обнаруж и
вать и определять местополож ение таких дефектов, как  закалочны е тр е
щины, раковины, закаты, плены, неметаллические вклю чения и другие н а
руш ения сплошности металла, к которы м мож но отнести и усталостные 
трещ ины.

М етоды деф ектоскопии позволяю т проверять новы е трубы на трубо
прокатны х заводах, при проф илактическом  контроле бывш их в эксплуата
ции бурильных труб на проверочном участке трубно-инструментальных 
баз, а такж е непосредственно над устьем скваж ины  при подъеме или спус
ке бурильной колонны.
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Глава 6____________
РАЗРУШЕНИЕ ГОРНЫХ ПОРОД

6.1. ОБЩИЕ ПОЛОЖЕНИЯ

Горными породами назы ваю тся плотные или ры хлы е агрегаты, сла
гаю щ ие земную  кору. Горные породы состоят из зерен, кристаллов, облом
ков различны х минералов, а такж е вещества, связы ваю щ его (цементирую 
щего) эти частицы, и пор (пустот). Во многих породах в порах содерж ится 
вода, которая влияет на взаим освязь минеральны х частиц.

Основными породообразую щ ими минералами являются: группа квар
цевых (кварц, кремень, халцедон и др.), силикаты (полевые пшаты, слюда, 
амфиболы, пироксены  и др.), карбонаты  (кальцит, доломит), гидрофильны е 
глинистые (каолинит, монтмориллонит и др.) и водорастворимые (гипс, га
лит и др.).

Горные породы по происхож дению  делятся на магматические, и звер 
ж енны е, осадочные и метаморфические.

Магматические горны е породы образую тся в результате охлаждения и 
затвердения магмы. В зависимости от места ее затвердения они делятся на 
интрузивные, или глубинные, и эф ф узивны е, или изливш иеся (изверж ен
ные, вулканические). К первым относятся гранит, сиенит, диорит, габбро; 
ко вторым — диабаз, андезит, базальт и др.

Осадочные горные породы образую тся в результате разруш ения зем 
ной коры: к ним относятся песчаники, сланцы, известняки, торф, лигнит, 
бурый и каменны й угли, антрацит, каменная соль и др. П ри бурении н еф 
тяны х и газовых скваж ин наиболее часто встречаю тся породы, состоящ ие 
из следующих минералов: глинистых (каолинита, монтмориллонита и др.), 
сульфатных (гипса, ангидрита, барита), карбонатны х (кальцита, доломита), 
оксидных (кварца и др.). Глинистые минералы  — водные алю мосилика
ты — характеризую тся наличием частиц исклю чительно малого разм ера и 
чеш уйчатым строением. Реж е встречаю тся брекчии, галечники, кремни, 
каменная соль и др.

Метаморфические горные породы образую тся в результате изменения 
внутреннего строения, химического состава и ф изических свойств пород 
под влиянием высоких тем пературы  и давления (кварциты, мраморы, слю
дяные сланцы и др.).

К лассиф икация пород по А.В. П устовалову приведена в табл. 6.1, а 
классиф икация горных пород по разм ерам  обломков — в табл. 6 .2 .

По строению  горные породы подразделяю тся на кристаллические, 
ам орф ны е и обломочные.

Кристаллическими бываю т магматические и осадочные породы. О са
дочные кристаллические породы образую тся в результате выпадения из 
водных растворов или в результате химических реакций, происходящ их в 
земной коре. К ним относятся соль, гипс, ангидрит, известняки, мел, доло-
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Т а б л и ц а  6.1
Классификация пород по структурным признакам

Структура Размеры кристаллов, мм Характеристика

Крупнокристаллическая >1,0 Кристаллы различаются нево
оруженным глазом

Среднекристаллическая 0 ,1 -1 ,0 Кристаллы видны в лупу
Скрытокристаллическая 0,01-0 ,10 Кристаллы различимы под мик

роскопом
Пелитоморфная 0,01 Кристаллы и форма различимы

только под микроскопом

Т а б л и ц а  6.2
Классификация горных пород по размерам обломков

Размеры об
ломков, мм

Характер пород и сложение частиц обломков
Рыхлые Сцементированные Основные струк

Угловатые Окатанные Угловатые Окатанные туры

>1000 Глыбы Крупные ва
луны

- - -

100-1000 Мелкие глы
бы

Валуны

1 0 -  100 Щебень Г алечник Брекчия Конгломерат Г рубообломочные 
(псефиты)

2 - 1 0 Дресна Гравий — — —
О Д -2 Песок Песчаник Песчаные (псам

миты)
0,01-0 ,1 Алеврит Алевролит Мелкоземлистые

(алевриты)
<0,01 Пелит (глина) Аргиллит Глинистые (пели

ты)

миты и органогенные породы, являю щ иеся продуктами ж изнедеятельности  
организмов.

Горные породы аморфного строения встречаю тся реж е. К ним отно
сятся естественны е стекла-обсидианы, имею щ ие тонкокристаллическое или 
неполнокристаллическое строение, например, кремни.

Важную группу составляю т обломочные породы, которы е образую тся в 
результате выветривания, переноса под действием воды или ветра и даль
нейш его их разруш ения.

Горные породы могут быть однородными, неоднородными, изотроп
ными и анизотропными.

Горные породы неоднородны по минералогическому составу, распре
делению  зерен  в массе породы, пористости и проницаемости, степени уп
лотненности и трещ иноватости. Такая неоднородность играет важ ную  роль 
в процессах разруш ения горной породы, их эф ф ективности, так  как  неод
нородность им еет большое значение при оценке их прочностных свойств.

Изотропные породы обладаю т одинаковыми свойствами во всех 
направлениях; анизотропны е — неодинаковы ми свойствами в разны х 
направлениях. Анизотропия горных пород обусловливается главным обра
зом их слоистостью. Упругие свойства и прочность горных пород резко  
различаю тся в зависимости от направления действия сил по отнош ению  к 
плоскости напластования.

В механике горные породы по характеру связей  меж ду частицами 
подразделяю тся на три основны е группы: скальные (прочные), силы взаи 
модействия меж ду частицами которых, главным образом, электрические;
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нескальны е (глинистые породы, грунты) с взаимодействием коллоидальных 
частей, адсорбирую щ ихся на поверхности обломков; сыпучие (раздельно
зернистые).

У прочих пород минеральны е частицы связаны  цементирую щ ими ве
ществами: кремнистыми (кварцевыми, халцедоновыми), железисты ми, из- 
вестковистыми, глинистыми, мергелистыми, гипсовыми и др. Н аиболее 
прочными являю тся породы с кремнистой и ж елезистой  цементацией (на
пример, кварциты  и крем нисты е песчаники), наим енее прочны е — с гли
нистой и гипсовой.

Сыпучие горные породы представляю т собой скопления не связанны х 
друг с другом минеральны х частиц (зерен, обломков). Главные минераль
ны е компоненты песков — кварц, полевые пшаты и обломки различны х 
пород и минералов.

6.2. МЕХАНИЧЕСКИЕ И АБРАЗИВНЫЕ СВОЙСТВА ГОРНЫХ ПОРОД

С пособность горных пород реагировать на внеш ние воздействия и з
менением размеров, формы  и целостности относится к механическим свой
ствам.

С пособность горных пород изменять без разруш ения ф орму и разм е
ры  в результате направленного на них силового воздействия назы вается 
деформируемостью.

Прочность горных пород — это способность их в определенных усло
виях воспринимать силовые воздействия без разруш ения.

Реальная (техническая) прочность отличается от теоретической, под 
которой понимается прочность связи  меж ду элементарны ми частицами, 
слагающими идеальную кристаллическую  реш етку. Например, односторон
нее растяж ение ионного кристалла (по Г.С. Ж данову) составляет 3000 МПа. 
Для реальных тел отнош ение теоретической прочности к технической дос
тигает больших значений: для ж елеза — 4500, цинка — 2000, хлористого 
натрия — 600, кварца — 90.

Твердость пород — это их способность сопротивляться внедрению  в 
них постороннего тела.

Горные породы могут деформироваться в пределах упругости и п ре
терпевать пластические (остаточные) деформации.

С пособность горных пород изменять ф орм у и объем под влиянием си
ловых воздействий и полностью  восстанавливать первоначальное состояние 
после устранения воздействий назы вается упругостью.

С пособность горных пород изменять ф орм у и объем под влиянием си
ловых воздействий и сохранять остаточные деф орм ации после устранения 
воздействий назы вается пластичностью.

Горные породы при их нагруж ении характеризую тся проявлением уп
ругой и пластической деформаций, так как не являю тся идеально упругими 
или идеально пластическими телами.

М инералы  в больш инстве случаев деф ормирую тся как упругохрупкие 
тела: их разруш ение характеризуется моментом, когда напряж ения дости
гают предела упругости; деф орм ации следуют закону Гука. Повы ш ение 
температуры  и всестороннего давления м ож ет привести к тому, что мине
ралы будут деф ормироваться как упругопластические тела.

Горные породы деформирую тся, не следуя закону Гука: так  как  они
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имею т дисперсное строение, их связь меж ду напряж ением  и деф ормацией 
носит сложны й характер.

Упругое поведение тела, в том числе горных пород, м ож ет быть оха
рактеризовано модулем Ю нга (упругости) Е, коэф ф ициентом  П уассона ц 
или модулем сдвига G. Иногда необходимо знать модуль объемного сж атия 
к. У казанны е константы  изотропного тела взаимно связаны:

Е =  2G(1 +  ц);
(6 . 1)

Е =  Зк(1 -  ц).

Для горных пород, которы е относятся к анизотропны м телам, констан
ты Е и ц долж ны быть заданы в виде кривы х зависимости от направления.

М одуль упругости определяется рядом факторов. Различаю т модуль 
упругости Е, возникаю щ ий при однократном нагружении; модуль упруго
сти Ен, получаемый в результате исклю чения остаточных деф орм аций м е
тодом многократной нагрузки и разгрузки; динамический модуль упругости 
Е, вычисляемый по скорости распространения упругих волн. Они различ
ны: Е < Ен < Еа.

М одуль упругости, полученный при испытании образцов горных пород 
для различны х видов деф орм ации при растяж ении Ер, изгибе Еи и сж атии 
Есж, неодинаков: Ер < Ен < Есж. Количественное соотнош ение прим ерно сле
дующее: Ен/Е р =  1,1-ьЗ; £ и/ £ сж =  0,25-Ю,35.

Породы одного и того ж е  минералогического состава, но разной  сте
пени уплотненности имею т разны е модули упругости. Если породы нахо
дятся под все увеличиваю щ имся напряж ением , то они имею т повы ш енны е 
значения Е.

М одуль упругости горных пород по м ере увеличения глубины их зале
гания возрастает. Н аибольш ее влияние на модуль упругости оказы ваю т 
минералогический состав, структура, текстура, условия залегания, природа 
вещества, заполняю щ его поровы е пространства, и др.

П овы ш ение песчанистости приводит к увеличению  Е породы. Его зна
чения определяю тся главным образом модулем упругости основного поро
дообразую щ его минерала, но Есж п < Есж м.

Н иж е приведены  модули упругости при сж атии некоторы х минералов:

М инерал...............................................  Кварц Кальцит Гипс Галит
£сж .м -Ю ~б, М П а.................................. 7 ,9 -1 0  5 ,8 -9 ,0  1 ,2 -1 ,5  2 ,4 -2 ,6

По мере увеличения карбонатности осадочных горных пород модуль 
упругости возрастает. П ри прочих равных условиях мелкозернистые поро
ды имею т более высокий модуль Юнга, чем крупнозернистые.

Н иж е представлены значения Есж п для горных пород:
П орода....................................................................Глинистый сланец Известняк Доломит
£сж.п-10_б, М П а.............................................. .......1 ,5 -2 ,5  1 ,3 -2 ,5  2 ,1 -16 ,5
П орода....................................................................Мрамор Песчаник Кварцит
£сж.п-10_б, М П а.............................................. .......3 ,9 -9 ,2  3 ,3 -7 ,8  7 ,5 -10 ,0

М одуль упругости горных пород с равномерно распределенной порис
тостью законом ерно пониж ается с повы ш ением пористости. Породы оди
наковой пористости, но разного минералогического состава (кварциты, гра
ниты, мраморы) в пределах нагрузок от 10 до 100 М Па имею т прим ерно 
одинаковое значение Е.
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По Л.А. Ш рейнеру, для целей бурения модуль упругости мож но опре
делить по формуле

_ Р( 1 -Ц 2)
Ш  '

где ^  — модуль упругости породы при вдавливании цилиндрического 
штампа, Па; Р — нагрузка на штамп, соответствую щ ая деформации, II; ц — 
коэф ф и ци ен т Пуассона; <7т — диаметр штампа, м; су|| — упругая деф орм а
ция, м.

М одуль упругости Еш, кром е того, зависит от пористости пород, м ине
ралогического состава, направления действия деф ормирую щ их сил по от
нош ению  к слоистости породы и т.д.

Если Е|| — модуль упругости параллельно, а Е± — модуль упругости 
перпендикулярно к напластованию , то отнош ение Е\\ /  Е характеризует 
степень упругой анизотропии горной породы. Для глинистых пород оно 
доходит до 2, для песчаников — до 1,2, для алевролитов — до 1,4.

С увеличением влаж ности горных пород модуль упругости сущ ествен
но сниж ается. По Л.А. Ш рейнеру, горны е породы в зависимости от модуля 
упругости подразделяю тся на восемь категорий.

К оэф ф ициент П уассона ц для горных пород — величина, и зм еняю 
щ аяся в диапазоне 0,10 — 0,45. Н иж е приведены  значения ц для горных по
род:

П орода................................. Глины пластичные Глины плотные Глинистые сланцы
|х.............................................  0 ,38-0 ,45 0,25-0 ,35 0,10-0,20
П орода................................. Известняки Песчаники Каменная соль Г ранит
|х.............................................  0 ,28-0 ,33 0,30-0,35 0,44 0 ,26-0 ,2

К оэф ф ициент П уассона уменьш ается с увеличением деформирую щ ей 
нагрузки: для известняка изм енение нагрузки в пределах 10 — 250 — 500 Н 
приводит к уменьш ению  ц до 0,28.

И зучение зависимости ц от направления прилож ения нагрузки (парал
лельное и перпендикулярное к напластованию) показывает, что цц > ц .

Л.А. Ш рейнер и другие показали, что коэф ф ициент П уассона зависит 
от метода испытаний: при динамических испытаниях он меньше, чем при 
статических, и в некоторы х случаях во много раз: для доломитов и извест
няков, например, в 1,7 —2,1 раза.

Изучение процессов разруш ения горных пород и исследование устой
чивости горной выработки часто требую т знания их сж имаемости р.

Горные породы под действием всестороннего давления уменьш ают 
свой объем следующим образом: для большинства горных пород р =  
=  10 б-ь10 7, т.е. объем горных пород при увеличении давления на 0,1 М Па 
уменьш ается на несколько миллионных или даж е десятимиллионных долей 
их первоначального объема. С увеличением давления коэф ф ициент объем
ного сж атия горных пород уменьш ается. Например, для известняка значе
ние р при небольш их давлениях высоко: р =  (2 ,3-ь2,7) -10 б, а при давлениях 
выш е 200 М Па оно достигает 1,39-10 б, т.е. значений р для кальцита, ос
таю щ егося несж имаемы м вплоть до давления 1000 МПа.

Горные породы принято делить на хрупкие и пластичные при обычных 
условиях. И зм енение условий испытания перем ещ ает границу между хруп
костью в ту или иную сторону. По B.C. Федорову, хрупкость, а значит, и
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пластичность, следует рассматривать как  состояние тела, а отнюдь не как 
свойство материала. В понятие состояния горных пород входят: структура, 
деф екты  и искаж ения, относящ иеся к самим зернам  (решеткам), их по
верхности и к веществу, связы ваю щ ему зерна; тем пература и время дейст
вия сил и их значение. При определенных сочетаниях этих факторов 
горные породы могут вести себя как  хрупкие или как пластичные тела. 
Л.А. Ш рейнер с сотрудниками на основании экспериментов при вдавлива
нии штампа в образцы  горных пород классиф ицировал их на упругохруп
кие, упругопластичные и не даю щ ие общ его хрупкого разруш ения. При 
этом были построены  и характерны е кривы е деформации.

П ри построении и анализе диаграммы (рис. 6.1) деф орм ации в коор
динатах Р — £, (соответственно нагрузка в нью тонах и деф ормация в м ик
рометрах) тангенсы  углов наклона прямы х АВ (а) и ВС (а ,) характеризую т 
упрочаемость породы при пластическом деформировании: точка А  п ересе
чения линий ОА (в упругой области) и АВ (в пластической области) дает 
значение нагрузки Р0, по которой мож но судить о пределе текучести.

Л.А. Ш рейнер с сотрудниками под мерой пластичности понимаю т н е
которы й коэф ф и ци ен т кп, получаемый как отнош ение общ ей работы, за 
траченной до разруш ения (площадь ОАВСД), к  работе упругих деф орм аций 
(площадь ОРЕ). Точка С соответствует значению  нагрузки Р, при которой 
наступает общ ее разруш ение образца горной породы под штампом.

Для упругохрупких пород кп принимается равным единице. Породы 
осадочной толщ ины к этой категории практически не относятся. Для этих 
пород кп удовлетворяется неравенством  1 < кп < 6 . К ним относятся извест
няки, доломиты, песчаники и другие породы.

Л.А. Ш рейнер исследовал породы, для которы х кп > 6 , отнес их к клас
су пород, «не даю щ их общего хрупкого разруш ения». К этому классу отно
сятся глинистые сланцы. Глины характеризует кп, равны й практически бес
конечности.

П ластические свойства горных пород сущ ественно изменяю тся с и з
менением  их минералогического состава и пористости. Например, при по
стоянной пористости кп горной породы увеличивается по мере уменьш ения 
ее карбонатности или глинистости. Породы с постоянной карбонатностью  
показы ваю т увеличение кп с ростом пористости.

Прочность — одно из основны х свойств горных пород. Ее мож но оп
ределить как сопротивление тел механическому разруш ению . Х арактер 
деф орм ации играет сущ ественную  роль. Н аиболее часто использую тся 
данны е по пределам прочности при разры ве Rp (растяжение), изгибе Rw 
сж атии Ясж, скалывании xs (сдвиге, срезе).

Рис. 6.1. Диаграмма деформации при вдавливании штампа, построенная в координатах Р  и
а — в упругохрупкую породу; б — в упругопластичную породу
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П онятие о твердости м енее определенно, и применительно к внедре
нию  долота, условно состоящ его из своеобразны х клиньев («штампов»), 
м ож ет быть сформ улировано как  сопротивляемость горной породы внедре
нию  в него штампа. Это есть прочность тела при вдавливании в него друго
го тела. М еж ду показателям и прочности и твердости сущ ествует корреля
ционная связь. П рочность горных пород зависит от ряда факторов, главные 
из которы х — минералогический состав, разм ер и ф орм а зерен  кристаллов 
породы, структура, текстура, тип цемента, количественное соотнош ение 
меж ду цементом и материалом породы, пористость и слоистость, уплотнен
ность, перемятость водонасыщ енность и некоторы е другие. Значительно 
влияю т на прочность вид деформации, масш табный фактор, скорость при
лож ения нагрузки и др. Рассмотрим некоторы е из этих факторов.

П рочность материалов определяется силами сцепления и внутреннего 
трения. М еж ду прочностью  горных пород и их сцеплением сущ ествует 
прямая связь. И нтенсивность сцепления С м ож но определить через предел 
прочности при сж атии Rcm и угол внутреннего трения ср:

с  _ ^сж^-^Пф)
2 sin ф

или через предел прочности на разры в Rp:
_  Rp (1 + sin ф)

2 sin ф

И нтенсивность сцепления численно почти равна пределу прочности 
при разры ве: С т Rp.

По сечению  образца горной породы прочность не везде одинакова: ее 
значения максимальны при разруш ении зерна породы, меньш е — в местах 
связи зерен  и равны  нулю в порах, трещ инах.

И нтенсивность сцепления часто определяется из условия разруш ения 
на сдвиг, что обусловлено силами сцепления и силами трения. В общем 
случае сдвиг происходит не по плоскости, а по некоторой зоне толщиной, 
превы ш аю щ ей разм ер частиц породы. Силу внутреннего трения /  принято 
оценивать коэф ф ициентом  или углом внутреннего трения: tg  ср =  /; ср =  
=  2у0 — 90°, где у0 — определяемый экспериментальным путем угол н еко
торой площ адки с в образце породы к горизонту, на которой при прилож е
нии нагрузки устанавливается равновесие сил (рис. 6.2).

Главные породообразую щ ие минералы  обладаю т различной прочно
стью: наивы сш ая прочность, достигаю щ ая 500 МПа, у 
кварца. П ри прочих равны х условиях во всех осадочных 
горных породах с увеличением количества растворенного 
кварца прочность возрастает. Прочность кварцитов и 
кремния достигает 300 — 500 МПа, у  карбонатны х пород 
она меньше. Так, прочность основны х породоразруш аю 
щих минералов кальцита и доломита составляет соответ
ственно 160 и 200 МПа. Прочность обломочных сцем ен
тированны х пород определяется минеральным составом 
цементирую щ его вещ ества. Наиболее слабые места этих

Рис. 6.2. Схема разрушения образца породы под действием сжимающих 
усилий Р
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конгломератов находятся на поверхностях контакта обломочного и цем ен
тирую щ его материалов.

По B.C. Федорову, прочность на разры в горных пород выше, если зер 
на, ее составляю щие, меньше. П рочность на скалы вание слабо зависит от 
разм ера зерен. Разнозернисты е горны е породы характеризую тся повы 
ш енной прочностью  по сравнению  с теми, у  которы х разм еры  зерен  при
мерно одинаковы.

К ак правило, горны е породы, имею щ ие «цемент» соприкосновения 
м енее прочны, чем породы, имею щ ие базальтовый цемент и цемент пор. 
При прочности цементирую щ его вещ ества ниж е прочности классических 
зерен  породы с базальтовым цементом оказы ваю тся более прочными, чем 
породы с цементом пор.

П рочность пород с низкой пористостью  (0,5 —2,0 %) при сж атии сущ е
ственно зависит от формы  и характера взаимного располож ения зерен. 
Так, у  сланцев она изм еняется от 69,2 до 247,3 МПа.

Еще больше эти ф акторы  влияю т на известняки. Породы, в составе 
которы х в значительном количестве содерж атся минералы  табличного или 
пластичного габитуса, характеризую тся изменчивостью  прочности в р а з
личных направлениях.

У влаж нение горных пород приводит к сниж ению  их прочности: для 
глинистых пород падение прочности весьма резкое; скальные породы сни
ж аю т прочность значительно меньш е — до 20 — 30 %. У влаж нение до 16 — 
18 % повышает, а водонасыщ ение резко  сниж ает прочность песков. 
Н асы щ ение пород неф тью  пониж ает их прочность.

П рочность при сж атии горных пород возрастает с увеличением уплот
нения по линейному закону. B.C. Ф едоров считает, что прочность пород 
увеличивается от свода к крыльям с ростом глубины залегания.

С ущ ественно влияет на прочность горных пород вид деформации. При 
прочих равны х условиях пределы прочности при растяж ении  Rp, скалыва
нии Rc, изгибе RM и одноосном сж атии Rcm располагаю тся в следующем по- 
рядке. Rp < Rc < Rи < i^CJK.

Соотнош ения этих величин для разны х пород ориентировочно вы ра
ж аю тся следующими значениями:

-S?-= — — — • = — — ки — 0 Ю • 0 32
^сж 20 35 RcyK 6 13 RcyK

П ри испытании образцов горных пород четко выявляется законом ер
ность: при увеличении линейны х разм еров кубиков от 2 до 10 см наблю да
ется р езкое увеличение предела прочности на сжатие. У образцов разм е
ром от 10 до 20 см Rcm возрастает, но м енее выраж ено, приближ аясь к н е
которому значению . П рочность зерен  законом ерно уменьш ается с увели
чением разм ера зерен. B.C. Ф едоров построил характерную  кривую, даю 
щую наглядное представление о влиянии линейны х разм еров (масштабный 
фактор) на прочность минералов и образцов горных пород (кубиков) при 
одноосном сж атии (рис. 6.3).

Результаты испытаний горных пород на одноосное сж атие сущ ествен
но зависят от скорости прилож ения разруш аю щ их усилий. Так, при изм е
нении скорости нарастания напряж ения от 1,9 до 4,0 М П а/с  прочность и с
пытуемых пород возрастала от 154,4 до 174,5 МПа. По B.C. Федорову, при 
«мгновенном» действии разруш аю щ их сил прочность известняков, песча-
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Рис. 6.3. Влияние линейных размеров R сж 
(масштабный фактор) на прочность 
минералов и горных пород при одно
осном сжатии:
1 — зона зерен минералов; 2 — зона 
крупных образцов (кубики)

/

ников, глинистых сланцев увеличивается на 10—15 % по сравнению  с за 
медленным прилож ением  сил. Аналогичная законом ерность прослеж ивает
ся и в случае испытания других горных пород. С коростной эф ф ект  больше 
влияет на пластичные породы, меньш е — на хрупкие.

Горные породы разруш аю тся и при нагрузках, которы е меньш е кри 
тических, но действую т в течение продолжительного времени. Временная 
прочность пород зависит от наличия или отсутствия деф ектов в образцах и 
механизмах разруш ения.

Твердость горных пород является одним из свойств, представляю щ их 
интерес с позиции механики разруш ения. Сущ ествует несколько способов 
определения твердости горных пород. Н аиболее известны й — по ш кале 
Мооса. Твердость породы определяется направлением (оставлением риски) 
с помощью указанны х минералов. Н омер минерала, которы й первым н ано
сит риску на испытуемом материале, определяет его циф ровую  характери 
стику.

Другой возмож ны й метод определения твердости горных пород — ди
намический метод Ш ора. А.А. Ш рейнер установил зависимость между 
твердостью  минералов ш калы Мооса, изм еряем ой прибором Кнупа, 1\:м и 
коэф ф ициентом  отскока к на приборе Ш ора: РКн =  18(1,054)100А:2.

В последние годы получил распространение метод определения твер 
дости горных пород, разработанны й А.А. Ш рейнером и его сотрудниками. 
С ущ ность метода заклю чается в том, что в плоскую, хорош о отш лиф ован
ную поверхность испытуемого тела вдавливаю т пуансон (штамп), имею щ ий 
плоское основание и известны й диаметр; при этом изм еряю т нагрузки, де
ф ормации до разруш ения, параметры  зоны разруш ения, а такж е вычисля
ю т показатели механических свойств.

Д еф ормацию  изм еряю т с помощью индикатора с точностью  отсчетов 
от 0,001 до 0,002 мм в зависимости от условий испытания. Н агрузка на пу
ансон прилагается ступенями, ее повы ш аю т через малые интервалы, внут
ри каждого из которы х деф орм ация долж на пройти до конца.

Затем  строят граф ик зависимости деф орм аций от напряж ений — кри 
вую деф орм ации при вдавливании ш тампа (см. рис. 6.1).

Несколько условно кривую  деф орм ации делят на участок ОА — об
ласть упругой деф орм ации и участок АВ — область пластической деф орм а
ции с последующим хрупким разруш ением. П ри испытании хрупких пород 
участок АВ будет отсутствовать. П ластические породы не имею т хрупкого 
разруш ения. В этом случае за м еру твердости принимается предел текуче
сти, чему соответствует точка Р0 на ординате Р.
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Н агрузка Р0, отнесенная к площади штампа, представляет собой предел 
текучести (Па): Рт =  P0/S.

Упругие свойства пород могут с некоторой степенью  приближ ения ха
рактеризоваться наклоном прямой ОА к  оси абсцисс. П риближ енное зн а
чение модуля упругости горной породы при нагрузке, соответствую щ ей 
лю бой точке прямой ОА, м ож ет быть определено из зависимости Е =  
=  0,94Р/2ае, где е — деформация, соответствую щ ая нагрузке / ’; а — радиус 
штампа.

К оэф ф ициент пластичности принимается равным отнош ению  общей 
работы, затрачиваем ой для хрупкого разруш ения (площадь OABCD), к  р а 
боте упругих сил (площадь OEL).

Для горных пород, которы е не даю т общего хрупкого разруш ения 
(пластичные породы), коэф ф и ци ен т пластичности принимается условно 
равным бесконечности.

В табл. 6.3 приводятся механические свойства некоторы х горных по
род.

По Л.А. Ш рейнеру, породы делятся на три группы (I, II, III):

Группа I
категория...............................................................1 2  3 4
твердость, М П а............................................ .......0,5—1,0 1,0 —2,5 2,5 —5,0 5,0—10,0

Группа II
категория...............................................................5 6 7 8
твердость, М П а............................................ .......10—15 15 — 20 20 — 30 30 — 40

Группа III
категория...............................................................9 10 11 12
твердость, М П а............................................ .......40 — 50 50 — 60 60 — 70 >70

К первой группе относятся породы, не даю щ ие общего хрупкого р аз
руш ения (слабосцементированны е пески, мергели с прослоями песка, суг
линки, известняк-ракуш ечник, мергели и др.); ко второй — упругопластич
ны е породы (сланцы, долом итизированны е известняки, доломиты, кварце- 
во-карбонатны е и др.); к третьей  — упругохрупкие, как  правило, и звер 
ж енн ы е и метам орф ические породы. И з осадочных пород к последней 
группе относятся кварциты, крем ни и окремнелы е карбонаты . В основном 
эта ш кала совпадает с 12-балльной ш калой геологоразведочного бурения. 
М ноголетний опыт бурения определяет ее практическую  целесообразность.

П одавляю щ ее большинство горных пород, слагаю щ их неф тяны е и га
зовы е месторождения, относятся к восьми категориям.

По пластичности горные породы Л.А. Ш рейнер разделил на ш есть ка
тегорий. К первой относятся упругохрупкие; ко второй, третьей, четвертой 
и пятой — упругопластичные и к ш естой — не даю щ ие хрупкого разруш е-

Т а б л и ц а  6.3
Механические свойства горных пород (по Л.А. Шрейнеру)

Горные породы Твердость, МПа Коэффициент
пластичности

Модуль упругости 
Е-10-1, МПа

Глины 100-250 > 1 -3 0 ,25-0 ,5
Аргиллиты 250 -  500 > 1 -3 0 ,5 -  1,0
Мергели 50 -  250 1 - 3 <0,5
Песчаники кварцевые 250 -  2500 > 1 -4 0,5 — 5,0
Известяки 1000-2000 2 - 6 1 - 5
Гипсы 250-500 > 1 -6 0,5 — 2,5
Кремнистые породы >5000 1 - 3 >10
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ния и упругопластичные породы с коэф ф ициентом  пластичности кп > 6, так 
как они по своему поведению  при разруш ении близки к породам, не даю 
щим хрупкого разруш ения.

По методике А.А. Ш рейнера весьма трудно отличить высокопластич
ную породу от высокопористой. Пластичность пород этих видов условно 
принимается равной бесконечности, когда у  них вполне определенный ко
эф ф ициент пластичности.

М етодика А.А. Ш рейнера весьма трудоемкая, поэтому используется 
только при научных исследованиях, — из-за сложности оборудования и 
требований высокой квалиф икации операторов и специалистов в п роиз
водственных условиях она пока не применяется.

Твердость горных пород, определенная по описанной методике, значи
тельно выш е предела прочности на сжатие.

П оскольку прочность и твердость горных пород взаимосвязаны, на по
следнюю влияю т те ж е  ф акторы  и в том ж е  направлении, что и на твер 
дость. Твердость горных пород в определяю щ ей степени зависит от мине
ралогического состава и сущ ественно зависит от содерж ания в них кварца 
и полевых шпатов. П рисутствие кварца влияет на твердость глинистых по
род некарбонатного типа, меньш е — на твердость глинистых пород и чис
тых мергелей. Твердость в этой группе пород изм еняется линейно, пропор
ционально количеству присутствую щ его кварца. Твердость глинисто
карбонатны х пород сущ ественно зависит от карбонатной составляю щ ей, а 
песчаников и алевролитов — от типа цементирую щ его материала. При 
прочих равных условиях твердость повы ш ается от типа цемента (слева н а
право): глинистый —> гидрослю дисто-глинистый —> карбонатны й —> базаль
товый.

С ущ ественно зависит твердость от структуры  породы и ее пористости. 
Н екоторы е ф акторы  влияю т на Rcm и твердость неодинаково и в противо
полож ны х направлениях: например, геотектонический ф актор — предел 
прочности при сж атии R перпендикулярно к напластованию  больше пре
дела прочности Щ параллельно напластованию  (/<! > R ), тогда как для твер 
дости результаты  прямо противоположны, причем Щ > R =  1,1 -И ,8.

И з технико-технологических ф акторов на твердость горных пород 
больше всего влияю т факторы: масштабный, ф ормы  и скоростной. Чем 
выш е твердость горной породы, тем отчетливее влияние масш табного ф ак 
тора, чем больше разм еры  площади штампа, тем выш е твердость (до опре
деленного размера).

Твердость им еет наименьш ие значения при внедрении заостренны х 
наконечников (конусы, клинья) и наибольш ие — при плоских торцах при 
прочих равны х условиях. П ри мгновенном прилож ении нагрузки твердость 
горной породы выше, чем при медленном вдавливании, причем эф ф ект  в 
данном случае больший, чем при определении Ясж.

Твердость должны определять по стандартной, отработанной методике 
при проверенны х и установленных технико-технологических факторах, ко
торы е могут дать несопоставимы е результаты  (форма, скорость нагруж е
ния, разм еры  образца и штампа, угол внедрения штампа в образец, плос
кость поверхности и др.).

П ри оценке рабочего инструмента для разруш ения горных пород су
щ ественную  роль играет характер разруш ения пород различного класса. 
Для упругохрупких и упругопластичных пород зоны разруш ения гораздо 
больше зоны контакта породы и штампа; для пород, не даю щ их хрупкого
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Рис. 6.4. Схемы разрушения пород при вдавливании штампа:
а, б  — для пород упругохрупких и упругопластичных; в — для пород, не дающих общего хруп
кого разрушения

разруш ения, разм еры  разруш ения и контакта одинаковы (рис. 6.4). Углуб
ление в последнем случае больше.

О тнош ение глубины погруж ения ш тампа после разруш ения породы 5 
к ее деф орм ации Е (упругой и пластичной) до разруш ения является пока
зателем, по которому породы делятся на различны е классы. Для упруго
хрупких пород отош ение 5/Е > 5,0, для упругопластичных оно равно 2,5 — 
5,0 и для пород, не даю щ их хрупкого разруш ения, равно единице.

Для оценки сопротивляемости горных пород разруш ению  при бурении 
пользую тся такж е понятием критического напряж ения сткр. По B.C. Ф едо
рову, критическое напряж ение — это отнош ение нагрузки  на долото РА, 
при которой начинается активное объемное разруш ение породы, к перво
начальной площади контакта. Величина сткр характеризует сопротивление 
породы проникновению  в нее рабочих элементов долота и определяется из 
данных бурения.

Эта величина и твердость по ш тампу (по Л.А. Ш рейнеру) имею т оди
наковую  ф изическую  сущность, и меж ду ними устанавливается корреля
ционная связь. Твердость по Л.А. Ш рейнеру определять проще, чем сткр, 
поэтому ее использование более предпочтительно.

А бразивная способность горных пород — это способность изнаш ивать 
разруш аю щ ий их инструмент. Это понятие связано с понятием о внеш нем 
трении и износе. А бразивная способность горных пород и механизм  ее 
проявления пока ещ е недостаточно изучены.

С уммируя отдельные, порой субъективны е и противоречивы е данные, 
B.C. Ф едоров выделил основны е полож ения абразивной способности гор
ных пород применительно к бурению, которы е приведены  ниже.

Главная причина абразивного износа твердых тел — неровности на 
соприкасаю щ ихся поверхностях. П оверхности касаю тся только в точках 
контакта. В случае не очень больших давлений на соприкасаю щ ихся по
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верхностях площадь истинного контакта составляет лиш ь 2-10 5 — 2-10 4 
части полной площади поверхности, т.е. весьма малую ее часть. С оприка
саю щ иеся поверхности находятся под действием точечных нагружений. 
Число мест контакта значительно, но величина площади их соприкоснове
ния мала. В точках контакта поверхность подвергается одновременному 
действию  усилий, направленны х вдоль и нормально к поверхности. Тогда 
процесс абразивного износа определяется большим числом отдельных ца
рапаний и сколов, вызы ваю щ их непреры вное соскабливание с рабочих по
верхностей разруш аю щ его инструмента струж ек и соскобов.

В общ ем случае абразивны й износ — процесс весьма сложный. В од
них участках обеспечивается м еханическое сцепление (царапание), и здесь 
сопротивление трения обусловливается прочностью  на срез взаимно вне
дрявш ихся элементов поверхности. В других участках обеспечивается мо
лекулярное сцепление, и сопротивление разруш ению  связано с преодоле
нием молекулярных сил. П рактически при бурении молекулярными силами 
мож но пренебречь.

О бъемны й износ V  м ож ет быть найден из вы раж ения V =  d\xvPfs, где 
5 — коэф ф и ци ен т износа; — кинетический коэф ф и ци ен т внеш него тр е
ния; Р — твердость горной породы; /  — площадь соприкосновения трущ их
ся поверхностей; s — путь трения.

Тогда для одного и того ж е  изнаш иваю щ егося материала при прочих 
равных условиях при соприкосновении с разны ми породами (в пределах 
определенного класса) мож но записать: V\/Vi =  щР/\л.2Р2, где ц ,, / ’, — ко
эф ф ициент внеш него трения и твердость одной породы; ja2, 1\ — то же, 
второй породы.

Следовательно, для бурения мерой относительной абразивной способ
ности горной породы м ож ет служить произведение коэф ф ициента внеш не
го трения и твердости. Тогда факторами, определяю щ ими абразивную  спо
собность горных пород, являю тся факторы, влияю щ ие на ее твердость, и 
кинетический коэф ф и ци ен т внеш него трения. На последний сущ ественное 
влияние оказы ваю т твердость горных пород, разм ер и ф орм а зерен, сла
гаю щ их породу, нормальное давление, скорость скольжения, среда, в кото
рой находятся трущ иеся поверхности, тем пература и некоторы е другие 
факторы.

К оэф ф ициент трения о породу тем больше, чем выш е ее твердость 
при одинаковом минералогическом и зерновом составе, что объясняется 
затрудненным выламыванием зерен  из породы повы ш енной твердости, а 
такж е тем, что разруш аю щ ий инструмент царапается более интенсивно.

По тем ж е  причинам |_iv выш е при трении о м елкозернисты е породы с 
остроконечны ми и ребристы ми зернами, чем при трении о крупнозерни
стые породы с окатанны ми зернами.

П ри трении инструмента о породу (неш лифованную) коэф ф ициент |_iv 
является возрастаю щ ей ф ункцией нормального давления вплоть до момен
та, когда это давление не станет равным твердости породы. В дальнейш ем 
|_iv остается прим ерно постоянным.

Для расчетов при бурении в реальных породах |_iv следует определять 
при нормальных давлениях на трущ ихся поверхностях. Установлено, что 
при росте скорости скольж ения коэф ф ициент трения изменяется, имея 
максимум; при увеличении нормального давления максимум |_iv смещ ается в 
сторону меньш их скоростей. П ри сухой чистой поверхности горных пород 
коэф ф и ци ен т трения им еет наивы сш ие значения для данной пары. Смо
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ченная водой порода для той ж е  пары  имеет более низкие значения, кото
ры е ещ е более сниж аю тся при покры тии поверхности горной породы бу
ровым раствором.

Температура выш е 200 °С способствует повыш ению  коэф ф ициента 
трения. В случае прим енения твердосплавны х разруш аю щ их инструментов 
влияние тем пературы  начинает проявляться при более высоких ее значе
ниях.

6.3. ВЛИЯНИЕ ВСЕСТОРОННЕГО ДАВЛЕНИЯ, ТЕМПЕРАТУРЫ 
И ВОДОНАСЫЩЕНИЯ НА НЕКОТОРЫЕ СВОЙСТВА 
ГОРНЫХ ПОРОД

Гравитационные силы, тектонические напряж ения, давления насы 
щ аю щ их породу флю идов вы зы ваю т напряж енное состояние, испы ты вае
мое горными породами в зем ной коре и назы ваем ое горным давлением рг, 
которы е принято определять в зависимости от объемной массы  р0 вы ш е
леж ащ их пород и глубины рассматриваемой точки z, т.е. рг =  (>,<"//.

Давление, обусловленное сопротивлением массива радиальной д еф ор
мации выделенного объема породы, назы вается боковым давлением р б и 
зависит от горного давления рг: 

ц
Рб =  ------- Р  ГГ1 -  ц

где ц — коэф ф и ци ен т Пуассона.
Наконец, флюиды, находящ иеся в пластах под определенным давлени

ем, в особенности вода, весьма серьезно влияю т на поведение горных по
род и их свойства в конкретны х условиях. Н аиболее полно изучено влия
ние всестороннего сж атия на изм енение поведения горных пород, хотя при 
этом возникаю т значительные сложности.

В.В. Булатов на основании большого количества экспериментальных 
работ приш ел к следующим выводам.

1. Твердость глинисто-карбонатны х пород сущ ественно зависит от все
стороннего сжатия. Чем меньш е твердость, тем зам етнее влияние на нее 
всестороннего давления. О собенно интенсивен рост твердости при давле
нии 70 — 80 МПа.

Для песчано-алевролитовых горных пород законом ерности изменения 
твердости при повы ш ении всестороннего давления те же, но наибольш ее 
повы ш ение твердости пород наблю дается при давлении до 30 и выш е 
80 МПа.

2. П ластические свойства глинисто-карбонатны х пород изменяю тся в 
условиях всестороннего давления следующим образом.

С повы ш ением всестороннего давления предел текучести и ко эф ф и 
циент пластичности пород увеличиваю тся, при этом темп «упрочения» по
род под штампом возрастает. П ри определенном давлении коэф ф ициент 
пластичности к  для каж дой породы скачком изменяется до к =  х. Чем вы 
ш е коэф ф и ци ен т пластичности породы, тем зам етнее влияние давления на 
рост последнего. С увеличением давления темп роста коэф ф ициента пла
стичности снижается.

В.В. Булатовым установлена зависимость механических свойств гор
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ных пород, определенных методом вдавливания, от совместного влияния 
давления и температуры. Он показал, что известняки верхнего мела (Чечня 
и Ингушетия), находящ иеся в условиях высокой температуры, с ростом 
давления переходят в категорию  пород, не даю щ их хрупкого разруш ения.

С увеличением давления предел текучести пород при тем пературе 
150 °С возрастает. Темп роста предела текучести превы ш ает увеличение 
давления. П редел текучести и твердость пород при постоянном давлении 
(30 МПа) уменьш аю тся с ростом температуры. П ри постоянной тем перату
ре с ростом давления условный коэф ф и ци ен т пластичности горных пород 
увеличивается: наиболее интенсивны й рост его прослеж ивается до давле
ния 20 — 25 МПа. П ри постоянном давлении с ростом температуры  к о эф 
ф ициент пластичности понижается, особенно интенсивно при увеличении 
температуры  до 100 °С.

Весьма своеобразно влияние жидкости, особенно воды, на поведение 
горных пород при воздействии всестороннего сжатия.

Б.В. Байдю к и А.А. Ш рейнер изучили влияние напряж енного состоя
ния и влаж ности на устойчивость глинистых пород в скваж инах. Они п ри 
шли к выводу, что пластичные глинистые породы могут сохранять устойчи
вость до значительных глубин даж е при небольш ой плотности жидкости, 
если не происходит их увлажнение, которое сущ ественно сниж ает прочно
стные свойства. Поэтому резко  уменьш ается глубина устойчивого состоя
ния ствола, сложенного из этих глин.

Общ ая законом ерность для всех горных пород — уменьш ение прочно
сти при насы щ ении их водой.

Вода, и особенно вода с растворенны ми в ней  поверхностно-актив- 
ными вещ ествами (ПАВ), сущ ественно пониж ает (эф ф ект П.А. Ребиндера) 
поверхностную  энергию  горной породы (чем выш е избы точная поверхно
стная энергия, тем больше прочность породы), тем самым уменьш ая ее 
прочность и твердость.

Ж идкость, находящ аяся в порах горной породы, такж е оказы вает 
влияние на ее свойства. В случае неизолированного образца (массива) гор
ной породы при создании гидравлического давления в поры породы будет 
проникать жидкость, создаю щ ая давление. В этом случае на скелет породы 
действует разность меж ду внеш ним гидравлическим и поровым давления
ми. Если разность мала, что обычно наблюдается, то механические свойст
ва породы при создании всестороннего гидравлического сж атия заметно не 
изменяю тся. Если при всестороннем гидравлическом сж атии прочность по
роды повышается, то поровое давление способствует сниж ению  предела 
текучести и прочности.

Известно, что горные породы в условиях их разруш ения на забое 
скваж ины  не находятся в объемно-напряж енном  состоянии в пределах зо 
ны разруш ения и предразруш ения (А.Ф. Афанасьев). При наличии капил
лярного давления, равного 200 — 250 МПа, ж идкость проникает в трещ ино
ваты е участки забоя, образуем ы е долотом, и устраняет всестороннее дав
ление в области разруш ения. В условиях забоя скваж ины  в процессе р аз
руш ения порода не изолирована от воздействия бурового раствора и его 
фильтрата. Следовательно, в процессе разруш ения породы забоя ж идкость 
бурового раствора фильтруется сквозь забой, что способствует уравнове
ш иванию  гидростатического давления в пределах глубины проникновения 
жидкости.

П рочностны е и пластические свойства горных пород при вдавливании
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ш тампа в условиях всестороннего давления проявляю тся эф ф ективнее, ес
ли скорость ф ильтрации ж идкости  через верхний торец образца мала по 
сравнению  со скоростью  вдавливания штампа. И наоборот, если ф ильтра
ция ж идкости опереж ает внедрение штампа, происходит частичное (или 
полное) уравновеш ивание гидростатического давления. П ри полном урав
новеш ивании гидростатического давления на поверхности образца и на 
глубине внедрения ш тампа эф ф ект  упрочнения полностью  снимается; по
рода деф орм ируется как в атм осф ерны х условиях.

В низкопроницаемы х горных породах наиболее активная фильтрация 
ж идкости через поры (в отличие от закона Дарси) начинается только по 
достиж ении некоторого всестороннего давления, зависящ его от проницае
мости пород (при вы сокопроницаем ы х — от вязкости  бурового раствора). 
Такое увеличение давления способствует упрочнению  пород. С превы ш е
нием этого значения давление в порах уравновеш ивается, и эф ф ект  все
стороннего давления снимается (В.Ф. Целовальников и др.).

6.4. ОСНОВНЫЕ ЗАКОНОМЕРНОСТИ РАЗРУШЕНИЯ 
ГОРНЫХ ПОРОД

Горные породы разруш аю тся вследствие отрыва (от нормальных н а
пряж ений) или сдвига, скалывания, среза (от касательных напряж ений). 
П ри сж атии порода разруш ается преимущ ественно на скалывание, при 
растяж ении  — на отрыв. Разруш ение горных пород — процесс сложный, и 
разруш ения на скалы вание и отрыв сопровож даю т друг друга.

П роцесс разруш ения требует времени и происходит постепенно, но с 
различной скоростью . Разруш ение обычно проходит по контактны м по
верхностям отдельных минеральны х зерен. Продолжительность разруш е
ния для одной и той ж е  породы при прочих равны х условиях определяется 
нагрузкой, температурой, активностью  среды, напряж енны м  состоянием 
и т.д.

П ри бурении скваж ин разруш ение горных пород долотами различного 
типа м ож ет быть поверхностны м и объемным. П ервы й вид разруш ения 
обычно неэф ф екти вен  — он сводится к дроблению, истиранию , выламыва
нию  из массива и проталкиванию  в направлении движ ения инструмента 
частиц породы. Н е вдаваясь в более подробное рассм отрение процесса, 
связанного с возникновением  своеобразного клина из выломанных и п ере
двигаемых частиц, создаю щ их распор и способствую щ их разруш ению  по
роды, а такж е механизм а их истирания, остановимся на объемном р азру
ш ении горных пород.

Очевидно, разбуривание породы долотом с известны м приближ ением  
мож но рассматривать как  процесс вдавливания в породу наконечника 
(штампа) с плоским и криволинейны м основаниями.

П ереход от меньш ей степени нагрузки на штамп к больш ей изм еняет 
скорость деф ормации. П ри этом различаю тся три ф азы  напряж енного со
стояния породы под штампом: уплотнение (затухание деформации), пре
дельное равновесие (разрывы и сдвиги) и разруш ение.

В первой ф азе  скорость деф орм ации уменьш ается до нуля; в скальных 
породах при этом деф орм ации являю тся упругими; в глинистых пластич
ных породах первая ф аза  — это ф аза уплотнения. П ри разруш ении горных 
пород первая ф аза характеризуется поверхностны м разруш ением.
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Во второй ф азе  скорость деф орм ации не затухает, и при некоторой 
нагрузке деф ормация ползучести становится постоянной. Внешним прояв
лением второй ф азы  деформации, по B.C. Федорову, являю тся появление 
скалывания по контуру давления в хрупких породах (появление клинооб
разного углубления) или пластические деф орм ации у  пластических пород. 
При всестороннем  сж атии (под штампом сф ерической  формы) порода ха
рактеризуется ф изико-м еханической неоднородностью . Лю бой деф ект — 
вероятны й очаг концентрации перенапряж ений, вы зы ваю щ ий рост тр е
щин.

П ри увеличении напряж ения и росте сети трещ ин в породе возникаю т 
поверхности следующих друг за другом сдвигов, характеризую щ их д еф ор
мации. П роисходит объемное разруш ение породы, причем в реальных гор
ных породах, характеризую щ ихся наличием дефектов, процесс разруш ения 
идет и при нагрузках более низких, чем критические, но медленно. Дли
тельность второй ф азы  определяется нагрузкой и условиями, в которых 
происходит процесс разруш ения (температура, активность и т.д.).

Третья фаза, по B.C. Федорову, — это ф аза  прогрессивного роста де
формаций, ф аза  объемного разруш ения. Для скальных пород она длится 
доли секунды.

Три ф азы  разруш ения составляю т полный цикл разруш ения горной 
породы. Ярко вы раж енны й скачкообразны й характер наблю дается у  хруп
ких прочных пород. У хрупких, но м енее прочных пород цикличность по
вторяется, но скачкообразны й характер  не столь ярко  вы раж ен. М ало
прочным породам свойствен ещ е более плавный характер  разруш ения. При 
разруш ении пластических глин скачкообразности вообщ е не наблюдается.

При ударном воздействии горные породы могут разруш аться при н а
пряж ениях меньш е критических, соответствую щ их пределу прочности. 
При некотором значении силы порода разруш ается после первого удара. 
Уменьш ение силы требует увеличения числа ударов по одной и той ж е 
точке. Н иж е некоторого значения силы разруш ения породы не произойдет 
при любом числе ударов.

Разруш ение породы при циклических напряж ениях обусловливается 
ее усталостью. Число циклов нагруж ения при напряж ениях, близких к 
пределу усталости, необходимое для разруш ения таких пород, как  мрамор, 
известняк, доломит, кварцит, составляет 5 0 —110. О тнош ение предела уста
лости к прочности для этих пород в зависимости от пластичности колеб
лется в пределах от 1/21 до 1/29.

Установлено, что в процессе вдавливания наконечников разруш ение 
породы наступает при их погруж ении на 0,10 — 0,25 мм, а продолж итель
ность цикла разруш ения породы составляет около 0,002 с. Таким образом, 
скальные породы разруш аю тся без внедрения в них зубцов ш арош ек. При 
большей продолжительности контакта зубцов с породой происходит их по
гружение, но не в материнскую  породу, а в продукты ее разруш ения. 
М еньшей, но продолжительно действую щ ей силой мож но достигнуть боль
шего разруш ительного эф ф екта, чем большей силой, но действую щ ей 
мгновенно. Следовательно, в реальных условиях при бурении с увеличени
ем частоты  вращ ения долота необходимо увеличивать осевую  нагрузку. На 
эф ф ект  разруш ения горных пород частота вращ ения долота оказы вает 
двоякое влияние: эф ф ективность разруш ения возрастает, но вместе с тем 
сниж ается продолжительность контакта зубцов ш арош ки с породой, что 
сниж ает эф ф ективность разруш ения.
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П ри поверхностном разруш ении механическая скорость проходки 
увеличивается пропорционально росту частоты  вращ ения.

Порода разруш ается и при действии на нее струи жидкости, которая 
истекает из отверстий долота, причем следует выполнять следую щ ие усло
вия: поток ж идкости  долж ен оказы вать на забой давление р*, скорость п е
рем ещ ения струи v  относительно плоскости забоя не долж на превыш ать 
некоторой величины, конкретное значение которой зависит от pt и прочно
сти породы Rcx.

М еж ду этими величинами установлена эмпирическая зависимость p t >
> k0Rcm, что справедливо при v =  0,5 м /с  (здесь к0 — опытный коэф ф и ц и 
ент, равны й 0,25 — 0,35).

Для конкретны х условий бурения максимальная м еханическая ско
рость проходки будет только при определенном сочетании частоты  вращ е
ния, осевой нагрузки на долото и расхода жидкости. Этот расход — опти
мальный. Рекомендуется подбирать соответствую щ ее сочетание параметров 
гидромониторной струи, обеспечиваю щ ее окончательный отрыв и увлече
ние частиц, преодоление угнетаю щ его их перепада давления, образую щ е
гося при непреры вном  процессе ф ильтрации ж идкости  в зону разруш ения.

Выбор оптимальных процессов, связанны х с бурением скважины, пока 
невозм ож ен  из-за различны х технико-технологических трудностей и н е
знания упругих, пластических, прочностных и абразивны х свойств горных 
пород. Тем не менее, пользуясь обобщ енны ми показателями, характери 
зую щ ими свойства горных пород, м ож но добиться сущ ественных результа
тов. Один из таких показателей  — буримость горных пород.

Под буримостью  понимаю т углубление скваж ины  за 1 ч собственно 
бурения — так  назы ваемую  механическую  скорость проходки ум (м/ч). Эта 
скорость с течением врем ени вследствие износа долота экспоненциально 
уменьш ается.

П ри правильно подобранных реж им ах бурения, когда обеспечивается 
объемное разруш ение горных пород, м еханическая скорость изменяется 
обратно пропорционально твердости. О на зависит такж е от других свойств 
(упругости, пластичности и др.).

Если породы определенной группы разбуриваю т долотами одной и той 
ж е  модели, одного размера, при постоянных реж им ах бурения, то по темпу 
сниж ения механической скорости проходки мож но судить об относитель
ной абразивной  способности пород.

6.5. ВЛИЯНИЕ ПОКАЗАТЕЛЕЙ СВОЙСТВ 
И ТИПОВ БУРОВЫХ РАСТВОРОВ 
НА СКОРОСТЬ БУРЕНИЯ

О сновны е показатели свойств бурового раствора (плотность, вязкость, 
показатель фильтрации, содерж ание и состав твердой фазы) зависят, пре
ж де всего, от компонентного состава. Н ет ни одного материала для буро
вых растворов, которы й бы сугубо избирательно воздействовал на показа
тели свойств приготовленной системы. С увеличением содерж ания твердой 
ф азы  возрастает плотность, но уменьш ается показатель фильтрации. О бра
ботка растворов полимерами с целью уменьш ения показателя фильтрации 
сопровож дается повы ш ением вязкости  системы. Р азж иж ение бурового рас
твора, как правило, увеличивает показатели его фильтрации.
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Таким образом, основны е показатели технологических свойств буро
вого раствора взаимосвязаны . О днако путем ком бинации реагентов удается 
избирательно регулировать лю бой показатель при ф иксировании  осталь
ных. Поэтому представляется целесообразны м рассмотреть степень влия
ния каждого показателя на эф ф ективность работы долот и скорость буре
ния скважин. Но при вскры тии продуктивного пласта остается не реш ен 
ной проблема ненаруш ения его проницаемости.

Качественны е зависимости механической скорости проходки от пока
зателей свойств бурового раствора свидетельствую т о том, что эф ф екти в
ность работы  долота ухудш ается по мере увеличения плотности, количества 
твердой фазы, вязкости  раствора и уменьш ения фильтрации. Однако эти 
зависимости не равнозначны . Н аибольш ее влияние на механическую  ско
рость проходки оказы ваю т плотность и наличие твердой ф азы  бурового 
раствора. Воздействие вязкости  всегда заметно, но м енее сущ ественно. Что 
касается показателя фильтрации, то его влияние установлено, однако ско
рее обусловлено изм енением  вязкости: с увеличением показателя ф ильтра
ции уменьш ается вязкость бурового раствора.

Путем обработки промысловых данных методами математической ста
тистики удалось установить, что с увеличением плотности р бурового р ас
твора механическая скорость проходки гиперболически пониж ается. О со
бенно это заметно в интервале р =  1,0-И,5 г /см 3.

Убедительные данны е получены при бурении скваж ин на Кубани, где 
уточнены требуем ы е значения гидростатических давлений в скваж инах 
ряда площадей, в результате чего появилась возмож ность понизить плот
ность бурового раствора.

На прим ере площ адей Д непровско-Д онецкой впадины В.П. М ациев- 
ский показал влияние плотности бурового раствора на механическую  ско
рость проходки. С увеличением плотности бурового раствора от 1,2 до 1,4 
механическая скорость проходки уменьш алась почти вдвое.

Плотность бурового раствора, г/см 3............  1,20 1,24 1,28 1,32 1,35 1,40
Механическая скорость проходки, м /ч .......  7,4 6,6 6,0 5,0 4,5 4,2

Д анны е бурения скваж ин показы ваю т отрицательное влияние твердой 
ф азы  на показатели работы  долот. По м ере увеличения общего содерж ания 
твердой ф азы  скорость ум и проходка на долото, как правило, уменьш а
ются.

Влияние твердой ф азы  на показатели работы  долот зависит от способа 
бурения. Результаты бурения на севере Тю менской области (М.В. Холик и 
др., 1980) показали, что наиболее вредно на работу долот влияет твердая 
ф аза  при турбинном бурении.

Влияние на механическую  скорость проходки содерж ания твердой ф а
зы в растворе исследовано П. М уром. С ниж ение содерж ания твердой ф азы  
от 36 до 4 % способствует росту механической скорости проходки. При 
этом уменьш ение количества твердой ф азы  в области высоких ее концен
траций, например, от 24 до 20 % приводит к увеличению  ум всего на 3 %, а 
уменьш ение в области более низких концентраций, например, от 1 2  до 8 % 
обеспечивает прирост ум на 9 %. Эта тенденция усиливается по м ере даль
нейш его сниж ения содерж ания твердой ф азы  в растворе.

Природа воздействия твердой ф азы  бурового раствора на эф ф екти в
ность разруш ения горных пород вы раж ается кром е повы ш ения плотности
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бурового раствора в ухудш ении условий зарож дения и распространения 
трещ ин, формирую щ их лунку выкола.

Более детальный анализ показы вает, что разны е материалы, состав
ляю щ ие твердую  ф азу  буровых растворов, по-разному влияю т на показате
ли бурения скважин.

М атериал.........................................................................................  Барит Буровой шлам Глина
Снижение механической скорости проходки, %, при
увеличении содержания твердой фазы на 1 %................... 2,6 4,8 6,7

П р и м е ч а н и е .  Общее содержание твердой фазы 4 — 12 % (по объему).

При эквивалентном объемном содерж ании частиц бурового шлама и 
барита сниж ение скорости в первом случае в 2 раза больше, чем во вто
ром. Если учесть, что барит повы ш ает плотность бурового раствора в 2 
раза  эф ф ективней, чем шлам, то становится очевидным, что при необходи
мости увеличения плотности бурового раствора следует использовать более 
тяж елы е материалы  (например, барит), а не выбуренную  породу, стремясь 
всегда к м иним изации объемного содерж ания его твердой фазы.

О собенно неблагоприятно влияет на работу долота глинистая состав
ляю щ ая бурового раствора: на каж ды й процент увеличения глинистых час
тиц в растворе потеря в механической скорости проходки составляет 6 — 
7 %, т.е. более чем в 2,5 раза  больше, чем при увеличении на 1 % концен
трации барита. Отсюда мож но сделать вывод, что в буровом растворе н е
обходимо иметь минимальную  концентрацию  глинистых частиц и тщ атель
но контролировать и регулировать ее.

Влияние вязкости  бурового раствора на механическую  скорость про
ходки м енее сущ ественно, чем влияние плотности, однако оно часто зам ет
нее и однозначнее.

С увеличением условной вязкости  бурового раствора в среднем от 4 — 
20 до 8 —120 с (по СПВ-5) м еханическая скорость проходки уменьш ается на 
20 — 40 %. О собенно заметно это в области повы ш енны х плотностей (1,3 —
1,4 г /см 3) бурового раствора (А.Н. Яров, А.Н. М ельничук).

О собенно тесная корреляция в стендовых условиях наблю дается м еж 
ду механической скоростью  проходки и вязкостью  фильтрата бурового 
раствора. П ри изм енении его вязкости  от 2-10 3 до 8 -10 3 Па-с м еханиче
ская скорость проходки линейно уменьш ается как для шарошечных, так  и 
для алмазных долот в 1,5 — 2 раза.

Итак, теоретические, лабораторны е и промы словы е данны е подтвер
ждают, что показатель вязкости  бурового раствора (или его фильтрата) 
влияет на эф ф ективность разруш ения долотом пород на забое: с увеличе
нием этого показателя условия разруш ения пород ухудшаются.

С татистические данны е о бурении скваж ин в Д непровско-Д онецкой 
впадине показываю т, что м еханическая скорость проходки надеж но корре- 
лируется с показателем  фильтрации используемого бурового раствора. 
Увеличение механической скорости проходки отмечается в связи с ростом 
показателя ф ильтрации во всем диапазоне изм енения плотности. О собенно 
это заметно при повы ш енной плотности бурового раствора, когда при и з
м енении показателя ф ильтрации от 5 до 30 см3 за 30 мин механическая 
скорость проходки увеличивается в среднем на 20 — 50 %.

П рирода воздействия фильтрации буровых растворов на м еханиче
скую скорость проходки вы раж ается в изм енении гидродинамических про
цессов в разруш аем ом  на забое слое породы.
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Для достиж ения высоких ум необходимо, чтобы начальная фильтрация 
буровых растворов в момент разруш ения породы на забое была высокой, 
так как  это способствует быстрейш ему вы равниванию  перепада давления. 
Однако при вскры тии продуктивных объектов к вы бору показателя ф ильт
рации растворов необходимо подходить избирательно и осторожно, так  как 
качество вскры тия пласта — основной показатель успеха бурения.

Зарубеж ны й и отечественны й опыт убеждает, что от степени совер
ш енства технологии промы вки скваж ин в значительной м ере зависят м е
ханическая скорость проходки и проходка на долото — основны е техниче
ские показатели бурения скважин. Правильно вы бранны е тип бурового 
раствора, показатели его технологических свойств, реж им  циркуляции и 
распределение гидродинамических давлений в циркуляционных каналах 
позволяю т довести эти технические показатели до максимума, а вероят
ность возникновения ослож нений свести к минимуму.

В современной технологии промы вки скваж ин ещ е много неисполь
зованны х возмож ностей.

П ереход в зарубеж ной практике бурения скваж ин на прим енение бу
ровых растворов с содерж анием  твердой ф азы  на 3 — 4 % (вместо 10—12 %) 
позволил увеличить проходку на долото до 40 %, механическую  скорость 
проходки — до 30 %. С ниж ение концентрации глинистых частиц на 1 % 
позволило получить приращ ение механической скорости проходки в сред
нем на 6 —7 %.

Из практики бурения скваж ин известно, что буровой раствор на угле
водородной основе обходится очень дорого. К тому ж е  он создает опреде
ленны е неудобства для обслуживаю щ его персонала и часто пожароопасен. 
О днако с помощью таких растворов мож но достичь тех результатов, кото
рых невозм ож но достичь растворами на водной основе, например, при 
вскры тии продуктивных горизонтов.

Растворы на углеводородной основе могут обеспечить вы сокие показа
тели работы  долот. Такие растворы  более устойчивы к высоким тем перату
рам, позволяю т избеж ать ослож нений при бурении солевых отлож ений и 
пород, склонных к набуханию  в водных средах.

П оложительна роль раствора при наличии сероводорода и двуокиси 
углерода, так  как дисперсионная среда раствора неэлектропроводна. Умело 
регулируя водосодерж ание в них, мож но на длительный период избеж ать 
осыпей и обвалов в неустойчивы х глинистых разрезах.

В 1967 г. С .P. Lawhon сообщ ил результаты  экспериментов по определе
нию  влияния воды в дизельном топливе на скорость проходки в и звестня
ках проницаемостью  (0,35— 1,3)-10 13 м2 и в песчаниках проницаемостью  
до 5-10 13 м2 при бурении ш арош ечным долотом малого диаметра (d « 
и 32 мм). Он установил, что скорость проходки с чистым дизельным топли
вом составляла 98 % скорости проходки при бурении на воде; для бурового 
раствора она составляла 86 %; при увеличении содерж ания воды от 5 до 
40 % относительная скорость проходки несколько увеличилась (на 7 %).

На основе своих опытов С .P. Lawhon сделал следую щ ие выводы:
1. М аловязкий раствор на неф тяной основе, в частности дизельное то

пливо, позволяет получить такую  ж е  скорость проходки, как и с использо
ванием технической воды.

2. Растворы на углеводородной основе с высокой концентрацией воды 
позволяю т обеспечить прим ерно такую  ж е  скорость проходки, как  и вы со
кокачественны е буровы е растворы  на водной основе с оптимальной добав
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кой смазы ваю щ их вещ еств (нефть, гудроны и др.). П озж е эти выводы были 
подтверждены.

П оложительный опыт прим енения в качестве бурового раствора гид
роф обной эмульсии, стабилизатором для которой служ ит многотоннажный 
продукт неф техим ической промыш ленности — окисленный петролатум, 
описан А.Г. Розенгафтом. Путем введения в эту эмульсию гидроокиси 
кальция достигается хорош ая агрегативная устойчивость, позволяю щ ая 
увеличить ее «глиноемкость» до 20 % по весу. Такая эмульсия вклю чает в 
себя 45 % дизельного топлива или нефти, 50 % воды, 5 % окисленного пет- 
ролатума, 3 — 5 % гидроокиси кальция. В зависимости от минералогического 
состава хемогенны х пород вода м ож ет насыщ аться хлористыми солями н а
трия, магния или кальция.

В М амонтовском УБР объединения «Зипсиббурнефть» разработан  и 
внедрен маловязкий нефтеэмульсионны й буровой раствор, которы й полу
чают, добавляя в буровой раствор на водной основе неф ть совместно с 
эмульгатором неионогенного типа и переводя его в устойчивую  эмульсию.

П рим енение такого раствора при бурении скваж ин позволило улуч
ш ить показатели работы долот: проходка на долото увеличилась в среднем 
на 15 %, а м еханическая скорость проходки — на 7 %.

П рим енение неф теэмульсионны х растворов позволяет сохранить ус
тойчивым ствол скваж ины  в глинистых отложениях, что не ухудш ает пока
затели долота, а способствует улучш ению  выноса керна и сохранению  ес
тественной проницаем ости неф теносны х горизонтов.

П реимущ ества растворов на углеводородной основе (РУО) по сравне
нию  с растворами на водной основе объясняю тся следующим:

1. Ф ильтрат РУО представлен углеводородами, благодаря ему исклю ча
ется набухание глинистых минералов, сохраняется естественная устойчи
вость глинистых резервов и естественная проницаемость гранулярных кол
лекторов, в цементирую щ ем вещ естве которы х присутствует глина.

2. РУО не только предотвращ ает диспергирование шлама, особенно 
при бурении в глинах, но и агрегирует мелкие частицы в более крупные. В 
результате этого не только улучш ается степень очистки забоя и ствола 
скваж ины  от обломков породы, но и резко  повы ш ается эф ф ективность 
очистки промы вочной ж идкости  от шлама.

3. РУО обладает хорош ей смазы ваю щ ей способностью, в результате 
чего не только уменьш ается вероятность затяжек-посадок, прихватов бу
рильной колонны, степень ее скручивания при вращ ении ротором, но са
мопроизвольно увеличивается нагрузка на долото в связи с уменьш ением 
силы трения труб о стенки скваж ины  при одинаковых значениях осевых 
нагрузок, определяемых на поверхности по индикатору веса. Это 
способствует увеличению  скорости проходки.

4. Вязкость РУО уменьш ается при повы ш енны х температурах, что мо
ж ет  стать полож ительным ф актором при бурении глубоких вы сокотем пе
ратурны х скважин, так как вы зы вает ранню ю  турбулизацию  потока под 
долотом.

Однако, несмотря на все эти преимущ ества, буровы е растворы  на уг
леводородной основе следует рассматривать как предназначенны е главным 
образом для вскры тия неф тегазоносны х горизонтов и бурения в разрезах, 
ослож ненных неустойчивыми глинистыми породами, хемогенны ми отло
ж ениям и и массивом многолетнемерзлы х пород. Более ш ирокому их при
менению  будут и впредь препятствовать высокая стоимость, неудобство в
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обслуживании, взрыво- и пожароопасность, расход важ ны х материалов, 
трудность хранения и утилизации после окончания бурения скважины, а 
такж е другие проблемы, связанны е с качеством крепления скваж ин и р а
зобщ ения пластов, глубинными геоф изическим и исследованиями и охра
ной окруж аю щ ей среды.

6.6. ВЛИЯНИЕ РЕЖИМА ПРОМЫВКИ 
НА СКОРОСТЬ БУРЕНИЯ

Одна из главных ф ункций циркулирую щ его бурового раствора — очи
стка забоя и ствола скваж ины  от обломков породы. О т эф ф ективности  вы 
полнения этой ф ункции в значительной м ере зависит скорость проходки 
скважины. Однако в ряде случаев гораздо больше на скорость бурения 
влияет другой ф актор циркуляции — гидромониторный эф ф ект  разм ы ва 
забоя: с увеличением скорости истечения бурового раствора из насадок 
долота скорость бурения увеличивается.

С корость и реж им  циркуляции бурового раствора определяю т интен
сивность разм ы ва забоя потоком, значение диф ф еренциального давления 
на забое, качество очистки забоя и ствола от разруш енной породы, степень 
разм ы ва скважины, энергетические затраты  на циркуляцию , т.е. то, что 
прямо влияет на скорость бурения скважин.

С повы ш ением производительности промы вки будет и нтенсиф ициро
ваться размыв породы на забое, улучш аться удаление шлама с забоя, при 
этом скорость бурения долж на увеличиваться. О днако возникаю т и отри
цательные моменты: повы ш ается диф ф еренциальное давление на забое за 
счет увеличения потерь напора в кольцевом пространстве и давления па
даю щ ей на забой струи бурового раствора, интенсиф ицируется процесс 
разм ы ва стенок ствола скваж ины  восходящ им потоком, растут энергетиче
ские затраты  на циркуляцию , могут возникнуть поглощ ения бурового р ас
твора.

Таким образом, при вы боре гидравлической программы промывки 
скваж ины  для каждого конкретного случая долж но быть принято ком про
м иссное реш ение, позволяю щ ее достичь высоких скоростей бурения при 
минимальных затратах на процесс бурения. П ри этом скорость и направ
ление истечения бурового раствора из насадок долота, реж им  циркуляции 
под долотом в кольцевом пространстве скважины, диф ф еренциальное гид
родинам ическое давление на забое — основны е показатели промывки, 
влияю щ ие на эф ф ективность процесса бурения.

Все показатели промы вки определяю тся преж де всего значением по
дачи буровых насосов и настолько тесно взаимосвязаны, что зачастую  их 
роли трудно разделить.

Производительность циркуляции бурового раствора — комплексный 
показатель промы вки скважин. С ростом этого значения улучш ается очи
стка забоя, а следовательно, повы ш ается эф ф ективность работы  долота. В 
то ж е  время увеличиваю тся потери давления в кольцевом пространстве и 
растет гидродинамическое давление на забое, создаю тся неблагоприятны е 
условия для отхода сколотой долотом частицы  от забоя, КПД долота сни
жается, вследствие чего уменьш аю тся м еханическая скорость проходки и 
проходка на долото.

B.C. Ф едоровым установлено, что сущ ествует определенный предел
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технологически необходимого расхода промывочной жидкости, дальнейш ее 
увеличение которого нерационально. Этот предел диктуется, в первую  оче
редь, необходимостью  обеспечения эф ф ективной  очистки забоя от шлама. 
Его находят опытным путем.

П ри изучении влияния плотности бурового раствора на показатели р а 
боты долота установлено, что в разны х условиях бурения оно количествен
но разное и зависит такж е от глубины скважины, типа пород, порового 
давления и т.д. Лучш е всего проходка на долото и м еханическая скорость 
проходки коррелирую тся с диф ф еренциальны м  статическим давлением (с 
разностью  меж ду гидростатическим и внутрипоровы м давлениями). Чем 
меньш е эта разность, тем эф ф ективней  порода разруш ается долотом. О че
видно, диф ф еренциальное давление на забое является комплексным пара
метром, которы й значительно влияет на характер  взаимодействия долота с 
породой на забое.

С увеличением производительности циркуляции бурового раствора 
растут гидравлические потери в кольцевом пространстве скваж ины  и в 
связи с этим повы ш ается гидродинамическое давление на забой. О собенно 
это заметно при переходе от ламинарного реж им а течения к турбулентно
му. П отери давления в кольцевом пространстве скваж ины  могут при этом 
измениться на единицы и даж е десятки атмосфер. Эти значения иногда 
малы по сравнению  с гидростатическим давлением столба бурового рас
твора, однако и они могут оказать реш аю щ ее влияние, особенно тогда, ко
гда гидростатическое и пластовое (внутрипоровое) давления близки по зн а
чению, что характерно для соврем енной технологии бурения скважин.

Таким образом, отрицательным последствием интенсиф икации  про
мывки скваж ины  м ож ет стать увеличение диф ф еренциального давления на 
забое скваж ины  и, как  следствие, ухудш ение условий разруш ения породы 
на забое скважины.

Один из основных факторов, влияю щ их на эф ф ективность работы  по
родоразруш аю щ его инструмента на забое скважины, — качество очистки 
забоя от обломков породы циркулирую щ им буровым раствором (под каче
ством очистки забоя будем понимать скорость смыва и количество 
смываемых частиц шлама. К ак правило, бурение (особенно турбинное) 
осущ ествляется в условиях несоверш енной очистки забоя скважины . И з-за 
заш ламленности забоя зубья породоразруш аю щ его инструмента не имею т 
непосредственного контакта с поверхностью  разруш аем ой породы; осевая 
нагрузка со стороны долота воспринимается не только забоем, но и ш ламо
вой подушкой. Э ф ф ективность внедрения зуба долота в забой скваж ины  
сущ ественно ухудшается, скорость проходки уменьш ается.

Выполненные в Уфимском неф тяном  институте исследования показа
ли, что даж е тонкий слой шлама на поверхности мрамора на 30 — 40 % 
сниж ает передаваемое на мрамор усилие со стороны вдавливаемого 
пуансона (зуба).

Л абораторны ми исследованиями, выполненными ф ирмой «Эссо Про- 
дакшн» с помощью микродолот, установлено, что м еханическая скорость 
проходки наилучш им образом коррелируется с ф ункцией числа Рейнольд
са. П оследую щ ие промы словы е исследования, вы полненны е ф ирмой «Им- 
периэл Ойл» в Канаде, подтвердили характер  этой зависимости.

Считается, что причиной тесной корреляции меж ду механической 
скоростью  проходки и числом Рейнольдса потока бурового раствора под 
долотом служ ит то, что число Рейнольдса является показателем  толщины
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пограничного слоя бурового раствора у  забоя. А сам пограничный слой за
трудняет смыв обломков породы с забоя.

П ри Re =  100-ь 1000 характерна ситуация, когда обломки породы уда
ляю тся вихрями, которы е образую т движ ущ иеся зубья долота. П ри этом 
пограничный слой настолько велик, что при неподвиж ном долоте обломки 
породы с забоя потоком бурового раствора не смываются. В этом случае 
механическая скорость проходки не зависит от числа Рейнольдса.

По м ере увеличения числа Рейнольдса от 103 до 105 вихревы е потоки 
начинаю т достигать забоя. В результате уменьш ения толщ ины погранично
го слоя качество очистки забоя от обломков породы улучшается, и, как 
следствие, увеличивается механическая скорость проходки. В этом диапа
зоне чисел Рейнольдса темп увеличения механической скорости проходки 
наибольший.

П ри Re =  105-И06 интенсивность роста механической скорости про
ходки по-преж нему заметно снижается.

Наконец, при Re > 106 достигается соверш енная очистка забоя, и м е
ханическая скорость проходки снова не зависит от числа Рейнольдса. О б
ломки породы с забоя удаляю тся сразу  ж е  после их образования и не по
падаю т повторно под зубья долота. Поэтому дальнейш ее увеличение числа 
Рейнольдса не способствует заметному увеличению  механической скорости 
проходки за счет улучш ения качества очистки забоя. О днако это не исклю 
чает дальнейш его повы ш ения эф ф ективности  работы  долота путем увели
чения осевой нагрузки  и частоты  его вращ ения, скорости истечения буро
вого раствора из насадок долота и т.д.

Для практического прим енения результатов описанных исследований 
и экспериментов предлагается использовать понятие индекса механической 
скорости проходки (ИМС), которы й связы ваю т с числом Рейнольдса сле
дующими эмпирическими зависимостями: при Re < 1900 ИМ С =  0,04; при 
1900 < Re < 5-104 ИМ С =  0,001 Re0'45; при 5-104 < Re < 5-105 ИМ С =  
=  0,01 Re0'27; при Re > 5-105 ИМ С =  0,32.

И ндекс механической скорости проходки отраж ает лиш ь влияние 
свойств бурового раствора и реж им а циркуляции в поддрлотной зоне на 
качество очистки забоя от вы буренной породы, но он не учиты вает эф ф ект 
разм ы ва забоя гидромониторной струей. Для перехода через этот показа
тель ИМ С к абсолю тному значению  механической скорости проходки н е
обходимо знать для данных конкретны х условий значение механической 
скорости и соответствую щ ее ему значение ИМС:

(ИМ С )Х1
(ИМ С)А

где vMX и y„A — соответственно искомая и известная м еханическая скорость 
проходки; (ИМС)Х, (ИМС)А — индексы  механической скорости проходки 
соответственно для vMX и умД-

Расчеты показываю т, что при прочих равны х условиях ИМ С выш е при 
меньш ем числе насадок на долоте. Это подтверж дено результатами промы 
словых экспериментов: закупоривали в период долбления одну-две насадки 
долота, и при этом м еханическая скорость проходки никогда не уменьш а
лась, а часто, наоборот, увеличивалась.

Таким образом, реж им  течения бурового раствора под долотом мож ет 
сущ ественно повлиять на показатели работы  долота, так как служит опре
деляю щ им ф актором в степени очистки забоя от шлама.
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Из отечественной и зарубеж ной практики бурения скваж ин известно, 
что по м ере увеличения скорости истечения бурового раствора из отвер
стий долота разруш ение забоя долотом интенсиф ицируется. Это обуслов
лено, с одной стороны, увеличением количества подаваемой к забою  про
мывочной жидкости, а с другой — увеличением кинетической энергии 
струи, бомбардирую щ ей поверхности забоя. М еханическая скорость про
ходки тесно коррелируется с гидравлической мощностью, срабатываемой 
на долоте, и со скоростью  струи бурового раствора в насадках долота: с 
увеличением этих параметров м еханическая скорость проходки увеличива
ется.

П ромы слово-экспериментальны е работы  (ВНИИБТ) при бурении ро 
торным способом позволили установить, что с увеличением скорости исте
чения струи из насадок гидромониторных долот от 56 до 111 — 127 м /с  при 
практически неизм енной производительности циркуляции бурового рас
твора достигалось увеличение механической скорости проходки почти в
2 раза. Установлено, что с увеличением перепада давления на насадках до
лота от 2,0 до 10,5 М Па при производительности циркуляции 20 — 26 л /с  
механическая скорость проходки возрастала в 2 — 3 раза. П ричем наиболее 
интенсивны й рост механической скорости проходки отмечался в диапазо
не перепадов давлений на насадках 3,0 —8,0 МПа. П ри перепаде на насад
ках более 9,0 М Па зависимость механической скорости проходки от скоро
сти истечения бурового раствора из насадок долота заметно ослабевала.

На основании выполненных работ в С таврополье сделаны практически 
важ ны е выводы о роли скорости истечения струи из насадок гидромони
торных долот в процессе разруш ения пород на забое: при увеличении ско
рости истечения от 40 — 70 до 100—110 м /с  при бурении в мягких породах 
мож но повысить механическую  скорость проходки на 5 0 —100 % и рей со
вую скорость бурения — на 10  — 60 %; в породах средней твердости в этом 
случае мож но достичь увеличения механической скорости проходки на 
3 0 - 8 0  %.

На эф ф ективность разм ы ва породы гидромониторной струей значи
тельно влияет гидростатическое давление: с увеличением его эф ф екти в
ность разм ы ва забоя струей снижается. Но если с технологической точки 
зрения полож ительная роль вы сокоскоростной струи в разруш ении породы 
долотом очевидна, то целесообразность прим енения гидромониторных до
лот при бурении в разны х геологических условиях определяется преж де 
всего прочностными характеристикам и разбуриваемы х пород.

Экспериментальным путем установлено (Б.В. Байдюк, Р.В. Винярский), 
что при действии гидромониторной струи на забой скваж ины  могут н а
блюдаться три частны х эф ф екта, в совокупности определяю щ ие роль струи 
в разруш ении забоя.

П ервы й — эф ф ект  смыва с забоя сколотых частиц породы (шламовой 
подушки). К ак было указано выше, он определяется не столько силой удара 
струи о забой, сколько реж им ом течения промывочной ж идкости в подд,о- 
лотной зоне. Второй заклю чается в вы емке недоразруш енной породы и в 
разруш ении перем ы чек меж ду лунками, образовавш имися под зубьями до
лота. Третий заклю чается в непосредственном разруш ении струей м ате
ринской породы.

Согласно исследованиям Н.А. Колесникова, А.К. Рахимова и других 
выявляется четверты й эф ф ект  воздействия гидромониторной струи. С уве
личением скорости взаимодействия струи с забоем проницаем ы х горных
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пород возрастает интенсивность смыва глинистой корки, что обусловливает 
рост давления на глубине разруш ения и сниж ает напряж ения в скелете 
породы. В итоге облегчаются условия и эф ф ективность разруш ения горных 
пород.

Частны е гидромониторные эф ф екты  зависят от соответствую щ его со
четания твердости и проницаем ости породы. П ри этом суммарный гидро
мониторны й эф ф ект  для одной и той ж е  породы не является монотонной 
зависимостью  от удельного давления струи на забой, а представляет собой 
см еняю щ ие друг друга участки усиления и ослабления эф ф екта, а значения 
удельных давлений, соответствую щ ие этим участкам, зависят от твердости 
и сплош ности породы.

Итак, соверш енствование гидравлической программы промы вки сква
ж ин — важ ны й резерв  повы ш ения скоростей бурения, особенно в мягких 
и средних породах, при использовании гидромониторных долот.

После установления влияния различны х показателей технологического 
процесса промывки на скорости бурения скваж ин появляется возмож ность 
сформулировать основны е требования к буровым растворам, которы е вы 
текаю т из необходимости обеспечения в процессе бурения минимального 
диф ф еренциального давления на забое, минимальной толщ ины фильтраци- 
онно-ш ламовой подуш ки на забое, соверш енной очистки забоя от обломков 
разруш енной долотом породы, максимальной силы удара о забой струи бу
рового раствора, вы текаю щ его из насадок долота.

С позиций достиж ения наилучш их показателей  работы  долот и повы 
ш ения скоростей бурения скваж ин к буровым растворам  мож но предъя
вить следую щ ие основны е требования:

1 ) ж идкая основа буровых растворов долж на быть маловязкой и иметь 
низкое значение поверхностного натяж ения на границе с горными поро
дами;

2 ) в твердой ф азе  бурового раствора концентрация глинистых частиц 
долж на быть минимальной, а средневзвеш енное по объему значение плот
ности твердой ф азы  — максимальным;

3) буровы е растворы  долж ны быть недиспергирую щ ими под влиянием 
изменяю щ ихся термодинамических условий в скваж инах. О ни должны 
иметь стабильные показатели технологических свойств;

4) буровы е растворы  долж ны быть химически нейтральны ми по отно
ш ению  к разбуриваемы м породам, не вы зы вать их диспергирования и н а
бухания;

5) буровы е растворы  не долж ны быть многокомпонентными система
ми, а используемые для регулирования их свойств хим ические реаген
ты, наполнители и добавки долж ны обеспечивать направленное и зм ене
ние каждого технологического показателя при неизменны х других показа
телях;

6) желательно, чтобы буровы е растворы  в своем составе имели не м е
нее 10  % смазы ваю щ их добавок, а такж е содерж али газообразную  фазу.

Естественно, эти общ ие требования не являю тся догмой, а их выпол
нение во многом зависит от геолого-технических условий бурения. Однако 
они позволяю т выбрать именно тот раствор, которы й не только исклю чит 
ослож нения и аварии в скважине, но и обеспечит вы сокие скорости ее бу
рения. В каждом конкретном случае необходимо реш ать комплексную  за
дачу о целесообразности прим енения того или иного раствора с учетом 
технической вооруж енности буровой установки, оперативности снабж ения
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ее материалами, квалиф икации работников, географического полож ения 
скваж ины  и т.д.

Выполнение на практике сформ улированны х общих требований к бу
ровому раствору необходимо, но недостаточно для выбора бурового рас
твора с целью обеспечить сохранность проницаем ости продуктивного го
ризонта. К ритерии вы бора несколько иные. Безусловно, только реализация 
наиболее полного комплекса предлож енны х м ероприятий позволит достичь 
заметного повы ш ения эф ф ективности  бурения скважин. Использование 
лиш ь некоторы х мероприятий вряд ли позволит достичь стабильного тех
нологического и экономического эф ф екта.

6.7. РЕЖИМЫ БУРЕНИЯ

Углубление (механическое бурение) — это результат разруш ения гор
ных пород долотом, вращ аю щ имся с определенной скоростью  и находя
щ имся под некоторой нагрузкой при постоянном очищ ении забоя скваж и 
ны от вы буренной породы буровым раствором определенного качества, 
движ ущ имся с некоторой заданной скоростью.

Об эф ф ективности  бурения обычно судят по скорости проходки сква
ж ины  и стоимости метра проходки. Для оценки отдельных видов работы, 
связанны х с проходкой скважины, введены понятия о механической, р ей 
совой, технической, ком мерческой и полной скоростях бурения. Н иж е да
ется взаимная связь меж ду этими скоростями.

П римем следую щ ие обозначения:
уср — средняя механическая скорость бурения, м /ч;
ур — рейсовая скорость бурения, м /ч;
ут — техническая скорость бурения, м /ч  или м /станко-месяц;
ук — ком мерческая скорость бурения, м /станко-месяц;
уп — полная скорость бурения, м /станко-месяц;
Гб — продолжительность бурения скважины, вклю чая расш ирку и 

проработку tw ч;
Тсп — продолжительность спускоподъемных работ, связанны х со см е

ной долот, вклю чая и время на наращ ивание инструмента, ч;
Госн — продолжительность всех производительны х работ, кром е преду

смотренны х Гб и Тсп, ч;
Тп — продолжительность непроизводительного врем ени (остановки, 

ликвидация аварий и т.д.), ч;
Тв — продолжительность строительства выш ки и монтаж ны х работ, ч;
L — глубина скважины, м.
Тогда

уср =  1 / Г б;

Vp =  Уср/(1  +  Гсп/ Г б);

(6 .2)

(6.3)

т (6.4)
1+(Тси+Тосн) / Т б

к (6.5)
Ф+(Тси+Тосн+Тж) / Т б]
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у п = ----------------- 2̂----------------r (6.6)

с[1+ (7’сп+ 7’осн+ 7п +7в / 7б)]

где с — переводны й коэф ф и ци ен т врем ени (с часов на месяцы).
У казанны е соотнош ения мож но представить и несколько иначе, а 

именно:

vv = — — ; (6.7)
Рб+^сп)

ут = --------- ^ --------- ; (6 .8)
с \-1+Тосн П Т б +Тс и )]

У к = --------------^ -------------- ; (6.9)
с[1+Гн / (Г6 +ГСП +Госн)]

уп = ------------- ^ -------------- . (6 .1 0 )
с[1+тв / (Тб +гсп +тосн +ТН)]

Из приведенных ф ормул видно, что ур, ут и ук зависят от уср, кром е то
го, из перечисленны х скоростей каж дая последую щ ая зависит от преды 
дущей.

С ростом ук соответственно увеличивается ур и ук, что согласуется с 
выводами, вытекаю щ ими из формул (6.2) —(6.5).

М ногочисленными исследованиями установлено, что уср, ур, ут и ук 
уменьш аю тся с увеличением глубины L скважины, а стоимость метра про
ходки при всех способах бурения является возрастаю щ ей ф ункцией глуби
ны скважины.

С ростом ук, как правило, резко  уменьш ается удельный расход элек
троэнергии в бурении, уменьш ается расход материалов, используемых при 
бурении. П редставляет несом ненны й интерес вы явление факторов, 
влияю щ их на скорость бурения; установление влияния каждого из ф акто
ров в отдельности и в совокупности; установление природы  падения скоро
сти бурения в связи с углублением скважины; изы скание путей для 
уменьш ения темпа сниж ения скорости бурения в связи  с ростом глубины 
скважины.

На темп углубления скваж ины  реш аю щ ее влияние оказы ваю т три 
группы факторов (по B.C. Федорову):

1. Группа природных факторов (механические свойства пород, условия 
их залегания, природа вещества, заполняю щ его поровы е пространства, 
и др.).

2. Технико-технологические ф акторы  (способ разруш ения породы, 
конструктивны е особенности и долговечность разруш аю щ их инструментов, 
метод удаления с забоя скваж ины  вы буренной породы, соверш енство и 
мощ ность бурового оборудования и т.д.).

3. Деловая квалиф икация работников буровой бригады. Значительно 
влияю т на скорость бурения организация работ в смене, сработанность р а
бочих в смене, их деловая квалиф икация.
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Влияние различных факторов 
на процесс бурения

Буровые долота вы бираю т в зависимости от ф изико-м еханических 
свойств горных пород, глубины их залегания и способа бурения. П рим е
няю т ш арош ечные, лопастные, ф резерны е, дробящ ие, алмазны е долота и 
долота ИСМ  различны х типов и разм еров для сплошного бурения и буре
ния кольцевым забоем. Для мягких пород рекомендую тся долота реж ущ е- 
скалываю щ его типа. Для разруш ения абразивны х пород средней твердости, 
твердых, крепких и очень крепких пород предназначены  долота дробящ е- 
скалываю щ его действия, разруш аю щ ие породу зубьями или штырями, р ас
полож енны ми на ш арош ках, вращ аю щ ихся вокруг своей оси и оси долота. 
О дновременно с дробящ им действием зубья или пггыри ш арош ек при п ро
скальзы вании по забою  скалываю т породу.

Для разбуривания пород, перем еж аю щ ихся по твердости и абразивно
сти, использую т долота истираю щ е-реж ущ его действия, разруш аю щ ие по
роду твердосплавны ми штырями, располож енны ми в торцевой части долота 
или в кром ках его лопастей. А лмазные долота рекомендуется применять 
для разбуривания пород твердых и средней твердости. Наибольш ий удель
ный вес в отечественной и зарубеж ной  практике бурения имею т трехш а
рош ечны е долота различны х типов и размеров.

Для увеличения скорости бурения большое значение приобретает уг
лубление и расш ирение теоретических и экспериментальны х исследований 
механики разруш ения горных пород и реж им а бурения скважин, так как 
частичная модернизация ш арош ечных долот и технологии бурения уж е не 
обеспечивает сущ ественного роста основны х технико-экономических пока
зателей буровых работ.

Режим бурения. По B.C. Федорову, под реж им ом бурения понимаю т 
определенное сочетание факторов, влияю щ их на показатели бурения. Эти 
ф акторы  назы ваю тся параметрами реж им а бурения.

К числу важ нейш их параметров относятся: осевая нагрузка на долото 
Рд; частота вращ ения долота (или ротора) л; количество (расход) циркули
рую щ его бурового раствора; качество циркулирую щ его бурового раствора, 
подаваемого на забой (фильтрация Ф, статическое н апряж ение сдвига 9, 
вязкость Г), плотность р).

Соотнош ения меж ду параметрами реж им а подбираю т таким образом, 
чтобы получить наиболее вы сокие количественны е показатели при требуе
мых качественны х и возмож но более низкую  себестоимость 1 м проходки.

Обобщ енным количественны м показателем  механического бурения, 
зависящ им от параметров реж им а бурения, является рейсовая скорость 
проходки ур.

С очетание параметров реж им а бурения, при котором получаю т наибо
лее высокую  рейсовую  скорость проходки ур и требуем ы е качественны е 
показатели бурения, при данной технической вооруж енности буровой н а
зы вается оптимальным реж им ом бурения.

В практике бурения встречаю тся случаи, когда необходимо подбирать 
параметры  реж им а бурения для реш ения специальных задач — обеспечить 
качественны е показатели. Количественны е показатели бурения в этом слу
чае второстепенные. Такие реж им ы  бурения назы ваю тся специальными. К 
ним относятся реж им ы  бурения, прим еняем ы е в неблагоприятных геологи
ческих условиях, а такж е реж им ы  бурения, используемые при изменении
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направления оси ствола скваж ины  (бурение наклонны х и горизонтальных 
скважин) и при отборе кернов. Однако качественное ф орм ирование ствола 
всегда долж но быть определяющим.

М еханическое разруш ение горных пород (углубление) при бурении 
долотом имеет сложны й характер. По количественны м показателям углуб
ления нельзя судить о влиянии того или иного парам етра на эф ф ект  р аз
руш ения горных пород: их действие всегда комплексное.

Н аиболее эф ф ективное углубление скваж ины  возмож но только в том 
случае, если забой полностью очищ ается от шлама; в противном случае вы 
буренная порода оказы вает дополнительное сопротивление работе долота, 
вследствие чего механическая скорость проходки и проходка на долото 
ниж е расчетны х величин. О пыт показывает, что технико-экономические 
показатели проходки скваж ин в значительной м ере зависят от реж им а 
промы вки и технологических свойств (качества) бурового раствора. Ф унк
ции буровых растворов многочисленные, однако одними из главных явля
ются те, которы е определяю т вы сокие скорости проходки. Если рассм атри
вать только скорость проходки и не принимать во внимание поведение 
ствола скваж ины  (обвалы, осыпи, поглощ ения раствора и т.д.), то для дос
тиж ения максимальных показателей работы  долот предпочтительней и с
пользовать в качестве промывочного агента маловязкие легкие системы. По 
степени ухудш ения работы  породоразруш аю щ его инструмента используе
мые в мировой практике буровы е растворы  располагаю тся в следующем 
порядке: тяж елы й (высокоплотный) вы соковязкий буровой глинистый рас
твор, легкий маловязкий буровой глинистый раствор, эмульсия, буровой 
раствор на неф тяной основе, вода, вода с ПАВ, аэрированная жидкость, 
воздух (газ).

О сновны е факторы, влияю щ ие на технико-эконом ические показатели 
бурения, — компонентный состав, плотность, вязкость, показатель ф ильт
рации и другие парам етры  бурового раствора. Убедительные данны е по 
увеличению  скорости бурения при сниж ении плотности бурового раствора 
получены на скваж инах ряда площ адей Краснодарского края. Установлено, 
что по значимости наиболее сущ ественными факторами, влияю щ ими на 
показатели работы  долот, являю тся в первую  очередь плотность, затем в яз
кость и, наконец, фильтрация.

С ростом концентрации твердой ф азы  в буровом растворе м еханиче
ская скорость проходки и проходка на долото уменьш аются.

С оверш енствование технологии промы вки скваж ин долж но идти в 
первую  очередь по пути сниж ения плотности бурового раствора и содер
ж ания в нем твердой фазы, что сущ ественно упрощ ает регулирование в яз
кости, фильтрации и других параметров раствора.

Влияние плотности бурового раствора на процесс бурения и ф орм иро
вания ствола многогранно. Ее увеличение приводит к улучш ению  очистки 
забоя и ствола скваж ины  от шлама вследствие действия архимедовой силы, 
к росту динамической фильтрации на забое за счет повы ш ения полож и
тельного диф ф еренциального давления у  забоя и к стабилизации стенок 
ствола в результате сближ ения гидростатического давления в скваж ине и 
горного давления массива пород. Все это способствует росту технико
экономических показателей бурения.

Но с увеличением плотности раствора возрастает давление на забой 
скважины, что приводит к дополнительному уплотнению  породы и ухудш е
нию  условий отрыва частицы  от забоя потоком раствора. На разруш ение
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образую щ ейся на забое толстой глинистой корки затрачивается энергия, 
при этом усиливается поглощ ение раствора вскрытым разрезом  и продук
тивны ми пластами. М ировой опыт бурения скваж ин свидетельствует о том, 
что полож ительное влияние повы ш ения плотности раствора неизм ерим о 
меньше, чем отрицательное, поэтому, если позволяю т геологические усло
вия, следует бурить с использованием раствора меньш ей плотности, даж е 
если при этом необходимо услож нять технологический процесс промывки 
и применять более слож ное оборудование. С корость проходки при этом 
неизм енно возрастает.

Роль фильтрации по сравнению  с плотностью  и содерж анием  твердой 
ф азы  незначительна. С реднестатистические данны е показываю т, что в во
доглинистых системах с увеличением содерж ания неф ти  до 10  % скорость 
проходки растет. Д альнейш ее повы ш ение ее концентрации приводит к об
ратному эф ф екту. Эти качественны е зависимости показы ваю т лиш ь тен 
денцию  изм енения параметров бурения при изм енении основных техноло
гических свойств бурового раствора.

Роль фильтрации раствора в процессе углубления скваж ины  такж е н е
однозначна. С увеличением фильтрации на забое облегчаю тся условия ска
лывания и отрыва частицы долотом в результате действия расклиниваю щ их 
сил проникаю щ его фильтрата и вы равнивания давления вокруг скалы вае
мой частицы; но при увеличении ф ильтрации уменьш ается устойчивость 
ствола, на забое и на стенке образую тся толстые глинистые корки. Разуме
ется, величина фильтрации определяется конкретны ми условиями. Но 
вполне очевидно, что ф ильтрация на некоторое время (принято 30 мин) 
долж на быть минимальной для повы ш ения устойчивости стенки скважины, 
а мгновенная фильтрация (5—10 с) долж на быть максимальной (прибли
ж аю щ ейся по величине к фильтрации за 30 мин) для улучш ения условий 
бурения.

Вязкость раствора влияет на скорость проходки однозначно. Роль в яз
кости бурового раствора наиболее заметна, особенно в диапазоне 15 — 35 с 
(по прибору ПВ-5). При бурении стремятся сниж ать вязкость раствора. Это 
связано с ж еланием  получать на долоте максимальную  гидравлическую  
мощ ность при высокой скорости истечения раствора из насадок долота. 
П ри правильно выбранном реж им е промы вки скваж ины  вязкость в про
цессе транспортирования шлама играет подчиненную  роль.

Таким образом, при оптимальном соотнош ении показателей буровых 
растворов скорость проходки м ож ет быть сущ ественно повышена.

Технологические парам етры  промывки, скорость и реж им  течения бу
рового раствора определяю т интенсивность разм ы ва забоя потоком, диф 
ф еренциальное давление на забое, смыв разруш енной породы с забоя, 
транспортирование шлама от забоя к устью скваж ины  и т.д. Очевидно, что 
с увеличением расхода бурового раствора повы ш ается интенсивность 
разруш ения забоя, а скорость проходки возрастает. Но при этом 
возникаю т и отрицательны е эф ф екты : диф ф еренциальное давление на 
забой повышается, увеличивается скорость разм ы ва стенки скваж ины  и 
т.д. М еханическую  скорость проходки определяю т следую щ ие основные 
показатели промывки: гидравлическая мощность, срабаты ваемая на долоте, 
скорость истечения раствора из насадок долота и диф ф еренциальное 
давление на забое скважины.

Реализация гидромониторного эф ф екта струй, выходящ их из насадок 
долота с высокой скоростью, позволяет увеличить скорость бурения и про
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ходку на долото в мягких породах в 2 — 3 раза. В твердых сланцах гидромо
ниторны й эф ф ект  при скоростях истечения струи 50 — 80 м /с  позволяет 
увеличить скорость проходки и проходку на долото в 1,5 раза.

П ри больших глубинах энергетические затраты  на промы вку скваж и
ны более ощутимы, чем выигры ш  от гидромониторного эф ф екта  долот.

Д иф ф еренциальное давление на забой — комплексный фактор, интег
рирую щ ий плотность и вязкость бурового раствора, реж им  циркуляции, 
соотнош ение геометрических разм еров ствола и бурильного инструмента и 
т.д. Н езависимо от первопричины  его увеличение всегда сопровож дается 
ухудш ением показателей работы  долот. Установлено, что при прочих рав
ных условиях механическая скорость проходки увеличивается с уменьш е
нием диф ф еренциального давления на забой.

Обобщ ив результаты  практических наблю дений в России, СНГ, США, 
Канаде, И ране и других странах, получили качественную  зависимость м е
ханической скорости проходки от диф ф еренциального давления на забое 
скважины.

На темп углубления сущ ественно влияю т плотность бурового раствора 
и содерж ание в нем твердой фазы . М еханическая скорость проходки резко  
сниж ается при увеличении плотности раствора от 1,0 до 1,5 г /см 3, когда 
роль вы буренной породы сущ ественна по сравнению  с таким утяж елите
лем, как  барит. Концентрация твердой ф азы  в этом диапазоне плотностей 
достигает 15 — 25 %.

Анализ зарубеж ны х материалов показал, что при бурении скваж ин в 
Ю ж ной Л уизиане (США) уменьш ение диф ф еренциального давления с
7 М Па до 0 привело к росту механической скорости проходки на 70 %. Ус
тановлено, что влияние перепада давления на механическую  скорость про
ходки более заметно проявляется при росте осевой нагрузки на долото. 
Чувствительность механической скорости проходки к диф ф еренциальном у 
перепаду давления на забое возрастает с увеличением осевой нагрузки  на 
долото. П ри отрицательном диф ф еренциальном  перепаде, т.е. когда пласто
вое давление превы ш ает давление циркулирую щ его на забое скваж ины  
бурового раствора, скорость проходки продолж ает увеличиваться, часто в 
возрастаю щ ем темпе.

М еханическая скорость проходки при соответствую щ их осевой н а
грузке и частоте вращ ения долота растет пропорционально гидравлической 
мощности, срабатываемой на долоте, и скорости истечения раствора из 
насадок долота. Чем большая часть давления затрачивается на долоте, чем 
выш е скорость струи, лучш е очистка забоя и больше гидромониторный 
эф ф ект.

Ч астота вращ ения долота оказы вает различное влияние на показатели 
бурения. Так, при бурении ш арош ечными долотами увеличение п ведет 
к соответствую щ ему (пропорциональному) росту числа пораж ений за 
боя зубцами ш арош ек, скорости удара зубцов о породу, динамической 
составляю щ ей (ударной) нагрузки на долото. Все это повы ш ает эф ф ект 
разруш ения породы долотом, вы зы вает рост механической скорости 
проходки. Вместе с тем эти ф акторы  резко  сокращ аю т долговечность до
лота.

П ри увеличении п уменьш ается продолжительность х контакта зубцов 
ш арош ек с породой ( л и х  — обратно пропорциональны е величины). Это 
сниж ает эф ф ект  разруш ения породы, а следовательно, и механическую  
скорость проходки. При бурении в результате действия перечисленны х
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факторов, обусловливаемых изм енением  л, получается очень сложная за 
висимость меж ду л  и ум.

B.C. Федоров, В.Ф. Дудин и Ф.Д. Зенков, рассматривая погруж ение 
рабочих элементов долота в породу как движ ение твердого тела в сопро
тивляю щ ейся среде, установили, что углубление долота за один оборот в 
зависимости от частоты  вращ ения м ож но вы разить в следующем виде:

5 =  А(1 — е~в/п). (6.11)

М еханическую  скорость проходки мож но вы разить формулой
ум =  А(1 -  е - в/п)п, (6.12)

где А =  55-10_ 1Рд; В =  0,09 (РА — удельная нагрузка на долото, Н /м).
Граф ическое и зображ ение зависимости ум =  /(л) свидетельствует о 

наличии критического значения л, при котором ум =  ум тах. Для мрамора 
л кр =  100 об/м ин. С увеличением твердости и хрупкости породы л кр воз
растает.

Значение л пм выш е при больших нагрузках на долото.
Далее критическую  частоту вращ ения долота будем обозначать сле

дующим образом: для механической скорости проходки — nv , рей со
вой скорости — лУр и проходки на долото — h.

Ф ормула (6.12) соответствует бурению  с объемным разруш ением  по
роды.

При бурении турбобуром в мягких глинистых породах частоты  вращ е
ния долж ны быть понижены . В хрупких и пластично-хрупких породах 
скорость ум проходки — возрастаю щ ая ф ункция даж е при увеличении л  >
> 800 об/м ин.

У меньш ение углубления за один оборот 5П с ростом л  обусловливается 
тем, что с увеличением л  уменьш ается продолжительность х контакта зуб
цов ш арош ки с породой.

С вязь меж ду л и х  вы раж ается (в с) в виде

х = ^ ^ ,  (6.13)
n z

где dm/D  — отнош ение диаметров ш арош ки и долота; л  — число зубцов на 
наибольш ем венце ш арош ки.

Из соотнош ения (6.13) следует, что х зависит не только от л, но и от 
диаметров долота и ш арош ек.

Очевидно, при прочих равны х условиях, чем больше z  (меньше шаг), 
тем меньш е л„ , и наоборот, чем меньш е с?ш/ Д  тем выш е л,, . Следова-

М М

тельно, nVM зависит и от разм еров долота.
О писанная зависимость ум =  Цп) (6.12) относится к случаям объемного 

разруш ения породы. Если бурят при сравнительно малых осевых нагрузках 
на долото, то при взаимодействии долота с породой наблю дается разруш е
ние последней истиранием  (поверхностное разруш ение). В этом случае 
8П =  80 =  const, а следовательно, ум =  л50.

А.А. М инин и А.А. П огарский проводили исследования по разбурива- 
нию  разны х пород на специальном стенде при частоте вращ ения долота до 
4500 об/м ин . М аксимальная м еханическая скорость проходки при этом не 
превыш ала 48 м /ч . Следовательно, среднее углубление долота за один обо
рот составляло не более 0,2 мм. П ри таком тем пе углубления долота проис
ходило разруш ение породы истиранием.
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Опыты показали, что при разбуривании  цементного камня, известняка 
и мрамора с увеличением л  трехш арош ечны х долот от 500 до 4500 об /м ин  
механическая скорость проходки увеличивается пропорционально росту л. 
П ри бурении в граните прямолинейная зависимость сохраняется при 
изм енении л  от 500 до 2500 об /м ин . С увеличением л  выш е 2000 — 
2500 об /м и н  м еханическая скорость проходки возрастает несколько мед
леннее роста л. Следовательно, для тех пределов, в которы х на практике 
изм еняется л, зависимость (6 .1 2 ) хорош о подтверж дается опытами.

В процессе бурения м еханическая скорость проходки уменьш ается 
при условии, что процесс ведется при р =  const и п =  const. В этом случае 
сниж ение механической скорости проходки обусловливается только и зно
сом зубцов.

О тносительное уменьш ение механической скорости проходки проис
ходит пропорционально врем ени и обратно пропорционально коэф ф и ц и ен 
ту износа, т.е.

dvM/v M dtB6/  0f .

И нтегрируя это уравнение, получаем

где 9( — коэф ф и ци ен т износа, представляю щ ий собой логариф мический 
декрем ент убывания механической скорости проходки, равны й времени, в 
течение которого ум уменьш ается в е раз (е — основание натурального ло
гарифма).

О пы тны е данны е А.А. М инина и А.А. П огарского показали, что 1 / 9 ( 
изм еняется приблизительно пропорционально изменению  нагрузки на до
лото; с изм енением  частоты вращ ения величина 1 /9 ( увеличивается быст
рее, чем растет л, особенно при больших его значениях.

Д анны е свидетельствую т о том, что и для проходки на долото сущ ест
вует критическое значение для л, и притом оно будет меньше, чем для м е
ханической скорости проходки.

Рейсовая скорость проходки

где t6 — время бурения; /„ — время, необходимое на проработку и расш и
рение ствола скважины; fcn — время на спуск и подъем бурильной колонны 
и смену долота.

Для ур такж е сущ ествует критическое значение л; численно оно мень
ш е соответствую щ его значения для ум и больше, чем для Л.

Итак, л„ > л„ > nh.11
О севая нагрузка на долото. П ри прочих равны х условиях в зависим о

сти от Рд м ож ет происходить разруш ение породы либо поверхностное, ли
бо объемное.

(6.14)

Проходка на долото за время t6 вы раж ается формулой

(6.15)
0

(6.16)р
-б
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О бъем ное разруш ение м ож ет наблю даться после однократного воз
действия на нее зубцов ш арош ек или после многих воздействий. П ервы е 
наиболее полные исследования и обобщ ения провел B.C. Федоров.

Влияние осевой нагрузки Рд на показатели бурения очень велико. 
Опытами установлено, что зависимость ум =  ЦРл) весьма сложная.

Это обусловливается рядом обстоятельств, однако главнейш ие из 
них — циклический характер  разруш ения породы, наличие шлама, покры 
ваю щ его неровную  поверхность забоя скважины, ограниченная высота 
рабочих элементов долот.

Н аличие шлама ведет не только к сниж ению  механической скорости 
проходки, но и к тому, что ум как  ф ункция Рд достигает максимума при 
меньш их значениях Рд.

Итак, чем больше шлама на забое, тем раньш е наступает максимум ум 
как ф ункции Рд и тем меньш е величина этого максимума.

П ри высокой частоте вращ ения долота максимум для ум =  Ц РА) насту
пает при больших Рд, чем при более низком  значении п. О трицательное 
влияние шлама на ум при более высоком значении п больше, чем при более 
низком.

О севая нагрузка, при которой ум достигает максимума, назы вается 
критической Ркр. Иногда с ростом осевой нагрузки на долото механическая 
скорость проходки не увеличивалась, а значительно снижалась. Все это от
носится к тем случаям, когда к моменту увеличения Рд бурили при РА > Ркр-

Долговечность ш арош ечных долот изм еняется обратно пропорцио
нально Рд в некоторой степени Y « 0,40-Ю,45. Вероятно, показатель степени 
зависит от погруж ения зубцов ш арош ки. Когда зубцы не погруж ены  в по
роду, Рд больше влияет на разруш ение долота, чем при погруж ении зубцов 
в породу.

С увеличением Рд растут ум и Л. Следовательно, сокращ ается время 
собственно на бурение скваж ины  и спускоподъемны е операции (в резуль
тате уменьш ения числа этих операций, числа смен долота). С ростом Рд 
увеличивается и рейсовая скорость проходки ур.

П ри увеличении п механическая скорость возрастает, но проходка на 
долото уменьш ается. Следовательно, в этом случае общая продолж итель
ность спускоподъемных операций растет.

Для проходки на долото и рейсовой скорости проходки ур такж е им е
ются критические значения осевой нагрузки  Рд, которы е обозначим соот
ветственно PAV и РдЛ. М еж ду этими критическими значениями сущ ествую т 
соотнош ения

Р * г  >  Р * г  < Р * г  >  Р * ъ  и  Р * г  ^  Р * ъ -Д̂ м A*p Д̂ м Д“ A*p Ал

Соотношения меж ду параметрами режима бурения, обусловливаемы е 
особенностями разруш ения пород при  бурении (по B.C. Ф едорову). Э кс
периментально доказано, что как  для частоты  вращ ения долота, так и для 
осевой нагрузки Рд на него при использовании долот сущ ествую т критиче
ские значения, превы ш ение которы х ведет к сниж ению  показателей  бу
рения.

С ростом п критическое значение PAV такж е несколько увеличивает
ся. На величину PAV особенно больш ое влияние оказы вает степень очист
ки забоя. С повы ш ением Q величина РАГ возрастает. С увеличением плот
ности промывочной ж идкости  рп сопротивляемость горных пород возраста
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ет, вследствие чего осевую  нагрузку на долото РА необходимо увеличивать. 
С ростом п обязательно повы ш ается РА.

Если осевая нагрузка на долото выш е той, при которой возмож но 
только поверхностное разруш ение породы, но не выш е критической вели
чины, частота вращ ения долота такж е не превы ш ает критического значе
ния, а количество промывочной ж идкости достаточно для удовлетворитель
ной очистки забоя от вы буренной породы, то, как показы ваю т опытные 
данные, меж ду средними механическими скоростями проходки vMl и ум2, с 
одной стороны, и соответствую щ ими им значениями Рд1, щ и Рд2, л 2, с дру
гой, сущ ествую т соотнош ения

’"Ml _ (6.17)
Д2

где х, у  — показатели степени.
М еж ду продолжительностью  эф ф ективной  работы  долота на забое tx и 

f2 и теми ж е  значениями Рд1, щ и Рд2, п2 установлены  соотнош ения

f2 п?РЦ'
(6.18)

Зависимость (6.17) дает вполне удовлетворительные результаты, когда 
п не превы ш ает в глинистых породах 300 — 350 об/м ин, в песках и ры х
лых песчаниках 450 — 500 об/м ин, в крепких скальных породах 750 — 
800 об/м ин . П ри бурении в крепких скальных породах при п > 840 об /м ин  
механическая скорость проходки продолж ает увеличиваться с ростом п, но 
при этом х и 0,45.

В ы раж ение (6.18) в основном проверено до п =  500 об/м ин . В этом 
диапазоне %i « 0,5+0,8 , а х =  0,7.

Значение показателей степени при Рд колеблется в пределах от 1,1 до 
1,5; чащ е у  =  1,1, а у х =  0,40+0,45.

Если диапазон изм енения п и Рд сравнительно невелик, то мож но 
пользоваться формулой

XML = IhIjbL. (6 . 19)
VM2 П2РА2

В зарубеж ной неф тегазовой промыш ленности нет единых твердо ус
тановленны х и обоснованны х параметров реж им а бурения, которы е реко
мендовались бы для разбуривания пород с различны ми механическими 
свойствами. Для каждого района имею тся параметры  реж им а бурения, ко
торы е считаю тся наилучшими.

Больш инство фирм, как  тех, которы е ведут бурение на промыслах, так 
и тех, которы е выпускаю т долота, рекомендую т бурить при вы соких н а
грузках из расчета 1 —Зш на I" диаметра долота, при больших количествах 
бурового раствора, обеспечиваю щ их скорость восходящ его потока в коль
цевом пространстве 0 ,7 —1,2 м /с, при относительно малых скоростях вра
щ ения ротора (долота) — в пределах от 150 до 200 об /м и н  (но не выш е 
300 об/м ин).

С увеличением разм ера долота осевую  нагрузку увеличиваю т прим ер
но пропорционально диаметру долота. П ри бурении в крепких породах 
прим еняю т более вы сокие нагрузки на долото, чем в мягких породах.
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Рациональная отработка долот (по B.C. Федорову)

Долота рационально отрабаты ваю т в том случае, если бурят при опти
мальном сочетании параметров реж им а бурения и равномерной подаче, т.е. 
бурят при минимальных значениях (Рд тах -  Рд min)/P A ср и (лтах -  n min) /n cp; 
продолжительность работы  долот вы бираю т из расчета получения м акси
мальной рейсовой скорости проходки или максимальной стойкости опор 
долота. Если хоть одно из этих условий не соблюдают, то нельзя считать, 
что долота отрабаты ваю т рационально.

Опытами установлено, что если увеличивается какой-нибудь параметр 
реж им а бурения, а другие остаю тся постоянными или изменяю тся, не 
обеспечивая оптимального сочетания меж ду параметрами, то темп углубле
ния скваж ины  чащ е всего сниж ается. А если и происходит некоторое уве
личение показателей  бурения, то сравнительно небольш ое. П ри таких ус
ловиях отработка долот не м ож ет быть рациональной.

П араметры  реж им а бурения п, Рд и Q по-разному влияю т на м ехани
ческую  скорость проходки и износостойкость долота, следовательно, опти
мальное соотнош ение меж ду ними отвечает наиболее высокой рейсовой 
скорости проходки, т.е. наивы годнейш ие значения п, Рд и Q определяю тся 
из системы уравнений

dVp/dn =  0; dvp/dPA =  0; dvp/dQ =  0, (6.20)

если при этом будут выполнены соответствую щ ие требования ко вторым 
производным.

В турбинном бурении часто рациональное соотнош ение меж ду Рд, п и 
Q не соответствует оптимальному реж им у работы  турбобура. Н ередко наи
более вы сокие показатели эф ф ективности  отработки долот получаю т при 
работе турбобура в области тормозны х реж имов.

Было установлено, что если в процессе бурения контролировать только 
осевую  нагрузку, то частота вращ ения долота колеблется до 300 об/м ин. 
Такие колебания п объясняю тся рядом причин, но главнейш ая из них — 
неравномерность подачи долота (бурильной колонны).

Так как в турбинном бурении Q =  const, частота вращ ения долота п =  
=  ф(Рд), естественно, что при всяком изм енении Рд обязательно будет изм е
няться и п, причем абсолю тная величина колебания будет зависеть от ко
эф ф ициента К  (сброса на 0,01 мН нагрузки).

Опыты показали, что во всех случаях, когда долото подается неравно
мерно, происходят колебания п, в результате эф ф ективность работы  долота 
сниж ается на 15 — 25 % и более.

О риентируясь на рациональную  отработку долот, нуж но добиваться 
равномерной подачи бурильной колонны, чтобы колебания п не превосхо
дили 50 — 80 об/м ин.

Чтобы достичь равномерной подачи, следует применять регуляторы 
подачи долота. Но из-за неровностей на забое скваж ин и некоторого 
скольж ения ш арош ек сопротивления, встречаемы е долотом, постоянно и з
меняю тся, а при этом изм еняется и п. Турбинное бурение всегда ведется с 
некоторы м колебанием п, если даж е при бурении Рд =  const и Q =  const.

Рациональная отработка долот невозмож на, если нет критериев для 
определения времени, когда необходимо сменить долото.

М ноголетний производственны й опыт показывает, что у  ш арош ечных 
долот наиболее изнаш иваю тся два узла: опоры и рабочая поверхность.
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П рименяемы е долота делят на две группы: у  одних 7} «  Tz, у  других 7} >
> Tz, где Tf и Tz — износостойкость соответственно опор и рабочей поверх
ности долот. Очевидно, в зависимости от соотнош ения меж ду 7} и Tz м е
тод определения продолжительности эф ф ективной  работы  долота на забое 
долж ен быть различный.

Если Tf «  Tz, то в процессе бурения ещ е задолго до наступления и зно
са рабочей поверхности при высокой механической скорости проходки н а
чинается расстройство опор долота: наруш ается плавное качение роликов в 
большом подш ипнике, наблю дается заклинивание роликов, прекращ ается 
качение ш арош ек, создаю тся значительные сопротивления вращ ению  до
лота.

В роторном бурении периодами (в момент заклинивания ш арош ки) 
резко  увеличивается мощность, требуем ая на бурение.

В турбинном бурении при наруш ении качения роликов в подш ипнике 
долота приемистость турбобура к осевой нагрузке уменьш ается. Турбобур 
начинает останавливаться при осевой нагрузке РА, меньш ей (иногда значи
тельно) первоначальной РА нач. Если бурят при парам етрах реж им а бурения, 
соответствую щ их области тормозны х реж им ов работы  турбобура, то ука
занное явление проявляется в более резкой  форме.

Если начинаю т наруш аться плавность качения опорных элементов до
лота, заклиниваться ш арош ки, то м ож ет произойти авария с долотом. Зам е
тив это, бурильщ ик долж ен прекратить бурение и поднять долото для его 
смены.

Если для разбуривания неф тяного или газового месторож дения дли
тельное время прим еняю т долота одного типа, то на основании статистиче
ских материалов для них м ож но установить время Т, в течение которого 
наступает расстройство опор; это будет рациональное время эф ф ективной  
работы долота на забое Гр. После того как  долото проработало на забое в 
течение врем ени Гр =  Т, его необходимо поднять, если даж е при этом со
храняется ещ е сравнительно вы сокая м еханическая скорость проходки.

Итак, если 7} «  Tz, то Гр =  7}.
Если рабочая поверхность изнаш ивается бы стрее опор (Tz < Т( или Tz « 

» Tf), то время эф ф ективной  работы  долота на забое следует определять из 
условия износа ее рабочей поверхности. М ногочисленные исследования 
показали, что при этом наиболее правильно Гр определять из условия м ак
симума рейсовой скорости проходки ур.

Для определения ур мож но применять приближ енное вы раж ение

ъ = т т г т г -  ( 6 - 2 1 )1б ~ 1п ~ 1сп

Исследуя ф ункцию  на максимум, получаем при dvp/d t6 =  О

dt6

Так как  dhPA/d t6 =  ум, то 
ум =  Ур. (6.22)

Следовательно, с технической точки зрения долото на забое следует 
держ ать до тех пор, пока механическая скорость проходки, уменьш аясь, не 
станет равной рейсовой скорости проходки. Это и будет рациональное 
время эф ф ективной  работы  долота на забое Гр.
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В этом случае при определении врем ени подъема долота мож но руко
водствоваться механической скоростью  проходки. Долото нуж но поднимать 
после того, как м еханическая скорость проходки, уменьш аясь с течением 
времени, достигнет значения

Vm -^О^м срг

где ум ср — средняя м еханическая скорость проходки, м /ч; к,, — ко эф ф и ц и 
ент, определяемый опытным путем.

Значение к0 зависит от соотнош ения меж ду /,, и /г|| +  /„ и удовлетворя
ет условию  0 < к0 < I.

После сработки долота (или по иным причинам) колонну бурильных 
труб приподнимаю т на несколько метров и промы ваю т до тех пор, пока 
плотности бурового раствора, закачиваемого в скваж ину и из нее выходя
щего, не сравняю тся. В это время подготовляют для спуска в скваж ину но
вое долото и проверяю т состояние оборудования и спускоподъемного и н 
струмента. Затем  поднимаю т инструмент из скважины.



Глава 7________
ПРОМЫВКА СКВАЖИН 
И БУРОВЫЕ РАСТВОРЫ

П ри бурении скваж ин важ нейш ее значение имею т буровы е промы 
вочные растворы. О т их способности выполнять свои ф ункции в различ
ных геолого-технических условиях зависит эф ф ективность буровых работ.

Тяж елы е ослож нения в процессе бурения, а в некоторы х случаях и 
ликвидация скважин, наруш ение реж им а эксплуатации неф тяны х и газо
вых месторождений, связанны е со значительным ущ ербом народному хо 
зяйству, могут быть обусловлены низким  качеством буровых растворов, 
отсутствием надеж ны х методов и средств управления ими.

С увеличением глубины скваж ин повыш аю тся температуры  и давле
ния, скваж ина вскры вает горизонты  с различны ми по химической природе 
флю идами (газ, нефть, пластовая вода), минералогический состав пород 
такж е разнообразен , поэтому бурение все больше становится ф и зи ко
химическим процессом. Этот процесс протекает в среде бурового раствора 
и других специальных жидкостей.

Н азвание «буровой промывочный раствор», или «буровой раствор», не 
отраж ает физико-хим ической сущ ности этих систем, и использование его в 
дальнейш ем связано лиш ь с традициями в неф тяной  и газовой промы ш 
ленности. По составу эти системы долж ны быть отнесены  к сложным по- 
лиминеральным дисперсиям, стабилизированным поверхностно-активны ми 
вещ ествами (ПАВ).

Различаю т ф изические и химические свойства бурового раствора. В 
свою очередь, ф изические свойства делятся на термодинамические, колло- 
идно-реологические, фильтрационные, теплоф изические и электрические 
(рис. 7.1). Термины, характеризую щ ие эти свойства, и их определения при
ведены в табл. 7.1.

Термины и определения, отраж аю щ ие основны е операции техно
логического процесса промы вки скважин, приведены  на рис. 7.2 и в 
табл. 7.2.

О сновная технологическая операция промы вки скваж ины  — прокачи
вание бурового раствора по ее стволу. Однако для выполнения этой опера
ции необходимо реализовать вспомогательные операции: приготовление 
бурового раствора, его утяж еление, обработку химическими реагентами, 
очистку от шлама и газа и др.

Технологическое оборудование для промы вки скваж ин (рис. 7.3) пред
ставляет собой ряд взаим освязанны х систем: приготовления и обработки 
бурового раствора, очистки его от ш лама и газа, циркуляции. Каждая 
система вклю чает ряд блоков и (или) несколько единиц оборудования. Э ф 
ф ективность работы  каждого блока зависит от качества работы  всех сис
тем.
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Рис. 7.1. Классификация основных свойств бурового раствора

Т а б л и ц а  7.1
Термины и определения основных показателей бурового раствора

Термин Размерность Определение
Плотность кг/м 3

(г/см3)
Масса единицы объема бурового раствора

Условная вязкость с Величина, косвенно характеризующая гидравлическое 
сопротивление течению, определяемая временем ис
течения заданного объема бурового раствора через 
вертикальную трубку

Касательное напряже
ние сдвига

Па Величина, характеризующая сопротивление бурового 
раствора сдвигу, определяемая силой, вызывающей 
этот сдвиг и приложенной к единице поверхности 
сдвига

Пластическая вяз
кость

Па-с Величина, характеризующая темп роста касательных 
напряжений сдвига при увеличении скорости сдвига в 
случае, когда зависимость касательного напряжения 
сдвига от градиента скорости сдвига представлена в 
виде прямой (не проходящей через начало координат), 
определяемая углом наклона этой прямой

Динамическое напря
жение сдвига

Па Величина, косвенно характеризующая прочностное 
сопротивление бурового раствора течению, опреде
ляемая отрезком на оси касательного напряжения 
сдвига, отсекаемым прямой, отображающей зависи
мость касательной напряжения сдвига от градиента 
скорости сдвига при течении бурового раствора
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П р о д о л ж е н и е  т а б л .  7.1

Термин Размерность Определение

Эффективная вяз
кость

Статическое напря
жение сдвига

Показатель фильтра
ции

Толщина фильтра
ционной корки

Показатель коллои
дальности

Коэффициент колло
идальности

Показатель минерали
зации

Водородный показа
тель

Напряжение электро
пробоя

Электрическое сопро
тивление
Показатель конси
стенции бурового рас
твора

Показатель неньюто
новского поведения 
бурового раствора 
Показатель седимен
тации бурового рас
твора

Удельная теплоем
кость бурового рас
твора

Па-с

Па

Ом

Па

Дж/(кг-°С)

Величина, косвенно характеризующая вязкость бу
рового раствора, определяемая отношением каса
тельного напряжения сдвига к соответствующему 
градиенту скорости сдвига
Величина, характеризующая прочностное сопро
тивление бурового раствора, находящегося в покое 
заданное время, определяемая касательным напря
жением сдвига, соответствующим началу разруш е
ния его структуры
Величина, косвенно характеризующая способность 
бурового раствора отфильтровываться через стенки 
ствола скважины, определяемая количеством дис
персионной среды, отфильтрованной через прони
цаемую перегородку ограниченной площади под 
действием определенного перепада давления за оп
ределенное время
Величина, косвенно характеризующая способность 
бурового раствора к образованию временной крепи 
на стенках скважины, определяемая толщиной слоя 
дисперсной фазы, отложившейся на ограниченной 
поверхности проницаемой перегородки под действи
ем определенного перепада давления за определен
ное время
Величина, косвенно характеризующая физико-хими- 
ческую активность дисперсной фазы бурового рас
твора, определяемая количеством вещества, ад
сорбированного единицей массы дисперсной фазы 
Величина, равная отношению показателя коллои
дальности дисперсной фазы бурового раствора к по
казателю коллоидальности эталонной дисперсной 
фазы бурового раствора
Величина, косвенно характеризующая содержание 
водорастворимых солей в буровом растворе, условно 
определяемая эквивалентным содержанием солей 
хлористого натрия
Величина, характеризующая активность или концен
трацию ионов водорода в буровом растворе, равная 
отрицательному десятичному логарифму активности 
или концентрации ионов водорода 
Величина, косвенно характеризующая стабильность 
буровых растворов на углеводородной основе, опре
деляемая разностью потенциалов в момент разряда 
тока между расположенными на определенном рас
стоянии электродами, погруженными в буровой рас
твор
Сопротивление бурового раствора проходящему че
рез него электрическому току
Коэффициент степенной функции, отображающей 
зависимость касательного напряжения сдвига от гра
диента скорости сдвига в выбранном интервале ско
ростей при течении бурового раствора 
Показатель степени функции, отображающей зави
симость касательного напряжения сдвига от гради
ента скорости сдвига при течении бурового раствора 
Величина, косвенно характеризующая стабильность 
бурового раствора и определяемая количеством дис
персной фазы, отделившейся от определенного объ
ема бурового раствора в результате гравитационного 
разделения компонентов за определенное время 
Количество теплоты, необходимой для нагревания 
единицы массы бурового раствора на один градус
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Рис. 7.2. Классификационная схема промывки скважин

Технологическое оборудование для промывки скважин
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П р о д о л ж е н и е  т а б л .  7.1

Термин Размерность Определение

Коэффициент тепло
проводности бурового 
раствора

Термический коэф 
фициент объемного 
расширения

Вт/ (м-°С) Величина, характеризующая способность бурового 
раствора проводить теплоту, определяемая количест
вом теплоты, проходящей в единицу времени через 
единицу изотермической поверхности при темпера
турном градиенте, равном единице
Величина, характеризующая изменение объема буро
вого раствора с изменением температуры при посто
янном внешнем давлении и определяемая относитель
ным изменением объема при нагревании на 1 К, отне
сенного к объему бурового раствора при данной тем
пературе

Т а б л и ц а  7.2
Основные термины и определения для технологического процесса промывки скважины

Термин Определение
Промывка ствола скважины 

Приготовление бурового раствора

Смешивание компонентов бурового рас
твора

Диспергирование компонентов бурового 
раствора

Перемешивание бурового раствора

Дозированная подача компонентов буро
вого раствора

Обработка бурового раствора

Аэрация бурового раствора

Химическая обработка бурового раствора 

Утяжеление бурового раствора

Прокачивание бурового раствора по ство
лу скважины

Подпор бурового раствора 

Закачивание бурового раствора 

Очистка бурового раствора

Технологический процесс при строительстве 
скважины с использованием бурового раствора 
Комплекс технологических операций по созда
нию бурового раствора определенного типа из 
исходных компонентов
Технологическая операция приготовления буро
вого раствора, заключающаяся в соединении его 
исходных компонентов
Технологическая операция приготовления буро
вого раствора, заключающаяся в измельчении 
его компонентов
Технологическая операция приготовления и об
работки, заключающаяся в равномерном рас
пределении компонентов в данном объеме буро
вого раствора и вовлечении объема бурового 
раствора в движение
Технологическая операция приготовления, обра
ботки, утяжеления бурового раствора, заклю
чающаяся в подаче компонентов в зону смеши
вания в определенном количестве во времени 
Комплекс технологических операций промывки 
ствола скважины, заключающийся в регулиро
вании свойств бурового раствора химическими 
или физико-механическими методами 
Технологическая операция обработки бурового 
раствора, заключающаяся во введении в него 
газообразных агентов для понижения плотности 
Комплекс технологических операций обработки 
бурового раствора химическими реагентами 
Технологическая операция обработки бурового 
раствора, заключающаяся во введении в него 
утяжелителя для повышения плотности 
Комплекс технологических операций промывки 
ствола скважины, заключающийся в прокачива
нии бурового раствора по схеме буровой на
сос — ствол скважины — буровой насос 
Технологическая операция прокачивания буро
вого раствора по стволу скважины, заключаю
щаяся в принудительной подаче бурового рас
твора в приемную линию бурового насоса 
Технологическая операция прокачивания буро
вого раствора по стволу скважины, заключаю
щаяся в приемке и нагнетании бурового раство
ра в скважину
Комплекс технологических операций, заклю
чающийся в удалении примесей из бурового 
раствора
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П р о д о л ж е н и е  т а б л .  7.2

Термин Определение
Очистка бурового раствора от шлама

Очистка бурового раствора от шлама 
сетками

Очистка бурового раствора от шлама в 
отстойниках

Очистка бурового раствора от шлама в 
гидроциклонах

Дегазация бурового раствора

Регенерация компонентов бурового рас
твора

Замена бурового раствора

Комплекс технологических операций, заключаю
щийся в удалении шлама из бурового раствора 
Технологическая операция очистки бурового рас
твора от шлама путем пропускания его через виб
рирующую сетку
Технологическая операция очистки бурового рас
твора от шлама путем осаждения его в отстойни
ках
Технологическая операция очистки бурового рас
твора от шлама путем отделения его под действием 
инерционных сил в гидроциклонах 
Технологическая операция очистки бурового рас
твора по удалению из него газообразного агента 
Комплекс технологических операций промывки 
ствола скважины, заключающийся в извлечении 
исходных компонентов из бурового раствора для 
последующего их использования 
Комплекс технологических операций промывки 
ствола скважины, заключающийся в замещении 
всего рабочего объема или его части другим буро
вым раствором

7.1. ФУНКЦИИ ПРОЦЕССА ПРОМЫВКИ СКВАЖИН

Технологический процесс промы вки скваж ин долж ен быть спроекти
рован и реализован так, чтобы достичь лучш их технико-экономических по
казателей  бурения. П ри этом главное внимание необходимо уделять вы 
полнению  основных технологических ф ункций и ограничений, приведен
ных в табл. 7.3.

Часто стремление к качественном у выполнению  процесса промывки 
приводит к невыполнению  ограничений. В этих случаях преж де всего р е 
ш аю тся оптим изационны е задачи, цель которы х — выбрать в каждом кон 
кретном случае экономически наиболее выгодное сочетание технологиче
ских показателей процесса промывки, обеспечиваю щ их минимальную  
стоимость скваж ины  и достиж ение поставленной цели при сохранении вы 
сокого качества объекта.

Одной из ф ункций промы вки считаю т разруш ение забоя скважины. 
Это требование не является обязательным, так как основную  роль в раз-

Т а б л и ц а  7.3
Функции и ограничения процесса промывки скважин

Функция Ограничение
Разрушать забой

Очищать забой от шлама и транспортировать 
шлам на дневную поверхность 
Компенсировать избыточное пластовое дав
ление флюидов
Предупреждать овалы стенок скважины 

Взвешивать компоненты раствора и шлам 

Сбрасывать шлам в отвал

Смазывать и охлаждать долото, бурильный 
инструмент и оборудование

Не разрушать долото, бурильный инструмент 
и оборудование 
Не размывать ствол скважины

Не приводить к поглощениям раствора и не 
подвергать гидроразрыву пласты 
Не ухудшать проницаемость продуктивных 
горизонтов
Не приводить к высоким потерям гидравли
ческой энергии
Не сбрасывать в отвал компоненты бурового 
раствора
Не вызывать осыпей и обвалов стенок сква
жины
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руш ении забоя играет долото. О днако и промы вку нельзя считать второ
степенной операцией при разруш ении забоя, особенно при бурении ры х
лых пород, когда их размыв на забое за счет гидромониторного эф ф екта 
высокоскоростной струей бурового раствора, вы текаю щ его из насадок до
лота, вносит не меньш ий вклад в скорость проходки скважины, чем меха
ническое разруш ение забоя вращ аю щ ими элементами долота.

С целью интенсиф икации  разм ы ва забоя циркулирую щ им буровым 
раствором ведутся работы  по прим енению  вы сокоабразивны х растворов 
(абразивно-струйное бурение).

С тремясь максимально использовать кинетическую  энергию  вы те
каю щ ей из насадок долота струи бурового раствора для разруш ения забоя, 
часто увеличиваю т до предела либо гидравлическую  мощность, срабаты 
ваемую  на долоте, либо силу гидравлического удара струи о забой. И в том, 
и в другом случаях пытаю тся реализовать необходимую  подачу буровых 
насосов с одновременным доведением до верхнего предела давления нагне
тания бурового раствора. В результате этого одновременно с и нтенсиф ика
цией разм ы ва забоя часто отмечаю тся отрицательны е явления: резкое уве
личение энергетических затрат на циркуляцию , размыв ствола в интерва
лах неустойчивого р азреза  потоком в кольцевом пространстве, ухудш ение 
условий механического разруш ения забоя долотом в результате повы ш ения 
диф ф еренциального давления, поглощ ение бурового раствора в связи  с 
возрастанием  гидродинамического давления на пласты и др.

О сновной ф ункцией промы вки скваж ин является очистка забоя от 
разруш енной долотом породы и вынос шлама из скваж ины . Чем быстрее 
удаляю тся осколки породы с забоя потоком бурового раствора, тем э ф 
ф ектнее работает долото. Требование удалять шлам с забоя — обязатель
ное, так  как в противном случае невозмож но обеспечить углубление ствола 
скважины.

Для улучш ения очистки забоя на практике увеличиваю т подачу рас
твора к забою  через насадки долота. Этот метод в каждом конкретном  слу
чае требует технико-экономического обоснования, так как при повы ш ении 
скорости циркуляции интенсиф ицируется разм ы в стенок ствола, в резуль
тате чего увеличивается количество шлама в буровом растворе, растет ка- 
вернозность ствола. Эти отрицательны е явления приводят к сниж ению  
эф ф ективности  работы  оборудования для очистки буровых растворов, уве
личению  затрат на рем онт насосов и вертлюгов, перерасходу материалов 
на приготовление и обработку буровых растворов, излиш ним энергетиче
ским затратам, ухудш ению  качества крепления скважин.

О бязательное требование к процессу промы вки скваж ин — выполне
ние ф ункций транспортирования шлама на дневную  поверхность. О чевид
но, чем выш е скорость циркуляции, плотность и вязкость бурового раство
ра, тем интенсивней осущ ествляется гидротранспорт шлама от забоя на 
дневную  поверхность. Поэтому регулировать скорость выноса шлама из 
скваж ины  можно, изм еняя подачу насосов, плотность и вязкость бурового 
раствора. Но с увеличением вязкости  и плотности раствора ухудшаю тся 
условия работы  долота, возрастает гидростатическое и гидродинамическое 
давление на пласты, что м ож ет привести к поглощ ениям бурового раство
ра, другим ослож нениям и даж е авариям. Н есколько безопасней интенси
ф ицировать гидротранспорт шлама на дневную  поверхность, повыш ая ско
рость циркуляции в кольцевом пространстве. О днако и скорость циркуля
ции необходимо ограничить сверху, чтобы избеж ать разм ы ва ствола, боль
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ших потерь напора, значительного повы ш ения гидродинамического давле
ния в скваж ине над гидростатическим.

Для удовлетворительной очистки ствола скваж ины  от шлама должно 
быть выбрано оптимальное соотнош ение меж ду подачей буровых насосов, 
плотностью и показателям и реологических свойств раствора.

О сновной параметр, обеспечиваю щ ий компенсацию  пластового давле
ния на границе со скважиной, — плотность бурового раствора, по мере 
увеличения которой безопасность проходки, как правило, повыш ается. В то 
ж е  время с ростом плотности увеличивается диф ф еренциальное давление 
на забое, повы ш ается концентрация твердой ф азы  в буровом растворе, что 
м ож ет привести к заметному падению  механической скорости проходки 
скваж ины  и загрязнению  продуктивных горизонтов.

Следовательно, плотность бурового раствора долж на быть такой, что
бы совместно с другими технологическими ф акторами и приемами мож но 
было обеспечить достаточное противодавление на проходимые пласты, но в 
то ж е  время она не долж на заметно ухудшать условия работы  долота и 
эксплуатационны е характеристики  продуктивных горизонтов.

Плотность такж е является одним из основны х факторов, обеспечи
ваю щ их устойчивость стенок скваж ины . С ее увеличением интенсивность 
осыпей и обвалов ствола, как правило, уменьш ается, однако при этом ста
новится все более опасным другой вид ослож нений — поглощ ения бурово
го раствора. Поэтому на практике для повы ш ения устойчивости сте
нок скваж ины  регулирую т одновременно плотность, показатель ф ильтра
ции, соленость бурового раствора с целью уменьш ения проникновения 
фильтрата бурового раствора в поры породы за счет фильтрации, ос
моса и др.

О сыпи — такой вид осложнений, которы е обычно развиваю тся мед
ленно и не всегда заметно препятствую т процессу бурения. В связи  с этим 
в некоторы х случаях экономически целесообразно отказаться от сложных 
химических обработок и утяж еления бурового раствора в ущ ерб устойчи
вости ствола. П ри этом сохраняю тся вы сокие скорости проходки и не тра
тится много времени на вспомогательные работы.

Важное технологическое качество бурового раствора — удерж ание 
находящ ихся в нем частиц во взвеш енном состоянии, особенно в переры 
вах циркуляции. П ри росте реологических характеристик бурового раство
ра его удерж иваю щ ая способность повыш ается. О днако при этом увеличи
ваю тся энергетические затраты  и затраты  врем ени на циркуляцию , возни
каю т значительные колебания давления в скваж ине при спускоподъемных 
операциях, что м ож ет стать причиной возникновения различны х ослож 
нений.

П ри промы вке долж ны быть обеспечены  отделение и сброс шлама на 
вибрационны х ситах, в гидроциклонах, отстойниках и т.д. В противном 
случае шлам будет поступать в скважину, засорять ее и ухудшать условия 
работы  долота. Для удовлетворительного отделения шлама от бурового рас
твора следует стремиться к миним изации показателей  реологических 
свойств бурового раствора, однако при этом не долж на ухудшаться его 
удерж иваю щ ая способность. Таким образом, успеш ность процесса про
мывки скваж ин зависит от показателей  реологических свойств бурового 
раствора, в первую  очередь напряж ения сдвига и вязкости.

Буровой раствор долж ен обладать смазы ваю щ ей способностью . С ма
зы вая поверхность труб, опоры долота, гидравлическое оборудование, рас
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твор способствовал бы уменьш ению  энергетических затрат на бурение, 
сокращ ению  аварий с бурильными колоннами, что особенно важ но при 
роторном бурении. Поэтому ж елательно увеличивать содерж ание смазоч
ных добавок в буровом растворе. Однако при большом содерж ании этих 
добавок заметно сниж ается механическая скорость проходки, особенно 
при бурении долотами истираю щ его типа. Следовательно, содерж ание сма
зочных добавок в буровом растворе долж но быть такж е оптимальным.

О хлаж дение долота, бурильных труб, гидравлического оборудования 
способствует увеличению  их долговечности и поэтому является такж е важ 
ной ф ункцией промывки. Известно, что охлаж дение омываемых деталей 
тем лучше, чем больше скорость циркуляции, ниж е вязкость бурового рас
твора и выш е его теплоемкость и теплопроводность. О днако регулирование 
этих показателей с целью улучш ения условий охлаждения бурового инст
румента и оборудования ограничено необходимостью  выполнения преды 
дущих, иногда более важных, ф ункций промы вки скважин.

7.2. РЕАГЕНТЫ И ДОБАВКИ ДЛЯ РЕГУЛИРОВАНИЯ 
СВОЙСТВ БУРОВЫХ ПРОМЫВОЧНЫХ РАСТВОРОВ

Для обеспечения необходимых свойств буровы е растворы  обрабаты 
ваю т химическими реагентами. Различаю т первоначальную  обработку бу
рового раствора, когда его готовят к началу бурения, и дополнительную 
обработку для поддерж ания или изм енения свойств раствора в процессе 
проводки ствола скважины.

О богащ ение бурового раствора твердой ф азой  происходит в основном 
при разбуривании  глинистых пород, легко диспергирую щ ихся и переходя
щих в раствор. Такое перенасы щ ение мелкодисперсны ми частицами при
водит к росту вязкости  и предельного статического напряж ения сдвига.

М инерализация бурового раствора возникает как за счет проявлений 
пластовых вод, так и вследствие проходки каменны х солей, ангидритов, 
гипсов. Она м ож ет вы звать изм енение как  структурно-механических, так и 
фильтрационны х показателей.

В связи с ростом глубин бурения забойны е тем пературы  и давления 
достигли больших величин и в значительной степени стали влиять на каче
ство буровых систем.

Высокие температуры  и давления приводят к повыш ению  водоотдачи 
и сниж ению  вязкости  раствора. Предельное статическое напряж ение сдви
га (СНС) при этом, как  правило, повыш ается. О днако иногда с ростом тем 
ператур СНС м ож ет и снижаться.

О бработка химическими реагентами проводится для обеспечения тех 
или иных качественны х показателей, но основное ее назначение — стаби
лизация бурового раствора как дисперсной системы либо изм енение 
структурно-механических свойств этой системы. Эти две задачи взаим о
связаны.

Под стабилизацией бурового раствора понимается приведение его в 
устойчивое состояние. Сущ ность процесса стабилизации — предотвращ е
ние укрупнения (агрегирования) твердой ф азы  за счет гидрофильности 
частиц, адсорбционной защ итной пленки и соответствую щ его заряда обо
лочек.

О бразование гидратных оболочек и увеличение их разм еров при об
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работке бурового раствора химическими реагентами приводит к уменьш е
нию  содерж ания свободной воды и соответственно к увеличению  количе
ства связанной воды.

А дсорбционные защ итны е пленки на поверхности частиц являю тся 
структурно-механическим барьером, препятствую щ им их агрегированию . 
К ак правило, они отличаю тся высокой гидрофильностью .

П роцесс стабилизации обычно сопровож дается пептизацией раствора, 
т.е. разъединением  агрегатов частичек твердой ф азы  на более мелкие, что 
повы ш ает плотность и прочность ф ильтрационной корки. С табилизация и 
пептизация бурового раствора обеспечиваю т сниж ение водоотдачи.

П овы ш ение количества связанной воды, увеличение числа дисперсных 
частиц в твердой ф азе  несколько повы ш аю т вязкость и СНС.

Регулирование структурно-механических свойств промывочных ж ид
костей м ож ет быть направлено как на повы ш ение их вязкости  и предель
ного статического напряж ения сдвига, так и на уменьш ение этих показа
телей.

П ри обработке химическими реагентами для стабилизации буровых 
растворов избы точное количество реагентов м ож ет быть причиной ч р ез
мерного увеличения толщ ины гидратных оболочек, что вследствие резкого 
уменьш ения сил взаимного притяж ения приводит к падению  прочности 
структуры и ее наруш ению , т.е. к коагуляции.

Реагенты, прим еняем ы е для обработки буровых растворов, по харак
теру  действия и назначению  мож но разделить на две группы: электролиты 
и защ итны е вы сокомолекулярные вещ ества. Кроме того, для регулирования 
свойств буровых растворов использую тся добавки, которы е делятся на по- 
верхностно-активны е вещества, сниж аю щ ие поверхностное натяж ение на 
границе с газом и нефтью ; пеногасители; утяж елители и смазочны е до
бавки.

Электролиты

Д ействие электролитов на буровы е растворы  связано с состоянием 
ионны х оболочек, окруж аю щ их частицы твердой фазы . Толщина этих обо
лочек и их заряд зависят от концентрации ионов в ж идкой ф азе  и от 
свойств этих ионов.

Э ф ф ект  обработки электролитами определяется концентрацией добав
ляемых в раствор ионов и их свойствами — в первую  очередь, валентно
стью. Н аибольш ее значение имею т катионы, хотя свойства анионов такж е 
сказы ваю тся на показателях буровых растворов.

Рассмотрим на прим ере кальцинированной соды влияние концентра
ции электролита на свойства глинистой суспензии. П ри увеличении кон
центрации N a2C 0 3 до 3 — 5 к г /м 3 предельное статическое н апряж ение сдви
га и вязкость убываю т до некоторого минимума. Это объясняется увеличе
нием сил отталкивания, затрудняю щ их слипание частиц и способствую щ их 
дальнейш ему их распаду на более мелкие частицы. Уменьш ение разм ера 
частиц и увеличение толщ ины гидрационного слоя обеспечиваю т повы ш е
ние плотности фильтрационной корки, значительное сниж ение водоотдачи 
и улучш ение стабильности бурового раствора. Область, в которой повы ш е
ние концентрации реагента приводит к уменьш ению  вязкости, предельного 
статического напряж ения сдвига и водоотдачи, назы ваю т областью стаби
лизации.
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П ри дальнейш ем добавлении электролита заряд и гидратация частиц 
начинаю т уменьш аться, в результате чего возрастаю т возмож ности слипа
ния частиц друг с другом. Вначале слипание происходит преимущ ественно 
по граням и углам частиц. П ри этом усиливаю тся тиксотропны е свойства 
бурового раствора, повыш аю тся вязкость и предельное статическое напря
ж ени е сдвига. Этот интервал изм енения концентрации электролита назы 
вается областью структурообразования.

Наконец, при больших концентрациях электролита заряд ионного об
лака приближ ается к нулю, так как свободные отрицательны е заряды  по
верхностей частиц глины полностью насы щ аю тся катионами из раствора; 
соответственно уменьш ается гидратация частиц. П ри этом частицы глины 
слипаю тся друг с другом в любых полож ениях и образую т крупны е агрега
ты, оседаю щ ие в растворе. Эта область высоких концентраций электролита 
назы вается областью коагуляции.

Для двух- и более валентных катионов область стабилизации отсутст
вует, и сравнительно небольш ие концентрации электролитов вы зы ваю т 
коагуляцию  системы.

П ри обработке буровых растворов электролитами происходит обмен 
катионов, находящ ихся на поверхности частиц глины и в дисперсионной 
среде.

Если при этом катионы, повы ш аю щ ие стабильность дисперсной сис
темы промывочной ж идкости (например, N a+, Li+), зам ещ аю т у  поверхно
сти частиц глины катионы, ухудш аю щ ие стабильность системы (Н + , Са2 + , 
А13 + ), то происходит стабилизация раствора. В противном случае происхо
дят структурообразование и коагуляция.

Влияние анионов на свойства буровых растворов проявляется сле
дующим образом. О ни могут связы вать катионы  Н + и повыш ать pH  рас
твора, способствуя его стабилизации. Они могут связы вать ионы С а+ и 
удалять их из раствора. Так, анион С О 2- с Са2+ образует труднораствори
мое соединение — мел С аС О э.

На практике различное действие анионов легко заметить. Так, если 
NaO H  и N a2C 0 3 даю т ярко  вы раж енную  область стабилизации, то NaCl 
вы зы вает только структурообразование и коагуляцию.

И з электролитов для обработки буровых растворов чащ е всего прим е
няю т кальцинированную  и каустическую  соду, ж идкое стекло, поваренную  
соль, известь, цемент и фосфаты.

К альцинированная сода (углекислый натрий) N a2C 0 3 — белый, мелко
кристаллический порош ок плотностью 2,5 г /см 3, доставляется на буровы е в 
бумаж ных многослойных меш ках массой до 50 кг. К альцинированная сода 
плохо растворяется в холодной воде. С повы ш ением температуры  ее рас
творимость увеличивается. N a2C 0 3 — один из наиболее употребляемы х 
реагентов. Этот реагент дает возмож ность получить пригодные для бурения 
промы вочные ж идкости из глин, которы е без химической обработки не 
могут быть использованы. Такие кальциевы е глины при обработке кальци
нированной содой переходят в хорош о набухаемые и легко диспергируе
мые натриевые.

К альцинированная сода — одно из основных средств для смягчения 
ж есткой  воды (содержащ ей больш ое количество ионов кальция и магния). 
Она прим еняется для связы вания ионов кальция в растворах, содерж ащ их 
гипс, ангидрит, цемент.

Каустическая сода (едкий натр, каустик) N aO H  поступает на буровые
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в твердом виде в ж елезны х барабанах по 100  — 200 кг либо в виде тяж елой 
густой синеватого, иногда желтоватого цвета жидкости.

К ак твердая, так  и ж идкая каустическая сода сильно впиты вает пары  
воды, имею щ иеся в воздухе. Поэтому ее всегда надо держ ать закрытой. 
Каустическая сода действует на показатели буровых растворов подобно 
кальцинированной. О днако она не обладает способностью  удалять из р ас
творов кальций.

Каустическая сода значительно дорож е кальцинированной и как  само
стоятельный реагент прим еняется мало. П ри бурении на естественных 
карбонатны х растворах она служит для диспергации карбонатного шлама и 
перевода его в твердую  ф азу  бурового раствора. Каустическая сода ш ироко 
прим еняется как  составная часть многих реагентов — защ итны х коллоидов.

Плотность твердой каустической соды 2,02 г /см 3. Поэтому при получе
нии ее в жидком виде, определив плотность раствора, нетрудно подсчитать 
концентрацию .

Ж идкое стекло (силикат натрия или  калия). Общ ая химическая ф о р 
мула щ елочных силикатов им еет вид R20 \n S i0 2, где R20  м ож ет быть N a20  
или К20 ;  п — число молекул кремнезема.

В бурении прим еняется силикат натрия, водный раствор которого 
представляет собой вязкую  ж идкость от светло-желтого до ж елто-корич- 
невого и серого цвета. Плотность ж идкого стекла составляет 1,3—1,8 г /см 3. 
Ж и дкое стекло следует хранить в закры ты х емкостях, так как на воздухе 
оно разлагается с выделением нерастворимого осадка — ам орф ного крем 
незема.

При добавлении ж идкого стекла к буровым растворам  в количестве до
3 — 5 % по массовой доле от объема его вязкость и предельное статическое 
напряж ение сдвига значительно повыш аю тся.

Ж и д кое  стекло способствует росту pH  системы, добавки его могут 
привести к росту значения pH  до 12 и выше. Силикат натрия применяю т 
при борьбе с поглощ ениями как для повы ш ения вязкости, так и в качестве 
составной части быстросхваты ваю щ ихся паст для закупоривания трещ ин и 
каверн.

Кроме того, на основе ж идкого стекла приготовляю т специальны е си
ликатны е буровы е растворы. С иликатны е растворы  из ж идкого стекла, во
ды, соли и бентонитовой глины прим еняю т для предупреж дения набухания 
и гидратации склонных к обвалам глинистых сланцев.

Поваренная соль (хлористый натрий) NaCl м ож ет быть использована 
для повы ш ения структурно-механических свойств буровых растворов, об
работанны х защ итны ми коллоидами, в частности, углещелочным реагентом. 
Для повы ш ения СНС поваренная соль прим еняется такж е при бурении на 
карбонатно-глинисты х суспензиях.

Н асы щ енны е растворы  соли прим еняю т при проходке пластов кам ен
ной соли, в которы х вода или пресны й буровой раствор, растворяя стенки 
скважины, образует каверны, а такж е в отложениях, представленных набу
хаю щ ими глинами.

Известь Са(ОН)2 используется для специальных целей обработки бу
ровых растворов как реагент-структурообразователь.

Д обавление извести  в количестве 3 — 5 % к объему раствора значи
тельно повы ш ает его вязкость. Х орош ие результаты  получаю т при обра
ботке известью  буровых растворов, потерявш их восприимчивость к хими
ческим реагентам. И звесть прим еняю т такж е для получения кальциевых
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растворов (совместно с каустической содой, танинами или лигносульфона- 
тами).

Цемент. Д ействие цемента на буровы е растворы  подобно влиянию  и з
вести; оно такж е связано с образованием  ионов кальция. Ц емент мож но 
применять для повы ш ения показателей  вязкости  и предельного н ап ряж е
ния сдвига. Случайное, не реглам ентированное попадание цемента в буро
вы е растворы, так ж е  как и извести, приводит к неж елательны м результа
там: значительно увеличивается водоотдача, растет толщ ина ф ильтрацион
ной корки. Поэтому указанны е электролиты долж ны использоваться весьма 
осторож но и только после тщ ательной лабораторной проверки.

Углекислый барий  ВаСОэ представляет собой белый или светло-серый 
тяж елы й порош ок. П рименяется для удаления из буровых растворов ионов 
С а2+ и SO2 . С этими ионами он образует практически нерастворимы й 
осадок B aS 04 и С аС О э.

Фосфаты. Различные соли ф осф атной кислоты — гексам етаф осф ат 
натрия (N aP 0 3)6, тетраф осф ат натрия N a6P4 0 i3, п ироф осф ат натрия 
N a4P20 7 — прим еняю т для пониж ения вязкости  и предельного направления 
сдвига. Эти реагенты  использую тся и для удаления ионов кальция. Ф осф а
ты не обеспечиваю т длительного воздействия, они не терм остойки и при 
тем пературах 8 0 —100 °С теряю т активность.

Защитные высокомолекулярные вещества (коллоиды)

Реагенты этой группы распадаю тся в воде на крупны е молекулы, кото
ры е покры ваю т частички глины (адсорбирую тся на них) и создаю т вокруг 
последних защ итны е слои. П ри этом повыш аю тся гидрофильность глини
стых частиц и агрегативная устойчивость системы. М акромолекулы таких 
реагентов, а такж е слои, образуем ы е ими на элементарны х кристалликах 
глины, способствую т увеличению  плотности фильтрационны х корок, в р е
зультате чего сниж ается водоотдача буровых растворов.

А дсорбируясь на гранях и ребрах глинистых частиц, вы сокомолеку
лярны е соединения в больш инстве случаев уменьш аю т их сцепление друг с 
другом, сниж ая вязкость и предельное статическое напряж ение сдвига сис
темы.

В качестве таких защ итны х высокомолекулярных вещ еств прим еняю т
ся углещ елочной реагент (УЩР), торф ощ елочной реагент (ТЩР), сульфит- 
спиртовая барда (ССБ), конденсированная сульфит-спиртовая барда 
(КССБ), окисленный и зам ещ енны й лигносульфонат (окзил), окисленные 
гидролизные лигнины (нитролигнин и хлорлигнин), сульфированны й нит
ролигнин (сунил), полифенольны й лесохимический реагент (ПФЛХ), пеко- 
вый реагент (пекор), сульфитно-корьевой реагент (сулькор), синтан-5, 
крахмал, карбоксиметилцеллю лоза (КМЦ), сульф оэф ирцеллю лоза (СЭЦ), 
гидролизованны й полиакрилонитрил (гипан, К-4), метакриловы й сополимер 
(метас), гидролизованны й полиакриламид (РС-2) и др.

Углещелочной реагент  (УЩР\ является одним из самых эф ф ективны х, 
деш евы х и доступных. УЩР, как и подобный ему реагент ТЩР, был р азр а
ботан B.C. Барановы м и наш ел наиболее ш ирокое распространение. Полу
чаю т его воздействием каустической соды NaO H  на бурый уголь. П ри этом 
содерж ащ иеся в буром угле гуминовые кислоты, не растворимы е в воде, 
растворяю тся в каустической соде.

Для получения качественного УЩР важ но обеспечить максимальное
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извлечение из бурого угля гуминовых кислот. Выработаны следую щ ие оп
тимальны е соотнош ения его компонентов: бурого угля 10—15 %, сухой кау
стической соды 2 — 5%  (по массе к объему реагента). Н аиболее эф ф екти в
ным считается УЩР, содерж ащ ий 13 % бурого угля и 2 % каустической со
ды. Состав реагента записы ваю т упрощ енно, наприм ер УЩ Р-13-2.

Реагент хорош его качества долж ен содерж ать 4 — 5 % гуминовых в е 
ществ.

А дсорбируясь на поверхности твердой фазы, натриевы е соли гумино
вых кислот улучш ают взаим освязь глинистых частичек с дисперсионной 
средой — водой, создавая прочны е гидратные оболочки, препятствую щ ие 
сближению , слипанию  частичек и предупреж даю щ ие коагуляцию. В то ж е 
время эти вещ ества способствую т дальнейш ему диспергированию  более 
крупных частичек твердой фазы, т.е. являю тся пептизаторами.

При оптимальных добавках УЩР значительно сниж ается водоотдача и 
улучш аю тся структурно-механические свойства буровых растворов. При 
высоких концентрациях УЩР гидратные оболочки частичек твердой ф азы  
могут намного увеличиваться, что приводит к относительно большому уда
лению  частиц друг от друга и уменьш ению  сил притяж ения меж ду ними. 
П ри этом м ож ет произойти разруш ение структуры, р езкое падение СНС и 
значительное увеличение водоотдачи.

Чтобы повысить восприимчивость переобогащ енны х УЩР буровых 
растворов к дальнейш ей обработке, в них вводят добавки вы сококачест
венны х глин. В подобных случаях хорош ие результаты  дает известкование 
(обработка известью, N aO H  и ССБ).

УЩР им еет и некоторы е недостатки, основной из которы х — значи
тельная чувствительность обработанны х им буровых растворов к действию  
агрессивны х ионов. П ри повы ш енной м инерализации среды м ож ет резко  
возрасти  водоотдача и даж е произойти выпадение твердой дисперсной ф а
зы. Кроме того, как показали исследования, растворы, обработанны е УЩР, 
способствую т повыш ению  липкости корок на стенке скваж ины  и частиц 
вы буренной породы.

В последние годы освоено приготовление сухого углещелочного р еа
гента, которы й поступает к потребителю  в виде порошка, упакованного в 
бумаж ны е мешки.

Торфощелочной реагент (ТЩР) подобен УЩР. Главное отличие ТЩ Р в 
том, что он, а такж е обработанны е им буровы е растворы  имею т большую 
вязкость. Оптимальное соотнош ение компонентов ТЩ Р следующее: 10 % 
торф а и 2 % каустической соды. Торфощ елочной реагент м енее активен, 
чем УЩР.

Сульфит-спиртовая барда (ССБ) — отход производства целлю лозы 
при сульфитном способе варки. По внеш нему виду это густая темно-бурая 
жидкость. В зависимости от степени вы паривания ССБ м ож ет быть ж ид
кой или твердой. Реагент долж ен иметь плотность 1,28 г /см 3, что соответст
вует содерж анию  в нем 50 % сухих вещ еств. Д ействие ССБ на буровые 
растворы  обусловлено наличием в ней лигносульфоновы х кислот. Лигно- 
сульфоновы е кислоты растворяю тся в воде и без добавления щелочи, но 
так как  ССБ обычно им еет кислую  реакцию  (pH =  5-ьб), то при изготовле
нии реагентов на буровых в нее необходимо добавлять щелочь.

В состав щ елочного реагента входит обычно от 20 до 40 % ССБ (в рас
чете на сухое вещ ество) и 3 — 5 % сухого едкого натра по массе от объема 
реагента. П риготовляя реагент из ССБ, мож но применять не каустическую
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соду, а кальцинированную , что не только экономично, но и улучш ает каче
ство реагента за счет уменьш ения концентрации ионов кальция.

Сульфит-спиртовая барда на буровы е растворы  действует иначе, чем 
УЩР и ТЩР. При обработке ССБ буровых растворов, приготовленных на 
пресной воде, значительное сниж ение водоотдачи происходит только при 
добавлении больших количеств реагента.

С повы ш ением минерализации эф ф ективность ССБ возрастает, по
этому иногда специально готовят буровы е растворы, обработанны е ССБ 
(без щелочи), с добавлением 15 — 20 % поваренной соли по массе от объема 
(сульфит-солевые растворы). Для приготовления таких буровых растворов 
применяю тся некачественны е, мало набухаю щ ие глины. Добавка ССБ, по
мимо сниж ения водоотдачи, уменьш ает вязкость и статическое н ап ряж е
ние сдвига. Основной недостаток этого реагента — способность вспенивать 
буровы е растворы.

К онденсированная сульфит-спиртовая барда (КССБ) — реагент, р аз
работанны й B.C. Барановым, является продуктом конденсации сульфит- 
спиртовой барды (ССБ) с формальдегидом и фенолом в кислой среде, с по
следую щей нейтрализацией каустиком до pH  =  б-г-7. Она поступает на бу
ровы е в порош кообразном  или ж идком виде. КССБ активно сниж ает водо
отдачу буровых растворов, приготовленных как  на пресной, так и на мине
рализованной воде. Растворы, обработанны е этим реагентом, устойчивы 
против воздействия цемента, электролитов, а такж е при высоких тем пера
турах (до 200 °С) и давлениях (до 80 МПа). Они имею т пониж енную  лип
кость, и при их ф ильтрации отлагаются тонкие плотные корки.

Реагент выпускается трех марок: КССБ-1 — для улучш ения качества 
обычных буровых и известковы х растворов, приготовленных на пресной 
воде, при содерж ании в них солей до 10 %; КССБ-2 для обработки раство
ров, содерж ащ их более 10  % солей, а такж е известковы х и вы сококальцие
вых; КССБ-4 — для улучш ения качества буровых растворов как  пресных, 
так и вы сокоминерализованны х при тем пературах выш е 130 °С.

Окисленный и  замещ енный лигносульфонат (окзил) представляет со
бой продукт окисления сульфит-спиртовой барды хромпиком в кислой сре
де. Буровым предприятиям окзил поставляется в виде темно-коричневой 
ж идкости плотностью 1,12—1,14 г /см 3 с содерж анием  сухого вещ ества 25 % 
(pH =  3-ь5) или в виде сыпучего однородного порош ка зеленовато-корич- 
невого цвета.

О кзил является вы сокоактивны м понизителем вязкости  и предельного 
статического напряж ения сдвига, он устойчив в ш ироком диапазоне тем пе
ратур (20 — 200 °С) и при бурении в глинах, гипсах, ангидритах, аргиллитах. 
Э ф ф ективно работает в ингибированных, известковых, гипсовых, хлор- 
кальциевых растворах. О сновное условие успеш ного прим енения указан 
ного продукта — поддерж ание pH  бурового раствора не н иж е 8,5 — 9. При 
меньш ей щ елочности его действие проявляется недостаточно.

В пресны х и слабоминерализованны х буровых растворах окзил эф 
ф ективно сниж ает водоотдачу. Он хорош о сочетается со всеми известными 
реагентами (УЩР, КМЦ, крахмалом, КССБ, гипаном, метасом и др.).

Для обработки буровых растворов окзил прим еняется в виде водных 
растворов 2,5-, 5- и 10%-ной концентрации. С оотнош ение окзила и каусти
ка обычно колеблется от 1:0,1 до 1:0,3 (в расчете на воздуш но-сухое 
вещество).

Окисленный лигнин  — реагент, получаемый окислением гидролизного
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лигнина азотной кислотой (нитролигнин) или хлором (хлорлигнин), кото
рый представляет собой сыпучую ж елтовато-коричневую  массу (типа опи
лок), растворимую  в щ елочной среде. И спользуется в качестве понизителя 
вязкости  и напряж ения сдвига и прим еняется в виде 5%-ного раствора при 
соотнош ении с каустиком от 1:0,2 до 1:0,5.

Сульфинированный нитролигнин (сунил) получаю т путем сульфини- 
рования нитролигнина солями сернистой кислоты в нейтральной среде. 
Выпускают в жидком и пастообразном виде. Сунил хорош о растворим в 
воде, является эф ф ективны м  понизителем вязкости  и статического напря
ж ения сдвига, прим еняется в виде 10%-ного водного раствора, pH  которого 
составляет 7. Сунил используется без добавок каустической соды. О брабо
танны е им буровы е растворы  могут иметь pH, близкий к 7.

Лесохимический полифеновый реагент (ПФЛХ) является продуктом 
формальдегидной конденсации полифенолов растворимы х смол термолиза 
древесины. Готовый продукт представляет собой твердое вещ ество темно- 
коричневого цвета, полностью  растворяю щ ееся в воде и водных растворах 
щелочей. ПФЛХ используется в качестве понизителя вязкости  и СНС. Для 
обработки буровых растворов он прим еняется в виде водных или водно
щ елочных растворов 5 — 10%-ной концентрации. С оотнош ение ПФЛХ и щ е
лочи варьируется от 1:0,1 до 1:0,5.

П ековы й реагент  (пекор) представляет собой фенолокислы й продукт 
взаимодействия натриевы х солей с раствором оксиметансульф оната н а
трия. В качестве исходного сырья для его производства прим еняю тся отхо
ды смолопереработки — древесно-смоляны е пеки. Поставляется в виде 
твердого продукта коричневого цвета влажностью  10 — 20 %. Реагент рас
творим в воде и растворах щелочей. И спользуется в качестве понизителя 
вязкости  и напряж ения сдвига растворов.

Сульфитно-корьевой реагент  (сулькор) — сульф ированны й щелочной 
экстракт одубины или коры  хвойны х деревьев — представляет собой тем- 
но-коричневое твердое вещество, хорош о растворимое в воде и щелочных 
растворах. П рименяется в виде 5 —10%-ного раствора в соотнош ении со 
щелочью от 1:0,1 до 1:0,3. И з практических данных мож но заключить, что 
этот реагент в большей степени, чем все вы ш еуказанны е таниновы е про
дукты, сниж ает водоотдачу. Он такж е весьма эф ф ективно пониж ает в яз
кость и предельное статическое н апряж ение сдвига.

Синтан-5, получаемый в результате конденсации фенолов с ф ормаль
дегидом, представляет собой твердое коричневое вещ ество, растворимое в 
воде. Его прим еняю т в виде 5 — 10%-ных растворов. Синтан-5 используется 
в качестве понизителя вязкости  и напряж ения сдвига. Часто его добавляю т 
в растворы  вместе с каустической содой; оптимальное соотнош ение со
ставляет от 1:0,1 до 1:0,3.

Квебрахо. Э кстракт квебрахо ш ироко прим еняется в зарубеж ной 
практике. Его приготовляю т из древесины  дерева квебрахо. П роцесс полу
чения экстракта состоит в экстрагировании танина горячей водой из дроб
леной древесины  квебрахо. П олученный экстракт вы париваю т и п ревра
щ аю т в порош ок темно-красного цвета, к которому во избеж ание слеж ива
ния на влажном воздухе в плотную массу добавляю т порош ок бентонита 
или мела. Общ им признаком  для всех танинсодерж ащ их продуктов являет
ся наличие в их составе фенольного ароматического ядра. В воде они рас
творяю тся, образуя коллоидные частицы.

Крахмал — смесь полисахаридов, имею щ их общую формулу
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(С6Н 10О 5)л, содерж ится в больш инстве растений. Для обработки промы воч
ных ж идкостей  могут использоваться различны е виды крахмала: карто
фельный, кукурузный, рисовый, пш еничны й и др. Крахмал прим еняется в 
виде щелочного клейстера. Количество щелочи в нем определяется опыт
ным путем. В среднем требуется 1 — 1,5 % каустической соды (на сухое ве
щество). В сильноминерализованны х водах добавки щ елочи повыш аю тся 
до 2 — 4 %. Крахмальный реагент готовится с максимальной концентрацией 
в нем сухого продукта 8 — 10  %, позволяю щ ей сохранить текучесть раст
вора.

Крахмальный реагент целесообразно применять для сниж ения водоот
дачи при проходке сильнозасоленны х пород (по сущ еству при лю бой ми
нерализации). Растворы крахмала подвергаю тся бактериальному разлож е
нию  (ферментации), поэтому длительное хранение их до использования не 
рекомендуется. В последнее время начинает прим еняться м одиф ицирован
ный крахмал, химически и терм ически обработанный, хорош о раствори
мый в воде и не требую щ ий добавок щелочи. Крахмал не термостоек. Его 
рекомендуется применять при забойны х тем пературах выш е 100 °С. Он 
хорош о совместим с другими реагентами. О собенно эф ф ективно ком бини
рование его с КМЦ.

Карбоксиметилцеллюлоза (КМЦ) — растворяю щ ееся в воде волокни
стое вещ ество желтоватого цвета — представляет собой натриевую  соль 
целлю лозогликолевой кислоты. КМ Ц получают действием на щелочную 
целлю лозу монохлоруксусной кислоты или ее натриевой соли. Плотность 
сухой КМ Ц 1,7 г /см  . Она растворяется в количестве до 10 %, затем р ас
творимость ее ухудшается.

В качестве реагента-понизителя водоотдачи КМ Ц весьма активна. В 
некоторы х случаях она сниж ает и СНС. При введении КМ Ц вязкость р ас
твора не уменьш ается; нередко при добавках КМ Ц она даж е возрастает. 
П рименяется главным образом  при повы ш енной минерализации (в количе
стве 0 ,5 — 1 % сухого вещ ества) в тех случаях, когда УЩР уж е м ож ет стаби
лизировать буровы е растворы.

В зависимости от условий бурения для обработки буровых растворов 
использую т различны е марки КМЦ, отличаю щ иеся друг от друга степенью  
полимеризации. С увеличением молярной массы реагента возрастает его 
эф ф ективность как понизителя водоотдачи.

Из группы реагентов КМ Ц наиболее эф ф ективен  КМЦ-600, который 
отличается более высокой степенью  полимеризации (600+30) и вязкостью  
(1 6 -1 7  мПа-с).

Сульфоэфирцеллюлоза (СЭЦ) — белый или ж елтоваты й продукт, 
представляю щ ий собой натриевую  соль кислого сернокислого эф ира цел
люлозы. При нейтрализации избы тка кислоты щелочью образуется сульфат 
натрия, количество которого в техническом продукте достигает 45 %. СЭЦ, 
как в ф орм е кислоты, так и в ф орм е солей различны х металлов, хорош о 
растворима в холодной воде. П реимущ еством СЭЦ по сравнению  с КМ Ц 
является высокая устойчивость к действию  агрессивны х солей двух- и 
трехвалентны х металлов.

Гидролизованный полиакрилонитрил (гипан) — продукт гидролиза 
полиакрилонитрила, разработан  Э.Г. Кистером и Д.Е. Злотником, вы пуска
ется в виде 10—15%-ного водного раствора и представляет собой вязкую  
ж идкость ж елтого цвета. Гипан используется как  понизитель водоотдачи. 
Он весьма эф ф ективен  (наибольшая эф ф ективность отмечается в вы соко
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тем пературны х условиях — при 140 — 200 °С), обеспечивает устойчивую  
низкую  водоотдачу при большой солености, особенно в сочетании с други
ми защ итны ми реагентами (ССБ, КМЦ, крахмалом).

В слабоминерализованны х средах при высоких забойны х тем перату
рах скваж ин Ставрополья и Кубани гипан ш ироко используется совместно 
с УЩР. В П ермской области при хлорнатриевой агрессии он прим еняется в 
сочетании с ССБ.

Расход этого реагента для обработки пресны х буровых растворов н е
велик: 0,2 —0,5 % (в пересчете на сухое вещество). В зависимости от забой
ной тем пературы  оптимальные добавки гипана, необходимы е для сниж ения 
водоотдачи минерализованны х и слабоминерализованны х буровых раство
ров, колеблю тся в пределах от 0,50 до 0,75 % (при 100—140 °С) и от 0,75 до 
2,0 % (при 140 — 200 °С). Различаю т две м одиф икации реагента: гипан-1 и 
гипан 0,7.

Реагент К-4 — продукт неполного гидролиза полиакрилонитрила с ед
ким натром при соотнош ении компонентов 2,5:1. Реагент выпускается в 
виде 1 0 %-ного водного раствора.

Метакриловый сополимер (метас) является сополимером метакрило- 
вой кислоты и метакриламида. Выпускается в виде порош ка или гранул бе
лого или ж елтовато-серого цвета с влажностью  до 40 %. М етас сниж ает во
доотдачу буровых растворов, содерж ащ их лю бое количество хлористого 
натрия. Этот реагент эф ф ективен  как  при низких, так  и при вы соких тем 
пературах (до 250 °С). В зависимости от свойств глины и ее концентрации, 
содерж ания соли, величины pH, забойной температуры  и других факторов 
добавки метаса для получения необходимой водоотдачи колеблю тся от 0,2 
до 2 %.

Для обработки буровых растворов метас прим еняется в виде водощ е
лочных растворов 7 —10%-ной концентрации. С оотнош ение этого реагента 
и каустика долж ны быть 1:0,35; 1 :0,45 (из расчета на сухое вещество).

Гидролизованный полиакриламид (РС-2) получаю т при гидролизе по
лиакриламида (ПАА) со щелочью в присутствии триполифосф ата. ПАА 
представляет собой раствор 8%-ной концентрации. Гидролиз полиакрила
мида мож но производить на буровой — в глиномешалке. К 600 г ПАА до
бавляю т 60 кг щелочи, 60 кг триполиф осф ата натрия и доливаю т воду — до
4 м3. Смесь перем еш иваю т до получения однородного раствора.

Реагент РС-2 содерж ит 1,5 —2,0 % сухого вещ ества. Н аиболее перспек
тивно его прим енение для стабилизации буровых растворов с низким  со
держ анием  твердой фазы.

Поверхностно-активные вещества

Одним из методов интенсиф икации  отдачи продуктивных пластов яв 
ляется вскры тие их с использованием буровых растворов с добавками по- 
верхностно-активных вещ еств (ПАВ), т.е. веществ, пониж аю щ их поверхно
стное натяж ение на границах ж идкость — газ, ж идкость — жидкость. По- 
верхностно-активны е вещ ества по химическому соединению  разделяю тся 
на три группы:

1 ) неионогенные, к  которым относятся спирты, слабодиссоциирую щ ие 
карбоновы е кислоты и амины, продукты конденсации полимеризованной 
окиси этилена, ж елатина, белковые вещества, полисахариды;

2 ) анионоактивные, диссоциирую щ ие в водной среде на поверхностно-
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активны е анионы  и инактивны е катионы  (ионы водорода или металлов). 
Это — мыла, сульфокислоты, эф иры  серной кислоты и их соли;

3) катионоактивные, молекулы которы х диссоциирую т на ионы, из ко
торы х поверхностно-активны м является катион. К таким ПАВ относятся 
органические азотсодерж ащ ие основания и их соли — соли алкил- и акри- 
ламинов четы рехзам ещ енны х аммониевы х оснований.

В качестве добавок к буровым растворам для вскры тия продуктивных 
пластов наибольш ее прим енение получили водорастворимые ПАВ ионоген
ного типа (анионоактивные) — сульфонол, сульф онатриевы е соли (СНС) — 
и неионогенны е — ОП-Ю, УФЭ8.

Н екоторы е исследователи указы ваю т на более эф ф ективное действие 
неионогенны х поверхностно-активны х вещ еств (ОП-Ю) по сравнению  с 
анионоактивны ми (сульфонол, СНС), так  как  последние высаливаю тся в 
минерализованны х средах.

Количество вводимых ПАВ определяется их способностью  сниж ать по
верхностное натяж ение и адсорбцией на твердой ф азе  буровых растворов.

При обработках ПАВ меньш е всего расходуется сульфонола (0,1 — 
0,5 %); сульфонатриевы е соли прим еняю тся в больших количествах (1 — 
2 %); УФЭ8 и ОП-Ю  занимаю т промеж уточное полож ение меж ду ними. До
бавки ПАВ могут привести к образованию  пены, для гаш ения которой и с
пользую тся специальны е вещ ества — пеногасители.

Пеногасители

Х имическая обработка буровых растворов сульфит-спиртов ой бардой, 
конденсированной сульфит-спиртовой бардой, окзилом, окисленным лиг
нином, пекором, сулькором и некоторы ми другими подобными реагентами 
приводит к вспениванию  системы. Интенсивность образования пены и ее 
стойкость зависят от свойств растворов, состава вводимых добавок и гео- 
лого-технических условий проводки скважины.

Для предупреж дения и ликвидации вспенивания в буровой практике 
применяю тся специальны е вещ ества — пеногасители. В некоторы х случаях 
принимаю тся меры  механического разруш ения пены при помощ и различ
ных дегазаторов.

В настоящ ее время наиболее ш ироко распространены  следую щ ие пе
ногасители: сивуш ное масло, соапсток, костны й жир, флотомасло, кальцие
вый мылонафт, полиметилсилоксановы е ж идкости (ПМС), синтетические 
ж ирны е кислоты  (СЖ К), окисленный петролатум, нейтрализованны й чер
ный контакт (НЧК), резиновая или полиэтиленовая крош ка в соляровом 
масле (PC и ПЭС).

В ы сокоэф ф ективен  пеногаситель PC на основе резины  СКС-30 АРМ 
15. Хорош ие результаты  получены при использовании смеси окисленного 
петролатума с граф итом в соляровом масле.

Утяжелители

Из обычных глин не удается получить буровы е растворы  плотностью 
выш е 1,3 г /см 3 и з-за сильного повы ш ения вязкости. Повысить плотность 
мож но только путем добавления к этой системе утяж елителей — тонко 
размолотых порош ков тяж елы х минералов. В качестве утяж елителей чащ е 
всего прим еняю т барит, гематит и магнетит.
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Барит BaS04 представляет собой тонкий белый или сероватый поро
шок. Лучш им считается беловский барит, плотность которого равна 4,1 —
4.2 г /см 3. П реимущ ествами барита являю тся малое содерж ание раствори
мых солей (электролитов), повыш аю щ их вязкость буровых растворов, и 
сравнительно небольш ая твердость его зерен. Твердость зерен  утяж елителя 
определяет износ деталей буровых насосов и турбобуров, а такж е буриль
ных труб и долот.

Гематит Fe20 3 представляет собой красно-буры й порош ок плотностью
4.3 —4,6 г /см 3. Преимущ еством гематита является высокая плотность, по
зволяю щ ая получать высокую  плотность промывочных жидкостей; недос
татком — значительная твердость зерен, обусловливаю щ ая сильный износ 
деталей бурового оборудования и инструмента.

Магнетит Fe30 4 прим еняется реж е, чем барит и гематит. Он представ
ляет собой черны й порош ок с металлическим блеском плотностью 4,2 —
4.4 г /см 3, имеет те ж е  достоинства и недостатки, что и гематит.

Концентрат колош никовой пы ли  начали применять сравнительно н е
давно в связи  с недостатком барита и гематита. Его получаю т путем п ере
работки отходов металлургических заводов. С остоит в основном из окислов 
ж елеза Fe20 3 и Fe30 4 с примесью  металлического ж елеза. Плотность кон
центрата 4,00 — 4,50 г /см 3.

Смазочные добавки

Для улучш ения смазочных свойств буровых растворов с целью преду
преж дения прихватов бурового инструмента ш ироко применяю тся добавки 
неф ти  и графита. В зависимости от геолого-технических условий могут 
вводиться различны е количества указанны х вещ еств. Д обавки неф ти  для 
разны х районов колеблю тся в пределах от 5 до 15 %, причем такая обра
ботка проводится с расчетом получения стойких эмульсий. Графит вводит
ся в количестве 1 —2 % по массе к объему буровых растворов. Графит 
сниж ает вязкость и статическое н апряж ение сдвига раствора. Добавки 
нефти, наоборот, приводят к росту этих показателей, а такж е к уменьш е
нию  плотности.

Резкое улучш ение смазочны х свойств буровых растворов, главным об
разом  для повы ш ения стойкости опор долот, достигается применением 
специальных активны х добавок, образую щ их на поверхностях трения сма
зочны е слои, устойчивы е к действию  тем ператур и давлений.

В последнее время ш ироко прим еняется смазочная добавка к буровым 
растворам  СМАД-1, которая представляет собой смесь окисленного петро- 
латума (кислотное число не ниж е 40) с дизельным топливом в соотнош ении 
0 ,4:0,6 .

7.3. БУРОВЫЕ ПРОМЫВОЧНЫЕ РАСТВОРЫ

Буровые растворы  выполняю т функции, которы е определяю т не толь
ко успеш ность и скорость бурения, но и ввод скваж ины  в эксплуатацию  с 
максимальной продуктивностью . О сновны е из этих ф ункций — обеспече
ние быстрого углубления, сохранение в устойчивом состоянии ствола 
скваж ины  и коллекторских свойств продуктивных пластов.

На рис. 7.4 приведена классиф икация буровых растворов, учиты ваю 
щая природу и состав дисперсионной среды и дисперсной фазы, а такж е
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характер  их действия. Тип бурового раствора, его компонентный состав и 
границы возмож ного прим енения устанавливаю т, исходя из геологических 
условий: физико-хим ических свойств пород и содерж ащ ихся в них ф лю и
дов, пластовых и горных давлений, забойной температуры.

7.3.1. БУРОВЫЕ РАСТВОРЫ НА ВОДНОЙ ОСНОВЕ

В результате использования в качестве бурового раствора технической 
и морской воды вместо глинистого раствора проходка на долото повы ш ает
ся на 15 — 20 %, а механическая скорость проходки — на 25 — 40 %.

О днако вода как буровой раствор им еет недостатки: в переры вах м еж 
ду циркуляциями она не удерж ивает шлам в скваж ине во взвеш енном со
стоянии, глинистые отложения набухают, разупрочняю тся, сниж ается ус
тойчивость ствола скваж ины . Поэтому прим енение воды как эф ф ективного 
бурового раствора допустимо лиш ь при бурении сравнительно неглубоких 
скваж ин в твердых неглинистых породах карбонатно-песчаного комплекса, 
а такж е в гипсах и других отложениях.

Ф ильтрация воды в продуктивные пласты резко  сниж ает их неф теот
дачу вследствие создания водяного барьера, образования устойчивых водо
неф тяны х эмульсий, набухания содерж ащ ихся в пласте глинистых м инера
лов, препятствую щ их притоку неф ти  в скважину, что серьезно затрудняет 
освоение и ввод скваж ин в эксплуатацию.

Нестабилизированные глинистые растворы (суспензии) и  суспензии  
и з вы буренны х пород представляю т собой водные суспензии, образован
ны е в процессе бурения путем «самозамеса» из разбуриваем ы х пород.

П рименяю т их в основном при бурении с поверхности в устойчивом 
разрезе, слож енном малопроницаемы ми породами. В зависимости от типа 
исходной глины и состава разбуриваем ы х пород такие растворы  имею т в 
среднем следую щ ие показатели: плотность 1,05—1,24 г /см 3, условную  в яз
кость 25 — 50 с; показатель фильтрации, СНС и pH  не регламентирую тся.

В процессе бурения показатели нестабилизированны х глинистых сус
пензий из вы буренны х пород регулируют, разбавляя их водой.

Гумаш ые растворы  — это буровы е глинистые растворы, стабилизиро
ванны е углещелочным реагентом (УЩР). П рименяю т такой раствор при 
бурении в сравнительно устойчивом разрезе, в котором отсутствую т набу
хаю щ ие и диспергирую щ иеся глинистые породы. Д опустимая м инерализа
ция для гуматных растворов не более 3 %, термостойкость их в этих усло
виях не превы ш ает 120—140 °С. В отсутствие м инерализации фильтрация 
гуматных растворов остается небольш ой даж е при тем пературе 200 °С, од
нако при высокой тем пературе усиливается загустевание раствора.

В зависимости от коллоидальности глины и ж есткости  воды на приго
товление 1 м3 гуматного раствора требуется (в кг): глины 50 — 200, сухого 
УЩР 30 — 50, N a2C 0 3 3 — 5 (при необходимости), воды 955 — 905, утяж ели
тель добавляю т до необходимой плотности раствора. При этом обеспечива
ется возмож ность получения растворов со следую щими свойствами: плот
ность 1,03 — 2,2 г /см 3, условная вязкость 20 — 60 с, CHCj =  18-ь60 дПа, 
СНСю =  36-И20 дПа, показатель фильтрации 4 —10 см3/3 0  мин, pH =  
=  9-ПО.

На повторны е обработки в процессе бурения требуется 3 — 5 кг УЩР 
на 1 м3 раствора. УЩР совместим с большинством реагентов (полиакрила
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тами, лигносульфонатами, КМЦ); для предотвращ ения загустевания при 
забойны х тем пературах выш е 100 °С раствор обрабаты ваю т УЩР в сочета
нии с хроматами (0,5—1 кг на 1 м3 раствора).

Лигносульф онаш ы е растворы  — буровы е глинистые растворы, стаби
лизированны е лигносульфонатными реагентами (иногда в сочетании с 
УЩР).

И спользую тся при разбуривании глинистых отложений, гипсов, ангид
ритов и карбонатны х пород. Главной ф ункцией лигносульфонатных р еа
гентов является пониж ение вязкости, основанное на сочетании стабилизи
рую щ его и ингибирую щ его эф ф ектов. И нгибирую щ ее действие кальциевой 
ССБ в пресны х растворах мягче, чем действие извести. Раствор терм остоек 
до 130 °С.

П ри бурении в глинистых р азрезах  наиболее эф ф ективно р азж и ж ает
ся раствор при ком бинированны х обработках ССБ и УЩР.

В зависимости от качества исходной глины на приготовление 1 м3 лиг- 
носульфонатного раствора требуется (в кг): глины 80 — 200, ССБ 30 — 40, 
УЩР 10 — 20, NaO H  5 —10, пеногасителя 5 —10, воды 940 — 900, утяж елите
ля — до получения раствора необходимой плотности.

У казанны е пределы компонентного состава обеспечиваю т получение 
растворов с показателями: плотность 1,06 — 2,2  г /см 3, условная вязкость 
18 — 40 с, показатель фильтрации 5 —10 см3/3 0  мин, Cl 1C, =  5-ь45 дПа, 
С Н С 10 =  12-ь90 дПа, pH  =  8-ПО.

Хромлигносульфонатные растворы  — буровы е глинистые растворы, 
стабилизированны е хромлигносульфонатными (феррохромлигносульфо- 
натными) реагентами (окзил, ФХЛС, КССБ-4) или указанны м и реагентами 
в сочетании с полимерами (КМЦ, М-14, метас, гипан). Эти растворы  пред
назначены  для разбуривания глинистых и аргиллитоподобных пород при 
высоких забойны х температурах. Они отличаются более высокой по срав
нению  с гуматными и лигносульфонатными растворами устойчивостью  к 
загущ аю щ ему действию  глин и более высокой термостойкостью  (до 
180 °С).

Н аибольш ий разж иж аю щ ий эф ф ект  достигается при pH бурового р ас
твора 9 —10.

На приготовление 1 м3 раствора только на основе хромлигносульфо- 
натных реагентов (в пересчете на сухое вещ ество) необходимо (в кг): гли
ны 8 0 -2 0 0 , окзила (или ФХЛС) 1 0 -2 0 , КССБ-4 4 0 -3 0 ,  N aO H  2 - 5 ,  
N a2Cr20 7 (или К2Сг20 7) 0 ,5 —1, пеногасителя 3 — 5, воды 940 — 900, утяж ели
теля — до получения требуемой плотности.

П оказатели раствора: плотность 1,06 — 2,2 г /см 3, условная вязкость 18 — 
40 с, показатель ф ильтрации 4 —10 см3/3 0  мин, CHCi =  6-ь45 дПа, СНСю =  
=  12-ь90 дПа, pH  =  9-ПО.

Для приготовления 1 м3 хромлигносульфонатного раствора, в состав 
которого входят полимерны е реагенты, в пересчете на сухие вещ ества н е
обходимо (в кг): глины 4 0 —100, N aO H  3 — 5, полимерного реагента (КМЦ, 
М-14, метас и др.) 3 — 5, окзила 30 — 50, хроматов 0 ,5 —1, воды 965 — 925, 
утяж елителя — до получения раствора необходимой плотности.

П оказатели раствора: плотность 1,03 — 2,2 г /см 3, условная вязкость 25 — 
60 с, показатель фильтрации 3 — 6 см3/3 0  мин, CHCi =  18-ь60 дПа, pH  =  
=  8-ь9.

В качестве основы для хромлигносульфонатного раствора могут быть 
использованы  глинистая суспензия, приготовленная из предварительно
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гидратированной и диспергированной глины, или ранее применявш ийся 
раствор.

В хромлигносульфонатный, как и в лигносульфонатный, мож но п ер е
вести лю бой пресны й раствор. Регулирование показателей хромлигносуль- 
фонатного раствора аналогично лигносульфонатному. П оказатель ф ильтра
ции регулируется добавками полимерного реагента (0,5—1 кг реагента на 
1 м3 бурового раствора).

Полимерные недиспергирую щ ие буровы е растворы  — водные р ас
творы высокомолекулярных полимеров (акрилатов, полисахаридов), струк
турированны е малыми добавками бентонита, или без него.

Эти растворы  предупреж даю т диспергирование разбуриваем ы х пород 
и повы ш ение содерж ания твердой и глинистой ф аз в растворе. Они харак
теризую тся низким  содерж анием  глинистой фазы, что способствует улуч
ш ению  показателей бурения (повыш ению механической скорости проход
ки и проходки на долото).

Главная проблема прим енения полимерны х недиспергирую щ их р ас
творов — предотвращ ение обогащ ения их вы буренной породой. П оэтому в 
состав раствора вводят специальны е реагенты-флокулянты  селективного 
действия (например, гидролизованны й полиакриламид — ПАА), флокули- 
рую щ ие кальциевую  глину и грубодисперсную  ф ракцию  вы буренной по
роды.

Термостойкость полимерны х недиспергирую щ их растворов зависит от 
прим еняем ы х полимеров. Наибольш ую термостойкость (до 250 °С) имею т 
растворы  на основе акриловы х полимеров.

П олимерны е недиспергирую щ ие растворы  предназначены  для массо
вого бурения эксплуатационны х и разведочны х скваж ин в отложениях, ха
рактеризую щ ихся высоким содерж анием  глин, в том числе (до 80 %) вы со
коколлоидальных и потенциально неустойчивых, и в крепких, устойчивых 
карбонатно-глинисты х разрезах, а такж е для вскры тия продуктивных 
пластов.

П олимерны е растворы  могут быть безглинистыми. В этом случае р ас
твор представляет собой воду с добавкой полимера, обычно не гидролизо
ванного ПАА, улучш аю щего реологические свойства воды и ее выносящ ую  
способность и флокулирую щ его выбуренную  породу.

Для приготовления 1 м3 полимерного недиспергирую щ его раствора с 
низким  содерж анием  высококоллоидной глинистой ф азы  (в пересчете на 
сухое вещество) требуется (в кг): глины 40 — 50, полимера (КМЦ, М-14, ме- 
тас) 4 — 5, воды 810 — 850, ПАА 25 — 50 (0,5%-ного раствора), неф ти  100 — 80, 
утяж елителя — до получения раствора требуемой плотности.

П оказатели раствора: плотность 1,03 — 2 г /см 3, условная вязкость 20 — 
60 с, показатель ф ильтрации 5 — 8 см3/3 0  мин, CHCi =  12-ь60 дПа, СНСю =  
=  24-ь90 дПа, pH =  8-ь9. Один из основных показателей качества полимер
ного недиспергирую щ его раствора — низкое содерж ание глинистой фазы, 
объемная доля которого не долж на превыш ать 1,5 — 2 %.

Для приготовления 1 м3 безглинистого раствора требуется 975 — 970 л 
воды и 25 — 30 кг ПАА (8%-ной концентрации).

Для приготовления полимерного недиспергирую щ его раствора мож но 
использовать пресны й раствор, обработанны й УЩР. Предварительно опре
деляю т содерж ание глинистой ф азы  и при необходимости ее сниж ения 
раствор разбавляю т водой, а затем вводят 0,5%-ный раствор ПАА из расче
та 10  — 20 л /м 3.
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Т а б л и ц а  7.4
П о л и м ер н ы е н е д и с п е р ги р у ю щ и е  растворы  н а  основе акр и л о в ы х пол им еров

Номер состава

Тип 1 2 3

Реагент Содержание,
% Реагент Содержание,

% Реагент Содержание,
%

Ингибитор глин ПАА 0,025-0,03 РКП О 1 о to ГКЖ-10,
ГЖК-11

0,4

Понизитель
фильтрации,
загуститель

Сайпан, ги
пан, НР-5

0,125-0,15 « 0 1 о to М-14 0,2

Разжижитель-
дефлокулянт

НТФ 0,05-0 ,1 ПАК 0,05-0 ,1 НТФ 0,05-0 ,1

П ри разбуривании  высококоллоидных глин регулирование реологиче
ских свойств полимерных растворов затруднено. В таких случаях в раствор 
дополнительно вводят неорганические электролиты.

П ри бурении в набухаю щ их и неустойчивы х глинистых сланцах и с
пользую т полимерны е недиспергирую щ ие растворы, содерж ащ ие два (или 
более) акриловы х полимера различной молекулярной массы, из которых 
один, обычно высокой (10-ь 15)106 молекулярной массы  (ПАА), выполняет 
ф ункции флокулянта и ингибитора глин, другой — средней (2 -ь6) 1 0 5 моле
кулярной массы  (сайпан, М-14, метас, гипан, НР-5) — обладает свойствами 
понизителя фильтрации и загустителя. Обычно их прим еняю т в соотнош е
нии 1:5 — 1:10.

В случае повы ш ения содерж ания глинистой ф азы  в растворе исполь
зую тся недиспергирую щ ие разж иж ители-деф локулянты  (НТФ, ПАК).

Типичные рецептуры  полимерны х недиспергирую щ их растворов на 
основе акриловы х полимеров приведены  в табл. 7.4.

7.3.2. ИНГИБИРУЮЩИЕ РАСТВОРЫ

Для сниж ения интенсивности перехода вы буренной породы в глини
стый раствор, повы ш ения устойчивости стенок скваж ины  использую т так 
назы ваем ы е ингибирую щ ие растворы, в состав которы х входит неоргани
ческий электролит или полиэлектролит. С ниж ение разм окаем ости  и дис
пергирования вы буренны х шламов достигается в результате:

а) ввода в суспензию  электролита, содерж ащ его поливалентный кати
он (гипс, хлорид кальция);

б) добавки солей поливалентных металлов, переводящ их растворы  в 
гидроокиси;

г) обработки высокощ елочными соединениями, увеличиваю щ ими гли- 
ноемкость буровых растворов;

д) использования модиф ицированны х лигносульфонатов;
е) обработки раствора полимерными соединениями.
В практике бурения скваж ин при разбуривании глинистых пород для 

уменьш ения числа осложнений, связанны х с загустеванием раствора, саль- 
никообразованиям и и наруш ениям и целостности ствола скважины, неред
ко использую т вы сокощ елочные глинистые и безглинисты е растворы  с 
pH  =  11-ИЗ. К ним относят растворы, обработанны е лигносульфонатами в 
сочетании с едким натром, известковы е, алюминатные, безглинистые, со
лестойкие.
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Все высокощ елочные системы ограниченно термостойки, и чем выш е 
коллоидность разбуриваем ы х пород, тем н иж е терм остойкость раствора.

Х имические реагенты -стабилизаторы  в высокощ елочной среде рабо
таю т хуже.

Алюминатные растворы  — это буровы е глинистые промы вочные рас
творы из кальциевой глины, которы е содерж ат ингибирую щ ую  добавку — 
высокощ елочной алю минат натрия, стабилизированны й лигносульфона- 
тами.

Алю минатные растворы  бываю т пресны ми и соленасыщ енными. П ре
сные использую т для разбуривания глинистых отлож ений в условиях н е
высоких (до 100 °С) забойны х температур. В качестве реагента- 
стабилизатора использую т только ССБ, применяемую  совместно с алю ми
натом натрия. Алю минатные глинистые растворы  (АлГР) обладают устой
чивостью  в ш ироком диапазоне хлорнатриевой минерализации и неболь
шими показателям и фильтрации.

Для приготовления алю минатного глинистого раствора использую т 
черкасский  немодиф ицированны й бентонит или другую кальциевую  глину. 
П реимущ ество АлГР, приготовленного из кальциевых глин, по сравнению  с 
раствором из натриевы х глин следующее: при равном расходе реагентов он 
имеет меньш ие значения показателя фильтрации, вязкости  и СНС.

П орядок приготовления АлГР следующий: в воду, содерж ащ ую  необ
ходимое количество ССБ, добавляю т глину и вводят алю минат натрия. В 
связи с недостаточным выпуском алю мината натрия возм ож на его зам ена 
алю минатом кальция, в качестве которого использую т глиноземистый (или 
гипсоглиноземистый) цемент.

На приготовление 1 м3 АлГР требуется (в кг): глины 500 — 700, воды 
765 — 540, ССБ (50%-ной концентрации) 3 0 —150, NaA102 (30%-ной концен
трации) 5 — 30. Плотность получаемого раствора 1,3—1,5 г /см 3.

После приготовления раствор следует вы держ ать не м енее суток. Так 
как плотность алю минатного раствора доходит до 1,5 г /см 3, во многих слу
чаях его мож но использовать без утяж елителя. Однако приготовить алю- 
минатный раствор плотностью 1,04—1,08 г /см 3 невозможно.

П енообразование у  растворов, содерж ащ их лигносульфонаты, умень
ш ается с увеличением добавок алю мината натрия и содерж ания глинистой 
ф азы . Для предотвращ ения пенообразования в раствор вводят пеногасите
ли (производные ж ирны х кислот, PC, ПЭС, трибутилф осф ат и др.).

Известковые растворы с вы соким p H  — это слож ны е многокомпо
нентны е системы, вклю чаю щ ие кром е глины и воды четы ре обязательных 
реагента: известь, каустик, понизитель вязкости, защ итны й коллоид. В их 
состав такж е могут входить неф ть или дизельное топливо, утяж елитель и 
различны е добавки специального назначения.

И звестковы е растворы  использую т при разбуривании  высококоллоид
ных глинистых пород и аргиллитов. В результате прим енения известковы х 
растворов повы ш ается их глиноемкость, сниж аю тся пептизация вы бурен
ной глины, набухание и вспучивание сланцев, слагаю щ их стенки скваж и
ны, уменьш ается опасность прихватов.

В отличие от алю минатных известковы е растворы  — ограниченной со- 
лестойкости (до 5 % по NaCl).

О сновной недостаток известковы х растворов — невы сокая терм остой
кость (1 0 0 -1 2 0  °С).

На приготовление 1 м3 известкового раствора (в пересчете на сухое
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вещество) требуется (в кг): глины 8 0 —120, УЩР 5 —10, лигносульфоната 
50 — 30, каустика 5 — 3, воды 913 — 915, утяж елителя — до получения раство
ра требуемой плотности.

С ниж ение ф ильтрации достигается добавками 1 —3 к г /м 3 КМ Ц (или 
гипана) или 20 — 30 к г /м 3 КССБ-4.

Значения показателей растворов могут изменяться в ш ироких преде
лах: плотность 1,08 — 2,2 г /см 3, условная вязкость 18 — 30 с, показатель 
фильтрации 4 — 8 см3/3 0  мин, CHCj =  6-ь24 дПа, pH  =  11-ь12,5. С одерж ание 
извести в растворе долж но составлять 3 — 5 г/л, содерж ание ионов кальция 
в фильтрате раствора — 100 — 300 мг/л.

Для приготовления известкового глинистого раствора глинопорош ок 
необходимо предварительно продиспергировать в пресной воде с добавкой 
УЩР, влить воду, щ елочной раствор лигносульфоната (ССБ, окзил или др.) 
и ввести известь в виде пуш енки или известкового молока. Для приготов
ления известкового раствора мож но использовать пресны й раствор.

Для перевода раствора в известковы й основное значение имею т кон 
центрация глинистой ф азы  и ее коллоидность. И звесткование осущ ествля
ется в следующем порядке: при наличии в растворе высококоллоидных 
глинистых минералов сначала вводят щ елочной раствор лигносульфоната 
(2 — 5 %) и при необходимости — воду. После получения вязкости  25 — 30 с 
(по ПВ-5) раствор обрабаты ваю т известью  (0,5—1 %) в сочетании с щ елоч
ным раствором лигносульфоната (2 — 3 %). Если после известкования пока
затель ф ильтрации повышается, то вводят 0 ,1 —0,3 % КМЦ, 1 —3 % КССБ 
или другие добавки.

И звестковы е растворы  прим еняю т до температуры  100— 120 °С.
Безглинистые солестойкие растворы  (БСК) состоят из бурого угля, 

каустической соды, воды и гидроксида поливалентного металла; прим еня
ю тся при проводке скважин, ослож ненных наличием хемогенны х отлож е
ний, осыпаю щ ихся и склонных к обвалам терригенны х пород.

К репящ ее действие основано на образовании в определенных тем пе
ратурны х условиях нерастворимы х в воде цементирую щ их вещ еств — гид
росиликатов и гидроалю минатов двухвалентных металлов. П ри отсутствии 
двухвалентных катионов в буровом растворе и разбуриваемы х породах 
происходит только химическое разруш ение щелочью глинистых минералов 
без связы вания продуктов разруш ения в нерастворим ы е соединения. При 
отсутствии каустической соды и наличии только ионов кальция буровой 
раствор превращ ается в разновидность кальциевого раствора.

К репящ ий эф ф ект  раствора БСК лучш е проявляется при достаточно 
высокой концентрации каустической соды (не м енее 0,2 %) и избы тке в 
ж идкости нерастворенного гидроксида двухвалентного металла — Са(О Н )2, 
Ва(ОН )2 и др.

Н едостатки этих растворов — низкая терм остойкость и высокая щ е
лочность. Так как  при использовании данного раствора не исклю чен п ер е
ход в него вы буренной породы, то возмож но сильное загустевание и даж е 
затвердение раствора.

О сновны е материалы для приготовления раствора БСК — бурый уголь 
или торф, каустическая сода и гидроксид двухвалентного металла. В н а
чальной стадии приготовления необходимы повы ш енны е концентрации 
каустической соды при насы щ ении системы гидроксидом кальция и н еко
тором его избытке. Количество бурового угля при приготовлении ж идкости 
мож ет меняться в зависимости от того, зам еняется ли система глинистого
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раствора полностью  или используется часть глинистого раствора, находя
щ егося в скважине.

Для приготовления 1 м3 БСК требуется (в кг): бурового угля 300 — 400, 
каустической соды 15 — 20, известкового молока (плотностью 1,1 — 1,12 г /см 3) 
9 0 —100, воды 750 — 700. При использовании части глинистого раствора на 
1 м3 расходуется 5 0 —150 кг бурового угля, 10 — 15 каустической соды, 15 — 
45 л известкового молока.

Вязкость БСК зависит от количества введенного бурового угля. Вслед
ствие высокой щ елочности (pH =  13-ь 14) раствор терм остоек до 100 °С.

Кальциевые растворы  — ингибирую щ ие глинистые промы вочные рас
творы, содерж ащ ие кром е глины, воды, неф ти  и утяжелителя, реагентов- 
понизителей вязкости, ф ильтрации и регуляторов щ елочности специальные 
вещ ества — носители ионов кальция.

Д ействие их заклю чается в основном в предотвращ ении перехо
да вы буренной глины в натриевую  форму, в переводе натриевой гли
ны в кальциевую, в результате чего сниж аю тся гидратация и набухание 
сланцев.

Известковый раствор с низким p H  — кальциевый буровой раствор, 
содерж ащ ий в качестве ингибитора-носителя ионов кальция гидроксид 
кальция, более высокая растворимость которого обеспечивается пониж ен
ным значением  pH  раствора (9 — 9,5), предназначен для разбуривания гли
нистых отложений; терм остоек до 160 °С.

В процессе бурения контролирую т содерж ание кальция в фильтрате, 
содерж ание извести  в растворе и pH  раствора.

На приготовление 1 м3 известкового раствора с низким  pH требуется 
(в кг): глины 80 — 200, лигносульфонатного реагента 20 — 30, пеногасителя 3, 
полимерного реагента 5 —10, воды 915 — 867, известкового молока (плотно
стью 1,10—1,12 г /см 3) 3 — 6 , утяж елителя — до получения раствора необхо
димой плотности.

Технологические показатели могут изменяться в ш ироких пределах: 
плотность 1,04 — 2,2 г /см 3, условная вязкость 25 — 40 с, показатель ф ильтра
ции 4 — 8 см3/м и н , CHCj =  12-ь60 дПа, С Н С 10 =  30-ь90 дПа, pH  =  8,5-ь9,5.

О сновны е характеристики  раствора следующие: содерж ание извести 
долж но поддерж иваться в пределах от 0,5 до 1 г/л, содерж ание ионов каль
ция в ф ильтрате — 500 — 600 мг/л.

Гипсоизвестковый раствор — ингибирую щ ий кальциевый раствор, со
держ ащ ий в качестве носителя ионов кальция гипс и гидроксид кальция.

Добавка гипса (алебастра) в раствор составляет 20 — 25 к г /м 3. С одер
ж ани е растворимого кальция зависит от качества гипса, используемых 
лигносульфонатов, pH  бурового раствора и м ож ет быть в пределах от 700 
до 3000 мг/л.

Гипсовые растворы  предназначены  для разбуривания высококоллоид
ных глинистых пород в условиях высоких забойны х тем ператур (до 160 °С).

На приготовление 1 м3 гипсоизвесткового раствора необходимо (в кг): 
глины 80 — 200, воды 950 — 900, окзила (или ФХЛС) 5 —10, С а(О Н )2 (или 
КОН) — 2 — 3, КМ Ц 3 — 5, N a2Cr20 7 (или К2Сг20 7) 0 ,5 —1, гипса (или алеба
стра) 15 — 20, пеногасителя 3 — 5, утяж елителя — до получения раствора н е
обходимой плотности.

П оказатели раствора: плотность 1,04 — 2,2 г /см 3, условная вязкость 25 — 
40 с, показатель ф ильтрации 3 — 6 см3/3 0  мин, CHCj =  12-ь60 дПа, С Н С 10 =  
=  30-ь90 дПа, pH  =  8,5-ь9,5.
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Хлоркальциевы й раствор (ХКР) — ингибирую щ ий кальциевый рас
твор, содерж ащ ий в качестве ингибирую щ ей добавки хлорид кальция.

Установлено, что оптимальное содерж ание катионов кальция, при ко
тором достигается ингибирование, составляет 3000 — 5000 мг/л. Хлоркаль- 
циевы е растворы  наиболее эф ф ективны  при разбуривании  аргиллитов. 
П рисутствие в фильтрате бурового раствора ионов кальция способствует 
значительному сокращ ению  осыпей и обвалов при разбуривании 
неустойчивы х аргиллитоподобных отложений.

И з-за отсутствия эф ф ективны х кальциестойких реагентов терм остой
кость раствора ограничена (100 °С).

В процессе бурения контролирую т содерж ание кальция в фильтрате и 
общую минерализацию .

Готовят глинистую суспензию  на пресной воде, которую  обрабаты ва
ю т КМ Ц и КССБ. О дновременно с КССБ в раствор добавляю т пеногаси- 
тель. После получения оптимальных показателей (вязкость 25 — 30 с, 
CHCi =  12-ь24 дПа, СНСю =  ЗО-ьбО дПа, показатель ф ильтрации 3 —
5 см3/3 0  мин) раствор обрабаты ваю т хлоридом кальция и известью .

На приготовление 1 м3 раствора требуется (в кг): глины 80 — 200, КССБ 
5 - 7 0 ,  КМ Ц (или крахмала) 1 0 -2 0 , СаС12 1 0 -2 0 , С а(О Н )2 3 - 5 ,  N aO H  3 - 5 ,  
воды 920 — 870, пеногасителя 5 —10.

Калиевые растворы  содерж ат в качестве ингибирую щ их электролитов 
соединения калия. Д ействие калиевы х растворов обусловлено насы щ ением 
ионами калия глинистых минералов. Н аиболее быстрое насы щ ение глин 
ионами калия происходит при pH  =  9-ИО.

Калиевые растворы  эф ф ективны  при бурении неустойчивы х глини
стых сланцев. Сущ ествует ряд разновидностей калиевы х растворов, разли
чаю щ ихся составом и некоторы ми свойствами.

Хлоркалиевы е растворы  содерж ат в качестве ингибирую щ его элек
тролита хлорид калия, а в качестве регулятора щ елочности — гидроксид 
калия. Раствор предназначен для эф ф ективного  повы ш ения устойчивости 
стенок скваж ины  при бурении в неустойчивы х глинистых сланцах различ
ного состава.

На приготовление 1 м3 хлоркалиевого раствора требуется (в кг): глины 
5 0 —100, КС1 30 — 50, полимера (КМЦ, М-14, метас, крахмал) 5 —10, КССБ 
30 — 50, КО Н 5 —10, пеногасителя 2 — 3, воды 940 — 920, утяж елителя — до 
получения раствора необходимой плотности.

П оказатели раствора: плотность 1,08 — 2 г /см 3, условная вязкость 25 — 
40 с, показатель ф ильтрации 4 — 8 см3/3 0  мин, CHCj =  12-ь60 дПа, С Н С 10 =  
=  36-ь 120 дПа, pH  =  9-5-9 ,5.

О сновной показатель качества — содерж ание хлорида калия в ф ильт
рате, которое в больш инстве случаев долж но иметь значения от 30 до 
70 г/л, однако в зависимости от условий бурения м ож ет быть увеличено до 
150 г/л.

Калиево-гипсовы й раствор содерж ит в качестве ингибирую щ их элек
тролитов соединения калия и кальция, в частности гипс. В отличие от 
хлоркальциевого такой раствор м енее подверж ен коагуляционному загус- 
теванию , его ингибирую щ ее действие сильнее.

К алиево-гипсовые растворы  использую т для разбуривания вы сококол
лоидальных глин, когда хлоркалиевы й раствор недостаточно эф ф ективен . 
Термостойкость зависит от используемого защ итного реагента, но не п ре
вы ш ает 160 °С.
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На приготовление 1 м3 калиево-гипсового раствора требуется (в кг): 
глины 6 0 -1 5 0 , окзила (КССБ-4) 3 0 -5 0 , КМ Ц (крахмала) 5 - 1 0 ,  КС1 1 0 -3 0 , 
КОН 5 —10, гипса (C aS 04) 10—15, пеногасителя 2 — 3, воды 930 — 890, утяж е
лителя — до получения раствора необходимой плотности.

П оказатели раствора: плотность 1,08 — 2,2 г /см 3, условная вязкость 20 — 
30 с, показатель фильтрации 4 — 8 см3/3 0  мин, CHCi =  6-ь36 дПа, СНСю =  
=  12-ь72 дПа, pH  =  8-ь9.

О сновны е показатели качества, определяю щ ие назначение раство
ра, — содерж ание хлорида калия в ф ильтре (30 — 70 г/л) и ионов кальция 
(1 0 0 0 - 1 2 0 0  мг/л).

Растворы, обработанные солями трехвалентных металлов. С увеличе
нием валентности обменных катионов сниж аю тся гидратация и набухае- 
мость глинистых сланцев, повы ш ается их устойчивость.

Ионы алюминия, хрома и ж елеза адсорбирую тся на глинистых мине
ралах более прочными связями, чем другие обменные катионы, при этом 
общ ая обменная емкость глинистых минералов снижается. О днако все н а
званны е выш е катионы  сущ ествую т только в кислой среде (pH < 4). При 
повы ш ении щ елочности соли алюминия, хрома и ж елеза переходят в н е
растворимы е в воде гидроксиды соответствую щ их металлов.

Буровые растворы  имею т pH =  7, поэтому добавляемы е в раствор со
ли переходят в гидроксиды, а при высоких значениях pH  — в растворимы е 
соединения, в которы х трехвалентны е металлы находятся в виде анионов.

А лю минизированны й раствор содерж ит в качестве ингибирую щ ей до
бавки соли алюминия, переходящ ие в растворе в гидроксид алюминия. 
Термостойкость раствора достигает 200 °С и выше.

Для приготовления раствора использую т высококоллоидальную  и ко
мовую глины, сернокислы й или хлористы й алюминий, гидроксид натрия. В 
качестве разж иж ителя прим еняю т модиф ицированны е хромлигносульфо- 
наты (окзил, О ССБ и др.). С ниж ение ф ильтрации достигается вводом по
лимерного реагента — КМЦ, метаса, М-14, гипана и др.

На приготовление 1 м3 такого раствора требуется (в кг): глины 6 0 — 150, 
соли алю миния 3 — 5, КМ Ц (или метас, М-14, гипан) 3 — 5, N aO H  1 —3, 
хромпика 0 ,5 —1, воды 970 — 935, окзила 10 — 30, утяж елителя — до получе
ния раствора требуемой плотности.

О птимальные значения pH  бурового раствора, обработанного солями 
алюминия, находятся в пределах от 8,5 до 9,5.

А лю мокалиевый раствор содерж ит в качестве ингибирую щ ей добавки 
алю мокалиевые квасцы  и гидроксид калия; pH  таких растворов поддерж и
вается близким к нейтральному. И нгибирую щ ее действие этого раствора 
выше, чем алю минизированного. Он м ож ет использоваться и для разбури 
вания увлаж ненны х глинистых отложений.

Раствор готовят аналогично алю минизированному. В качестве ингиби
рую щ ей добавки вводят алю мокалиевые квасцы, гидроксид калия, бихро
мат калия.

На приготовление 1 м3 раствора требуется (в кг): глины 6 0 —150, 
KA1(S04)2 3 - 5 ,  КО Н 1 - 3 ,  К2Сг20 7 0 ,3 -0 ,5 , воды 9 6 0 -9 2 0 , окзила 2 0 -3 0 , 
метаса (или М-14) 3 — 5, утяж елителя — до получения раствора требуемой 
плотности.

Силикатные растворы  содерж ат в качестве ингибирую щ ей добавки 
силикат натрия. Они прим еняю тся для повы ш ения устойчивости ствола 
скваж ины  при разбуривании осыпаю щ ихся пород. Принцип упрочнения
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сланцев основан на легком проникновении ж идкого стекла в трещ ины  и 
поры стенок скваж ины  и быстром выделении геля крем ниевой кислоты, 
цементирую щ ей поверхность ствола.

Растворы не пригодны при разбуривании мощ ных отлож ений гипсов и 
ангидритов.

Силикатны й раствор готовят из предварительно гидратированного в 
пресной воде глинопорошка, в которы й вводят УЩР, КМЦ, силикат натрия.

Для приготовления 1 м3 силикатного раствора требуется (в кг): глины 
8 0 -1 0 0 , воды 9 3 5 -9 0 0 , УЩР 3 0 -5 0 , N a2S i0 3 2 0 -4 0 , КМ Ц (или М-14) 5 -  
1 0 , утяж елителя — до получения раствора требуемой плотности.

П оказатели раствора: плотность 1,05 — 2 г /см 3, условная вязкость 20 — 
40 с, показатель ф ильтрации 4 — 8 см3/3 0  мин; CHCi =  9-ь45 дПа, pH =  
=  8,5-ь9,5. Оптимальное значение pH, при котором раствор считается тер 
мостойким, находится в диапазоне 8,5 —9,5. П овы ш ение структурно
механических характеристик достигается вводом пасты, приготовленной из 
бентонитового глинопорош ка с добавкой УЩР.

Гидрофобизирующ ие растворы  содерж ат в качестве ингибирую щ их 
добавок вещества, вы зы ваю щ ие гидроф обизацию  глинистых пород, крем- 
нийорганические соединения или соли высш их ж ирны х или наф теновы х 
кислот. Эти соединения адсорбирую тся на глинистых минералах, создавая 
гидрофобный барьер, препятствую щ ий контактированию  глин с дисперси
онной средой (водой).

Сущ ествует ряд разновидностей растворов гидроф обизирую щ его дей
ствия.

Растворы с кремнийорганическими соединениями содерж ат в качестве 
ингибирую щ ей добавки крем нийорганические соединения (например, 
ГКЖ-10, ГКЖ-11).

В состав раствора кром е Г К Ж  входят вода, глина и полимерный р еа
гент — понизитель фильтрации, в качестве которого использую т КМЦ, 
КССБ; ПАА и др. Защ итны е реагенты  КМЦ, КССБ, полиакриламид в соче
тании с кремнийорганической ж идкостью  проявляю т вы сокое стабилизи
рую щ ее действие на коллоидную ф азу  бурового раствора. Растворы, обра
ботанны е защ итны ми реагентами и ГКЖ , являю тся термостойкими.

Раствор готовят непосредственно в процессе бурения при циркуляции 
технической воды через скважину. П ри использовании ПАА предваритель
но, за 1 — 2 сут до начала бурения, готовят комплексный реагент, в котором 
ПАА и Г К Ж  берут в соотнош ении 1:20 (в пересчете на 6%-ный ПАА марки 
АМФ это составляет 1:6, а на товарны й ПАА: ГС — 1:10).

Состав реагента (в кг): ПАА (в пересчете на сухое вещ ество) 2 — 3, 
крем нийорганическая ж идкость (ГКЖ-10, ГКЖ-11) 40 — 60, вода 958 — 937.

Для приготовления реагента в расчетное количество воды добавляю т 
Г К Ж  и полученную  смесь перем еш иваю т до однородного состояния.

При использовании Г К Ж  в сочетании с КМ Ц или КССБ раствор обра
батываю т путем раздельного ввода реагентов. Вначале в воду добавляю т 
0,3 — 0,35 % ГКЖ , а затем по м ере обогащ ения воды глинистой ф азой  р ас
твор стабилизирую т КМ Ц или КССБ.

С войства раствора: плотность 1 — 1,24 г /см 3, вязкость 25 — 30 с, показа
тель ф ильтрации 5 — 8 см3/3 0  мин, CHCi =  12-ь60 дПа, СНСю =  27-ь90 дПа, 
pH  =  8-ь9.

Раствор, обработанны й мылами ж ирны х кислот, содерж ит в качестве 
добавок алю миниевы е мыла высш их ж ирны х и наф теновы х кислот, обес
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печиваю щ их ингибирование и гидрофобизацию . При взаимодействии щ е
лочных мыл с катионами трехвалентны х металлов (железа, алюминия) об
разую тся нерастворимы е в воде, но химически активны е мыла, которы е в 
зависимости от pH  среды могут быть одно-, двух- и трехзамещ енны е.

Готовят раствор из предварительно гидратированного в пресной воде 
глинопорошка. Полученную суспензию  обрабаты ваю т полимерным реаген
том, вводя смесь наф тената алю миния с нефтью .

Для приготовления 1 м3 глинистого раствора требуется (в кг): глины 
30 — 80, полимерного реагента (КМЦ, глина, метас, М-14) 3 — 5, ОП-Ю  10 — 7 
(при необходимости утяж еления), воды 875 — 888, смеси СНАН (мылонафт, 
квасцы, неф ть в соотнош ениях 2:0, 6:1) 100 — 70.

С войства раствора: плотность 1,06—1,18 г /см 3, вязкость 18 — 20 с, пока
затель ф ильтрации 3 — 5 см3/3 0  мин, CHCj =  6-И8 дПа, С Н С 10 =  12-ь24 дПа, 
pH  =  8-ь9.

7.3.3. СОЛЕНАСЫЩЕННЫЕ РАСТВОРЫ

Во избеж ан и е кавернообразований  соли разбуриваю т с использовани
ем соленасыщ енны х растворов. В зависимости от пластовых давлений, 
мощ ности и состава соленосны е породы бурят с прим енением  рассола, 
глинистого соленасыщ енного раствора, не обработанного реагентами- 
понизителями фильтрации, и соленасыщ енного глинистого раствора, ста
билизированного реагентами.

Раствор на основе гидрогеля магния состоит из воды и полимерного 
реагента. В качестве структурообразователя, ингибирую щ ей добавки и н а
сыщ аю щ их солей использую т соли магния с оксидом (гидроксидом) щ елоч
ного металла, в результате чего образуется гидрогель магния.

Гидрогель магния прим еняю т при разбуривании терригенны х пород. 
Это вещ ество препятствует быстрому увлаж нению  глинистых минералов, 
повы ш ает устойчивость ствола скваж ины . Раствор, насы щ енны й солями 
магния, использую т для разбуривания соленосных пород — биш офита, 
карналлита.

Для разбуривания солей готовят соленасыщ енны й раствор. П ри ц ир
куляции через скваж ину добавляю т 1,5 — 2 % оксида (гидроксида) щ елочно
го металла в виде концентрированного раствора или «молока». Ч ерез
1 — 2 ч, в зависимости от интенсивности перем еш ивания и температуры, 
раствор приобретает гелеобразную  консистенцию . После того как услов
ная вязкость повы сится до 30 — 40 с, a Cl 1C, — до 20 — 30 дПа, в гидро
гель добавляю т реагент-понизитель ф ильтрации (КМЦ, крахмал, КССБ, 
окзил).

В целях экономии щелочи в образовавш ийся гидрогель мож но доба
вить 5 — 10 % оксида или гидроксида магния.

На приготовление 1 м3 раствора требуется (в кг): МдС12 (или M g S 0 4) 
3 0 0 -2 8 0 , N aO H  1 5 -2 0 , М д(О Н)2 (или МдО) 5 0 -1 0 0 , КМ Ц 2 0 -2 5 , КССБ-4 
3 0 -5 0 , воды 8 5 0 -8 0 0 .

Свойства раствора: плотность 1,2 — 2 г /см 3, условная вязкость 20 — 40 с, 
показатель фильтрации 5 —10 см3/3 0  мин и более, CHCi =  6-к36 дПа, 
С Н С 10 =  12-ь42 дПа, pH  =  7,5-ь8,5.
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7.3.4. РАСТВОРЫ НА НЕФТЯНОЙ ОСНОВЕ

В целях сохранения коллекторских свойств пластов и предупреж дения 
ослож нений при бурении в неустойчивы х разрезах  в последние десятиле
тия были разработаны  и стали применяться в промыш ленных масш табах 
буровы е растворы  на неф тяной  основе. Они предназначены  для вскры тия 
и освоения продуктивных пластов и бурения соляных отлож ений с пропла- 
стками калийно-магниевых солей.

Степень гидратации глин зависит от активности водной ф азы  в рас
творе и косвенно ее оцениваю т по давлению  водяных паров.

К ак показы ваю т результаты  исследований ВолгоградНИПИнефти, 
процесс гидратации глин мож но частично снизить или полностью  приоста
новить, повысив концентрацию  электролита в водной ф азе  инвертной 
эмульсии.

И нвертны е эмульсии отличаю тся высокой стабильностью  свойств. Они 
устойчивы при большом количестве вы буренной породы.

Известково-битумный раствор (ИБР) — раствор на неф тяной основе, 
дисперсионной средой которого служ ит дизельное топливо или нефть, а 
дисперсной ф азой  — вы сокоокисленны й битум, гидроксид кальция, барит 
и небольш ое количество эмульгированной воды. ИБР является раствором 
специального назначения. П рименяется при разбуривании  легко набухаю 
щих, склонных к обвалам глинистых пород, при разбуривании  соленосных 
отложений, представленных вы сокорастворимы ми солями (преимущ ест
венно поливалентных металлов), а такж е при вскры тии продуктивных пла
стов с низким и коллекторскими свойствами.

Благодаря хорош им смазочным свойствам ИБР повы ш ает износостой
кость долот. Раствор им еет высокую  термостойкость (200 — 220 °С). Разра
ботан в ГАНГ им. И.М. Губкина.

С одерж ание компонентов в 1 м3 ИБР различной степени утяж еления 
приведено в табл. 7.5.

Учитывая непостоянство состава и свойств больш инства исходных ма
териалов, используемых для приготовления ИБР, указанны й в табл. 7.10 
компонентный состав в каждом конкретном случае уточняю т в лаборато
рии. При этом оптимальное соотнош ение извести  и битума долж но варьи
ровать от 1:1 до 2:1.

В настоящ ее время промыш ленностью  использую тся две рецептуры  
ИБР, разработанны е ВН ИИКРнефтью  совместно с ГАНГ им. И.М. Губкина: 
ИБР-2 и ИБР-4.

ИБР-4 разработан  специально для бурения в условиях высокой глини
стости разреза, наличия солей и рапопроявления, а такж е проявления се
роводорода.

С оставы  ИБР-2 и ИБР-4 различной плотности приведены  в табл. 7.5, а 
показатели их свойств — в табл. 7.6.

Для ИБР характерны  нулевая или близкая к ней ф ильтрация и содер
ж ани е воды, не превы ш аю щ ее 2 — 3 %.

Н еобходимое условие приготовления ИБР — возмож ность тщательного 
и интенсивного перем еш ивания исходных компонентов для равномерного 
распределения их в растворе, гидроф обизации твердой и эмульгирования 
водной фаз. Поэтому основное внимание уделяю т равномерности ввода 
исходных компонентов, перем еш иванию  и нагреванию .

Эмульсионный известково-битумный раствор (ЭИБР) — инвертная
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Т а б л и ц а  7.5
Состав известково-битумных растворов (кг на 1 м3 раствора)

Плотность, г /см 3
1,2 1,3 1,4 1,5 1,6 1,7 1,8 1,9 2,0 2,1 2,2 2,3

Дизельное топливо марки ДЛ 563 546 529 512 495
И]

478
ЗР

461 444 427 410 393 376
Битум с температурой размягчения 120—155 °С (по 155 145 135 125 115 105 95 85 75 65 55 45
методам К и Ш) 
Негашеная известь (СаО) 310 290 270 250 230 210 190 170 150 130 110 90
Бода 60 56 52 48 44 40 36 32 28 24 20 16
Сульфонол НП-3 или НП-1 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23
Барит влажностью менее 2 % 100 250 400 550 700 850 1000 1150 1300 1450 1600 1750

Дизельное топливо 569 552 535 518 501

ИБ

484

Р-2

467 450 433 416 399 382
Битум 98 92 86 80 74 80 62 56 50 44 38 32
Известь (в расчете на ее активность, составляющую 147 138 129 120 111 102 93 84 75 66 57 48
60 % по СаО) 
Бентонит 64 60 56 52 48 44 40 36 32 28 24 20
Бода 32 30 28 26 24 22 20 18 16 14 12 И
Сульфонол 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23
СМАД-1 10 10 10 10 10 10 15 15 15 15 15 15
Эмультал 1 1 1 1 1 1 2 2 2 2 2 2
Барит +  ЖС-7 267 404 541 678 806 952 1083 1220 1357 1494 1630 1747

Дизельное топливо 597 580 583 546 527
ИБ

509
Р-4

493 474 456 438 421 403
Битум 98 92 86 80 74 68 62 56 50 44 38 32
Известь (в расчете на ее активность, составляющую 196 183 169 156 142 129 115 102 88 75 61 48
60 % по СаО) 
Бода 40 37 34 32 29 26 23 21 18 15 12 10
Бентонит 53 50 47 44 41 38 35 32 29 26 23 20
К р1 12 13 14 16 18 20 22 24 26 28 30 32
Барит +  ЖСК-7 204 345 487 626 796 910 1050 1191 1333 1474 1614 1755

1 Кр на 1 м3: 400 л сульфонола НП-3 (40%-ный раствор); 40 кг СаС12; 195 л СМАД-1; 195 л ИКБ-4 «Н»; 195 л дизельного топлива.



Т а б л и ц а  7.6
Показатели свойств ИБР-2 и ИБР-4

Предел изменения
Показатели

ИБР-2 ИБР-4
1 2 3

Плотность, г/см 3 1 ,05-2 ,3 1 ,1 -1 ,5 1 ,5 - 1,9 1 ,9 -2 ,3
Условная вязкость, с, при истече
нии 100 см3 раствора из залитого 
200 см3 (при 46 °С)
Статическое напряжение сдвига 
(при 46 °С), дПа:

9 -2 0 1 5 -2 5 1 6 -3 0 1 8 -4 0

CHCi 0 -5 0 6 - 2 0 2 4 -4 0 3 0 -5 0
с н с 10 6 -  100 1 2 -4 0 4 0 -9 0 6 0 -  120

Пластическая вязкость (при 46 °С), 
мПа-с

< 100 5 0 -7 0 6 0 -8 0 7 0 -9 0

Динамическое напряжение сдвига 
(при 46 °С), дПа

< 100 3 0 -6 0 5 0 -  100 7 0 -1 2 0

Фильтрация, см3/30 мин 0 -1 ,5 0 ,5 -  1,5 0 ,5 -  1,5 0 ,5 -2
Содержание водной фазы  (допус
тимое), %

<10 <20 <20 <20

П р и м е ч а н и я :  1. Электростабильность 600 Б. 2. Для ИБР-4 цифры 1, 2, 3 обозначают 
номера рецептур.

эмульсия (эмульсия II рода) на основе известково-битумного раствора, со
держ ащ ая в качестве дисперсной ф азы  минерализованную  воду и твердые 
компоненты  ИБР (битум, известь, барит).

ЭИ БР по свойствам близок к ИБР, но им еет и некоторы е отличия, обу
словленные высоким содерж анием  воды. В частности, ЭИБР имеет более 
высокую  фильтрацию  и пониж енны й по сравнению  с ИБР предел терм о
стойкости (180—190 °С).

Н иж е приведены  показатели качества ЭИБР (помимо технологических 
свойств, общ епринятых для буровых растворов).
Электростабильность (напряжение электропробоя), Б ......................................................... 250 — 300
Глиноемкость (максимальная добавка бентонита, которая не приводит к сниж е
нию электростабильности), % ........................................................................................................ 20
Показатель фильтрации, см3/30 мин...........................................................................................  1
Наличие воды в фильтрате.............................................................................................................  Нет

С войства ЭИБР регулирую т аналогично регулированию  свойств ИБР.
Высококонцентрированный инвертный эмульсионны й раствор (ВИЭР)

разработан  во ВНИИБТ и относится к системам на неф тяной  основе, полу
чаемым с помощью специального эмульгатора — эмультала. ВИЭР предна
значен для прим енения при бурении скваж ин с забойной температурой, не 
превы ш аю щ ей 70 °С. В указанны х условиях ВИЭР устойчив при наличии 
большого количества вы буренной породы и отличается высокой стабильно
стью свойств.

Состав ВИЭР в расчете на 1 м3: дизельное топливо или неф ть 450 л; 
водный раствор соли МдС12, СаС12 или N aC l2 450 л, СМАД 30 — 40 л; эмуль
гатор (эмультал) 15 — 20 л; бентонит 10—15 кг, барит — до получения необ
ходимой плотности раствора.

Термостойкость ВИЭР на основе эмультала мож но повысить введени
ем в его состав окисленного битума в виде 15 — 20%-ного битумного кон
центрата.

П ри тем пературе до 100 °С концентрация битума долж на составлять
1 % (10 кг на 1 м3), при 100—120 °С — 2 % (20 кг на 1 м3), при более вы со
кой тем пературе (140—150 °С) — 3 % (30 кг на 1 м3).
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Помимо основных технологических свойств, характерны х для буровых 
растворов и изм еряем ы х общ епринятыми методами, для ВИЭР характерны  
следую щ ие показатели.

Электростабильность, Б ..................................................... ...... 100
Глиноемкость, %.................................................................... ...... 20
Показатель фильтрации, см3/30 м и н ............................. ......0,5
Наличие воды в фильтрате................................................ ......Нет

Термостойкий инвертно-эмульсионный раствор (ТИЭР) разработан  
совместно ВНИИБТ и С евК авН И П И неф тью . ТИЭР — инвертная эмульсия 
на основе мыльного олеогеля (наиболее ж ирны х кислот окисленного пет- 
ролатума), катионоактивны х ПАВ (АБДМ-хлорида) и органофильны х глин, 
получаемых путем м одиф икации бентонита в среде базовой эмульсии. П ри
меняю т его при бурении скваж ин с забойной тем пературой до 200 °С.

П реимущ ества ТИЭР заклю чаю тся в низкой  эф ф ективной  вязкости, 
высоких сдвиговом р азж иж ен ии  и выносящ ей способности, обеспечивае
мой быстрым восстановлением вязкости  выш е зоны забоя и большой ско
ростью  набора прочности структуры.

О птимальные составы базового ТИЭР с различны м пределом терм о
стойкости приведены  в табл. 7.7, а составы утяж еленны х эмульсий в зави 
симости от их плотности, водомасляного отнош ения и концентрации орга
ноглины — в табл. 7.8.

О сновны е показатели, характеризую щ ие устойчивость эмульсии для 
ТИЭР, долж ны находиться в следующих пределах.

Электростабильность, Б ...................................................... 250 — 450
Показатель фильтрации при 150 °С, см3/30 м и н .......  2 — 3
Наличие воды в фильтрате................................................  Нет

О бщ еприняты е технологические показатели обычно соответствую т 
следующим значениям: пластическая вязкость г|пл =  60-ь90 мПа-с, C l  1C, =  
=  12-ь85 дПа, СНСю =  24-И 10 дПа. Пластическую  вязкость и статическое 
напряж ение сдвига сниж аю т добавкой небольш их количеств дизельного 
топлива или неутяж еленной базовой эмульсии.

Т а б л и ц а  7.7
Оптимальные составы термостойких эмульсий

Соотношение фаз 
(вода: масло)

Концентрация бентонитовой глины, % Предел термо
стойкости, °Счеркасской саригюхской асканской

60:40 2 1,5 1 100
60:40 3 2 1,5 125
60:40 — 3 2 150
50:50 — 5 4 180
40:60 - 6 5 200

П р и м е ч а н и е .  Содержание мыльного эмульгатора: 4 % СМАД и 2 % СаО.

Т а б л и ц а  7.8
Оптимальные составы утяжеленных ТИЭР

Соотношение фаз 
(вода: масло)

Концентрация 
органоглины, %

Плотность эмульсии, 
г/см 3

Предел 
термостойкости, °С

60:40 3 1,25 150
50:50 3 1,5 150
40:60 3 2,6 180
30:70 4 2,25 200
20:80 5 2,5 200
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Разбуриваемы е глинистые породы не накапливаю тся в циркулирую 
щ ей эмульсии, полностью выносятся из скваж ины  и легко отделяются от 
нее с помощью вибросит, имею щ их разм еры  ячеек не более 0,6 —0,8 мм.

Термостойкая инвертная эм ульсия на основе порош кообразного 
эмульгатора эмульсина ЭК-1 разработана в б. ВНИИКРнефти. Она облада
ет вы сокой устойчивостью  к действию  тем ператур (до 200 °С) и солевой 
агрессии. О тсутствие в ее составе водорастворимых ПАВ обеспечивает 
стабильность ее свойств в процессе бурения.

С одерж ание хлорида кальция в водной ф азе  инвертной эмульсии мо
ж ет  быть увеличено до 20 — 25 %. Это обеспечивает повыш енную  устойчи
вость стенок скваж ины  в глинистых разрезах.

П оказатели свойств инвертной эмульсии могут изменяться в ш ироких 
пределах.

Плотность, г/см 3.....................................................................................1,03 — 2,1
Условная вязкость, с ..................................................................... ...... 150 — 200
CHCi/ю, д П а ..................................................................................... ...... 3 - 2 4 /1 2 - 4 8
Показатель фильтрации, см3/30 м и н ....................................... ...... 3 — 6
Электростабильность, Б ............................................................... ...... 250 — 500
Глиноемкость, г/л, не м ен ее ............................................................. 225
Наличие воды в фильтрате.................................................................Нет

7.3.5. ГАЗООБРАЗНЫЕ ПРОМЫВОЧНЫЕ АГЕНТЫ

В качестве газообразны х агентов при бурении скваж ин используют 
воздух от компрессорны х установок, природный газ из магистральных га
зопроводов или близлеж ащ их газовых скважин, выхлопные газы двигате
лей внутреннего сгорания (ДВС). Хотя вид агента не оказы вает значитель
ного влияния на технологический процесс бурения, тем не м енее при вы 
боре газообразного агента необходимо учитывать не только экономиче
скую сторону, но и безопасность проведения буровых работ.

Как в СНГ, так и за его рубеж ами наибольш ее распространение полу
чили бурение скваж ин и вскры тие продуктивного пласта по схеме прямой 
циркуляции с использованием сжатого воздуха или газа.

При использовании природного газа от действую щ ей скваж ины  или 
магистрального газопровода на нагнетательной линии к буровой установке 
располагаю т редукционны й клапан, регулирую щ ий расход. Далее на линии 
устанавливаю т спускны е краны  и влагоотделители. Газ, выходящ ий из 
скважины, сж игаю т с помощью факела на конце выкидной линии (длиной 
не м енее 80—100 м). Если газ использую т вторично (при замкнутой систе
ме циркуляции), то его предварительно очищ ают от шлама и влаги в сепа
раторах, трапах и фильтрах, а затем подают в компрессор. Такая схема хо
тя и громоздка, но более экономична, так как способствует сниж ению  сум
марного расхода газа на бурение.

Аналогичная схема используется и при бурении с продувкой воз
духом.

Н аиболее распространенны й и эф ф ективны й способ преодоления не
больших и средних притоков пластовой воды — прим енение пенообра
зую щ их ПАВ. Предельное значение притока пластовых вод для бурения с 
очисткой забоя воздухом с добавкой ПАВ составляет около 120 л/ч . При 
притоках воды в указанном выш е количестве использование ПАВ предот
вращ ает образование шламовых пробок и уменьш ает возмож ность возник
новения осложнений.
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Т а б л и ц а  7.9
Оптимальная концентрация пенообразующих ПАБ в зависимости 
от минерализации пластовой воды

Оптимальная Характеристика пластовой воды

ПАВ

концентрация 
ПАВ, % к объе
му воды (в пе

ресчете на 
активное 
вещество)

Химический
тип

Степень
минерализации

отнош ение 
допустимой 

концентрации 
шлама к объе

му воды

Сульфонол НП-1 0,23 Г идрокарбонат- 
но-кальциевые, 
сульфатные и 
хлоридные

Пресные и слабоми
нерализованные (р = 
= 1,0015 г/см 3, ж ест
кость « 0,09 моль/кг)

1 2 -  1:1

«Прогресс» 0,1 То же То же 1 2 -1 :1
ОП-Ю 0,1 « « 4 1 -1 :1
ОП-7 0,1 « « 4 1 -1 :1
КАУФЭ-14 0,12 « « 1:2
Азолят А 0,1 « « 1:2
«Прогресс» 0,2 Сульфатно - 

натриевые
Среднеминерализован
ные и минерализо
ванные (р = 1,0015 -f 
-г 1,0283 г/см 3, жесткость 
0,09— 1,43 моль/кг)

1:2

ОП-Ю 0,2 То же То же 4 1 -1 :1
ОП-7 0,2 « « 4 1 -1 :1
Сульфонол НП-1 0,42 « « 1:2
«Прогресс» 1 -1 ,2 « Рассолы (р =1,19 г/см 3) 1:2

П р и м е ч а н и е .  Рабочая температура 20 — 50 °С.

Н екоторы е из ПАВ, рекомендованны е научно-исследовательскими ин
ститутами для бурения с использованием газообразны х агентов, приведены  
в табл. 7.9.

П ена представляет собой агрегативно-неустойчивую  дисперсную  сис
тему, состоящ ую  из пузырьков газа (дисперсная фаза), разделенны х плен
ками ж идкости или твердого вещ ества (дисперсионная среда). Более ш иро
ко на практике прим еняю т пены  с ж идкой дисперсионной средой.

П ены могут эф ф ективно использоваться при бурении скваж ин в твер 
дых породах (известняках, доломитах), многолетнемерзлы х породах, порис
тых поглощ аю щ их горизонтах, при вскры тии продуктивных пластов, ос
воении и капитальном рем онте скважин, если пластовое давление состав
ляет 0,3 —0,8 гидростатического.

Для получения устойчивой пены в ж идкой ф азе  кром е растворителя 
долж ен находиться хотя бы один поверхностно-активны й компонент, ад
сорбирую щ ийся на м еж ф азной  поверхности раствор — воздух.

Для повы ш ения стабильности пен в них добавляю т реагенты- 
стабилизаторы  (КМЦ, ПАА, ПВС), увеличиваю щ ие вязкость растворителя и 
способствую щ ие замедлению  процесса истечения ж идкости из пленок.

Из неорганических анионов в наибольш ей степени способствую т пе- 
нообразованию  ф осф аты . Влияние катионов сущ ественно меньше.

Для получения устойчивой пены  состав (в г/л) пенообразую щ его р ас
твора долж ен быть следующим.

Пенообразующее ПАВ (в зависимости от молекулярной массы)...............................  0,5 — 5
Полимер-стабилизатор пены (КМЦ, ПАА, П ВС)..............................................................  0,2 — 0,75
Электролиты (тринатрийфосфат, N aCl)............................................................................... 0,1 —0,5
В ода..................................................................................................................................................  Остальное
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В состав м енее устойчивы х пен вводят 0 ,5 —10 г /л  пенообразую щ его 
ПАВ, остальное вода.

Всесторонне пенную  систему мож но охарактеризовать следующими 
основными свойствами:

1) пенообразую щ ей способностью  (вспениваемостью) — объемом пе
ны (в мл) или высотой ее столба (в мм), которы й образуется из постоянно
го объема раствора при соблю дении определенных условий в течение дан
ного времени;

2) кратностью  пены р — отнош ением объема пены Vn к объему р ас
твора Уж, которы й требуется для ее образования:

р =  Vn/v*;

3) стабильностью  (устойчивостью) пены, временем сущ ествования оп
ределенного объема пены;

4) дисперсностью  — средним разм ером  пузырьков или распределени
ем пузырьков по размерам;

5) механическими свойствами — относительной плотностью, зави ся
щ ей от соотнош ения ж идкой и газовой фаз, которая м ож ет колебаться от
0,5 р (где р — плотность жидкости) до 0, и прочностью  структуры (СНС).

Н аиболее распространен  в промыш ленности диспергационный способ 
получения пен, при котором пена образуется в результате интенсивного 
совместного диспергирования пенообразую щ его раствора и воздуха.

Технологически это осущ ествляется действием движ ущ ихся устройств 
(перемеш иваю щ их мешалок) на ж идкость в атм осф ере газа, эж ектировани- 
ем воздуха движ ущ ейся струей раствора, пропусканием струи газа через 
слой ж идкости (в барботаж ны х или аэрационны х установках).

При приготовлении и прим енении пен необходимо учитывать сле
дую щ ие факторы:

1) мыла ж ирны х кислот имею т максимальную  пенообразую щ ую  спо
собность при pH  =  8-ь9;

2) алкиларилсульфонаты  обладают хорош ей пенообразую щ ей способ
ностью при любых значениях pH, кром е pH  >12;

3) пенообразую щ ая способность ПАВ не изменяется при pH =  3-ь9;
4) пенообразую щ ая способность ПАВ увеличивается с повыш ением 

температуры  до 90 °С;
5) чем меньш е поверхностное натяж ение, тем выш е пенообразую щ ая 

способность;
6) соли-жидкости подавляю т пенообразование;
7) полимерны е реагенты -стабилизаторы  повыш аю т структурно-меха- 

нические свойства пен.
Приготовленную  пену нагнетаю т в скваж ину до полной очистки ее от 

глинистого раствора, воды и шлама.

7.3.6. ТЯЖЕЛЫЕ ЖИДКОСТИ

Тяж елы е ж идкости — растворы  (или рассолы) солей (преимущ ествен
но галогенидов щ елочных или щ елочно-земельных металлов) или их см е
сей, не содерж ащ ие твердых частиц, с добавкой или без добавки полиме
ров, ограничиваю щ их фильтрацию .

О сновное назначение тяж елы х ж идкостей  — вскры тие продуктивных 
горизонтов, заканчивание и глуш ение скваж ин с давлениями в продуктив
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ных пластах, превыш аю щ ими гидростатическое, с целью предотвращ ения 
кольматации продуктивного пласта. П ри этом (по зарубеж ны м данным) в
2 — 5 раз увеличивается его нефтеотдача.

В качестве тяж елы х ж идкостей  в зависимости от требуемой плотности 
могут использоваться хлориды натрия и кальция, а такж е бромид кальция. 
Н екоторы е свойства этих солей и их насы щ енны х растворов приведены  
ниже.
Соль............................................................................................. ............  NaCl CaCl CaBr2
Плотность сухого вещества, г/см 3..................................... ............  2,16 2,51 3,35
Свойства раствора при температуре 20 °С:

плотность, г/см 3................................................................ ............  1,2 1,4 1,82
содержание соли, %......................................................................  26,4 39,86 58,84

О сновны е показатели свойств тяж елы х ж идкостей  в соответствии с их 
назначением  — плотность (в зависимости от пластового давления) и пока
затель ф ильтрации (9 — 15 см3/3 0  мин).

П рим енение тяж елы х ж идкостей  для бурения скваж ин вследствие их 
малой вязкости  и отсутствия твердой ф азы  обеспечивает сущ ественное по
вы ш ение скоростей бурения. П ри использовании тяж елой ж идкости  со
кращ ается и расход долот на 15 — 20 %.

7.4. ПРИГОТОВЛЕНИЕ, ОЧИСТКА БУРОВЫХ РАСТВОРОВ

7.4.1. ОСНОВНЫЕ МАТЕРИАЛЫ ДЛЯ ПРИГОТОВЛЕНИЯ 
БАЗОВЫХ БУРОВЫХ ПРОМЫВОЧНЫХ РАСТВОРОВ

Глина

Одним из основных компонентов больш инства буровых растворов яв 
ляется глина. Для бурения скваж ин использую т бентонитовые, суббентони- 
товые, палыгорскитовы е и каолинит-гидрослю дистые глины.

Бентониты состоят в основном из минералов монтмориллонитовой 
группы. Кристаллическая реш етка — трехслойная (2:1). П акеты  образова
ны из алю мокислородного слоя октаэдрического (монтмориллонит, нонтро- 
нит, бейделлит) или триоктаэдрического (сапонит, гекторит) строения, за 
клю ченного меж ду тетраэдрическими кремнекислородны ми слоями, вер 
ш ины которы х повернуты  к внутреннем у слою.

В ерхние и ниж ние плоскости элементарны х пакетов покрыты атомами 
кислорода, поэтому при их соприкосновении возникаю т лиш ь слабые Ван- 
дер-Ваальсовы силы. В связи с этим при смачивании глины молекулы воды 
или другой полярной ж идкости  легко проникаю т в м еж пакетное простран
ство, вызы вая его увеличение с 0,96 до 2,14 нм. П ри этом происходит зна
чительный рост объема глины (набухание) и диспергирование ее до эле
м ентарны х частиц.

Частицы бентонитовой глины имею т чешуйчатое, пластинчатое строе
ние. Л инейны е разм еры  их находятся в пределах 0,01 —0,4 мкм и примерно 
в 10—100 раз превы ш аю т их толщину. Удельная поверхность 1 г бентонита 
очень вы сока (табл. 7.10). С пособность к набуханию  обратима. Толщина 
водных слоев меж ду пакетами зависит от природы обменных катионов.

Величина обменного комплекса у  монтмориллонита составляет 
(80-ь150) 10 3 моль на 100 г сухой глины. Состав обменных катионов, адсор-
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Т а б л и ц а  7.10
Физико-химические характеристики глинистых минералов

Глинистые минера
лы

Объемная ем
кость, 10~3 
м оль/100 г

S i0 2/R 203
Эффективная 

удельная поверх
ность, м2/г

Теплота смачива
ния, кД ж /г

Каолинит 3 -  15 2 - 3 2 0 -8 0 2 -  13
Г аллуазит 5 -  10 2 - 3 100 - 170 -
Иллит 1 0 -4 0 3 - 4 400-500 4 2 -5 5
Сепиолит, атта
пульгит, палыгор
скит

2 0 -3 0 2 ,1 -2 ,5 8 0 0 - 1000 4 6 -  122

Монтмориллонит 8 0 -  150 4 - 7 450 -  900 4 6 -  122
Вермикулит 1 0 0 - 150 4 - 7 — 1 0 5 - 126

бированных на плоскостях и гранях пакетов, м ож ет быть преимущ ественно 
представлен как Na + , К +, так и С а2+ и М д2+. Д вухвалентные катионы уве
личиваю т силу притяж ения меж ду пакетами, поэтому С а-бентонит хуж е 
диспергируется и набухает. Н аиболее целесообразно использовать бенто
ниты с высокой емкостью  обмена с преимущ ественны м содерж анием  N a+ . 
Такие бентониты образую т суспензии с требуемыми структурно
реологическими свойствами при относительно низкой концентрации твер 
дой фазы.

Палыгорскит (аттапульгит) — водный алю мосиликат магния, имею 
щий слоисто-ленточное строение. Кристаллическая структура палыгорскита 
напоминает структуру амф ибола и образует цеолитоподобные каналы р аз
мером 0,64 — 0,37 нм. О бменная емкость палыгорскита невы сока — 
(20-ь30) 10 3 моль на 100 г глины, что объясняется трудностью  обмена ионов, 
прочно связанны х с элементами структуры  внутри цеолитоподобных кана
лов, на долю которы х приходится значительная часть поверхности м инера
ла. Частицы палыгорскита имею т игловидную форму: 1,1—0,6, ш ирина
0,015 — 0,035, толщ ина 0,005 — 0,015 мкм. М еж частичное взаимодействие 
обусловлено механическим зацеплением  игольчатых частиц. В связи  с этим 
при производстве порош ков необходимо стремиться сохранить игольчатую 
ф орму частиц.

Гидрослюды (гидромусковит или  иллит) имею т структуру, подобную 
структуре монтмориллонита. Отличие состоит в большом числе и зом орф 
ных замещ ений. В иллите, например, два иона А13+ в октаэдрах могут за 
мещ аться двумя ионами М д2 + . Д еф ицит заряда, локализованны й в крем не
кислородном слое вблизи поверхности элементарны х пакетов, ком пенсиру
ется необменны ми катионами К +, разм ещ енны м и в гексагональных ячей 
ках меж пакетного пространства. Большая ф иксированность пакетов обу
словливает невозмож ность внедрения меж ду ними полярных жидкостей, а 
следовательно, и набухания. О бменными являю тся только катионы, распо
лож енны е на краях. Гидрослюдистые минералы  преобладаю т во многих 
минеральны х глинах, прим еняю щ ихся в качестве местных материалов для 
буровых растворов.

Каолиниты имею т кристаллическую  двухслойную  (1:1) реш етку без 
зарядов на поверхности. Э лементарны е пакеты  состоят из слоя крем некис
лородных тетраэдров и связанного с ним через общ ие атомы кислорода 
алю мокислородного слоя диоктаэдрического строения. Атомы кислорода и 
гидроксиды см еж ны х кремне- и алю мокислородного слоев двух соприка
саю щ ихся пакетов находятся друг против друга и по всей площади доволь
но прочно связаны  водородной связью. Поэтому каолинит трудно диспер-
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гируется, им еет малую емкость обмена и плохо набухает, так как  катионы 
и вода не могут проникнуть в меж пакетное пространство. Частицы каоли
нита — шестиугольные, несколько вытянутые пластинки. М аксимальный 
поперечны й разм ер их 0,3 — 4, толщ ина 0,05 — 2 мкм.

Ш ироко распространены  глины смеш анны х типов, наприм ер гидро
слюды с монтмориллонитом и каолинитом. Коллоидно-химическая актив
ность таких глин (емкость обмена, набухание и др.) зависит от содерж ания 
в них монтмориллонита. Основной показатель качества (сортности) глин — 
выход раствора — количество кубических метров глинистой суспензии с 
заданной вязкостью  и содерж анием  песка, полученное из 1 т глины. Тех
нические требования к глинам для приготовления глинопорош ков и буро
вых растворов регламентирую тся ТУ 39-044 — 74 (табл. 7.11).

Н едостаток сущ ествую щ их технических условий — отсутствие огра
ничений снизу на показатели выхода раствора (4-й сорт), что в принципе 
позволяет использовать любую низкосортную  глину. Техническими усло
виями определяю тся такж е методы контроля, правила приемки, транспор
тирования и хранения глин и гарантийны е обязательства поставщ ика.

Технологические свойства различны х глин СНГ и СШ А приведены  со
ответственно в табл. 7.12 и 7.13.

Все глины по коллоидным свойствам делятся на три группы.
1. Высококоллоидные бентонитовы е глины: саригю хский и черкасский 

бентониты 1-го сорта. Эти глины создаю т хорош ие структурированны е 
суспензии при объемной концентрации 3 — 4 %, что соответствует выходу 
раствора более 10 м3/т .

2. Глины средней коллоидности — огланлинский, черкасский  (2-й 
сорт), саригю хский (2-й и 3-й сорта) бентониты, обеспечиваю щ ие выход 
раствора 10 — 4 м3/т .

3. Н изкоколлоидны е глины (дружковская, куганакская, нефтеабадская, 
биклянская), даю щ ие выход раствора м енее 4 м3/т . О ни характеризую тся 
высоким объемным содерж анием  твердой ф азы  в суспензии (14 — 22 %) и 
высокой плотностью  (1,22—1,35 г /см 3).

Для ускорения приготовления буровых растворов использую т глины в 
виде порош ков.

Глинопорош ок представляет собой высуш енную  и измельченную  при
родную  (или с добавкой химических реагентов) глину. Для приготовления 
буровых растворов прим еняю т глинопорош ки из бентонитовых, палыгор- 
скитовых и гидрослюдистых глин. В процессе производства возмож но по
вы ш ение качества глинопорош ков путем обработки глин различны ми р еа
гентами во время помола. Лучш ие качества бентонитовых глинопорошков,

Т а б л и ц а  7.11
Показатели качества глин по техническим условиям

Показатели
Норма при вязкости 25 с по ПВ-5

Сорт
1 2 3 4

Выход раствора, м3/т, не менее 10 8 6 >6
Плотность раствора, 103 кг/м 3, не 1,06 1,08 1,10 >1,11
более
Содержание песка, %, не более 6 7 7 8

П р и м е ч а н и е .  Сырье для получения палыгорскигового порошка должно удовлетво
рять требованиям 1-го сорта.
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Т а б л и ц а  7.12
Технологические свойства глин (СНГ)

Состав обменных 
катионов,

10~3 моль/100 г
Показатели растворов при вязкости 25 с по ПВ-5

Глина

Общая 
обменная 
емкость, 

1СГ3 
м оль/100 г Са +  Мд Na +  K

К оэф ф и
циент 

коллои
дально
сти К *

Выход 
раствора 

из 1 т 
глины, м3 р, г/см 3 Ф, см3/30 мин CHCi,

ДПа
СНС10,

ДПа
Г|пл,

мПа-с т0, дПа

Объем
ное со
держ а

ние 
твердой 
фазы в 
суспен
зии, %

Саригюхский
бентонит:

1-й сорт 85,49 32,89 43,88 0,85 14,0 1,04 И 24,50 56,80 10,0 40,60 3,00
2-й сорт 73,20 — — — 10,5 1,06 12 16,23 45,52 12,0 48,0 4,60
3-й сорт 69,80 — — — 7,9 1,08 13 — 18,32 12,6 24,90 5,50

Черкасский бен
тонит:

1-й сорт 71,54 68,50 3,04 0,89 11,7 1,05 15 94,67 112,94 9,5 42,20 3,41
2-й сорт 68,16 — — — 9,8 1,07 14 51,92 85,51 11,5 51,48 4,08

Огланлинский 76,43 — — — 10,6 1,05 24 33,38 38,70 17,5 23,40 3,85
бентонит
Дружковская 29,30 9,30 19,90 0,2 3,4 1,22 53 31,54 33,77 9,5 79,56 12,87
Куганакская (та- 31,80 13,73 18,35 0,39 2,9 1,23 30 131,37 137,43 7,0 86,92 15,50
лалаевская)
Нефгеабадская 24,08 18,80 5,84 0,20 2,0 1,35 33 48,87 54,97 12,0 118,56 23,3
Палыгорскит 29,80 — — — 3,48 1,18 19 155,75 161,86 9,0 358,8 12,87
Биклянская 26,82 - - - 2,24 1,28 58 33,59 36,65 6,0 122,60 20,80

*К — отношение величины адсорбции метиленовой сини 1 г глины к величине адсорбции 1 г коллоидных частей бентонита.



Т а б л и ц а  7.13
Технологические свойства различных глин США, испытанных 
по методике АНИ

Глины Выход раствора, м3/т
Показатель фильтрации, 

см3 при вязкости 
15-10~3 Па-с

pH

Гекторит (Калифорния) 25,4 7,0 8,6
N a-монтмориллонит (Вайо 19,9 11,0 8,2
минг)
Са-монтмориллонит (Кали 11,3 15,0 8,7
форния)
Са-монтмориллонит (Техас) 2,9 11,0 7,5
Иллит (Иллинойс) 2,1 57,0 7,4
Каолинит (Джорджия) 2,2 190,0 7,0
Аттапульгит (Джорджия) 16,7 105,0 7,1
Галлуазит (Колорадо) 2,7 35,0 7,7

например, получаю т при введении N a2C 0 3 и акриловы х полимеров (М-14, 
метас).

Э ф ф ект  модиф икации вы раж ается в повы ш ении вязкости  глинистой 
суспензии за счет дополнительного диспергирования глины, увеличения 
объема связанной воды и вязкости дисперсионной среды и усиления геле- 
образования. Добавки N a2C 0 3 необходимы для перевода бентонита в Na- 
форму, которая лучш е диспергируется в воде, вследствие чего увеличива
ются активная поверхность бентонита и количество адсорбированного по
лимера, качественно изм еняю щ ее характер взаимодействия меж ду контак
тирую щ ими частицами. Такая обработка позволяет повысить выход рас
твора из бентонита с 10 до 18 — 20 м3/ т  и более.

В соответствии с техническими условиями основным показателем  ка
чества (сортности) глинопорош ка так же, как  и глин, является выход рас
твора (табл. 7.14).

О сновной показатель качества палыгорскитового порош ка — способ
ность его образовы вать в насы щ енном растворе NaCl устойчивую  суспен
зию. Устойчивость суспензии характеризуется величиной отстоя. П оказа
тели качества палыгорскитовых порош ков приведены  ниже.

Влажность, %, не более...............................................................................................
Тонкость помола — остаток на сите № 020К, %, не более.............................
Отстой 7%-ной суспензии, содержащей 25 % соли (NaCl) на жидкую фа
зу, за 2 ч, %, не более...................................................................................................
Содержание песка через 1 мин, %, не б ол ее ......................................................

Т а б л и ц а  7.14
Показатели качества глинопорошков

Показатели
Норма при вязкости 25 с по ПВ-5

Сорт
Высший 1 2 3 4

Плотность раствора, 103 кг/м 3, 1,043 1,053 1,073 1,100 >1,100
не более
Выход раствора, м3/т, не менее 15 12 9 6 <6
Содержание песка, %, не более 6 6 7 7 8

П р и м е ч е н и я :  1. Высший и частично первый сорт получают модифицированием 
глин Na2C 0 3 и метасом (или М-14) при помоле. 2. Влажность 6 — 10 %. 3. Остаток на сите по 
результатам ситового анализа суспензии с сеткой № 0,5 отсутствует, с сеткой № 0075 не бо
лее 10 %.

25
10

2
1
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Требования к качеству бентонитовых порошков, регламентируемы е 
стандартом АНИ, соответствую т получению  17,5 м3 суспензии (21 г бенто
нита в 350 см3 дистиллированной воды) с эф ф ективной  вязкостью  
15-10 3 Па-с (при градиенте скорости 1022 с -1) из 1 т глинопорош ка. Эти 
требования представлены ниж е.

Предельное динамическое сопротивление сдвигу, П а ........................... ... 1,47
Показатель фильтрации, см3........................................................................... ... 14
Остаток на сите № 200 (74,36-74,36 мкм), %............................................... ... 2,5
Содержание влаги после отправки с места изготовления, % .................. 12

Глины и глинопорош ки прим еняю т при бурении в качестве: коркооб
разую щ ей и структурообразую щ ей основы для приготовления буровых 
растворов различны х типов; одного из компонентов для приготовления бы- 
стросхватываю щ ихся смесей (БСС) и гельцементных паст для борьбы с по
глощ ениями бурового раствора; для приготовления облегченных цементных 
растворов. В настоящ ее время комовы е местны е глины для приготовления 
буровых растворов использую тся ограниченно. Каолинитовые глины в чис
том виде для этих целей вообщ е не применяю тся.

Глинопорош ки имею т следую щ ие преимущ ества по сравнению  с ко
мовыми глинами:

диспергирование (набухание) мелких частиц происходит бы стрее и 
полнее, чем крупных, в связи с чем на приготовление бурового раствора из 
глинопорош ка требуется меньш е врем ени и раствор получается более вы 
сокого качества;

транспортировка глинопорошков, особенно на больш ие расстояния, 
обходится дешевле;

прим енение глинопорош ков позволяет механизировать и автоматизи
ровать процесс приготовления раствора.

Технически и экономически более выгодно использовать бентонито
вы е глинопорошки, даю щ ие большой выход раствора из 1 т, так как они 
позволяю т облегчить и ускорить приготовление бурового раствора, снизить 
затраты  на транспортировку, приготовление и регулирование свойств рас
твора и получить растворы  высокого качества с низким  содерж анием  твер 
дой фазы, обеспечиваю щ ие более вы сокие технико-эконом ические показа
тели бурения.

Глинопорош ки с низким  выходом раствора обычно требую тся, когда 
необходимо получить большую плотность и пренебречь вязкостью  и кор
кообразую щ им и свойствами раствора. О днако использование низкокол
лоидных глинопорош ков связано с высоким расходом как глинопорошка, 
так и химических реагентов и большими затратами врем ени на приготов
ление растворов. И з низкоколлоидных глинопорош ков получаются раство
ры  с недопустимо высоким содерж анием  твердой фазы . Область прим ене
ния палыгорскитового порош ка обусловлена способностью  его одинаково 
хорош о диспергироваться как  в пресной, так  и в соленой (до насыщ ения) 
воде. О сновное его назначение — структурообразую щ ий ком понент для 
соленасыщ енны х буровых растворов.

Для палыгорскитовой глины характерна замедленная пептизация. 
Ф орсирование ее механическим диспергированием  приводит к повреж де
нию  волокон. Поэтому более целесообразна предварительная гидратация 
палыгорскита в емкости с последую щ им диспергированием в воде путем 
предварительного перемеш ивания.

249



П риродны е неф ти  и неф тепродукты  из них определенного состава и с
пользую тся преимущ ественно в качестве дисперсионной среды растворов 
на неф тяной основе и гидрофобных (инвертных) эмульсионных растворов. 
Н аиболее ш ироко для этих целей прим еняю т дизельное топливо. С остоя
ние асф альтенов (основного коллоидного компонента раствора на н еф тя
ной основе), степень их ассоциации зависят от содерж ания в дисперсион
ной среде аром атических и параф иновы х углеводородов. П ервы е пептизи- 
рую т асфальтены, вторы е вы зы ваю т их коагуляцию. Поэтому оптимальным 
для дизельного топлива считаю т содерж ание 10 — 20 % аром атических угле
водородов и 30 — 50 % параф иновых. Этим требованиям  отвечает дизельное 
топливо м арок ДА и ДЗ.

С ырая неф ть такж е используется для приготовления растворов на 
неф тяной основе. Наиболее пригодны для этого неф ти  с содерж анием
3 — 5 % асф альтенов и 8 —12 % смол. С целью повы ш ения температуры  
вспыш ки неф ти  ее рекомендуется предварительно выветрить или прог
реть до 8 0 —100 °С, чтобы удалить растворенны й газ и легкие неф тяны е 
ф ракции.

Битум неф тяной  используется в растворах на неф тяной  основе в каче
стве дисперсной ф азы  и является регулятором его структурно-меха- 
нических и ф ильтрационны х свойств. Состав и коллоидная активность би
тума зависят от природы сырья и условий его окисления. Битумы, полу
чаемы е окислением гудронов прямой гонки при тем пературе 270 — 290 °С, 
обладают хорош ей структурообразую щ ей способностью, если отнош ение 
содерж ания асфальтенов к смолам не м енее 2,5:1. Битумы, получаемые из 
остатков параф иновы х неф тей  бескомпрессорны м методом при тем перату
ре 250 °С, обладают структурообразую щ ей способностью, если отнош ение 
содерж ания асфальтенов и смол к маслам более 1:4. Битум вы пускается и 
поставляется в виде порош ка в ком позиции с активным наполнителем — 
известью , затаренны й в крафтмеш ки. В таком виде битум не слеж ивается 
при длительном хранении.

Реагенты общего назначения

Реагенты общего назначения использую т для приготовления базовых 
растворов с целью достиж ения необходимых структурно-реологических и 
ф ильтрационны х свойств, показателя pH. К ним относятся:

1) основания (каустическая сода, известь) и соли (карбонат и бикарбо
нат натрия), способные изменять концентрацию  водородных ионов в рас
творе;

2) структурообразую щ ие полимеры (полисахариды, биополимеры, син
тетические полимеры), усиливаю щ ие прочность структуры  раствора;

3) понизители фильтрации — природны е и синтетические высокомо
лекулярны е полимеры (гуматы, лигносульфонаты, эф иры  целлюлозы, акри 
ловые полимеры);

4) разж иж ители  — химические реагенты  органической и неорганиче
ской природы, способные дефлокулировать, разруш ать ассоциации колло
идных частиц (гуматы, лигносульфонаты, конденсированная сульфит- 
спиртовая барда, танины, комплексны е фосфаты).

Н еф ть и н е ф т е п р о д у к т ы
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7.4.2. ПРИГОТОВЛЕНИЕ БУРОВЫХ РАСТВОРОВ

В практике бурения скваж ин использую тся разнообразны е технологи
ческие приемы  для приготовления буровых растворов.

П риготовление раствора с использованием наиболее простой техноло
гической схемы (рис. 7.5) осущ ествляется следующим образом. В емкость 
для перем еш ивания компонентов бурового раствора 1, оснащ енную  меха
ническими и гидравлическими перемеш ивателями 9, заливаю т расчетное 
количество дисперсионной среды (обычно 20 — 30 м3) и с помощью центро
беж ного или порш невого насоса 2 (обычно один из подпорных насосов) по 
нагнетательной линии с задвиж кой 3 подаю т ее через гидроэж екторны й 
смеситель 4 по замкнутому циклу. М еш ок 6 с порош кообразны м м атериа
лом транспортируется передвиж ны м подъемником или транспортером  на 
площ адку емкости, откуда при помощ и двух рабочих его подаю т на пло
щ адку 7 и вручную  перем ещ аю т к воронке 5. Н ож и вспары ваю т мешок, и 
порош ок высыпается в воронку, откуда с помощью гидровакуума подается 
в кам еру гидроэж екторного смесителя, где и происходит его смеш ивание с 
дисперсионной средой. С успензия сливается в емкость, где она тщательно 
перем еш ивается механическим или гидравлическим перем еш ивателем  9. 
С корость подачи материала в кам еру эж екторного смесителя регулирую т 
ш иберной заслонкой (затвором) 8, а величину вакуума в кам ере — см ен
ными твердосплавны ми насадками.

Круговая циркуляция прекращ ается лиш ь тогда, когда смеш ано рас
четное количество компонентов и основны е технологические показатели 
свойств раствора близки к расчетным. Если раствор приготавливаю т впрок, 
то его готовят порционно, а порции откачиваю т либо в другие емкости 
циркуляционной системы, либо в специальны е запасные.

У тяж еление бурового раствора порош кообразны м баритом и обработ
ку порош кообразны ми химическими реагентами осущ ествляю т аналогично 
после приготовления порции исходной коллоидной системы (например, во
доглинистой) .

О сновной недостаток описанной технологии — слабая механизация 
работ, неравном ерная подача компонентов в зону смеш ения, слабый кон-
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троль за процессом. По описанной схеме максимальная скорость приготов
ления раствора не превы ш ает 40 м3/ч .

В настоящ ее время в отечественной практике ш ироко использую т про
грессивную  технологию  приготовления и утяж еления буровых растворов 
из порош кообразны х материалов. Технология основывается на прим енении 
серийно выпускаемого оборудования: блока приготовления раствора (БПР), 
выносного гидроэж екторного смесителя, гидравлического диспергатора, 
емкости ЦС, механических и гидравлических перемеш ивателей, порш нево
го насоса. Выпускается несколько типов БПР, различаю щ ихся вместимо
стью бункеров для хранения материалов.

Н аиболее ш ироко прим еняется БПР-70, выпускаемый Х адыженским 
машзаводом. Он представляет собой (рис. 7.6) два цельнометаллических 
бункера 1, которы е оборудованы разгрузочны ми пневматическими устрой
ствами 7, резинотканевы м и гоф рированны м и рукавами 3 и воздуш ными 
фильтрами 2. В комплект БПР входит выносной гидроэж екторны й см еси
тель 4, которы й монтируется непосредственно на емкости ЦС и соединяет
ся с бункером гоф рированны м рукавом.

Бункера предназначены  для приема, хранения и подачи порош кооб
разны х материалов в кам еру гидроэж екторного смесителя. Они представ
ляю т собой цилиндрические резервуары  с коническими днищ ами и кр ы 
шей, которы е установлены  на четы рех приваренны х к рам е 5 стойках 6. 
П орош кообразны й материал подается в них из автоцементовозов по трубе, 
закрепленной на внеш ней поверхности цилиндрической части бункера.

К коническому днищ у прикреплено разгрузочное устройство, вклю 
чаю щ ее аэратор, поворотную  ш иберную  заслонку и воздуш ный эжектор. 
На кры ш е бункера установлен воздуш ный фильтр.

Выносной гидроэж екторны й смеситель состоит из корпуса с тремя 
патрубками. К верхнем у патрубку крепится прием для поступаю щ его из

Рис. 7.6. Схема блока приготовления 
раствора
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бункера или через воронку порош кообразного материала. В левом патруб
ке установлены  сменный твердосплавны й ш туцер и труба для подачи ж и д
кости от насоса. К правому патрубку прикреплены  диф ф узор и сливная 
труба.

П ри прохож дении подаваемой насосом ж идкости через ш туцер в ка
м ере гидроэж екторного смесителя создается вакуум. В результате этого 
порош кообразны й материал из бункера поступает по резинотканевом у 
гоф рированном у рукаву в камеру.

П ринцип действия блока БПР состоит в следующем (рис. 7.7). П орош 
кообразны й материал (глина, барит и др.), привезенны й на скваж ину авто
цементовозом, загруж ается в силосы 1 пневмотранспортом при помощи 
компрессора. Поступая в силос, материал отделяется от воздуха, а воздух 
выходит в атм осф еру через фильтр 2. При необходимости подачи порош 
кообразного материала в гидроэж екторны й смеситель вначале аэрирую т 
м атериал в силосе, чтобы исклю чить его зависание при опорож нении сило
са, затем откры ваю т ш иберную  заслонку, в результате чего обеспечивается 
доступ материалов в гоф рированны й шланг.

Ж идкость, прокачиваемая насосом через ш туцер гидросмесителя, в 
кам ере последнего создает разреж ение, а так  как  в силосе поддерж ивается 
атм осф ерное давление, то на концах гоф рированного шланга возникает 
перепад давления, под действием которого порош кообразны й материал пе
рем ещ ается в кам еру гидросмесителя, где смеш ивается с прокачиваемой 
жидкостью . Воронка гидросмесителя служ ит для ввода материала в зону 
смеш ивания вручную. В обычном случае ее патрубок закры т пробкой.

Блок БПР-70 оборудован гидравлическим измерителем массы  порош 
кообразного материала ГИВ-М.

Рис. 7.7. Схема работы 
блока БПР:
1 — силос; 2 — фильтр; 
3 — загрузочная труба; 4 — 
разгрузочное устройство;
5 — система аэрирования;
6 — аэродорожка; 7 — под
водящий шланг; 8 — гидро
смеситель



Техническая характеристика БПР-70
Число силосов в одном блоке.................................................................................. ......2
Объем каждого силоса, м3........................................................................................ ......35
Способ загрузки силосов.......................................................................................... ......Пневматический
Смесительное устройство......................................................................................... ......Гидравлическое

эжекторного типа
Производительность блока при подаче порошкообразных материалов в
гидросмесители одновременно из двух силосов, к г /с ...........................................10
Габариты, мм................................................................................................................. ......6200x3300x8000

На неподвиж ной части силоса смонтировано разгрузочное устройство, 
вклю чаю щ ее тарельчаты й питатель, пневм атический эж ектор и гидравли
ческий смеситель, которы й мож но устанавливать как  на площ адке блока, 
так и на емкости циркуляционной системы буровой установки. В послед
нем случае вместо тарельчатого питателя прим еняется ш иберны й затвор с 
аэратором  в верхней его части. П ривод тарельчатого питателя осущ ествля
ется при помощ и электродвигателя с редуктором. Так как  тарелка питателя 
вращ ается с постоянной частотой, то подачу порош кообразного материала 
в зону смеш ивания регулируют, изм еняя полож ение специального ножа, 
входящего в комплект питателя.

Для равномерного распределения компонентов по всему объему буро
вого раствора прим еняю т перем еш иваю щ ие устройства. О течественная 
промыш ленность вы пускает гидравлические и м еханические перем еш ива
тели.

7.4.3. ОЧИСТКА БУРОВОГО РАСТВОРА ОТ ШЛАМА

Для очистки бурового раствора от шлама использую т комплекс р аз
личных механических устройств: вибрационны е сита, гидроциклонные 
шламоотделители (песко- и илоотделители), сепараторы, центрифуги. К ро
ме того, в наиболее благоприятных условиях перед очисткой от шлама бу
ровой раствор обрабаты ваю т реагентами-флокулянтами, которы е позволя
ю т повысить эф ф ективность работы  очистных устройств.

Н есмотря на то, что система очистки слож ная и дорогая, в больш инст
ве случаев прим енение ее рентабельно вследствие значительного увеличе
ния скоростей бурения, сокращ ения расходов на регулирование свойств 
бурового раствора, уменьш ения степени ослож ненности ствола, удовлетво
рения требований защ иты окруж аю щ ей среды.

При вы боре оборудования для очистки буровых растворов учитываю т 
многообразие конкретны х условий. В противном случае возмож ны  допол
нительны е затраты  средств и времени.

Кажды й аппарат, используемый для очистки раствора от шлама, дол
ж ен  пропускать количество раствора, превы ш аю щ ее максимальную  п роиз
водительность промы вки скваж ины  (исключая центрифугу).

В составе циркуляционной системы аппараты  долж ны устанавливаться 
по следую щей технологической цепочке: скваж ина — газовы й сепаратор — 
блок грубой очистки от шлама (вибросита) — дегазатор — блок тонкой 
очистки от ш лама (песко- и илоотделители, сепаратор) — блок регулирова
ния содерж ания и состава твердой ф азы  (центрифуга, гидроциклонный 
глиноотделитель).

Разумеется, при отсутствии газа в буровом растворе исклю чаю т сту
пени дегазации; при использовании неутяж еленного раствора, как правило, 
не прим еняю т глиноотделители и центрифуги; при очистке утяж еленного
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бурового раствора обычно исклю чаю т гидроциклонны е шлам о отделители 
(песко- и илоотделители), т.е. каж дое оборудование предназначено для вы 
полнения определенных ф ункций и не является универсальны м для всех 
геолого-технических условий бурения.

Обычно в буровом растворе в процессе бурения скваж ины  присутст
вую т твердые частицы различны х разм еров (рис. 7.8). Размер частиц бен
тонитового глинопорош ка изм еняется от единицы до десятков микром ет
ров, порош кообразного барита — от 5 —10 до 75 мкм, шлама — от 10 мкм 
до 25 мм. В результате длительного воздействия частицы шлама постепенно 
превращ аю тся в коллоидные частицы  (размером м енее 2 мкм) и играю т 
весьма заметную  роль в ф орм ировании технологических свойств бурового 
раствора.

П ри идеальной очистке из бурового раствора долж ны удаляться вред
ны е м еханические прим еси разм ером  более 1 мкм. О днако технические 
возмож ности аппаратов и объективны е технологические причины  не по
зволяю т в настоящ ее время достичь этого предела. Лучш ие мировые об
разцы  вибросит (ВС-1, В-21, двухсеточное одноярусное сито ф ирмы  «Сва- 
ко», двухъярусное вибросито фирмы  «Бароид» и др.) позволяю т удалять из 
бурового раствора частицы шлама разм ером  более 150 мкм. М аксимальная 
степень очистки при использовании глинистых растворов достигает 50 %.

П рим енение гидроциклонного пескоотделителя позволяет увеличить 
степень очистки бурового раствора до 70 — 80 %; удаляю тся частицы шлама 
разм ером  более 40 мкм. Для более глубокой очистки прим еняю т батарею  
гидроциклонов диаметром не более 100 мм — илоотделителей. С помощью 
этих аппаратов удается очистить буровой раствор от частиц шлама разм е
ром до 25 мкм и повысить степень очистки до 90 % и более.

Более глубокая очистка от шлама сопряж ена с прим енением  очень 
сложных аппаратов — вы сокопроизводительны х центриф уг и поэтому 
обычно экономически невыгодна. Д альнейш ее уменьш ение содерж ания 
твердой ф азы  в буровом растворе осущ ествляется разбавлением  либо м е
ханической обработкой небольш ой части циркулирую щ его бурового рас
твора, в результате которой из него удаляется избы ток тонкодисперсных 
(размером 10 мкм и менее) частиц.

Рис. 7.8. Дисперсный состав бурового раствора и предельные возможности аппаратов для 
очистки раствора от шлама:
1 , 2 — дисперсный состав глинопорошка и барита; 3 , 4  — дисперсный состав шлама соответ
ственно через один и два цикла циркуляции

255



Для утяж еленного раствора степень очистки ограничивается необхо
димостью сохранения в растворе утяж елителя. П оэтому механическими 
аппаратами из утяж еленного раствора практически могут быть извлечены  
частицы шлама разм ером  лиш ь более 74 мкм. Частицы шлама разм ером  от 
5 —10 до 75 — 90 мкм невозм ож но отделить от частиц барита, а так как по
тери  барита недопустимы вследствие его высокой стоимости, дальнейш ее 
улучш ение степени очистки утяж еленного раствора обычно осущ ествляю т 
переводом частиц шлама в более глубокодисперсное состояние (например, 
путем прим енения флокулянтов селективного действия). П ри этом большое 
внимание уделяю т регулированию  содерж ания и состава твердой ф азы  с 
помощью центриф уги или гидроциклонных глиноотделителей.

Вибросита

О чистка бурового раствора от шлама с помощью вибрационны х сит 
является механическим процессом, в котором происходит отделение частиц 
определенного разм ера с помощью просеиваю щ его устройства.

Главными факторами, определяю щ ими глубину очистки и пропускную  
способность вибросита, являю тся разм ер ячеек  сетки и просеиваю щ ая по
верхность. О сновны е элементы вибросита следую щие (рис. 7.9): основание 
1, поддон для сбора очищ енного раствора 7, приемник с распределителем 
потока 2, вибрирую щ ая рама 5 с сеткой 4, вибратор 3, ам ортизаторы  6. 
В ибрирую щ ие рамы располагаю т как в горизонтальной, так и в наклонной 
плоскости, а их движ ение м ож ет быть возвратно-поступательным по п ря
мой, эллипсообразным, круговым и комбинированным.

О птимальное соотнош ение меж ду длиной и ш ириной просеиваю щ их 
устройств составляет 2:1, а разм еры  сетки не долж ны превыш ать следую 
щих: длина 2,6 м, ш ирина 1,3 м. Наибольш ую производительность виброси
то им еет в том случае, когда шлам состоит из песка, наименьш ую  — когда 
шлам представлен вязким и глинами. В зависимости от типа и дисперсного 
состава шлама производительность вибросита м ож ет сущ ественно и зм е
няться. Э ф ф ективность очистки возрастает по мере увеличения времени 
нахож дения частиц на сетке. Этого мож но достичь увеличением длины 
сетки, сниж ением  скорости потока, уменьш ением угла наклона сетки, и з
менением  направления перем ещ ения частиц, уменьш ением амплитуды ко-

Сброс шлама

256

Рис. 7.9. Схема вибросита



лебаний сетки, одновременным использованием двух последовательных или 
параллельных сеток.

Э ф ф ективность работы  вибросита (пропускная способность, глубина и 
степень очистки) зависит преж де всего от типа и рабочего состояния виб
рирую щ ей сетки. В отечественном бурении для очистки бурового раствора 
использую т нерж авею щ ую  сетку с разм ером  ячейки 0,7x2,3; 1x2,3; 1x5;
0.16x0,16; 0,2x0,2; 0,25x0,25; 0,4x0,4; 0,9x0,9; 1,6x1,6; 2x2 и 4x4 мм.

Все сетки для очистки бурового раствора в настоящ ее время изготов
ляют, как правило, в виде кассет с боковым обрамлением.

На средства грубой очистки, т.е. вибросита, приходится большая часть 
очистки бурового раствора от шлама, поэтому именно им следует уделять 
наибольш ее внимание. Для утяж еленны х буровых растворов это, в сущ но
сти, единственны й вы сокоэф ф ективны й аппарат. В практике отечественно
го бурения ш ироко использую тся одноярусные сдвоенные вибросита СВ-2 
и СВ-2Б, а такж е одноярусные двухсеточные вибросита ВС-1.

В ибрационное сдвоенное вибросито СВ-2 состоит (рис. 7.10) из рамы
1, распределительного ж елоба 2, двух электродвигателей 3, ограж дения 4, 
вибрирую щ ей рамы 5, ам ортизаторов 6 и барабанов для натяж ения сетки
7. Боковы е стенки, приваренны е к полозьям опорной рамы, образую т ван
ну, в которую  поступает очищ енны й буровой раствор. На опорной раме 
установлены  распределительный ж елоб и две вибрирую щ ие рамы. Распре
делительный ж елоб устроен  таким образом, что обеспечивает прием буро
вого раствора с трех сторон и подачу его на сетку вибрирую щ ей рамы че
рез два сливных лотка. Выравниватели сливных лотков обеспечиваю т рав
ном ерное распределение раствора по ш ирине сетки.

В центре распределительного ж елоба выполнено окно, с помощью ко-

Рис. 7.10. Вибрационное сито СВ-2
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торого ж елоб соединяется с ванной вибросита. Поэтому при закры ты х вы 
равнивателями лотках и поднятом вверх угловом ш ибере раствор будет по
ступать непосредственно в ванну, минуя сетку.

К олебательные движ ения сеткам сообщ аю т вибраторы, приводимые в 
движ ение двумя электродвигателями. Каждая вибрирую щ ая рам а опирает
ся на четы ре резиновы х ам ортизатора и имеет вибратор с эксцентриковы м 
валом. Н а концах вибрирую щ ей рамы  установлены  два барабана с храпо
выми механизмами. М еж ду барабанами натягивается рабочая часть сетки, 
и ее запасная часть, которая в 2 раза  больше рабочей, наматывается на 
верхний барабан вибрирую щ ей рамы. По м ере износа сетки перематы ваю т 
на ниж ний барабан до полного износа по всей длине.

Вибросито СВ-2 в состоянии пропустить до 60 л /с  бурового раствора 
при сетке с разм ером  ячейки  1x5 мм. Длина рабочей части сетки 1,2 м, ш и
рина 0,9 м. Общ ая длина устанавливаемой на вибросито сетки 4,5 м. Сетка 
колеблется с частотой 1600 или 2000 колебаний в 1 мин. Наклон сетки к 
горизонту 12—18°. М асса вибросита 1380 кг.

В ибрационное сито СВ-2Б представляет собой модернизированны й ва
риант сита СВ-2. Оно рассчитано для установки непосредственно над ем
костью  ЦС и поэтому не им еет ванны  для приема очищ енного раствора. 
Кроме того, к корпусной стенке распределительной коробки приварены  
патрубки диаметрами 325 и 60 мм. К 325-мм патрубку присоединяю т рас
творопровод, идущ ий от устья скважины; 60-мм патрубок с фланцем через 
задвиж ку соединяется с вспомогательным нагнетательным трубопроводом 
блока очистки.

Технологические характеристики  этих вибросит одинаковые.
В ибрационное сито ВС-1 значительно слож нее описанны х выше, но 

более эф ф ективно, особенно при очистке утяж еленны х буровых растворов. 
Оно состоит (рис. 7.11) из станины 1 для крепления вибросита на блоке 
очистки ЦС (станина является такж е сборником и распределителем очи
щ енного раствора) и вибрирую щ ей рамы 2, предназначенной для непо
средственной очистки бурового раствора путем процеж ивания его через 
сменны е вибрирую щ ие сетки и сброса шлама в отвал.

С танина представляет собой пространственную  конструкцию , выпол
ненную  из профильного проката. Полозья-сани соединены меж ду собой 
двумя трубами 3 и листом-поддоном. На полозьях устанавливается прием 
ная емкость 4 для поступаю щ его из скваж ины  бурового раствора. В верх
ней части приемной емкости смонтированы  поворотны е распределители 
потока 5, с помощью которы х обеспечивается равномерная подача раство
ра на сетку. Распределители могут ф иксироваться под любым углом к по
току. Для подачи раствора, при необходимости минуя сетку, приемная ем
кость имеет клиновой ш ибер 6, степень откры тия которого регулируется 
вручную  и ф иксируется цепью. По бокам полозьев-саней имею тся отвер
стия, позволяю щ ие выпускать очищ енны й раствор. О тверстия закры ваю тся 
плоскими ш иберам и 7.

На полозьях установлены  четы ре тумбы 8 для монтаж а вибрирую щ ей 
рамы. С вязь меж ду станиной и вибрирую щ ей рамой осущ ествляется при 
помощ и четы рех витых цилиндрических пруж ин 9.

Под козы рьком приемной емкости располож ена ручная станция для 
периодической см азки подш ипников вибратора.

Вибрирую щ ая рама по конструкции представляю т собой закрепленное 
меж ду боковинами основание для крепления сетки. Кроме основания сетки
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Рис. 7.11. Вибрационное сито СВ-1





боковины скрепляю тся стяж ной трубой, корпусом вибратора и рамой при
вода. В корпусе вибратора 10 разм ещ ен вал, на обоих концах которого ус
тановлены  дисбалансы, создаю щ ие необходимую  амплитуду колебаний. На 
рам е привода установлен электродвигатель 11, обеспечиваю щ ий нужную  
частоту колебаний, а на противоположном конце располож ены  грузы, 
уравновеш иваю щ ие привод. Д виж ение от двигателя к вибратору передает
ся двумя клиновыми ремнями.

Вибросито ВС-1 оснащ ается двумя заделанными в кассеты  сетками. 
И спользую тся сетки с разм ером  ячейки 0,16x0,16; 0,2x0,25; 0,4x0,4 и 0,9х 
х0,9 мм. П ервая сетка устанавливается горизонтально, а вторая — с накло
ном около 5° к горизонту. П оперечное натяж ение каж дой сетки осущ еств
ляется подпруж иненны ми болтами с усилием до 50 кН. Траектория колеба
ний сеток эллиптическая. Наибольш ая двойная амплитуда 8 мм, частота 
колебаний 1130 и 1040 в 1 мин. Рабочая поверхность сетки 2,7 м2.

Вибросито ВС-1 способно пропустить через сетку с ячейкой  0,16х 
хО, 16 мм 40 л /с  воды и не м енее 10 л /с  бурового раствора. При использо
вании сетки 0,9x0,9 мм пропускная способность вибросита превы ш ает 
100 л /с . М асса вибросита 1800 кг, длина 3 м, ш ирина 1,85 м, высота 1,64 м.

Гидроциклонные шламоотделители

Гидроциклоны представляю т собой инерционно-гравитационны е клас
сиф икаторы  твердых частиц и ш ироко применяю тся в промыш ленности 
для разделения суспензии на ж идкую  и твердую  фазы . В бурении гидроци
клоны использую т для отделения грубодисперсного шлама от бурового р ас
твора. В качестве ш ламоотделителей гидроциклоны часто могут конкуриро
вать даж е с виброситами. Так, при удалении частиц шлама разм ером  менее
0,5 мм экономическая эф ф ективность гидроциклонов и вибросит одинако
ва, если обрабаты вается неутяж еленны й буровой раствор. С уменьш ением 
разм ера частиц шлама эф ф ективность гидроциклонов повышается, а п ре
имущ ества их при удалении шлама с разм ером  частиц м енее 74 мкм стано
вятся абсолю тно бесспорными.

К сожалению , гидроциклонны е шламоотделители, как правило, н епри
менимы для очистки утяж еленного бурового раствора вследствие больших 
потерь утяж елителя со шламом.

Гидроциклон представляет собой цилиндр, соеди
ненны й с усеченны м перевернуты м конусом (рис. 
7.12). Н иж няя часть конуса заканчивается насадкой 
для слива песков, а цилиндрическая часть оборудуется 
входной насадкой, через которую  нагнетается буровой 
раствор, и сливным патрубком, через которы й отво
дится очищ енны й раствор.

Буровой раствор насосом подается через входную 
насадку в цилиндрическую  часть гидроциклона по ка
сательной к внутренней поверхности. Обладая сравни
тельно большой скоростью  на входе, частицы шлама 
под действием инерционны х сил отбрасы ваю тся к 
стенке гидроциклона и движ утся к Песковой насадке в

Рис. 7.12. Схема гидроциклона для очистки бурового раствора от 
шлама
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соответствии с законом Стокса. Тонкодисперсные частицы шлама вместе с 
компонентами бурового раствора сосредоточиваю тся в спиралевидном по
токе, движ ущ емся снизу вверх. Попадая в сливной патрубок, очищ енный 
раствор выводится из циклона, а шлам (пески) перем ещ ается внешним, 
движ ущ имся вниз спиралевидным потоком к Песковой насадке и вы груж а
ется через н ее вместе с некоторой частью  бурового раствора.

Технологические показатели работы циклона при разделении суспен
зии на ж идкую  и твердую  ф азы  ухудш аю тся при уменьш ении напора по
даю щ его насоса, увеличении вязкости  или плотности подаваемой ж идко
сти, повы ш ении концентрации твердых частиц в суспензии, пониж ении 
плотности твердой фазы, уменьш ении разм ера отделяемых частиц, резком 
отличии ф ормы  частиц от сф ерической, сокращ ении разм ера отверстия 
Песковой насадки.

Гидроциклонные шлам о отделители делят на песко- и илоотделители 
условно. П ескоотделители — это объединенная единым подающим и слив
ным манифольдом батарея гидроциклонов диаметром 150 мм и более. Ило- 
отделителями назы ваю т аналогичные устройства, составленны е из гидро
циклонов диаметром 100 мм и менее. Число гидроциклонов в батареях пес- 
ко- и илоотделителя разное.

К ак и вибросита, эти аппараты  долж ны обрабатывать весь циркули
рую щ ий буровой раствор при лю бой подаче буровых насосов. Считается, 
что производительность пескоотделителя долж на составлять 125 %, а илоот
делителя 150 % от максимальной подачи насоса. Это позволяет гарантиро
вать обработку всего потока бурового раствора на гидроциклонных шламо- 
отделителях, а иногда использовать часть очищ енного раствора для разбав
ления неочищ енного и таким образом  сущ ественно повыш ать эф ф екти в
ность работы  гидроциклонов.

Гидроциклонные шлам о отделители обычно вклю чаю т в работу с мо
мента забуривания скваж ины . Уже при бурении под кондуктор системы 
очистки бурового раствора долж на работать на полную мощность. Шлам 
необходимо удалить из бурового раствора раньше, чем он будет подвергнут 
многократному истиранию  и диспергированию  в циркуляционной системе 
и стволе скважины . Только в этом случае удается сохранить стабильными 
параметры  бурового раствора, избеж ать перерасхода запасны х деталей к 
гидравлическому оборудованию, сохранить стабильный ствол и достичь 
высоких показателей  работы  долот.

В отечественной практике ш ироко распространен  гидроциклонный 
ш ламоотделитель 1ПГК, назы ваемы й пескоотделителем. Он представляет 
собой батарею  из четы рех параллельно работаю щ их гидроциклонов диа
метром 150 мм. Буровой раствор в гидроциклоны подается вертикальным 
ш ламовым насосом.

Батарея гидроциклонов (рис. 7.13) состоит из сварной рамы 1, четы рех 
гидроциклонов 2, крестовины  3 и четы рех отводов 4 с резиновы м и рукава
ми. Внутренняя часть рамы  выполнена в виде лотка с наклонным дном и 
люком. В передней торцовой стенке установлен ш ибер. П ри открытом ш и
бере песковы е насадки погруж аю тся в раствор со шламом, вытекаю щ им 
через верхню ю  кром ку передней торцовой стенки. П ри открытом ш ибере 
шлам свободно вы текает через люк.

Гидроциклон (рис. 7.14) состоит из металлического корпуса 1, внутри 
которого установлен цельнолитой полый резиновы й или пластмассовый 
конус 3, питаю щ ей резиновой  насадки 5 и металлической сливной насадки.
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В ниж ню ю  часть гидроциклона вставляется резиновая песковая насадка 4 с 
отверстием 15 или 25 мм. Раствор из гидроциклона сливается по патрубку 2.

Вертикальный ш ламовый насос (рис. 7.15) представляет собой центро
беж ны й насос погружного типа с открытым рабочим колесом 5, установ
ленным в полости 8. Колесо защ ищ ено дисками 7. Вместо сальника в нем 
используется разъем ная резиновая втулка 4, которая служит не только 
уплотнителем, но и одновременно является опорой ниж него конца вала 6 
насоса.

Два ш арикоподш ипника играю т роль основных опор вала колеса. Они 
располож ены  в верхней части корпуса 3 насоса выш е уровня перекачивае
мого раствора и надеж но защ ищ ены  от его воздействия.

П ривод насоса осущ ествляется от вертикального фланцевого электро
двигателя 1 через упругую пальцевую  муф ту 2. Электродвигатель крепится 
к корпусу насоса, которы й им еет два опорных кронш тейна с приваренны 
ми цапф ами для установки в емкости ЦС. Такое устройство позволяет пе
реводить насос из рабочего вертикального полож ения в горизонтальное для 
ремонта.
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Рис. 7.14. Гидроциклон

П ескоотделитель 1ПГК способен обра
батывать до 60 л /с  бурового раствора и 
удалять из него частицы шлама разм ером  
60 мкм при наименьш ем допустимом давле
нии около 0,2 МПа. Общ ая масса установки 
составляет 1310 кг.

В настоящ ее время прим еняю т более 
надеж ны е модели пескоотделителей ПГ-50 
и ПГ-90: число обозначает производитель
ность (в л /с). Они отличаю тся более стой
кими и соверш енны ми по ф орм е рези н о
выми элементами.

К роме того, во многих районах России 
внедрены  шламоотделители с гидроцикло
нами диаметрами 75 и 100 мм, так назы 
ваем ы е илоотделители. О ни представляю т 
собой блок из 12—16 гидроциклонов, уста
новленны х на общ ей рам е и имею щ их об
щий ввод раствора и поддон для сбора ила 
(шлама с раствором). Для подачи раствора 
используется вертикальный шламовый 
насос.

Опыт работы  с буровыми растворами 
показывает, что оптимальное значение дав
ления на входе в гидроциклон для пескоот
делителей составляет 0,25 МПа, а для ило- 
отделителей — 0,32 МПа. Такие условия 
достигаю тся при давлении в нагнетательной 
линии насоса 0,4 —0,5 МПа.

О сновной контролируемой рабочей 
характеристикой гидроциклонов является 
плотность песков (илов). Плотность н и ж н е
го продукта слива долж на быть на 0,30 — 0,42 г /см 3 выш е плотности очи
щ енного раствора.

П отери в гидроциклонах части бурового раствора со шламом всегда 
меньш е потерь, которы е связаны  с необходимостью  разбавления загущ ен
ного шламом раствора и его откачки в амбары.

В связи  с высокой эф ф ективной  вязкостью  растворов на углеводород
ной основе (РУО) эф ф ективность работы  гидроциклонных аппаратов сни
ж ается. Для этих растворов в качестве пескоотделителей использую тся 
илоотделители. Плотность сгущ енного продукта при очистке неутяж елен- 
ных буровых растворов на углеводородной основе при одном и том ж е  ко 
личестве удаляемого песка будет меньше, чем при очистке раствора на 
водной основе. Например, сгущ енный продукт, содерж ащ ий 25 % твердой 
фазы, при плотности раствора 1,14 г /см 3 им еет плотность 1,48 г /см 3, в то 
время как  в РУО плотностью 1,02 г /см 3 сгущ енный продукт им еет плот
ность 1,39 г /см 3.

О бы чные илоотделители не прим еняю т для очистки утяж еленны х бу-
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Рис. 7.15. Вертикальный шламовый насос ВШН-150

ровых растворов, так как, удаляя частицы шлама разм ером  25 мкм, они 
такж е удаляю т из раствора практически весь барит с частицами разм ером  
более 16 мкм и часть барита с частицами меньш его разм ера. П ри очистке 
илоотделителем тяж елы х растворов 95 % шлама будут составлять крупные 
частицы и одновременно будет теряться до 50 % барита.

В последние годы для очистки утяж еленны х буровых растворов п ри 
меняю тся так назы ваем ы е сепараторы  (рис. 7.16), которы е состоят из гид
роциклонного илоотделителя 1, установленного над вибрирую щ ей мелко
ячеистой просеиваю щ ей сеткой 2. У тяжеленный буровой раствор, очищ ен
ный с помощью вибросита, подается центробеж ны м  насосом в батарею  
гидроциклонов, где он разделяется на утяж еленны й и неутяж еленный. Не- 
утяж еленны й поток возвращ ается в циркуляционную  систему, а утяж елен-
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Рис. 7.16. Гидроциклонный сепаратор

ный через песковы е насадки попадает на тонкоячеистое вибросито, где 
частицы шлама, которы е крупнее частиц утяжелителя, сбрасываю тся в от
вал, а остальная часть утяж еленного раствора просеивается через виброси
то и, возвративш ись в циркуляционную  систему, соединяется с неутяж е- 
ленной частью  раствора.

В связи с тем, что поток утяж еленного раствора значительно меньш е 
потока неутяжеленного, мож но использовать в сепараторах мелкоячеисты е 
вибрирую щ ие сетки.

7.4.4. ОЧИСТКА БУРОВОГО РАСТВОРА ОТ ГАЗА

Газирование бурового раствора препятствует ведению  нормального 
процесса бурения. Во-первых, вследствие сниж ения эф ф ективной  гидрав
лической мощ ности уменьш ается скорость бурения, особенно в мягких по
родах; во-вторых, возникаю т осыпи, обвалы и флю идопроявления в резуль
тате сниж ения эф ф ективной  плотности бурового раствора (а следователь
но, и гидравлического давления на пласты); в-третьих, возникает опасность 
взры ва или отравления ядовитыми пластовыми газами (например, серово
дородом).

Попадаю щ ий в циркуляционны й поток газ приводит к изменению  всех 
технологических свойств бурового раствора, а такж е реж им а промывки 
скважины. Кроме очевидного уменьш ения плотности раствора изменяю тся 
такж е его реологические свойства — по м ере газирования раствор стано
вится более вязким, как и всякая двухф азная система. П узы рьки газа пре
пятствую т удалению  шлама из раствора, поэтому оборудование для очистки 
от шлама работает неэф ф ективно.

Кислые газы, такие как  двуокись углерода, могут привести к пониж е
нию  pH  раствора и вы звать его флокуляцию.

С ниж ение гидравлической мощ ности вследствие присутствия в р ас
творе газа отрицательно сказы вается на всем процессе бурения. Оптими-
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зированны е программы бурения требуют, чтобы на долоте срабатывалось 
до 65 — 70 % гидравлической мощности. Но сниж ение объемного ко эф ф и 
циента полезного действия насоса в результате газирования бурового рас
твора влечет за собой сущ ественное уменьш ение подачи насосов.

Газ из пласта попадает в буровой раствор в результате отрицательного 
диф ф еренциального давления меж ду скваж иной и пластом либо вследствие 
высокой скорости бурения, когда пластовый газ не успевает оттесниться 
фильтратом от забоя и стенок скваж ины  и попадает в поток раствора вм е
сте с вы буренной породой.

Газ в буровом растворе м ож ет находиться в свободном, жидком и рас
творенном состоянии. По м ере перем ещ ения потока раствора к устью пу
зы рьки свободного газа увеличиваю тся в объеме в результате сниж ения 
давления, сливаю тся друг с другом, образуя газовы е пробки, которы е про
ры ваю тся в атмосферу. Свободный газ легко удаляется из раствора в по
верхностной циркуляционной системе путем перем еш ивания в желобах, на 
виброситах, в емкостях. П ри устойчивом газировании, наприм ер во время 
бурения при несбалансированном  давлении, свободный газ удаляю т из бу
рового раствора с помощью газового сепаратора.

П узы рьки газа, которы е не извлекаю тся из бурового раствора при п е
репаде давления меж ду ними и атмосферой, оказы ваю тся вовлеченными в 
буровой раствор, и для их удаления требуется дополнительная энергия.

Полнота дегазации бурового раствора зависит от его плотности, коли
чества твердой фазы, вязкости  и прочности структуры. Сущ ественную  
роль играю т такж е поверхностное натяж ение жидкости, разм ер пузырьков 
и силы взаимного притяж ения.

В связи  с высоким поверхностны м натяж ением  трудно поддаются де
газации буровы е растворы  на углеводородной основе, а такж е растворы, 
содерж ащ ие в качестве регулятора водоотдачи крахмал. Н екоторы е углево
дороды, проникая из пласта в буровой раствор при повы ш енны х тем пера
туре и давлении, остаю тся в ж идком состоянии. Попадая в другие терм о
динам ические условия, наприм ер в поверхностную  циркуляционную  сис
тему, они превращ аю тся в газ и заметно изм еняю т технологические свой
ства бурового раствора.

Н екоторы е газы  при повы ш енны х тем пературе и давлении проникаю т 
в меж молекулярную  структуру бурового раствора и вы зы ваю т едва зам ет
ное увеличение его объема. Наиболее опасны в этом отнош ении растворы  
на углеводородной основе, в которы е м ож ет проникать больш ое количест
во пластового газа. О бнаруж ить вовлеченный таким способом в буровой 
раствор природный газ очень трудно.

Растворы, газированны е сероводородом, создаю т особенные трудности 
при дегазации:

система дегазации долж на быть весьма эф ф ективной, так  как при 
объемной концентрации 0,1 % сероводород — опасный яд;

сероводород взры воопасен  даж е при объемной концентрации 4,3 % 
(для сравнения, ниж ний предел взры ваемости метана 5 %);

сероводород растворим в буровых растворах, его растворимость в воде 
приблизительно пропорциональна давлению;

сероводород обладает высокой корродирую щ ей способностью.
Различная степень газирования бурового раствора требует прим енения 

разного оборудования для дегазации. Свободный газ удаляется достаточно 
просто. Поток раствора из меж трубного пространства поступает в сепара
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тор, где газ отделяется от раствора и направляется по отводной линии на 
факел. О ставш ийся в растворе свободный газ удаляется в атм осф еру окон
чательно на виброситах или в емкости для сбора очищ енного от шлама 
раствора.

Газ, проникш ий в молекулярную  структуру раствора, извлечь значи
тельно труднее. Для этого требуется не только затратить некоторую  энер
гию, но и часто необходимо прим енять понизители вязкости  и поверхност
ного натяж ения, если используется недостаточно соверш енная система де
газации.

Обычная схема дегазации бурового раствора при интенсивном поступ
лении газа (например, при несбалансированном давлении в скваж ине) по
казана на рис. 7.17. Газож идкостны й поток из скваж ины  2, дойдя до вра
щ аю щ егося превентора 3, через регулируемый ш туцер 4 и герметичные 
манифольды поступает в газовы й сепаратор 5, где из раствора выделяется 
основной объем газа. О чищ енны й от свободного газа раствор поступает на 
вибросито 6 и собирается в первой емкости циркуляционной системы. 
Дальнейш ая очистка раствора от газа осущ ествляется с помощью специ
ального аппарата-дегазатора 7. О кончательная дегазация происходит в про
межуточны х емкостях 1 циркуляционной системы с помощью м еханиче
ских перемеш ивателей.

Газовый сепаратор, используемый в качестве первой ступени очистки 
бурового раствора от газа (рис. 7.18), представляет собой герметичный со
суд сравнительно большого объема, оборудованный системой манифольдов, 
клапанов и приборов.

Буровой раствор из скваж ины  через вращ аю щ ийся превентор и регу
лируемый ш туцер по закры том у манифольду поступает по тангенциально
му вводу 7 в полость газового сепаратора 1, где скорость потока резко  
сниж ается. В результате действия инерционного и гравитационного полей 
происходит интенсивное выделение из бурового раствора газа, который 
скапливается в верхней части сепаратора и отводится по трубопроводу 5 
на факел.

Буровой раствор, очищ енны й от свободного газа, собирается в ниж ней

Рис. 7.17. Схема дегазации бурового раствора
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Рис. 7.18. Схема газового сепара
тора

части газосепаратора, откуда он подается по линии 2 для очистки от шлама 
на вибросито.

С оврем енны е газовы е сепараторы, имею щ ие вместимость 1 —4 м3, 
рассчитаны  на давление до 1,6 М Па и устанавливаю тся непосредственно 
над первой емкостью  циркуляционной системы. Они оборудую тся предо
хранительны м клапаном 6, регулятором уровня бурового раствора поплав- 
кого типа 3 и эж екторны м  устройством 11 для продувки и очистки сепара
тора от накопивш егося шлама.

Э ж екторное устройство работает следующим образом. Воду, а в зим 
нее время пар, пропускаю т через ш туцер эж ектора 11, в результате чего в 
сбросовом патрубке газосепаратора создается разреж ение. При открытой 
сбросовой задвиж ке 10 скопивш ийся на дне газового сепаратора шлам 9 
вместе с частью  бурового раствора устремляется в кам еру эж екторного 
смесителя, подхватывается потоком воды (или пара) и вы брасы вается из 
сепаратора наружу. После очистки полости сепаратора сбросовую  задвиж- 
к у / О  закрываю т. Для контроля за давлением внутри сепаратора газовая 
часть его полости оборудуется манометром 4.

В период интенсивны х газопроявлений и задавливания пластов буро
вым раствором в процессе газового выброса, когда сепаратор не в состоя
нии обеспечить разделение газож идкостного вы сокоскоростного потока, 
поток из скваж ины  направляю т непосредственно на факел. О днако такие 
ситуации очень редки и считаю тся аварийными.

Регулятор уровня раствора 3 в полости сепаратора предназначен для 
того, чтобы исклю чить попадание газа в сливной патрубок 2 очищ енного 
раствора, так как  создаю тся условия для его постоянного затопленного со
стояния с помощью поплавка 8.

О чищ енны й от свободного газа буровой раствор обычно поступает на 
вибросито. О днако при наличии в растворе токсичного газа, наприм ер се
роводорода, поток из сепаратора по закры том у трубопроводу сразу  подает-



ся на дегазатор для очистки от газа. В этом случае только после оконча
тельной дегазации раствор очищ аю т от шлама.

В качестве второй, а иногда и единственной ступени очистки раствора 
от газа обычно прим еняю т дегазаторы, которы е условно классиф ицирую т 
на следую щ ие типы: по величине давления в кам ере — на вакуумны е и 
атмосферны е; по способу подачи газированного бурового раствора в 
кам еру — на гравитационные, эж екционны е и центробеж ны е. П ри 
центробеж ной подаче бурового раствора используют, как  правило, 
самопродуваю щ иеся центробеж ны е насосы. В вакуумных дегазаторах 
иногда прим еняю т самозаполняю щ иеся центробеж ны е насосы.

Н аибольш ее распространение в отечественной и зарубеж ной  практике 
получили вакуумны е дегазаторы  с эж екционной и центробеж ной подачей 
газированного бурового раствора. Р азреж ен ие в полости таких дегазаторов 
создается вакуумным насосом и эж ектором . Газированны й раствор подает
ся в кам еру дегазаторов обычно за счет разности  давлений меж ду атмо
сф ерой  и вакуум ированной камерой. Это не самый эф ф ективны й, но очень 
надеж ны й способ подачи бурового раствора в дегазатор. Обычно центро
беж ны е насосы  для этой цели непригодны вследствие способности «запи
раться» газовыми пробками.

Степень вакуума в кам ере дегазаторов — наиболее важ ны й техноло
гический ф актор дегазации и определяется не только разреж ен и ем  в кам е
ре эж ектора и техническими возмож ностями вакуум-насоса, но и, преж де 
всего, высотой всасы ваю щ ей линии. Она долж на быть такой, чтобы в ка
м ере дегазатора обеспечивался вакуум 0,03 МПа.

Другим важ ны м фактором, влияю щ им на глубину дегазации бурового 
раствора в дегазаторе, является длительность нахож дения раствора в кам е
ре. Чем выш е скорость циркуляции раствора в кам ере дегазатора, тем 
меньш е врем ени раствор находится в ней и, следовательно, хуж е дегазиру
ется. Для улучш ения дегазации необходимо уменьш ать скорость циркуля
ции бурового раствора. Так, при циркуляции 24 л /с  дегазация каж дой 
порции раствора в аппаратах вакуумного типа будет длиться 25 с, а при 
48 л /с  — около 12 с. П рактически полная дегазация бурового раствора в 
аппаратах вакуумного типа происходит за 10 — 20 с.

Обычно с помощью газового сепаратора удается выделять из бурового 
раствора десятки кубических метров газа в минуту. В результате на вторую 
ступень дегазации — в дегазатор — поступает буровой раствор с содерж а
нием газа не более 20 %. Н екоторы е типы вакуумных дегазаторов обеспе
чиваю т скорость извлечения газа 0 ,1 —0,25 м3/м ин, пропуская буровой рас
твор объемом 1 —3 м3/м и н . В худшем случае остаточное содерж ание газа в 
буровом растворе после обработки в дегазаторе не превы ш ает 2 %.

Типичным представителем дегазаторов вакуумного типа, используемых 
в отечественном бурении, является дегазатор типа ДВС.

Вакуумный дегазатор представляет собой двухкамерную  герметичную  
емкость, вакуум в которой создается насосом. Камеры  вклю чаю тся в рабо
ту поочередно при помощ и золотникового устройства. П роизводительность 
дегазатора по раствору достигает 45 л /с , остаточное газосодерж ание в рас
творе после обработки не превы ш ает 2 %. П ривод вакуумного насоса осу
щ ествляется от электродвигателя мощ ностью  22 кВт.

Ц ентробеж но-вакуумны й дегазатор ЦВА (рис. 7.19) состоит из цилинд
рического вертикально установленного корпуса 1, 2, внутри которого с вы 
сокой частотой вращ ается вал 4 с ротором 10, подобным рабочему колесу
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Рис. 7.19. Центробежно-вакуумный 
дегазатор ЦВА:
1, 2 — части корпуса; 3 — труба; 
4 — вал; 5 — осевая турбина; 6 — 
клапан; 7 — пластинчатый деструк
тор; 8 — вентилятор; 9 — патрубки 
для отвода газа; 10 — ротор; 11, 
12 — подшипники

центробеж ного насоса с загнутыми назад лопатками. П оступаю щ ий в ЦВА 
газированны й буровой раствор интенсивно разбры згивается ротором тон
ким слоем внутри корпуса и дегазируется. Д егазированны й раствор п ере
качивается обратно в ЦС с помощью осевого насоса, а выделивш ийся из 
раствора газ отводится вентилятором 8 по отводным каналам наружу.

Ц ентробеж но-вакуумны й аппарат типа ЦВА обеспечивает не только 
эф ф ективную  дегазацию  буровых растворов, но и интенсивное перем еш и
вание входящ их в него ж идких и твердых компонентов (табл. 7.15).

В используемых в зарубеж ной  практике атм осф ерны х аппаратах дега
зация бурового раствора происходит в результате турбулизации тонкого 
плоского потока. Обычно раствор в дегазатор такого типа поступает при 
подаче насоса прим ерно 35 л /с , чтобы скорость течения на входе в дегаза
тор составляла прим ерно 1 м /с . В кам ере дегазатора имеется система н а
клонных плоских перегородок, по которым стекает, периодически завихря- 
ясь, буровой раствор (рис. 7.15). Толщина слоя раствора на перегородках 
10— 15 мм, а длина пути раствора 3,5 м.

Д егазаторы  такого типа недостаточно эф ф ективны  при использовании 
растворов с повы ш енны ми значениями плотности, вязкости  и СНС. Иссле-

Т а б л и ц а  7.15
Техническая характеристика ЦВА

Плотность раствора, г/см 3 Условная вязкость раствора, с Содержание газа в растворе, %

до ЦВА после ЦВА до ЦВА после ЦВА до ЦВА после ЦВА

1,38 1,42 105 63 9 0
1,36 1,40 100 55 8 0
1,34 1,43 108 59 12 0
1,38 1,40 102 60 5 0
1,39 1,42 97 52 7 0
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Рис. 7.20. Схема атмосферного дегазатора / м/с

дования показали, что даж е при многократной дегазации таких растворов 
полного удаления газа из раствора достичь не удается.

О течественной промыш ленностью  ш ироко используется вакуумный 
дегазатор ДВС.

7.4.5. РЕГУЛИРОВАНИЕ СОДЕРЖАНИЯ И СОСТАВА ТВЕРДОЙ ФАЗЫ В БУРОВОМ РАСТВОРЕ

Твердые частицы в буровом растворе, как  правило, необходимы, но 
они всегда сущ ественно затрудняю т процесс бурения скважины. Твердые 
частицы в растворе приводят к повыш ению  его вязкости, увеличению  гид
равлических сопротивлений, к  усиленному износу деталей гидравлического 
оборудования, в первую  очередь буровых насосов, элементов подземного 
оборудования, бурильных труб и циркуляционной системы, к возрастанию  
расхода топлива или электроэнергии.

К ак показано на рис. 7.21, все это влечет за собой ухудш ение показа
телей бурения. Так, при изм енении содерж ания твердых частиц от 0 до
14 % время, затрачиваем ое на бурение, возрастает в 3 раза.

В этом диапазоне концентраций твердой ф азы  каж ды й 1 % удаленных 
частиц в среднем эквивалентен увеличению  механической скорости буре
ния на 5 %.

С одерж ание и состав твердой ф азы  в буровом растворе являю тся оп
ределяю щ ими факторами при регулировании технологических свойств бу
рового раствора и оказы ваю т первостепенное влияние на скорость бурения 
и экономические показатели проходки скваж ины . Поэтому в мировой 
практике регулированию  твердой ф азы  в буровом растворе, особенно в 
последние годы, уделяю т большое внимание. Для этой цели использую т 
разнообразны е приемы, методы, оборудование, даж е дорогостоящ ее и тре
бую щ ее специального обслуживания.

В течение многих лет в неф тяной промыш ленности для регулирования 
содерж ания и состава твердой ф азы  применяли лиш ь следую щ ие методы:

1) зам ену части объема глинистого раствора водой, баритом и хим иче
скими реагентами; это дорогой и малоэф ф ективны й метод, так как он по
зволяет нормализовать состав твердой ф азы  лиш ь на некоторое время;
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Рис. 7.21. Зависимость показателей бурения от со
держания твердой фазы в буровом растворе:
1 — затраты энергии на работу долота; 2 — время 
бурения; 3 — суточная проходка

Объемное содержание 
твердых частиц, %

2) использование различны х ингибиторов, позволяю щ их уменьш ить 
диспергируемость шлама (известь, кальциевы е глины и полимеры); период 
времени меж ду частичными зам енами объемов бурового раствора за счет 
ингибирования удавалось несколько увеличить;

3) прим енение понизителей вязкости.
Н аиболее заметный прогресс в регулировании содерж ания и состава 

твердой ф азы  в буровых растворах был достигнут, начиная с 50-х годов 
прошлого века, в результате прим енения центриф уг-отстойников. Это обо
рудование, претерпев значительную  модернизацию , используется до н а
стоящ его времени. О сновным современны м аппаратом для выполнения 
этой технологической операции является центробеж ны й сепаратор, пред
ставляю щ ий собой разновидность центрифуг.

Ц ентробеж ны й сепаратор для буровых растворов (рис. 7.22) представ
ляет собой перф орированны й ротор 2, вращ аю щ ийся внутри корпуса 1. 
Буровой раствор, поступая в корпус 1, попадает в центробеж ное поле ро 
тора. Поток раствора приобретает поступательно-вращ ательное движение,

Раствор
Ч

ч

Вода

r=Dl В: А

Ж ш /

' 7 *
Облегченный

раствор

Утяжеленная 
пульна

Рис. 7.22. Схема центробежного сепаратора буровых растворов
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Рис. 7.23. Схема шнековой центрифуги для регенерации утяжелителя:
/  — подача раствора; II — выход утяжеленной пульпы; III — слив раствора

в результате чего происходит разделение твердой ф азы  по массе. Н аиболее 
массивны е частицы раствора (барит, крупный шлам) оттесняю тся к стен
кам корпуса сепаратора и перем ещ аю тся периф ерийной  частью  потока к 
сливному отверстию  4 корпуса. Ж и дкая ф аза  бурового раствора с тонко
дисперсными частицами движ ется внутри ротора и выходит из аппарата 
через полый вал 3 ротора.

Разделив буровой раствор на облегченный и утяж еленную  пульпу, 
оператор получает возмож ность регулировать их возврат в циркуляцион
ную систему и подачу в запасны е емкости, таким образом осущ ествляя 
первичное регулирование содерж ания и состава твердой ф азы  в буровом 
растворе. О кончательно доводят раствор до кондиции, добавляя в него (при 
необходимости) свеж ие порции компонентов.

Поступаю щ ий через ввод 5 на обработку в центробеж ны й сепаратор 
буровой раствор обычно разбавляю т водой для того, чтобы уменьш ить в яз
кость и таким образом улучшить условия разделения твердой ф азы  по 
массе.

В зарубеж ной  практике бурения скваж ин для регулирования содерж а
ния и состава твердой ф азы  ш ироко использую тся ш нековы е центриф уги 
(рис. 7.23). Ш нек вращ ается с определенной скоростью  и транспортирует 
скапливаю щ ую ся у  стенок корпуса сгущ енную пульпу к разгрузочному 
устройству. Такой тип центриф уги позволяет почти полностью отделять от 
барита жидкую  ф азу  и поэтому чащ е всего используется для регенерации 
утяж елителя из бурового раствора. Режим работы  этих центриф уг регули
рую т подачей раствора на обработку, степенью  его разбавления водой, час
тотой вращ ения ротора.

Таким образом, для достиж ения вы соких технико-экономических по
казателей  бурения и оптимальных показателей  технологических свойств 
бурового раствора первостепенное внимание необходимо уделять чистоте 
раствора, содерж анию  и составу его твердой фазы . Только при такой по
становке работы  мож но получить максимальную  эф ф ективность от исполь-



Глава 8
ОСЛОЖНЕНИЯ В ПРОЦЕССЕ 
УГЛУБЛЕНИЯ СКВАЖИНЫ

Геологические условия современного бурения на неф ть и газ, сравни
тельно большая глубина скважин, наличие в р азр езе  проницаемых пластов 
с аномально вы сокими и аномально низким и пластовыми давлениями дик
тую т необходимость постоянного соверш енствования технологии и техники 
бурения скважин.

К сожалению , даж е при использовании современны х достиж ений в 
области конструирования и технологии сооруж ения скважин, зачастую  не 
удается избеж ать осложнений, препятствую щ их скоростному и эф ф екти в
ному бурению.

Н аиболее часто возникаю т такие осложнения, как  поглощ ения бурово
го промывочного и там понаж ного растворов, нефте-, водо- и газопроявле
ния, осыпи и обвалы стенок скважины, затяж ки  и посадки бурового инст
румента при спускоподъемных операциях.

М ировой опыт последних лет показывает, что практически все сква
ж ины  в той или иной степени ослож нены  технологической несовместимо
стью отдельных интервалов бурения. И менно поэтому в больш инстве слу
чаев использую т многоколонные конструкции скваж ин и разнообразны е 
по технологическим свойствам буровы е растворы.

К ослож нениям при бурении скваж ин относят наруш ения непреры в
ности технологического процесса сооруж ения скваж ины  при соблю дении 
технического проекта и правил безаварийного ведения буровых работ, вы 
званны е горно-геологическими условиями проходимых пород.

Однако, несмотря на то что ослож нения считаю тся в сущ ности ож и 
даемой ситуацией и для их преодоления предусмотрены  технологические 
приемы, иногда они переходят в категорию  аварий.

А варией считаю т наруш ение непреры вности  технологического про
цесса сооруж ения скважины, требую щ ее для его ликвидации проведения 
специальных работ, не предусмотренны х техническим проектом.

Затяж ки  и посадки бурового инструмента могут привести к его 
неосвобож даемому прихвату; пластовые флю идопроявления и поглощ е
ния бурового раствора могут перерасти  в открытый аварийны й ф онтан 
и т.д.

Обычно такие ситуации возникаю т из-за халатного отнош ения к ос
лож нениям  производителей буровых работ или из-за их низкой  квалиф и
кации.



8.1. ПОГЛОЩЕНИЕ ЖИДКОСТЕЙ В СКВАЖИНАХ

П оглощ ение в скваж инах буровых растворов и других ж идкостей яв 
ляется одним из основных видов осложнений. Ежегодные затраты  времени 
на их ликвидацию  по предприятиям неф тегазовой промыш ленности огром
ные. Однако эти затраты  сущ ественно больше, если учесть, что из-за по
глощ ений цементного раствора не обеспечивается проектная высота подъ
ема цементного раствора, что приводит к необходимости проводить р е 
монтные работы; при освоении скваж ин (первичном и после капитального 
ремонта) происходит сниж ение проницаемости продуктивных пластов и 
т.д. Поэтому одним из путей сокращ ения цикла строительства скваж ин яв 
ляется соверш енствование способов и средств борьбы с поглощ ениями бу
ровых растворов и иных ж идкостей  в скважинах.

М етодика вы бора мероприятий по предупреж дению  и борьбе с по
глощ ениями ж идкостей основана на количественны х критериях, отраж аю 
щих геологическое строение и гидродинамическую  характеристику пла
стов.

8.1.1. ПРИЧИНЫ ВОЗНИКНОВЕНИЯ ПОГЛОЩЕНИЙ

П оглощ ение бурового раствора в скваж инах обусловливается прони
цаемостью, пористостью, прочностью  коллектора, пластовым давлением, 
объемом закачиваемого бурового раствора и его качеством.

П ри превы ш ении давления в стволе скваж ины  над давлением в пласте, 
вскрытом при бурении, раствор из скважины, преодолевая местные гид
равлические сопротивления, будет проникать в поры, каналы и трещ ины  
пород. С ниж ение давления в скваж ине по сравнению  с пластовым приво
дит к движ ению  ж идкости  из пласта в скважину, т.е. к  водонеф тегазопро- 
явлениям. Поэтому один и тот ж е  пласт м ож ет быть поглощ аю щим или 
проявляющим.

В озникновение поглощ ения такж е зависит от способа и технологии 
бурения. М еханическое воздействие (удары, вибрации) бурильного инст
румента на стенки скваж ины  или большие избы точны е давления могут вы 
звать поглощ ение бурового раствора в ранее изолированны е или не п ро
явивш ие себя во время вскры тия горизонты.

В зависимости от толщ ины и прочности плотного участка породы или 
цементного камня, значения и цикличности нагрузок, воздействую щ их на 
него, разруш ение м ож ет произойти в различны е моменты: при спуске или 
подъеме бурильного инструмента, восстановлении циркуляции, бурении, 
спуске или цементировании эксплуатационной колонны и т.п.

Другими технико-технологическими причинами, способствую щ ими 
возникновению  поглощ ения бурового раствора, являю тся все факторы, вы 
зы ваю щ ие увеличение давления в затрубном пространстве при промы вке 
скважины.

Явление поглощ ения связано с вскры тием проницаем ы х или (и) сла
бых пластов при бурении скваж ины  и представляет собой движ ение буро
вого раствора или цементного раствора из ствола скваж ины  в пласт под 
действием избыточного (по сравнению  с пластовым) гидростатического 
(гидродинамического) давления, возникаю щ его в скваж ине в процессе ее 
проводки.

Ф акторы, влияю щ ие на возникновение поглощ ений бурового раствора
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и определяю щ ие направление дальнейш их работ, мож но разделить на две 
группы.

1. Геологические ф акторы  — тип поглощ аю щ его пласта, его мощ ность 
и глубина залегания, недостаточность сопротивления пород гидравлическо
му разрыву, значение пластового давления и характеристика пластового 
флюида.

2. Технологические ф акторы  — количество и качество подаваемого в 
скваж ину бурового раствора, способ бурения, скорость проведения спус
коподъемных операций и др.

Поглощ ения начинаю тся при условии, что вскры ты е пласты обладают 
достаточно высокой гидропроводностью  и перепад давления меж ду сква
ж иной  и поглощ аю щим пластом выш е определенного его значения, назы 
ваемого критическим.

В случае недостаточной прочности горных пород происходит гидро
разрыв.

8.1.2. МЕТОДЫ ИЗУЧЕНИЯ ПОГЛОЩАЮЩИХ ГОРИЗОНТОВ

Д анны е о строении поглощ аю щ его пласта, его толщ ине и местополо
ж ении, интенсивности поглощ ения (водопроявления), величине и направ
лении перетоков могут быть получены гидродинамическими, геоф и зи че
скими методами исследований и с помощью отбора керна или шлама 
(рис. 8.1).

В зависимости от степени изученности разбуриваем ой площади при
меняется один из двух комплексов исследований: оперативны й или д е
тальный.

О перативны й комплекс глубинных исследований включает: определе
ние границ поглощ аю щ их пластов, их относительной приемистости и нали
чия перетоков ж идкости по стволу скваж ины  из одного пласта в другой; 
определение фактического диаметра скваж ины  в интервале поглощ ающего 
пласта с помощью каверном ера и зам ер пластового давления глубинным 
манометром.

Д етальные исследования вклю чаю т оперативны й комплекс и промы- 
слово-геоф изические методы; гамма-каротаж , нейтронны й гамма-каротаж  и 
акустический каротаж . При наличии скваж инного ф отоаппарата или за 
бойного телевизора их следует использовать при детальных исследованиях.

О сновны е цели гидродинамических исследований — получение инди
каторной диаграммы поглощ аю щ его пласта, которая позволяет определить 
коэф ф и ци ен т приемистости поглощ аю щ его пласта, оценить разм еры  по
глощаю щ их каналов.

Гидродинамические исследования поглощ аю щ их пластов проводятся 
при установивш ихся и неустановивш ихся реж им ах фильтраций (течении) 
жидкости.

Метод установившихся закачек  (статический уровень в скваж ине 
Нст > 30 м, рис. 8.2, а). Ж идкость с заданным минимальным расходом зак а
чивается в скваж ину до установления определенного уровня. Ф иксирую тся 
значение расхода и полож ение уровня, затем меняется расход, и ж идкость 
закачивается до установления нового полож ения уровня. М еняя реж им ы  
закачки жидкости, получаю т соответствую щ ие им значения уровней (пере
падов давления), по которы м строится индикаторная линия.
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Рис. 8.1. Классификация методов изучения поглощающих пластов (по В.И. Крылову)

Метод установившихся нагнетаний ( / /гт < 30 м, рис. 8.2, б). Устье 
скваж ины  герметизируется, и в нее закачивается ж идкость с постоянным 
расходом до установления определенного давления. Режим считается уста
новившимся, если давление и расход остаю тся постоянными в течение 10 —
15 мин. Затем изм еняю т расход и добиваю тся постоянства нового значения 
давления. При полож ении статического уровня на глубине 20 — 30 м первы е 
точки индикаторной линии получаю т путем регистрации установивш ихся 
уровней при герметизированном  устье с помощью глубинного манометра 
или путем экстраполяции индикаторной линии до начала координат.

Метод установившихся отборов (при переливе ж идкости из скваж и
ны, рис. 8.2, в). Устье скваж ины  герметизируется и определяется давление, 
под действием которого ж идкость переливается из скваж ины . Затем  ж и д
кость отбираю т из скваж ины  при различны х установивш ихся давлениях. 
П олученные значения установивш ихся давлений и соответствую щ ие им 
значения расходов ж идкости  использую тся для построения индикаторной 
линии.

Во время проведения исследований при установивш ихся реж им ах те 
чения ж идкости  необходимо учитывать следую щ ие особенности. До начала 
исследования необходимо убедиться в установивш емся состоянии системы 
пласт — скважина. П ри наличии перетоков или поступлении в скваж ину 
минерализованны х пластовых вод исследование рекомендуется проводить 
после заполнения ствола скваж ины  однородной по плотности жидкостью  
(например, после очередного рейса и подъема инструмента).

Исследование скваж ины  долж но проводиться не м енее чем при трех
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реж имах. С оздаваемы е при этом перепады  давления в скваж ине должны 
отличаться один от другого в 1,5 — 2 раза.

Для каждого реж им а ж идкость закачивается с постоянной производи
тельностью. Закачка или отбор производится до получения постоянных 
значений перепада давления в скваж ине. П ри этом плотности закачивае
мой и находящ ейся в скваж ине ж идкости долж ны быть одинаковыми.

По полученной индикаторной линии (Др — О) определяю т интенсив
ность поглощ ения и коэф ф и ци ен т приемистости поглощ аю щего пласта.

И сследование поглощ ающ их пластов с помощью пакера  и установ
ленного под ним манометра проводят в скважинах, в которы х будет осущ е
ствляться переход с бурения с промы вкой забоя водой на промы вку буро
вым раствором, перед цементированием  обсадных колонн с большой вы со
той подъема цементного раствора, а такж е во всех случаях перед проведе
нием изоляционны х работ с помощью пакера. И сследования проводятся 
при лю бом полож ении статического уровня в скваж ине или при наличии 
водопроявлений.

П акер в скваж ину спускаю т плавно, с вклю ченным гидравлическим 
тормозом. Обычно пакер устанавливаю т на 20 — 50 м выш е кровли погло
щ аю щ его пласта. П ри наличии каверн  или низкой механической прочности 
горных пород в этом интервале пакер устанавливаю т в вы ш ележ ащ их ус
тойчивых породах.

П риемистость поглощ аю щего пласта определяется нагнетанием в 
скваж ину ж идкости до установивш егося реж им а при работе цем ентиро
вочного агрегата на 2, 3 и 4-й скоростях. Закачку ж идкости начинаю т с 
максимальной — 4-й скорости, причем давление на устье скваж ины  не 
долж но превыш ать давления гидравлического разры ва пласта.

По результатам исследования строят индикаторную  линию  поглощ аю 
щ его пласта и определяю т интенсивность поглощ ения и коэф ф ициент 
приемистости.

В скважинах, где возм ож ен недоподъем цементного раствора за об
садной колонной и з-за поглощ ения его в процессе цементирования, необ
ходимо перед спуском обсадной колонны произвести  исследование всех 
поглощ аю щ их пластов с помощью пакера на давление, которое ожидается 
на эти пласты при цементировании. По результатам исследования опреде
ляется необходимость проведения изоляционны х работ перед спуском об
садной колонны.

Прослеж ивание за снижением уровн я  (давления) жидкости в  сква
жине (Нст > 30 м, рис. 8.2, г). С кваж ина заполняется жидкостью  до устья, 
затем долив ж идкости прекращ ается и зам еряется время падения уровня 
через каж ды е 5 или 10 м. И зм ерения продолжаю тся до наступления равно
весия в скваж ине, т.е. до тех пор, пока уровень ж идкости не достигнет ста
тического положения.

С ниж ение уровня в скваж ине во времени зам еряется с помощью 
уровнем ера или м ож ет быть заф иксировано с помощью глубинного м ано
метра в виде кривой изм енения давления во времени.

Прослеж ивание за подъемом уровня в  бурильны х трубах после 
«мгновенного» его снижения (Нст < 30 м, рис. 8.2, г). «М гновенное» сн и ж е
ние уровня в скваж ине достигается за счет спуска в скваж ину бурильных 
труб с заглуш кой-диафрагмой и последую щего ее  разруш ения, после кото
рого ж идкость из затрубного пространства устремляется в бурильные тру
бы. В результате этого происходит быстрое вы равнивание ж идкости в тру
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бах и затрубном пространстве, и в целом уровень ж идкости  в скваж ине 
пониж ается на значение, соответствую щ ее объему жидкости, вытесняемой 
бурильными трубами с закрыты м концом (неустановивш ийся режим).

Восстановление давления за счет притока ж идкости  из поглощ ающего 
горизонта регистрируется путем прослеж ивания за подъемом уровня в бу
рильных трубах с помощью уровнем ера или записи кривой изм енения дав
ления с помощью глубинного манометра. Этот метод исследования имеет 
большие погреш ности.

Прослеж ивание за подъемом уровня в  бурильны х трубах после 
«мгновенного» его сниж ения п ри  герметизированном устье (при переливе 
ж идкости из скважины, рис. 8.2, е). Этот метод осущ ествляется аналогично 
предыдущ ему с той разницей, что для предотвращ ения перелива ж идкости 
устье скваж ины  герметизируется превентором или пакерую щ им устройст
вом. П оскольку повы ш ение уровня ж идкости  в трубах м ож ет быть просле
ж ено только до устья, то начальный участок индикаторной линии получаю т 
путем экстраполяции. Этому методу присущ и недостатки предыдущего 
метода.

Наибольш ее распространение при исследовании поглощ аю щ их пла
стов получили: метод прослеж ивания за изм енением  уровня (давления) в 
скважине, метод установивш ихся нагнетаний и метод установивш ихся от
боров. М етод исследования при неустан овивш емся реж им е течения ж и д
кости рекомендуется использовать, если время восстановления давления 
превы ш ает 30 мин. В этом случае ош ибка при определении коэф ф ициента 
приемистости по формулам установивш егося реж им а не превы ш ает точно
сти прибора (7—10 %). П ри меньш их значениях времени восстановления 
давления следует прим енять методы исследования скваж ин при устано
вивш ихся реж им ах или долж ны быть введены соответствую щ ие поправоч
ны е коэф ф ициенты .

П риборы, применяемые дл я  исследования поглощ ающ их пластов. 
П риборы  для исследования поглощ аю щ их (водопроявляющих) пластов в 
бурящ ихся скваж инах делятся на две основны е группы.

1. Приборы, предназначенны е для проведения кратковрем енны х гид
родинамических исследований с целью выявления зависимости объемной 
скорости фильтрации ж идкости  по пласту от перепада давления. П ри и с
пользовании этих приборов оказы вается активное воздействие на пласт 
путем нагнетания или отбора ж идкости  и восстановления пластового дав
ления. В процессе исследования прослеж ивается изм енение уровня ж идко
сти в скваж ине во врем ени или регистрируется изм енение давления на 
пласт. К этой группе приборов относятся: электрический уровнем ер Тат- 
НИИ, лебедки ВНИИБТ и ТатНИИ (ИП-1), манометры  МГЭ-1, ГМИП-1, 
МГГ-20, а такж е уровнем еры  и манометры  различны х зарубеж ны х фирм.

2. Приборы, предназначенны е для определения толщ ины и местопо
лож ения поглощ аю щих пластов, направления перетоков ж идкости по ство
лу скваж ины  и расхода жидкости. К этой группе приборов относятся р ас
ходомеры РЭИ-УфНИИ и ВНИИНГП, прибор «Разведчик Р-8», терм оэлек
трический дебитомер, индикатор толщ ины и местополож ения пласта 
ИМ П-2 и аналогичны е приборы  зарубеж ны х фирм.

В случае вскры тия горизонта с высокой интенсивностью  поглощ ения 
часто выход промывочной ж идкости  из скваж ины  на поверхность п рекра
щается, уровень ее в скваж ине сниж ается и устанавливается на глубине в 
несколько десятков и даж е сотен метров от устья. Интенсивность поглощ е
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ния при этом мож но определить только при помощ и специальных исследо
ваний. П оглощ ения такой большой интенсивности обычно назы ваю т пол
ными, или катастроф ическим и.

Для ликвидации поглощ ений требуется знать местополож ение зоны 
ослож нения и интенсивность поглощ ения. П олож ение зоны мож но уточ
нить несколькими способами. Н аиболее точно это позволяет сделать инди
катор скорости потока «Разведчик». П рибор «Разведчик Р-8» состоит из 
глубинного снаряда, спускаемого в скваж ину на трехж ильном каротаж ном  
кабеле, и назем ного блока питания и регистрации.

Глубинный снаряд (рис. 8.3) представляет собой цилиндрический ко р 
пус 1, внутри которого разм ещ ены  индуктивный датчик 2 и подвижный 
сердечник 3; к корпусу снизу присоединена кам ера 4 с резиновы м разде
лителем 5, резиновы м компенсатором 6 и узким и проточными каналами 7. 
Внутри камеры  располож ена коробчатая мембрана 8, к  центральной части 
которой приж ат сердечник 3. Внутренняя полость глубинного снаряда за 
полнена крем нийорганической жидкостью .

Для определения местополож ения зон поглощ ения глубинный снаряд 
предварительно спускаю т на забой скважины; при этом под влиянием р аз 
ности давлений промывочного раствора, действую щ их на резиновы й р аз 
делитель 5 и компенсатор 6, крем нийорганическая ж идкость будет перете
кать через каналы 7 из области повыш енного в область пониж енного дав
ления до тех пор, пока давления не выравняю тся. В озникаю щ ий при дви
ж ении  ж идкости  скоростной напор вы зы вает деф ормацию  коробчатой 
мембраны  8, и соответствую щ ее перем ещ ение сердечника ф иксируется на 
поверхности ф оторегистратором  автоматической каротаж ной станции 
АКСЛ-64.

Закачивая в скваж ину с посто
янным расходом промывочную  
жидкость, снаряд поднимаю т с по
стоянной скоростью . П ока он п ере
мещ ается на участке ствола, сло
ж енном  непроницаем ы м и порода
ми, действую щ ая на него разность 
давлений остается постоянной, по
лож ение сердечника не меняется и 
регистратор на поверхности ф и к
сирует неизменность поступаю щ его 
сигнала. Когда ж е  снаряд проходит 
через зону поглощения, скоростной 
напор потока промы вочной ж идко
сти, действую щ ий на резиновы й 
разделитель 5, возрастает все более 
и более по м ере перем ещ ения при
бора от подош вы зоны  к кровле, 
так как все меньш ее количество 
промывочной ж идкости успевает 
уйти в пласт на участке от кровли

Рис. 8.3. Индикатор скорости потока «Раз
ведчик Р-8»
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его до места нахож дения снаряда. Поэтому при перем ещ ении снаряда ч е
рез поглощ ающую зону регистратор на поверхности ф иксирует все во з
растаю щ ий сигнал.

Таким образом, по характерны м  точкам излома кривой, записы ваемой 
регистратором прибора, легко определить глубины подош вы и кровли по
глощающ его горизонта. Если таких горизонтов несколько, по кривой доста
точно точно определяю т полож ение каждого из них. Аналогично мож но 
определить полож ение горизонтов с более высокими коэф ф ициентам и 
аномальности, если из них при сниж ении уровня ж идкости в скваж ине 
происходит приток пластовых ж идкостей  и газа.

О степени поглощ ения судят по интенсивности его, понимая под этим 
объем поглощ енной ж идкости в единицу времени под действием опреде
ленного избыточного давления, обычно 0,1 МПа. Для этого скваж ину и с
следуют и строят экспериментальную  зависимость объемной скорости по
глощения от избыточного давления. П редварительно исследуемый погло
щ аю щ ий горизонт разобщ аю т от располож енны х выш е проницаемых объ
ектов с помощью гидромеханического пакера, спускаемого на бурильных 
трубах. В бурильной колонне вблизи ниж него открытого конца устанавли
ваю т специальный глубинный манометр, с помощью которого регистриру
ю т установивш ееся давление при разны х темпах нагнетания промывочной 
ж идкости в колонну, а такж е установивш ееся статическое (пластовое) дав
ление после прекращ ения подачи жидкости. П ри отсутствии специальных 
глубинных манометров давления вычисляю т по известной плотности зак а
чиваемой ж идкости  и изм еренной с помощью электрического уровнем ера 
глубине ее уровня.

Геофизические методы исследования д л я  изучения поглощающ их 
пластов. К промы слово-геоф изическим  методам относятся замеры  электро
уровнемером, резистивиметром, каверномером, а такж е микрокаротаж , 
электрический каротаж , радиоактивны й и акустический каротаж , глубин
ная ф отосъем ка и глубинное (забойное) телевидение.

Диаграммы радиоактивного и акустического каротаж а использую т в 
качестве вспомогательных для уточнения границ поглощ аю щих пластов. По 
материалам промы слово-геоф изических исследований изучаю т изменения 
характеристики  поглощ аю щ их пластов по площади. Диаграммы радиоак
тивны х методов каротаж а использую т для расчленения разреза, корреля
ции пластов, прослеж ивания за изм енением  литологии и пористости пород 
поглощ аю щего горизонта. Диаграммы акустического каротаж а позволяю т 
четко локализовать кавернозны е и трещ иноваты е разности  пород по р е з 
кому уменьш ению  скорости и увеличению  поглощ ения энергии упругих 
колебаний.

А.Н. Кукин для наглядного представления результатов исследования 
предлож ил строить сводную схему поглощ ений по каж дой площади. Это 
нашло прим енение при бурении скваж ин в Саратовском и Волгоградском 
Заволжье. Кажды й поглощ аю щ ий пласт отмечаю т на диаграммах ГК и НГК, 
зарегистрированны х в этой ж е  скваж ине. Затем, проведя корреляцию , эти 
ж е  пласты определяю т на типовом р азр езе  данной площади и ставят про
тив них в отдельной колонке условные обозначения. О дновременно указы 
ваю т вид пласта по классификации, статический уровень ж идкости  в сква
ж и н е по данным зам ера и в пересчете на чистую воду, а такж е лю бы е дру
гие сведения, отраж аю щ ие особенности поглощ аю щего пласта.

Границы зоны  ухода, определенные с помощью расходомера, будут
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выделять наиболее проницаемую  часть ее, для которой характерно наличие 
больших трещ ин и крупных сообщ аю щ ихся каверн. Это в целом согласует
ся с результатами сопоставления значений зон поглощ ения, определенных 
с помощью расходом ера и геоф изических исследований.

В больш инстве случаев на диаграммах НГК и КС интервалы  поглощ е
ния выделяю тся пониж ениям и интенсивности вторичного гамма-излучения 
и каж ущ ихся сопротивлений.

При этом необходимо обращ ать внимание на изучение шлама, резуль
таты анализа которого являю тся порой незам еним ы м материалом для х а
рактеристики поглощ аю щих пластов.

Определение интенсивности поглощения. Для определения интенсив
ности поглощ ения бурового раствора сущ ествует несколько способов; один 
из них — по разности  количества закачиваемого и выходящ его из скваж и
ны бурового раствора. О днако судить об интенсивности поглощ ения по 
степени выхода бурового раствора на поверхность мож но лиш ь прибли
женно, поскольку количество бурового раствора, выходящ его из скважины, 
не дает полного представления о поглощ аю щ ем пласте. Способ определе
ния потери бурового раствора в процессе бурения более точен, так как  при 
этом учитывается, кром е изм енения объема ж идкости  в циркуляционной 
системе, избы точное давление на поглощ аю щ ий пласт, что дает количест
венное значение интенсивности поглощ ения бурового раствора при опре
деленном избыточном давлении.

На основе большого объема промысловых исследований было установ
лено, что зависимость количества поглощ аю щ ей ж идкости от избыточного 
давления мож но определить, пользуясь ф ормулой С мрекера

Q =  сАрп,

где с — коэф ф и ци ен т интенсивности поглощ ения м3/(ч-м); Др — перепад 
давления на поглощ аю щ ий пласт, МПа; п — показатель степени, характе
ризую щ ий реж им  ф ильтрации ж идкости  и являю щ ийся перем енной вели
чиной.

М.С. В инарский предлож ил способ обработки результатов исследова
ния скважин, которы й заклю чается в нахож дении зависимости меж ду в р е
менем сниж ения уровня на равны е единицы длины и избыточным давле
нием на поглощ аю щ ий пласт.

8.1.3. ПРЕДУПРЕЖДЕНИЕ И ПРОФИЛАКТИКА ПОГЛОЩЕНИЙ БУРОВЫХ 
И ТАМПОНАЖНЫХ РАСТВОРОВ

Р азнообразие геолого-технических условий в каждом неф тегазоносном  
районе обязы вает изы скивать приемлемы е способы предупреж дения по
глощений. Все они связаны  с регулированием давления, действую щ его на 
стенки скваж ины  при выполнении в ней  различны х операций.

На рис. 8.4 указаны  факторы, обусловливаю щ ие сниж ение гидроста
тического и гидродинамического давлений на стенки скваж ины  с целью 
предупредить поглощ ения. М ероприятия сводятся к обеспечению  м ини
мального избыточного давления на поглощ аю щ ий пласт и предотвращ ению  
резких  колебаний давления в стволе скваж ины . Кроме того, в целях свое
временного предупреж дения поглощ ения бурового раствора необходимо 
определить интервалы  возмож ного поглощ ения. П ри подходе забоя к ин-
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Рис. 8.4. Схема факторов, обусловливающих снижение гидростатического и гидродинамиче
ского давлений на стенки скважины

тервалам ожидаемого поглощ ения выполняю т ряд проф илактических м еро
приятий: добавляю т наполнители в буровые растворы, регулирую т их 
плотности и структурны е параметры, скорость спуска инструмента с целью 
максимально возмож ного сниж ения гидростатического давления. К опреде
лениям места поглощ ения статического уровня и подсчетам максимально 
допустимого давления на поглощ аю щ ий пласт приступаю т чащ е всего по
сле неудачных попыток ликвидации ослож нения наиболее простыми м ето
дами.

Б.К. Грин (США) предлож ил комплекс и последовательность м еро
приятий по ликвидации поглощений, которы е состоят из восьми этапов.

1. Подъем инструмента и ожидание. П ри появлении первы х признаков 
поглощ ения (за исклю чением внезапны х полных потерь циркуляции) буре
ние и циркуляцию  растворов следует приостановить. Долото поднять на 
безопасную  высоту инструмента и оставить скваж ину в покое на 4 — 8 ч. 
После этого возвратить долото на забой с соблю дением мер предосторож 
ности, обеспечиваю щ их минимальное гидродинамическое давление на по
роду.

2. У меньш ение давления и улучш ение качества бурового раствора. Ес
ли после остановки бурения и ож идания поглощ ение не ликвидировано, 
следует установить, мож но ли восстановить циркуляцию  путем сниж ения 
общего давления на пласт и добавления в раствор закупориваю щ их м ате
риалов. П ри этом необходимо свести к минимуму повы ш ение давления, 
создаваемое механическим способом, а такж е за счет сниж ения плотности,
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вязкости  и статического напряж ения сдвига раствора. Рекомендуется, кро 
ме того, добавление в буровой раствор до 15 % ореховой скорлупы или 
мелкой слюды. Раствор, содерж ащ ий указанны е наполнители, медленно 
прокачиваю т в скваж ину в течение одного-двух циклов его обращ ения.

3. П ериодическая закачка под давлением раствора заданной плотности 
с закупориваю щ ими материалами. В тех случаях, когда работы, предусмот
ренны е 1-м и 2-м этапами, не даю т эф ф екта, рекомендуется тщ ательно 
проанализировать обстановку, по возмож ности установить глубину погло
щаю щ его интервала, тип поглощ аю щ ей породы, высоту столба ж идкости  в 
скваж ине и скорость поглощ ения. Затем  приступить к заготовке каш еоб
разной  глинистой массы, зам еш иваем ой на соленой воде (при бурении с 
соленым раствором) или на пресной (при бурении с раствором, приготов
ленным на пресной воде).

В приготовленную  смесь необходимой плотности добавляю т закупори
ваю щ ие материалы, обязательно содерж ащ ие тяж елые, крупные, угловатые 
агрегаты для образования перем ы чки и хорош о калиброванны е мелкие 
частицы для ее запечатывания. В связи  с тем, что такая смесь обладает вы 
сокой водоотдачей, после фильтрации из нее воды в пласте остается тяж е
лая масса, заклиниваю щ ая трещ ины  и укрепляю щ ая пласт.

Для успеш ной изоляции поглощ аю щ его пласта в каждом случае необ
ходимо определить вероятны й разм ер трещ ин, чтобы образовать перем ы ч
ку и перейти к проведению  следующих мероприятий. При необходимости 
повторения заливок каждую  последующую заливку следует производить с 
прим енением  более крупны х закупориваю щ их материалов. О птимальный 
набор наполнителей долж ен вклю чать частицы различны х разм еров для 
создания непроницаем ы х перемычек.

Доставив порцию  такого раствора в поглощ аю щ ий интервал, закры ва
ю т плашки превентора и осторож но задавливаю т материал в пласт, после 
чего вы держ иваю т скваж ину 4 —8 ч или до установления постоянного дав
ления.

4. О пределение места поглощ ения и вторичная задавка закупориваю 
щих материалов. Значительное число поглощ ений наблю дается выш е баш 
мака колонны. П оэтому после первой или второй неудачной попытки лик
видации поглощ ения целесообразно определить место ухода раствора.

Выбор метода зависит от конкретны х условий и результатов исследо
вания скваж ины . После установления глубины залегания поглощ ающего 
интервала повторяю т мероприятия, предусмотренны е 3-м этапом (закачка 
под давлением вязких растворов, содерж ащ их закупориваю щ ие мате
риалы).

5. Закачка в поглощ аю щ ий интервал материалов, вклю чаю щ их круп
ны е частицы. Если закачка в зону поглощ ения смесей, содерж ащ их заку
пориваю щ ие материалы, не дает полож ительных результатов, не следует 
продолжать попытки ликвидировать поглощ ение этими смесями. Н еобхо
димо применить более крупный наполнитель. Кроме того, рекомендуется 
проводить мероприятия, предусмотренны е 4-м этапом.

6. П рим енение закупориваю щ их материалов, вклю чаю щ их специально 
подобранные по ф орм е и разм ерам  частицы. Если мероприятия, преду
смотренны е предыдущ ими этапами, не дали полож ительных результатов, 
следует попробовать поднять из скваж ины  буровой инструмент и затем 
вновь спустить в нее бурильные трубы с открытым концом. Затем пригото
вить смесь, содерж ащ ую  крупные, угловатые материалы  и специально об
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работанны е крепкие частицы максимальных размеров, какие могут быть 
прокачаны  насосами. Следует поддерж ивать однородность смеси, чтобы 
избеж ать закупорки бурильных труб (в особенности малого диаметра).

В районах, где в р азр езе  встречаю тся кавернозны е пласты, для созда
ния первичной перемычки, которую  затем мож но было бы закупорить с 
помощью обычных закупориваю щ их материалов (бентонита или шлама), 
применяли крепкие меш ки или картонны е коробки с необкатанны м 
камнем.

Так, в скваж ине на месторож дении Квиндино (Техас) потеря циркуля
ции произош ла на глубине 233 м при бурении в кавернозном  известняке. 
После того как для ликвидации поглощ ения безуспеш но израсходовали 
1940 м3 глинистого раствора и 9072 кг наполнителя, в скваж ину бросили 23 
меш ка длиной 1,5 м и диаметром 13,3 см, а затем залили ж идкую  смесь, 
содерж ащ ую  кусочки кедра, камы ш овое волокно и смолу. В результате 
циркуляция была восстановлена окончательно.

7. И спользование бы стросхваты ваю щ ейся смеси (БСС). Если м еро
приятия, предусмотренны е 1 —6-м этапами, не дали ожидаемого результата, 
то для закры тия пор и трещ ин поглощ аю щ его пласта следует применить 
БСС, которы е часто в таких случаях являю тся эф ф ективны м и как в соче
тании с закупориваю щ ими материалами, так и без них.

Успешно прим еняю тся для изоляции поглощ аю щих пластов следую 
щ ие БСС: смесь дизельного топлива с бентонитом, соответствую щ им обра
зом задавливаемая в зону поглощ ения водой или буровым раствором, бы- 
стросхватываю щ ая глинистая масса и раствор модифицированного ц е
мента.

8. Спуск промеж уточной обсадной колонны. В некоторы х районах с 
помощью мероприятий, описанных выше, ликвидировать поглощ ение ока
зы вается невозможны м. В таких случаях останавливаю т бурение ниж е зо 
ны поглощ ения и спускаю т промеж уточную  колонну. Так, например, в 
ш тате Ф лорида зона катастроф ических поглощений, слож енная кораллами, 
бурится без выхода циркуляции с забором морской воды, для чего прием 
ны е шланги насосов опускаю т в море.

В Западном Техасе при прохож дении зоны  поглощ ения использовали 
буровой раствор. При этом бурение велось без выхода циркуляции, что, 
естественно, создавало опасность прихвата. Поэтому после выхода из по
глощающ его пласта спускали промеж уточную  колонну.

Б.К. Грин такж е рассмотрел м ероприятия по предупреж дению  погло
щений, причиной которы х является уменьш ение эквивалентного гидроста
тического давления (ЭГД) до значения пластового давления. Там, где зар а
нее ожидаю тся поглощения, рекомендуется добавлять от 8,5 до 15 кг мел
кой слюды и ореховой скорлупы на 1 м3 бурового раствора для закупорки 
м икротрещ ин и предупреж дения их развития. Помимо перечисленны х р е
комендаций по проф илактике поглощ ений предлагаю тся следующие.

1. Регулирование плотности бурового раствора путем соверш енствова
ния очистки его от песка и частиц вы буренной породы с помощью хим реа
гентов, тщ ательного соблю дения правил химической обработки раствора и 
его разбавления. Д обавление в раствор неф ти  и при необходимости аэр а
ция его. Бурение с промы вкой чистой водой.

2. Регулирование реологических параметров бурового раствора (сни
ж ени е его вязкости  и статического напряж ения сдвига (СНС)). О днако н е
обходимо учитывать, что вы соковязкие и высококоллоидны е растворы  спо-
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собствую т ликвидации поглощ ений в маломощ ных пластах, слож енны х н е 
сцементированным материалом.

3. О граничение скорости спуска инструмента, плавный пуск буровых 
насосов и недопущ ение расхаж ивания инструмента.

4. Улучшение конструкции скваж ин для избеж ания воздействия утя
ж еленны х растворов, прим еняем ы х при проходке ниж ележ ащ их пород, на 
вы ш ележ ащ ие породы.

У казанны е м ероприятия на практике разреш или многие вопросы, свя
занны е с предупреж дением и ликвидацией поглощений, сократив их число 
на 50 — 90 %. Однако, по мнению  Б.К. Грина, хотя рекомендуемы е м еро
приятия, безусловно, полезны, поглощ ение бурового раствора все ещ е яв 
ляется одним из наиболее тяж елы х ослож нений при бурении скважин.

К.Д. Ф римен описы вает комплекс мероприятий, разработанны х для 
предупреж дения потери циркуляции при бурении скваж ин в конкретном 
районе — бассейне А надарко (штат Оклахома). В этот комплекс м ероприя
тий входят: обеспечение низкого содерж ания твердой ф азы  и низкой в яз
кости бурового раствора; осторож ный, медленный спуск колонны или бу
рового инструмента; наличие достаточного зазора меж ду бурильными тру
бами и стенкой скважины.

На м есторож дении Постл в результате проведения этих мероприятий 
время бурения каж дой скваж ины  сократилось в среднем на 5 сут, а 
стоимость бурового раствора — на 75 %. Такие ж е  удовлетворительны е р е 
зультаты были получены и при бурении скваж ин на соседнем м есторож 
дении.

К материалам и технологии проводимых работ предъявляю т следую 
щ ие требования:

1) для удобства обращ ения и обработки строго определенного интер
вала изолирую щ ий агент долж ен представлять собой жидкость;

2) обработка объекта изоляции долж на сводиться к единому процессу 
нагнетания, благодаря чему процесс изоляции упрощ ается, а вероятность 
успеха увеличивается;

3) образование пробки в интервале изолируемого пласта долж но про
исходить не сразу, чтобы не появилась преж деврем енно непроницаем ая 
перемычка, которая не позволит изолирую щ ему объекту внедриться в и зо 
лируемый пласт;

4) изоляция долж на быть устойчивой и долговременной;
5) продолжительность остановки бурения после нагнетания агента в 

пласт долж на быть достаточно короткой;
6) при реакции, влекущ ей за собой образование изолирую щ ей п ер е

мычки, не долж но образовываться кислых побочных продуктов, способст
вую щ их растворению  карбонатны х пород (известняков или доломитов), 
которое м ож ет уменьш ить эф ф ективность изоляционны х работ;

7) хим ические реагенты, используемые при изоляционны х работах, 
долж ны быть безопасными;

8) возмож ность прихвата инструмента используемыми материалами 
долж на быть исключена;

9) стоимость материалов и метода в целом не долж на быть слишком 
высокой.

Эти требования мож но применить и к методам, и к материалам для 
ликвидации поглощ ений буровых растворов, добавив следующее.

В пункте 1 необходимо предусмотреть возмож ность использования за 
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купориваю щ их материалов (наполнителей), взвеш енны х в жидкости, р а з
меры  которы х не препятствую т закачке смесей буровыми насосами и не 
вы зы ваю т опасности закупорки бурильных труб.

Соответственно в пункте 3 следует сделать оговорку о том, что время 
образования тампонирую щ ей пробки долж но быть достаточно коротким, 
чтобы материал не мог уйти в пласт на значительное расстояние, что мо
ж ет  резко  снизить эф ф ект  обработки.

П рименительно к изоляционным материалам и технологиям «Пан 
Америкен» добавила:

10) изоляционны й материал долж ен изолировать поглощ аю щ ие пласты 
при низких и высоких пластовых давлениях, при низких и высоких тем пе
ратурах;

11) необходимо надеж но закупоривать ж естки е трещ ины, гравийны е 
отложения и вы сокопроницаем ы е объекты;

12) эф ф ект  изоляции пласта не долж ен зависеть от степени и характе
ра минерализации пластовых вод.

Эти требования следует иметь в виду при разработке соответствую 
щих методов и материалов и их сравнительной оценке. Следует такж е от
метить, что эти требования не применимы  в тех случаях, когда поглощ ения 
связаны  с карстовыми пустотами больших объемов, наиболее эф ф ективная 
изоляция которы х м ож ет быть проведена с помощью спуска промеж уточ
ной колонны или хвостовика.

Рекомендации по предупреж дению  поглощений, разработанны е мно
гими отечественны ми и зарубеж ны м и исследователями, сводятся к сле
дующему:

1. Регулирование свойств буровых растворов. Регулирование плотно
сти бурового раствора за счет прим енения соверш енной очистки его от 
песка и частиц вы буренной породы. И спользование буровых растворов с 
низким  содерж анием  твердой фазы, с низким  предельным статическим н а
пряж ением  сдвига и с низкой вязкостью  приводит к сниж ению  давления 
при спуске и подъеме труб.

Д авление в раствор неф ти  и наполнителей с целью сниж ения его 
плотности и увеличения закупориваю щ ей способности. А эрация бурового 
раствора. Бурение с промы вкой забоя технической водой, где позволяю т 
геологические условия.

2. Регулирование скорости спускоподъемных операций и других тех
нологических операций, проводимых в скваж ине (скорость проработки, 
промеж уточны е промы вки и восстановление циркуляции и др.).

3. О пределение оптимального зазора меж ду бурильными трубами и 
стенкой скваж ины . За счет этого уменьш аю тся перепад давления в затруб
ном пространстве и возмож ность суж ения ствола скважины.

4. И зм енение конструкций скваж ин с целью избеж ать воздействия 
утяж еленны х растворов на необсаж енную  часть горных пород, склонных к 
гидроразрыву.

Таким образом, проф илактические меры по предупреж дению  погло
щ ений сводятся в основном к регулированию  свойств буровых растворов и 
соблю дению  технологических правил проводки скважин, направленны х на 
сниж ение давления на стенку скважины.

Установлено, что трещ ины  ш ироко распространены  в земной коре. В 
результате тектонических движ ений земной коры  в горных породах обра
зую тся трещ ины  разры ва, скалывания и сжатия. О собо опасными в отно
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ш ении возникновения поглощ ений являю тся трещ ины  разрыва, образую 
щ ие каналы значительных сечений.

Н аиболее трудно ликвидируемы е поглощ ения возникаю т при разбури- 
вании сильно трещ иноватых, иногда с наличием карстовы х пустот, извест
няков и доломитов, карбонатны х пород. Больш инство карбонатны х пород 
обладают так назы ваем ой «вторичной пористостью», которая возникает 
при циркуляции по первичным трещ инам  пластовых вод, обогащ енных уг
лекислым газом. К арбонатны е породы при этом растворяю тся, сечение 
трещ ин возрастает. Это связано такж е с процессом доломитизации и звест
няков, которы й заклю чается в частичном или полном зам ещ ении в и звест
няках кальция магнием. О бразование вместо известняка С аС О э доломита 
М д С 0 3 сопровож дается сокращ ением  объема вещ ества приблизительно на 
12 %, что приводит к возникновению  многочисленных трещ ин, облегчаю 
щих циркуляцию  воды по пласту.

Учитывая, что вскры ты е скваж иной горные породы поглощ аю т буро
вой раствор только при условии превы ш ения давления столба раствора над 
пластовым давлением и наличия достаточно высокой проницаемости пород, 
ликвидировать начавш ееся поглощ ение мож но двумя путями: первый за 
клю чается в сниж ении плотности бурового раствора, т.е. в уменьш ении 
давления его столба, второй — в искусственном сниж ении проницаемости 
призабойной зоны  пласта (ПЗП), что затрудняет или вообщ е исклю чает 
проникновение бурового раствора в пласт.

П ервы й способ обычно прим еняю т в районах, где для бурения сква
ж ин  использую т глинистый раствор различной плотности, а второй — в 
районах, где промы вку скваж ин при бурении производят технической 
водой.

С ниж ение проницаем ости П ЗП  достигается за счет ввода в буровой 
раствор инертны х наполнителей, которы е проникаю т в трещ ины  и каналы 
и блокирую т пути ухода раствора в пласт, а такж е путем закачки в каналы 
ухода раствора тампонирую щ их смесей. Выбор способа сниж ения прони
цаемости П ЗП  зависит от интенсивности поглощ ения бурового раствора 
пластом. Обычно интенсивность поглощ ения оцениваю т объемом (в м3) бу
рового раствора, уходящ его в пласт в течение 1 ч, т.е. в м3/ч .

В настоящ ее время различаю т три категории интенсивности поглощ е
ний проницаемыми пластами: 1 — малой интенсивности (до 10—15 м3/ч),
2 — средней интенсивности (до 40 — 60 м3/ч) и 3 — вы сокоинтенсивны е 
(более 60 м3/ч).

С реди вы сокоинтенсивны х поглощ ений выделяю т так  назы ваемы е 
«катастроф ические поглощения», к  которым в настоящ ее время относят 
поглощения, не ликвидируемы е обычными способами. И нтервалы с такими 
поглощ ениями, как  правило, перекры ваю т обсадными колоннами.

Л иквидирую т поглощ ения малой интенсивности при помощ и ввода в 
буровой раствор наполнителей: слюды-чешуйки, мелкой резиновой  крош ки 
(размеры частиц 1 —5 мм), водной дисперсной резины  (ВДР) и др. И з у ка
занных наполнителей наим енее известна ВДР, являю щ аяся продуктом дис
пергирования отходов резины  в водной среде. П рименяю т ВДР как  напол
нитель в количестве 5 —10 % к объему бурового раствора для предупреж де
ния прихватов колонны труб.

Поглощ ения средней интенсивности устраняю т путем закачки в по
глощ аю щ ий пласт быстросхваты ваю щ ихся смесей (БСС) с наполнителями. 
БСС цементны е состоят из смеси двух цементов различного минерального
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и химического составов, наприм ер тампонажного, глиноземистого и порт
ландцементов. Следует подчеркнуть, что обязательной составной частью 
БСС любого состава является глиноземистый цемент, изм енением  количе
ства которого регулирую т сроки схваты вания смеси цементов (табл. 8.1).

В качестве наполнителя использую т кордное волокно (наиболее р ас
пространенны й наполнитель), резиновую  крош ку с частицами до 5 — 8 мм и 
РЯА Других материалов.

О бъем БСС вы бираю т на основе анализа промысловых данных по ли
квидации поглощ ений закачкой в пласты БСС по каж дой конкретной пло
щади. Все виды там понаж ны х смесей после их приготовления закачиваю т в 
поглощ аю щ ий пласт при помощ и цементировочного агрегата (одного или 
нескольких) через спущ енны е в скваж ину до кровли пласта бурильные 
трубы с открытым концом и установленным пакером. П ри помощ и пакера 
перекры ваю т затрубное пространство и продавливаю т БСС в пласт. Затем 
освобож даю т пакер и поднимаю т колонну бурильных труб до такого поло
ж ения, при котором ее ниж ний конец будет выш е места установки пакера, 
чтобы исклю чить прихват труб схваты ваю щ ейся БСС. С кваж ину вы держ и
ваю т в покое в течение времени, необходимого для схватывания смеси. З а 
тем скваж ину опрессовываю т, разбуриваю т цементны й стакан, вновь оп- 
рессовы ваю т ствол на определенное давление и, если скваж ина не погло
щ ает раствор, возобновляю т бурение.

Высокоинтенсивное поглощ ение при наличии одного поглощ ающего 
пласта устраняю т путем закачки в пласт «мягкой пробки» из наполнителей, 
с последую щ ей задавкой в пласт там понаж ной пасты. Объем «мягкой 
пробки» обычно составляет 20 — 40 м3. Получают эту пробку путем см еш и
вания глинистого раствора или густого эмульсионного раствора (90 — 94 % 
воды, 5 — 9 % дизельного топлива, 1 % эмульгатора) с возмож но большим 
количеством наполнителя.

В качестве наполнителя используют: НДР (наполнитель дробленая р е
зина); ВОЛ (вулканизированны е отходы латекса); ПУН (пластинчатый упру
гий наполнитель); НТП (наполнитель текстиль прорезиненны й).

НДР выпускаю т трех марок: Н Д Р-10, Н Д Р-15, НДР-25 (размер частиц 
соответственно 10, 15 и 25 мм). П редназначены  НДР для изоляции погло
щ ения в крупнотрещ инной породе.

ПУН служат для изоляции крупны х трещ ин и представляю т собой 
пластинки из отходов резино-технических изделий, максимальный разм ер 
которы х м ож ет достигать 75 — 80 мм.

ВОЛ и НТП предназначены  для изоляции трещ ин среднего разм ера 
(размер частиц до 30 мм).

Для перевода «катастрофического» поглощ ения в обычное высокоин-

Т а б л и ц а  8.1
Сроки схватывания различных смесей цемента

С одерж ание цем ента в смеси, % С роки схватывания, мин П родолж итель
ность, минтампонаж ного глиноземистого начало конец

100 0 160 320 160
90 10 20 40 20
80 20 9 10 1
70 30 7,5 8,5 1
60 40 4 4,8 0,8
50 50 3 3,6 0,6
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тенсивное прим еняю т там понаж ны е смеси, обладаю щ ие высокой закупо
риваю щ ей способностью.

В Татарии, например, использую т разработанны й во ВНИИБТ там по
наж ны й раствор с высокой водоотдачей (ТРВВ). Высокая закупориваю щ ая 
способность ТРВВ достигается за счет осаж дения из раствора с помощью 
флокулянтов твердой фазы, вклю чая наполнитель. Приготовляю т ТРВВ 
смеш иванием цементного раствора пониж енной плотности (1,4—1,5 г /см 3) 
с утяж еленны м буровым раствором или глинистым раствором, содерж а
щим наполнитель. Глинистые и цементны е растворы  смеш иваю т в следую 
щ их соотнош ениях по объему: 0,5-ь2,0 к 1,0. Добавки флокулянтов ничтож 
ны, например, добавка ПАА «Пушер» составляет всего 50 г на 1 м3 смеси 
растворов. И спользование флокулянтов — весьма перспективное направ
ление в изоляции поглощ ений. Ф локулянты необходимо применять во всех 
случаях, когда использую т смеси цемента и глины для борьбы с погло
щ ением.

БСС могут быть получены на основе специальных цементов — глино
земистого, гипсоглиноземистого и пуццоланового.

Глиноземистый цемент использую т как добавку к там понаж ному ц е 
менту в количестве не более 10 — 20 % от массы  смеси. П ри этом начало 
схватывания при В /Ц  =  0,5 м ож ет быть сниж ено до 20 мин. П редел проч
ности при твердении в пластовой воде через 2 сут составляет 1,4 — 1,7 МПа. 
При вводе в глиноземистый цемент до 4 % фтористого натрия начало схва
ты вания составляет до 35 мин, при этом растекаемость, плотность смеси и 
прочность камня изменяю тся незначительно. Гипсоглиноземистый цемент 
из-за высокой стоимости чащ е прим еняю т в смеси с другими цементами. 
Так, быстросхваты ваю щ ую ся расш иряю щ ую ся смесь м ож но получить при 
добавлении 20 — 30 % гипсоглиноземистого цемента в тампонаж ный, при 
этом расш ирение камня составляет до 5 %. Для облегчения такой смеси в 
нее добавляю т до 30 % диатомита с влажностью  не более 6 %, при В /Ц  =  
=  0,8 плотность 1,55 г /см 3, а начало схваты вания находится в пределах от 
50 мин до 1 ч 25 мин. Расш иряю щ ийся быстросхваты ваю щ ийся цемент с 
началом схваты вания до 20 мин мож но получить введением в глинозем и
стый цемент до 25 % строительного гипса.

П уццолановый цемент получаю т добавлением к там понаж ному цем ен
ту активных минеральны х добавок (опока, трепел, диатомит) в количестве 
30 — 50 % от массы  цемента. Для регулирования сроков схваты вания и с
пользую т ускорители схваты вания (хлорид кальция, кальцинированная сода 
и др.) в количестве 4 —6 % от массы  сухой цементной смеси. Пуццолановые 
смеси отличаются более интенсивным загустеванием и меньш ей плотно
стью (1,65—1,7 г /см 3) по сравнению  с цементными растворами без актив
ных минеральны х добавок.

Гипсовые растворы. Для изоляции пластов с тем пературой 25 — 30 °С 
прим еняю т смеси на основе высокопрочного строительного или водостой
кого гипса с добавлением замедлителей схватывания. Так как свойства гип
са заметно меняю тся во времени, необходимо перед проведением изоляци
онных работ сделать экспресс-анализ с целью корректировки  сроков схва
ты вания смесей. В качестве замедлителей схваты вания прим еняю т трипо- 
лиф осф ат натрия (ТПФН), тринатрийф осф ат, КМЦ, ССБ и др. В табл. 8.2 
приведены  показатели свойств гипсовых растворов при атм осф ерны х 
условиях.

О собенность гипсовых растворов — высокая скорость структурообра-
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Т а б л и ц а  8.2
Показатели свойств гипсовых растворов при атмосферных условиях

Тип гипса В/Г Добавка 
ТПФН, %

Плотность,
г/см 3

Растекае- 
мость, см

Сроки схватывания, 
ч-мин

Прочность 
на сжатие 
через 4 ч, 

МПаначало конец

Высокопроч 0,5 0,01 1,72 19,5 0 -  15 0 - 2 0 4,2
ный 0,5 0,03 1,72 20,5 0 - 2 5 0 - 3 0 4,5

0,5 0,075 1,72 20,5 0 - 3 5 0 - 4 5 4,5
0,6 — 1,66 24 0 -  17 0 - 2 0 3,9

1 — 1,46 25 0 - 2 6 0 - 3 0 1
Строитель 0,7 0,1 1,68 20 0 -  10 0 - 2 0 3,9
ный 0,6 0,5 1,68 18,5 0 - 4 0 1 -0 0 3,7

0,6 1 1,67 19 1 -5 0 2 - 1 0 1,1
Водостойкий 0,6 0,1 1,65 22 0 -  15 0 - 2 5 3,8

0,6 0,3 1,65 22 0 - 3 0 0 - 3 5 1,9
0,6 0,5 1,64 22 0 - 4 0 0 - 5 0 1,3
0,6 0,7 1,64 21 0 - 5 0 1 -0 0 0,6

зования, причем они сохраняю т это свойство при значительном содерж а
нии воды. С ниж ение скорости структурообразования и наруш ение проч
ности структуры происходят только при содерж ании воды более 160 % от 
массы  сухого гипса. Ц ементны е растворы  более восприимчивы  к повы 
ш енному содерж анию  воды, поэтому разбавление их в процессе тампони
рования отрицательно влияет на качество изоляционны х работ. Хорош ими 
ф изико-м еханическим и свойствами обладаю т гипсовы е растворы  с добав
ками полимеров.

Гипсоцементные смеси. П оложительными качествами цементного и 
гипсового растворов обладают гипсоцементные смеси, имею щ ие короткие 
сроки схваты вания и твердения и даю щ ие вы сокопрочны й камень через 3-
4 ч после затворения смеси.

Н аличие минералов цементного клинкера способствует наращ иванию  
прочности гипсоцементного камня при твердении в водных условиях, что 
выгодно отличает гипсоцементные смеси от гипсовых растворов. П рони
цаемость гипсоцементного камня через 4 ч после затворения не превы ш ает 
(5-ь9)-10 3 мкм2, а через 24 ч — 0,5-10 3 мкм2.

Гипсоцементные растворы  приготавливаю т смеш ением гипса и там по
наж ного цемента в сухом виде с последующим затворением  полученной 
смеси на растворе замедлителя или смеш ением раствора гипса, затворен
ного на растворе замедлителя, и раствора тампонаж ного цемента. В 
табл. 8.3 представлены свойства гипсоцементных смесей, полученных сме-

Т а б л и ц а  8.3
Свойства гипсоцементных смесей, полученных смешением сухого гипса и цемента

В/С
Замедлитель

Плотность,
г/см 3

Растекае- 
мость, см

Сроки схватывания, 
ч-мин

Прочность 
на сжатие 
через 4 ч, 

МПанаимено
вание

содержа
ние, % начало конец

0,6 — — 1,72 24 0 - 1 0 0 -  15 1,4
0,6 ТПФН 0,2 1,72 24 0 - 2 0 0 - 3 0 1,1
0,6 ТПФН 0,3 1,72 24 0 - 2 5 0 - 3 5 1
0,6 ТПФН 0,4 1,72 24 0 - 4 0 0 - 5 0 0,8
0,6 ТПФН 0,5 1,72 25 0 - 4 0 0 - 5 0 0,7
0,5 ССБ 1 1,76 25 0 - 4 0 0 - 5 5 1,1
0,5 ГМФН 0,7 1,89 21 0 - 3 0 0 - 4 0 0,8
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Т а б л и ц а  8.4
Свойства гипсоцементных смесей, полученных смешением раствора цемента и гипса

Замедлитель
Плотность,

г/см3
Растекае
мость, см

Сроки схватывания, ч- 
мин Прочность 

на сжатие 
через 4 ч, 

МПанаименование
количество, 
% (от массы 

гипса)
начало конец

- - 1,76 20 0 - 0 6 0 -  10 1,6
ССБ 2 1,71 25 0 - 3 2 0 - 4 2 1,7
ТПФН 0,2 1,72 24 0 - 2 0 0 - 3 5 1,6
ТПФН 0,3 1,79 26 0 - 2 5 0 - 3 0 1
ТПФН +  Na2C 0 3 0,2 +  1 1,73 24 0 - 3 0 0 - 4 0 1,4
ТПФН +  Na2C 0 3 0,2 +  1 1,73 24 0 - 5 5 1 - 1 0 1,2

шением сухого гипса и цемента в соотношении 1:1, а в табл. 8.4 — смеш е
нием раствора цемента и гипса в соотношении 1:1 (цемент Вольского заво
да, В/Ц =  0,5, гипс строительный, В/Г =  0,7).

Для предотвращения схватывания гипсоцементного раствора в бу
рильных трубах необходимо вначале закачать 1 м3 водного раствора замед
лителя, на котором затворяли гипс. Стойкость гипсоцементных растворов к 
разбавлению водой значительно выше, чем у цементных растворов. Резю 
мируя сказанное, отметим:

1 ) кривые загустевания гипсоцементных смесей, так ж е как и кривые 
пластической прочности, показывают, что переход от коагуляционного пе
риода структурообразования к кристаллизационному происходит за не
большой период;

2) изменение температуры в пределах 10 — 50 °С оказывает сущ ествен
ное влияние на процесс;

3) увеличение содержания воды отодвигает начало загустевания см е
сей, причем формирующаяся структура в процессе перемешивания разру
шается только при В/Ц =  0,8 и выше;

4) быстрое загустевание смеси даже при значительном содержании 
воды (В/С =  0 ,8-Ю,9) свидетельствует о высоких тампонирующих свойствах 
гипсоцементных смесей и выгодно отличает их от цементных растворов, 
которые весьма чувствительны к разбавлению водой.

Так как гипсоцементные растворы имеют короткий период перехода 
от тиксотропной коагуляционной структуры к прочной конденсационно
кристаллизационной структуре, они могут быть рекомендованы для пере
крытия крупнокавернозных и сильнотрещиноватых поглощающих участков 
ствола скважины.

Перемешивание гипсоцементных смесей приводит к их загустеванию 
на время, несколько меньшее начала схватывания в статических условиях. 
Загустевание смеси свидетельствует о развитии в системе конденсационно
кристаллизационной структуры, дальнейшее перемешивание раствора при
водит к падению прочности получаемого гипсоцементного камня.

Глиноцементные растворы. Глиноцементные растворы готовят из там
понажного цемента, бентонита и ускорителей схватывания смешением су
хих компонентов с последующим их затворением или добавлением бенто
нита в цементный раствор. Наличие в смеси глинистых частиц способству
ет более быстрому росту структуры. Глиноцементные растворы менее чув
ствительны к воздействию бурового раствора. Бентонит снижает прони
цаемость тампонажного камня, уплотняет его структуру. Свойства глино-
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Т а б л и ц а  8.5
Свойства глиноцементных растворов с В/Ц = 0,5 и содержанием 4 % СаС12

Содержание глинопо
рошка на 100 массо

вых частей цемента, %
Плотность,

г/см3
Растекае
мость, см

Сроки схватывания, 
ч-мин

Прочность на 
сжатие через 

24 ч, МПаначало конец

4 1,8 20,5 3 -  15 4 - 4 0 4,2
6 1,82 19,5 3 - 0 5 4 - 3 5 4,7
8 1,82 20 3 - 0 0 4 - 2 5 4,8
10 1,84 19 3 - 5 0 5 - 0 5 5

цементных растворов с В/Ц =  0,5 и содержанием 4 % СаС12 приведены в 
табл. 8.5.

Добавка к глиноцементной смеси 0 ,5 —1 % сернокислого глинозема 
усиливает начальную подвижность смеси, повышающуюся такж е с увели
чением содержания бентонитовой глины.

Глиноземистые смеси с сернокислым глиноземом сохраняют стабиль
ные вязкостны е свойства в течение времени, достаточного для их доставки 
в зону поглощения. Затем происходит интенсивный рост вязкости и смесь 
при заданном избыточном давлении продавливают в пласт.

Время прокачивания таких смесей составляет 8 0 —100 мин, т.е. серно
кислый глинозем оказывает стабилизирующее действие на раствор в пери
од его прокачивания. Свойства глиноцементных растворов при температу
ре 75 °С приведены в табл. 8.6 .

Для приготовления раствора цемент и глинопорошок засыпаю т в бун
кер цементосмесительной машины, а сернокислый глинозем растворяют в 
воде затворения.

Для изоляции зон интенсивных поглощений во ВНИИБТ разработан 
глиноцементный тампонажный раствор с высоким показателем водоотдачи 
(ТРВВ). Его готовят смешением в тройнике цементного раствора плотно
стью 1,35—1,45 г/см3 и бентонитового раствора плотностью 1,18 — 1,2 г/см3 
в соотношении 1:2 (для более сложных зон поглощений в соотношении 1 :1). 
ТРВВ имеет высокие вязкость и показатель фильтрации, в результате чего 
фильтрат уходит в пласт, а проницаемая прискважинная зона закупорива
ется цементными и глинистыми частицами и наполнителем, вводимым в 
раствор. Следом за ТРВВ закачивают обычный глиноцементный раствор, 
затворенный на водном растворе хлорида кальция.

Т а б л и ц а  8.6
Свойства глиноцементных растворов при температуре 75 °С

Состав, массовая часть
Плот
ность,
г/см3

Расте
каемость,

см

Бремя насту
пления пла
стической 
прочности, 

равной 
10 кПа, мин

Це
мент Бода Бенто

нит

Наполнитель
Ускори

тельна
имено
вание

количе
ство

100 90 20 Перлит 5 — 1,6 16 200
100 135 33 « 5 — 1,37 20,5 120
100 120 33 Керамзит 5 - 1,35 16 110
80 80 20 « 5 — 1,6 15 150
25 170 70 « 5 — 1,33 13 136
25 190 70 Перлит 5 - 1,24 13 144
48 140 47 « 5 — 1,31 14,5 198
70 90 30 « — 0,7 1,51 18 105
60 100 40 « — 0,6 1,46 14,5 120
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Цементно-полимерные растворы получают при введении в цементные 
растворы полимерных добавок, что позволяет улучшить свойства как рас
творов, так и тампонажного камня. Высокая термостойкость, непроницае
мость полимеров улучшают соответствующ ие свойства цементных компо
зиций, их структурные свойства и изолирующую способность. Важное ка
чество таких растворов то, что их фильтрат обладает крепящими свойства
ми. Это способствует отверждению глинистой корки и сцеплению тампо
нажного камня со стенками скважины.

В б. ВНИИКРнефти разработана цементно-смоляная композиция 
ЦСК-1, состоящая из тампонажного камня с добавкой алифатической 
эпоксидной смолы ТЭГ-1 и отвердителя полиэтиленполиамина (ПЭПА). В 
табл. 8.7 приведены свойства ЦСК-1 на основе стерлитамакского цемента с 
отверди-телем ПЭПА в количестве 20 % от объема смолы (В/Ц =  0,5).

Для приготовления ЦСК-1 в воду затворения последовательно вводят 
смолу ТЭГ и отвердитель ПЭПА, а затем на этой жидкости затворяют 
цемент.

Растворы, приготовленные на углеводородной жидкости (чаще всего 
на дизельном топливе), приобретают высокую  пластическую прочность по
сле замещения в них дизельного топлива водой. Инертность вяжущ его в е 
щ ества к дизельному топливу позволяет безопасно транспортировать рас
творы по бурильным трубам на значительные глубины. При контакте с во
дой происходит замещение дизельного топлива и раствор превращается в 
вы соковязкую  пасту. Прочность получаемого тампонажа зависит от кон
центрации вяжущ его вещ ества. Для получения подвижного, легко прокачи
ваемого раствора при высоком содержании твердой фазы рекомендуется 
вводить в него креозол, кубовые остатки этилового эфира ортокремневой 
кислоты и другие ПАВ, которые способствуют такж е отделению дизельного 
топлива после закачивания смеси в пласт.

Наиболее часто в практике применяются соляроцементные, соляро
бентонитовые и соляроцементно-бентонитовые смеси.

Соляроцементные см еси  содержат 30 — 40 % дизельного топлива, 0,5 — 
1 % креозола и 6 % ускорителя (кальцинированной соды) от массы цемента. 
Для большей прочности цементного камня в состав смеси вводят до SO
SO % кварцевого песка.

Соляробентонитовые смеси (СБС) готовят плотностью от 1,1 до 
1,3 г/см3 (на 1 м3 дизельного топлива 1 — 1,5 т бентонита). СБС после вы 
теснения дизельного топлива водой быстро загустеваю т и через 15 мин 
приобретают пластическую прочность 40 — 60 МПа.

Т а б л и ц а  8.7
Свойства ЦСК-1 на основе стерлитамакского цемента

Добавка 
ТЭГ, % (от 
массы це

мента)

Растекае- 
мость, см

Температу
ра, °С

Бремя за- 
густевания, 

ч-мин

Прочность через 2 сут, 
МПа Газопроницае

мость, 10 3 мкм2
на изгиб на сжатие

— 20 50 4 - 1 0 4,9 13,2 1,8
75 1 - 3 5 6,4 17,3 0,8

1 21 50 2 - 5 0 7,3 20 0,2
75 1 - 3 0 7 21 0,15

3 22,5 50 2 - 2 0 8 20,5 0,2
75 1 - 3 0 7 21 0,15

6 23 50 1 - 5 0 6,4 16 0,03
75 1 - 2 0 6,8 22 0,007
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Соляроцементно-бентонитовые см еси (СЦБС) имеют следующий со
став: 1000—1200 кг бентонитового глинопорошка, 300-500 кг цемента и
0 ,5 —1 % ПАВ от массы смеси на 1 м3 дизельного топлива. При смешивании 
с водой или буровым (глинистым) раствором образуется нерастекаемая 
тампонажная паста с высокой пластической прочностью и вязкостью . Для 
снижения отрицательного воздействия на смесь пластовых вод до начала 
схватывания и повышения прочности тампонажного камня в СЦБС вводят
3 — 10 % жидкого стекла (от массы цемента).

Растворы на углеводородной жидкости приготавливают в следующем 
порядке. В мерные емкости цементировочных агрегатов заливают расчет
ное количество дизельного топлива, в котором растворяют ПАВ. На этой 
жидкости затворяют бентонит, цемент или их смесь. При прокачивании 
через бурильные трубы смесь должна быть изолирована от бурового рас
твора верхней и нижней порциями дизельного топлива — по 0,5 м3, объем 
смеси не должен превышать 5 м3. После вытеснения смеси из бурильных 
труб в затрубное пространство прокачивают 0 ,5 —1 % бурового раствора.

Образование плотного геля при соединении смеси с водой происходит 
благодаря тому, что она очень быстро абсорбирует воду. Образующийся в 
течение нескольких секунд гель вначале напоминает «замазку». Через не
сколько минут «замазка» превращается в густую, малоподвижную резино
образную массу, устойчивую к деформациям и перемещениям под дейст
вием сил, возникающ их при перепаде давлений.

Содержащ иеся в буровом растворе механические частицы (обломки 
выбуренной породы и т.п.) способствуют некоторому упрочнению обра
зующейся массы. Через два часа, особенно при высокой минерализации 
находящейся в зоне поглощения жидкости, загустевш ий материал напоми
нает по своим механическим свойствам обычный ластик из искусственной 
резины и обладает упругими свойствами, близкими к свойствам обычной 
корковой пробки. Для получения максимального количества геля необхо
димо, чтобы соотношение объемов исходной смеси и воды не выходило за 
пределы 8:1 —1 :1 .

Для изоляции катастрофических поглощений используют специальные 
устройства типа УПП с эластичной оболочкой, разработанные во ВНИИБТ.

В наиболее тяжелых случаях интервал «катастрофического» поглоще
ния перекрывают обсадными трубами. Для изоляции высокоинтенсивных 
поглощений в ТатНИПИнефть разработаны специальные профильные пе- 
рекрыватели. Перекрыватель представляет собой продольно гофрирован
ную обсадную трубу, которую спускаю т в скважину на нужный интервал. 
Под действием внутреннего избыточного давления 5,0 —6,0 МПа сечение 
трубы принимает круглую форму, и труба плотно прижимается к стенкам 
скважины, изолируя поглощающие каналы.

Проблема борьбы с поглощениями еще не решена в полной мере, по
этому расширение ассортимента наполнителей, новых высокоэффективных 
тампонажных смесей и других средств мож ет сущ ественно сократить за
траты времени и средств на ликвидацию поглощений.

В каждом отдельном случае рецептуру БСС разрабатывает лаборато
рия. Время от момента затворения до начала схватывания БСС должно 
быть рассчитано так, чтобы можно было успеть выполнить все  операции от 
начала приготовления смеси до конца продавки ее в скважину. БСС можно 
закачивать в скважину через бурильные трубы. Конец бурильных труб 
следует устанавливать выш е кровли поглощающего горизонта. Количество
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Рис. 8.5. Гидравлико-механический пакер ГМП-2:
1 — переводник; 2 — поршень; 3 — винт; 4 — головка; 5 — рези
новый элемент; 6 — конус; 7 — ствол; 8 — плашка; 9 — кольцо; 
10 — пружина; 11 — плунжер; 12 — цилиндр; 13 — штифт; 14 — 
корпус клапана; 15 — переводник; 16 — шар; 17 — кулачок

продавочной жидкости принимается равным внутреннему объему спущен
ных бурильных труб, соответствующ ему их длине, за вычетом положения 
статического уровня и еще 50 м. Во избежание прихвата бурильных труб 
во время заливки их надо все время расхаживать.

Во многих нефтяных районах для борьбы с поглощениями промывоч
ной жидкости широко применяют пакеры различных конструкций, кото
рые герметизируют и разобщ ают затрубное пространство с целью:

а) предотвращения разбавления тампонирующих смесей;
б) возможности применения БСС с небольшими сроками схватывания;
в) задавливания тампонирующих смесей в поглощающие каналы;
г) определения места расположения пласта, поглощающего жидкость, 

методом последовательных опрессовок ствола скважины;
д) определения возможности замены воды глинистым раствором (осо

бенно при бурении на площадях с повышенным пластовым давлением) при 
создании различных перепадов давления на пласты, поглощающие ж ид
кость.

Кроме того, если вскрыто несколько погло
щающих пластов на различных глубинах, использо
вание пакера позволяет последовательно заливать 
цементный раствор снизу вверх без затраты време
ни на ОЗЦ (ожидание затвердения цемента), при 
этом предотвращается влияние поглощающих пла
стов друг на друга. Пакеры, применяющиеся при 
изоляции зон поглощений промывочной жидкости, 
подразделяют на две группы: многократного дейст
вия и разового действия (разбуриваемые). Пакеры 
разового действия оставляют в скважине на время 
твердения цемента или его смеси и затем разбури
ваю т вм есте с цементным мостом.

По принципу действия пакеры многократного 
действия делят на гидравлико-механические, гидрав
лические и механические.

Наиболее распространены пакеры гидравлико
механического действия. В качестве примера рас
смотрим гидравлико-механический пакер ТатНИИ 
ГМ П-2 (рис. 8.5). Перед спуском пакера в скважину 
поршень 2 фиксируется в нужном положении вин
тами. Вывод плашек в рабочее положение осущ еств
ляется давлением жидкости, а сж атие резинового 
элемента - весом колонны бурильных труб. Четыре 
плашки 8 насажены на общем кольце 9, которое 
опирается на четыре кулачка 17. Каждый кулачок 
крепится к плунжеру 11 двумя винтами. Плашка 
удерживается в транспортном положении двумя 
пружинами 10. Нижняя часть плунжера вставлена в
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цилиндр 12 и закреплена штифтами 13, которые предотвращают движение 
плунжера вверх при спуске пакера в скважину. Снизу в ствол пакера 
ввинчивается обратный клапан, предотвращающий обратное движение це
ментного раствора (смеси) после закачки его в зону поглощения под давле
нием.

После спуска пакера в скважину до нужной глубины в бурильные 
трубы при определенной производительности закачивается промывочная 
жидкость. Центральное отверстие клапана, создавая сопротивление дви ж е
нию жидкости, вы зы вает повышение давления в стволе пакера. Под дейст
вием давления штифты 13 срезаю тся, и плунжер с плашками движется 
вверх. Конус отжимает плашки к стенкам скважины и при посадке (подачи 
вниз) бурильных труб плашки окончательно заклинивают пакер, а резино
вый элемент сжимается, разобщая зону поглощения от затрубного про
странства. Цементный раствор (смесь) закачивают в пласт, поглощающий 
жидкость, а пакер извлекаю т на поверхность. При подъеме его конус осво
бождает плашки, которые пружиной возвращ аются в транспортное поло
жение. В манжетном разбуриваемом пакере ТатНИИ разобщ ение осущ ест
вляется при помощи четырех манжет, укрепленных на одном полом дюра
люминиевом стволе. М анжеты расположены так, что две средние из них 
образуют дополнительную камеру самоуплотнения. Ж идкость под давлени
ем, попадая в камеру самоуплотнения, прижимает ее манжеты к стенкам 
скважины, что обеспечивает надежное разобщение полости скважины.

Пакер на бурильных трубах спускается до необходимой глубины, 
скважина промывается и затем в бурильные трубы бросают шар, который 
перекрывает отверстие в башмаке. Давление повышается, срезаю тся верх
ние штифты, кож ух смещ ается вниз, освобождая манжеты. В зону погло
щения закачивают цементный раствор (смесь). Затем бросают пробку, ко
торая продавливается до пакера расчетным количеством жидкости. В конце 
продавки пробка садится в специальное гнездо в корпусе пакера, и давле
ние резко повышается. Вращением бурильных труб вправо переводник от
винчивается от корпуса, после чего поднимают бурильные трубы. Все ос
тавляемые в скважине детали пакера изготовляют из дюралюминия, и по
сле ОЗЦ они легко разбуриваются вм есте с цементом.

8.2. ГА30НЕФТЕВ0Д0ПР0ЯВЛЕНИЯ

Газонефтеводопроявления и грифонообразования - это серьезный вид 
осложнений при бурении нефтяных и газовых скважин, требующих дли
тельных и дорогостоящих ремонтных работ. Бурение, особенно вскрытие 
продуктивного газового пласта, при некоторых обстоятельствах мож ет при
вести к значительному поступлению флюида в скважину в процессе буре
ния и в заколонное пространство после цементирования. В некоторых слу
чаях поступление флюида мож ет перейти в газонефтеводопроявления с 
последующим развитием в грифоны, газовы е или нефтяные фонтаны, на
носящие огромный экономический ущерб. Особенно часты они при буре
нии газовы х скважин в зонах с АВПД.

На ряде месторождений, в особенности с аномально высокими пласто
выми давлениями, наблюдаются многочисленные случаи заколонных газо- 
нефтепроявлений после цементирования обсадных колонн.
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Длительно действующие пропуски газа приводят к насыщению выш е
лежащ их пористых горизонтов.

Значительные затраты средств и времени на ликвидацию фонтанов, 
грифонов и проявлений могли бы быть снижены или сведены к нулю при 
правильном установлении природы газонефтепроявлений, их причины, 
проведении ряда организационно-технических и профилактических меро
приятий.

К наиболее характерным осложнениям при бурении и эксплуатации 
газовых скважин, требующих незамедлительного ремонта, относятся сле
дующие:

1. Насыщение бурового раствора газом в процессе бурения и (или) 
при остановке углубления скважины.

2. М ежколонные газопроявления, связанные с негерметичностью 
резьбовых соединений колонн (этот вид осложнений встречается и при 
эксплуатации скважин).

3. Заколонные (межколонные) каналообразования, связанные с физи- 
ко-химическими процессами в кольцевом пространстве, и поступление по 
ним газа.

4. Накопление газа в межтрубном (затрубном) пространстве.
5. М ежколонные перетоки и насыщение газом выш ележащ их пластов.
6 . Грифонообразования (характерны и для эксплуатации скважин).
Каждое из названных осложнений мож ет перерасти в открытые газо

вы е (нефтяные) фонтаны, если вовремя не предпринять меры или не про
вести ремонтные работы.

Выявление природы газопроявлений при бурении и после цементиро
вания скважин, объяснение причин движения газа, объединение наблюде
ний и результатов экспериментов в единую теорию представляют довольно 
сложную задачу.

8.2.1. ПОСТУПЛЕНИЕ ГАЗА В СКВАЖИНУ ПРИ БУРЕНИИ

При бурении глубоких скважин нельзя исключить возмож ность газо- 
нефтеводопроявлений (ГНВП), которые являются одним из самых распро
страненных видов осложнений. ГНВП нередко заканчиваются нерегули
руемыми фонтанами пластовых флюидов, что часто приводит к гибели 
скважин и оборудования, а такж е потерям углеводородного сырья.

Проникновение газа в буровой раствор приводит к изменению его 
свойств. Вязкость и статическое напряжение сдвига буровых растворов 
возрастают, что в значительной степени затрудняет проведение профилак
тических мероприятий по их дегазации. Поступление газа в скважину вы 
зы вает падение плотности буровых растворов. Увеличивается разница 
плотности истинной и кажущ ейся, вследствие чего буровые растворы утя
желяют, хотя это не вызывается технологическими и геологическими усло
виями и мож ет привести к поглощению раствора с последующим сниж е
нием противодавления на пласты.

При низких значениях вязкости и статического напряжения сдвига 
наблюдается «кипение» бурового раствора в скважине и желобной си с
теме.

Следствием поступления газа в скважину мож ет явиться перелив бу
рового раствора с последующим выбросом и фонтанированием; 4%-ное га-
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зонасыщ ение бурового раствора приводит к понижению коэффициента 
подачи насоса на 1 2 —19 %.

Газовые выбросы далеко не всегда могут быть замечены в своем раз
витии. Падение противодавления на пласт происходит постепенно, без ви
димых на устье скважины изменений, и после наступления «неустойчивого 
равновесия» возмож ен выброс с последующей работой пласта без проти
водавления.

Отмечены случаи газирования бурового раствора во время остановок 
скважины без промывки в течение более 1 ч, а такж е возникновения от
крытого фонтанирования скважин при подъеме инструмента.

Для предупреждения ГНВП повышают плотность бурового раствора из 
того расчета, что давление его столба должно быть выше пластового. Н иж
ний предел превышения забойным давлением пластового ограничен техни
ческими нормами, а верхний — нет. Опасаясь ГНВП, буровики, как прави
ло, стараются не рисковать и чрезмерно утяжеляю т буровой раствор. В не
которых районах репрессия на пласты составляет 7 —15 МПа и более. При
нятие таких мер при проводке скважин приводит к снижению скорости их 
бурения, росту опасности возникновения прихватов бурильной колонны, 
поглощениям бурового раствора, закупорке коллекторов и, как следствие, к 
снижению эффективности геологопоисковых и буровых работ, повышению 
их стоимости и другим негативным явлениям.

Практика буровых работ в нашей стране и за рубежом показывает, 
что повышение эффективности глубокого бурения связано с понижением 
репрессии на разбуриваемые пласты, а такж е с уменьшением содержания 
частиц выбуренной породы, в том числе коллоидных, в буровых растворах.

Необходимо иметь в виду, что безопасное ведение работ предполагает 
соверш енствование мер безопасности, основными из которых являются:

прогнозирование пластового (порового) давления на всех  стадиях про
ектирования и строительства скважин;

разработка надежных методов проектирования конструкций скважин; 
разработка и производство надежного устьевого оборудования — пре

венторов, дросселей, сепараторов, дегазаторов, запорной арматуры и др.;
создание технических систем для обнаружения флюидопроявлений на 

ранней стадии их возникновения;
разработка более совершенных методов расчета изменения забойного 

давления при бурении, спускоподъемных операциях, а такж е во время дли
тельных остановок;

разработка и внедрение способов и технических средств ликвидации 
проявлений.

Признаки проявлений

Поступление пластовых флюидов в ствол бурящейся скважины опре
деленным образом отражается на гидравлических характеристиках цирку
ляционного потока и свойствах бурового раствора, выходящего из скваж и
ны. Возникающие при этом на поверхности сигналы или признаки прояв
лений обладают различной значимостью в зависимости от информативно
сти, времени поступления и интенсивности притока флюида.

Практикой бурения установлены следующие признаки газонефтеводо- 
проявлений:
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увеличение объема (уровня) бурового раствора в емкостях циркуляци
онной системы;

повышение расхода (скорости) выходящего потока бурового раствора 
из скважины при неизменной подаче буровых насосов;

уменьшение против расчетного объема доливаемого в скважину буро
вого раствора при подъеме бурильной колонны;

увеличение против расчетного объема бурового раствора в приемной 
емкости при спуске бурильной колонны;

повышение газосодержания в буровом растворе; 
возрастание механической скорости бурения; 
изменение показателей свойств бурового раствора; 
изменение давления на буровых насосах.
Газ мож ет постепенно проникать в раствор в виде мельчайших пу

зырьков через плохо заглинизированные стенки скважины или вместе с 
выбуренной породой. Особенно сильно раствор насыщ ается газом во время 
длительных перерывов в бурении. Пузырьки газа на забое скважины нахо
дятся под давлением, отчего газ сильно сжат, а размеры пузырьков чрезвы 
чайно малы. При циркуляции раствор поднимается вверх и выносит с со
бой пузырьки газа, при этом, чем выш е они поднимаются, тем меньше ста
новится давление на них и тем больше они увеличиваются в размерах. На
конец, пузырьки становятся настолько крупными, что занимают большую 
часть объема раствора, и плотность его значительно уменьшается. Вес 
столба уж е не мож ет противостоять давлению газа, и происходит выброс. 
Постепенно просачиваясь в скважину, вода и нефть такж е уменьшают 
плотность раствора, и в результате возможны выбросы. Выбросы могут 
возникнуть и при понижении уровня промывочной жидкости в скважине, 
которое происходит или вследствие потери циркуляции, или ж е  во время 
подъема труб в случае недолива скважины.

В случаях, указанных выше, необходимо усилить промывку скважины, 
приостановить бурение или спуск-подъем до особого распоряжения и од
новременно следует принять меры к дегазации раствора.

Чтобы предотвратить выброс, гидростатическое давление столба жид
кости в скважине должно быть на 5 —15 % выше пластового в зависимости 
от глубины скважины. Избыточное давление на пласт достигается приме
нением утяжеленных буровых растворов. При утяжелении раствора обра
щают внимание на вязкость, сохраняя ее по возможности минимальной.

Однако нельзя ограничиваться только утяжелением бурового раствора 
как мерой борьбы с выбросами газа, нефти или интенсивным переливом 
воды, так как выброс мож ет быть неожиданным или начаться довольно 
бурно в чрезвычайно короткий отрезок времени, а утяжеление раство
ров — операция длительная.

Для предотвращения уж е начавшегося выброса необходимо немедлен
но закрыть скважину, что легко осуществить, если ее устье оборудовано 
специальным противовыбросовым оборудованием — превентором, задвиж 
ками и др.

Противовыбросовое оборудование

Устье скважины при бурении, опробовании, а такж е при испытании 
герметизируют с помощью специального противовыбросового оборудова
ния. В комплект противовыбросового оборудования входят плашечные,
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универсальный, вращающийся превенторы, аппаратура для дистанционного 
и ручного управления ими, а такж е система трубопроводов обвязки с за
движками (или кранами) высокого давления, имеющими дистанционное 
управление.

Плашечный превентор (рис. 8.6) состоит из корпуса 2, двух подвиж
ных плашек 10 и двух гидравлических цилиндров 1 и 6. Каждая плашка 10 
соединена со пггоком 11 цилиндра 1 или 6 двойного действия. Цилиндры 
закреплены на боковых крышках 12, которые подвешены на корпусе 2 при 
помощи шарниров 13. Управление работой цилиндров гидравлическое со 
специального пульта. Рабочая жидкость к цилиндрам подводится по труб
кам 14 от специального гидравлического привода, установленного вдали от 
превентора.

Превентор управляется дистанционно со специального пульта с помо
щью гидравлического привода. При выходе из строя дистанционного 
управления превентор можно закрыть вручную вращением штурвалов, вы
несенных за пределы буровой в специальное укрытие. Для ручного закры
тия плашек и блокировки их в закрытом положении внутри штока каждого 
цилиндра имеются цилиндрическая втулка 7 с резьбой и валик 8 с такой 
ж е резьбой. Валик выведен наружу и заканчивается вилкой 9 для кардан
ного соединения с тягой, которая соединяет его со штурвалом ручного 
управления.

Для обогрева превентора в зимний период в корпусе имеются каналы
3 для подачи тепла. Боковые крышки крепятся к корпусу при помощи вин
тов 5.

Герметичность соединения обеспечивается уплотнительными кольцами
4, которые перед установкой смазываю т специальной уплотнительной 
смазкой.

10 11 12

Рис. 8.6. Плашечный превентор ППГ 230x320
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Плашки 10 с помощью штока 11 и гидравлических цилиндров 1 ш 6 мо
гут перемещаться в корпусе 2 и открывать либо закрывать проходное от
верстие в нем. Плашки изготовляют с вырезом в виде полукруга, облицо
ванным специальной резиной (так называемые вырезны е плашки), либо 
без такого вы реза (глухие плашки). Поверхности, которыми плашки каса
ются друг друга в закрытом превенторе, облицованы резиной. Превенторы 
с вырезными плашками служат для герметизации устья, когда в скважину 
спущены бурильные трубы; радиус полукруглого выреза равен наружному 
радиусу бурильных труб. Превенторы с глухими плашками герметизируют 
устье скважины после подъема бурильной колонны. Поэтому следует уста
навливать не менее двух плашечных превенторов: один с вырезными 
плашками, второй — с глухими.

Завод «Баррикады» изготовляет плашечные превенторы с гидравличе
ским управлением нескольких типоразмеров: ППГ 156x320, ППГ 230x320, 
ППГ 230x500 и ППГ 230x700. Первое число в шифре превентора означает 
диаметр проходного отверстия в мм, второе — рабочее давление превенто
ра в кгс/см2.

Универсальный превентор герметично закрывает устье скважины, ко
гда в нем находится бурильная труба или бурильный замок, или ведущая 
труба. Он состоит из корпуса 3 (рис. 8.7), закрытого сверху крышкой 1, 
плунжера 4 с уплотнительными манжетами, резинового уплотнителя 2, 
верхней 6 и нижней 7 запорных камер, к которым по трубкам 5 подводится 
рабочая жидкость от гидравлического привода. Управление превентором 
дистанционное с того ж е  пульта, что и плашечными превенторами. Под 
давлением жидкости, подаваемой в камеру 7, плунжер 4 перемещается 
вверх и своей наклонной поверхностью нажимает на уплотнитель 2. По
следний, деформируясь в направлении вертикальной оси превентора, плот
но прижимается к поверхности элемента бурильной колонны, оказавш его
ся в превенторе, либо полностью закрывает проходное отверстие в роторе,

Рис. 8.7. Универсальный превентор 
ПУГ 230x320
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если бурильная колонна поднята из скважины. При подаче ж е  жидкости в 
камеру 6 плунжер 4 опускается вниз, а уплотнитель 2 возвращ ается в пер
воначальное положение и освобождает трубу.

Универсальные превенторы с гидравлическим управлением типа ПУГ 
230x320 изготовляют серийно.

Вращающиеся превенторы (рис. 8.8) применяются только при ротор
ном бурении и служат для герметизации устья скважины, когда в ней на-

9 1011 12

Рис. 8.8. Вращающийся превентор ПВ 230x320 Бр-1:
а — патрон; б  — корпус с запорным устройством; 1 — шпилька; 2 — аварийные фиксаторы; 
3 — вкладыши; 4 — шинно-пневматическая муфта; 5 — корпус; 6 — полукольца; 7 и 9 — ра
диальные подшипники; 8 — упорный подшипник; 10 — ствол патрона; 11 — корпус патрона; 
12 — уплотнительные манжеты; 13 — упор; 14 — пневмоцилиндр с запорным устройством; 
15 — пружина; 16 — болт; 17 — кольцо пружинное; 18 — уплотнительные манжеты; 19 — 
основание уплотнителя; 20 — резиновый элемент уплотнителя
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ходится ведущая труба. Превентор состоит из корпуса, патрона, уплотните
ля и пульта управления. Патрон фиксируется в корпусе превентора при 
помощи двух кулачков и кольцевого паза. В корпусе патрона на двух ради
альных и упорном подшипниках качения установлен вращающийся ствол, 
к нижней части которого присоединен резиновый армированный уплотни
тель. Вращение стволу передается от ведущей трубы при помощи ведущего 
вкладыша.

Корпус патрона герметизируется манжетами в корпусе превентора, а 
ствол — в корпусе патрона. Для фиксации вращающегося ствола в корпусе 
патрона служит шинно-пневматическая муфта. От проворачивания в кор
пусе патрон удерживается запорным устройством. Управление запорным 
устройством осущ ествляется дистанционно: с помощью пневмоцилиндра и 
вручную.

При установке противовыбросового оборудования на устье скважины 
нижний плашечный превентор 13 укрепляют на крестовине 20, соединен
ной через вспомогательный пьедестал с колонной головкой 11 (рис. 8.9).

Рис. 8.9. Типовая схема оборудования и обвязки устья для бурения скважин при избыточ
ном давлении до 50 МПа:
1 и 3 — соответственно регулируемый и быстросменный штуцера; 2 — отбойная камера; 4, 
20 — крестовины; 5 — задвижка прямоточная (или кран) высокого давления; 6 — быстро
съемное соединение к цементировочному агрегату; 7 — рабочий выкид; 8 и 18 — основные 
задвижки (краны) высокого давления с гидроприводом; 9 — рабочая линия к регулируемым 
штуцерам; 10 — тройник; 11 — колонная головка; 12 — универсальный превентор; 13 — пла- 
шечные превенторы; 14 — манометр; 15 — вентиль для манометра; 16 — разделитель для ма
нометра; 17 — буфер; 19 — аварийный выкид
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Если в промывочной и пластовой жидкости не содержится вещ еств, кото
рые могут вы звать интенсивную коррозию или абразивный износ оборудо
вания, плашечные превенторы соединяют друг с другом, а над ними уста
навливают универсальный превентор 12 с дистанционным управлением. В 
случае ж е  опасности интенсивной коррозии или абразивного износа обо
рудования между плашечными превенторами 13 устанавливают вторую 
крестовину. При роторном бурении над универсальным превентором до
полнительно размещ ают вращающийся превентор.

Каждая из крестовин 20 имеет два боковых выкида: рабочий 7 и ава
рийный 19. Рабочий выкид служит для направления выходящей из скваж и
ны жидкости в очистную систему в период бурения и промывки, а такж е 
для подачи промывочной жидкости от бурового или цементировочного на
соса в скважину при необходимости ликвидировать начавшийся приток 
пластовых жидкостей и газов (т.е. задавить скважину). Он оборудован бы
стросменным 3 и регулируемым 1 штуцерами для контроля за скоростью 
течения жидкости, если на устье возникло избыточное давление, и плавно
го увеличения противодавления на забой, а такж е отбойной камерой 2, при 
ударе о стенки которой рассеивается избыточная энергия струи газирован
ной жидкости.

Аварийный выкид предназначен для отвода от буровой и сброса в 
специальный котлован пластовой жидкости при фонтанировании (или сж и 
гании в факеле). Длина этой линии должна быть не менее 100 м. Оба вы 
кида снабжены манометрами 14 для контроля за давлением жидкости и 
задвижками или кранами высокого давления 5, 8, 18 с гидроприводом и 
дистанционным управлением.

Если установлены две крестовины 20, выкидные линии, идущие от 
нижней крестовины, являются резервными и используются в случае вы хо
да из строя линии от верхней крестовины.

Мероприятия по предупреждению ГНВП

Для предупреждения газо-, нефте- и водопроявлений в процессе буре
ния, кроме утяжеления бурового раствора и герметизации устья скважины, 
необходимо выполнять следующие основные мероприятия.

1. Не вскрывать пласты, которые могут вы звать проявления, без пред
варительного спуска колонны обсадных труб, предусмотренных ГТН.

2. Долив скважины при подъеме бурильной колонны должен носить не 
периодический, а непрерывный характер, для чего на нагнетательной ли
нии следует иметь отвод для присоединения гибкого шланга или специаль
ную емкость для произвольного стока промывочной жидкости или исполь
зовать дозаторы.

3. Цемент за кондуктором поднимать до устья скважины, что обеспе
чивает надежную герметизацию устья при борьбе с газо-, нефте- и водо- 
проявлениями.

4. При снижении плотности бурового раствора более чем на 20 кг/м3 
(0,02 г/см3) необходимо принимать немедленные меры по ее восстанов
лению.

5. Необходимо иметь 1,5-кратный запас раствора на скважинах, в ко
торых предполагается вскрытие зон с возможными газонефтепроявления- 
ми, а такж е продуктивных горизонтов на вновь разведуемых площадях и
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объектах; на газовых и газоконденсатных месторождениях; на м есторож 
дениях с аномально высокими давлениями.

В остальных случаях резервное количество бурового промывочного 
раствора определяют, исходя из конкретных условий, и указы ваю т в ГТН.

6 . Так как колебания давления при спускоподъемных операциях зави
сят от зазора между бурильной колонной и стенками скважины, следует 
избегать применения компоновок нижней части бурильной колонны с ма
лыми зазорами.

7. Колонну бурильных труб необходимо поднимать только после тща
тельной промывки скважины при параметрах бурового раствора, соответ
ствующих установленным ГТН. Промывать скважину следует при условии 
создания максимально возможной производительности насосов и при вра
щении бурильной колонны.

8. Если при подъеме бурильных труб уровень глинистого раствора в 
затрубном пространстве не снижается, то это указы вает на возникновение 
эффекта поршневания. В подобном случае бурильную колонну необходимо 
спустить ниже интервала проявления, промыть скважину и только после 
этого приступить к подъему инструмента.

9. Перед вскрытием объектов с высоким пластовым давлением, где 
возможно проявление, под ведущей бурильной трубой устанавливают об
ратный клапан.

Грифоны и межколонные проявления

Под грифонами, происходящими в процессе бурения, освоения и экс
плуатации скважин, следует понимать газо-, нефте- и водопроявления 
вскрытых пластов, выходящие на земную поверхность по трещинам, вы со
копроницаемым пластам или по контакту цемент - порода, за пределами 
устья скважины. Нефте-, газо-, водопроявления в кольцевом пространстве, 
между эксплуатационной и промежуточной колоннами, а такж е между 
промежуточной колонной и кондуктором обычно называю т межколонными 
проявлениями. Грифоны и межколонные проявления обычно взаимно свя
заны и обусловливают друг друга.

Все случаи грифонообразований Н.А. Сидоров и Г.А. Ковтунов разби
ваю т по причинам их возникновения на следующие три группы (рис. 8.10):

1. Грифоны, обусловленные некачественным перекрытием цементным 
раствором высоконапорных пластов.

2. Грифоны, возникающ ие при газо-, нефте- и водопроявлениях и от
крытых фонтанах в процессе бурения, особенно при полной герметизации 
устья скважины.

3. Грифоны, образующиеся вследствие движения газа или нефти через 
резьбовые соединения обсадных колонн по причине их негерметичности 
или через нарушения в колоннах.

Во всех  перечисленных случаях необходимым условием для появления 
грифона на дневной поверхности является наличие каналов (тектонические 
трещины, породы высокой проницаемости, недостаточный контакт между 
цементным камнем и породой), сообщающих высоконапорный пласт или 
ствол скважины с земной поверхностью.

Для предупреждения возникновения грифонов и межколонных прояв
лений необходимо:

1 ) при разработке конструкций скважин предусматривать спуск кон-
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Рис. 8.10. Схема классификации причин возникновения грифонов по Н.Л. Сидорову и Г.Л. Ковтунову



дуктора с учетом перекрытия пластов, обусловливающих образование гри
фонов, с обязательным подъемом цемента до устья;

2) перед спуском обсадной колонны тщательно прорабатывать сква
жину со скоростью не более 35 — 45 м/ч, при этом качество глинистого рас
твора перед цементированием должно строго соответствовать ГТН;

3) увеличение высоты подъема цементного раствора за эксплуатаци
онной колонной следует производить с учетом перекрытия промежуточной 
колонны или кондуктора, которые в обязательном порядке цементируют до 
устья;

4) в зоне подъема цементного раствора на эксплуатационных колоннах 
устанавливать центрирующие фонари;

5) скорость продавки цементного раствора в затрубное пространство 
должна быть не ниже 1,5 — 1,8 м/с;

6) эксплуатационную колонну спускать только с применением спайде- 
ров; это обеспечивает необходимое крепление муфт в резьбовом соеди
нении;

7) приваривать нестандартные муфты; качественно производить все 
работы по обвязке устья скважины; для скважин глубиной более 2500 м 
применять колонные головки с клиновым захватом;

8) осваивать скважину только при условии соответствующ его оборудо
вания устья.

Возникновение грифонов и межколонных проявлений вы зы вает тяж е
лые последствия. На ликвидацию грифонов затрачивается много времени и 
средств. В ряде случаев работы по ликвидации грифонов заканчиваются 
гибелью скважин.

Вместе с тем при соблюдении всех необходимых требований в про
ц ессе бурения и опробования скважин можно избежать этих осложнений.

Для борьбы с действующими грифонами, образовавшимися при про
водке скважин, следует осуществлять форсированный отбор жидкости и 
газа из соседних скважин, приостановив при этом законтурное заводнение 
(если оно проводится).

В случае, когда в результате действия грифона доступ к устью буря
щейся скважины закрыт, для ликвидации фонтана (грифонов) бурят на
клонно направленные скважины.

8.3. ОСЛОЖНЕНИЯ, СВЯЗАННЫЕ С НАРУШЕНИЕМ ЦЕЛОСТНОСТИ 
СТЕНОК СКВАЖИНЫ

Накопленный опыт бурения позволяет выделить основные виды нару
шений целостности стенок скважины и классифицировать их по видам 
(рис. 8.1 1 ).

Обвалы (осыпи) происходят при прохождении уплотненных глин, ар
гиллитов или глинистых сланцев. В результате увлажнения промывочной 
жидкостью или ее фильтратом снижается предел прочности уплотненной 
глины, аргиллита или глинистого сланца, что ведет к их обрушению (осы
пям). Кроме того, проникновение свободной воды, которая содержится в 
больших количествах в растворах, в пласты, сложенные уплотненными 
глинами, аргиллитами или глинистыми сланцами, приводит к их набуха
нию, выпучиванию в ствол скважины и в конечном счете к обрушению 
(осыпанию). Небольшие осыпи могут происходить из-за механического
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Рис. 8.11. Классификация на
рушений целостности стенок 
скважины (по Ю.В. Вадецко- 
му)

воздействия бурильного инструмента на стенки скважины. Обвалы (осыпи) 
могут произойти такж е в результате действия тектонических сил, обуслов
ливающих сж атие пород. Величина горного давления при этом значительно 
превыш ает давление со стороны столба промывочной жидкости. Характер
ными признаками обвалов (осыпей) является: резкое повышение давления 
на выкиде буровых насосов, обильный вынос кусков породы, интенсивное 
кавернообразование и недохождение бурильной колонны до забоя без 
промывки и проработки, затяжки и посадки бурильной колонны; иногда — 
выделение газа. Интенсивное кавернообразование сущ ественно затрудняет 
вынос выбуренной породы на дневную поверхность, так как уменьшается 
скорость восходящего потока и его подъемная сила, возрастает аварий
ность с бурильными трубами, особенно при роторном бурении. И з-за опас
ности поломки бурильных труб приходится уменьшать нагрузку на долото, 
а это ведет к снижению скорости бурения.

Основными мерами предупреждения и ликвидации обвалов (осыпей) 
являются:

1 ) бурение в зоне возмож ных обвалов (осыпей) с промывкой химиче
ски обработанным буровым раствором, имеющим минимальную водоотдачу 
и по возможности высокую плотность;

2) правильная организация работ, обеспечивающая вы сокие скорости 
бурения;

3) выполнение следующих рекомендаций:
а) бурить скважины по возможности меньшего диаметра;
б) бурить от башмака (нижней части) предыдущей колонны до башма

ка последующей колонны долотами одного размера;
в) поддерживать скорость восходящего потока в затрубном простран

стве не менее 1,5 м/с;
г) подавать бурильную колонну на забой плавно, без рывков;
д) избегать значительных колебаний плотности бурового раствора;
е) перед подъемом бурильной колонны утяжелять раствор, доводя его 

плотность до необходимой, если в процессе бурения произошло ее сни
жение;

ж) не допускать длительного пребывания бурильной колонны без дви
жения.

Набухание происходит при прохождении глин, уплотненных глин, в
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отдельных случаях аргиллитов (при значительном содержании минералов 
типа монтмориллонита). В результате действия промывочной жидкости и ее 
фильтрата глина, уплотненная глина и аргиллиты набухают, сужая ствол 
скважины. Это приводит к затяжкам, посадкам, недохождениям до забоя и 
часто к прихватам бурильного инструмента.

Основными мерами предупреждения и ликвидации набухания явля
ются:

1) бурение в зоне возмож ны х сужений с промывкой утяжеленными 
растворами, в фильтрате которых содержатся химические вещ ества, спо
собствующ ие увеличению предельного напряжения сдвига и уменьшению 
структурно-адсорбционных деформаций;

2) правильная организация работ, обеспечивающая вы сокие скорости 
бурения;

3) после приготовления бурового раствора, отвечающего требованиям, 
указанным в п. 1 , следует заполнить им скважину и выждать некоторое 
время, необходимое для протекания физико-химических процессов. Это 
нужно делать потому, что процесс бурения связан с резкими колебаниями 
давления при спускоподъемных операциях;

4) выполнение рекомендаций б, в, г, д, е и ж, перечисленных выше, 
как меры предупреждения и ликвидации обвалов (осыпей).

Ползучесть — этот вид осложнения происходит при прохождении вы 
сокопластичных пород (глин, глинистых сланцев, песчанистых глин, аргил
литов, ангидрита или соляных пород), склонных под действием возникаю 
щих напряжений деформироваться со временем, т.е. ползти и выпучивать
ся в ствол скважины. В результате недостаточного противодавления на 
пласт глина, песчаные глины, ангидриты, глинистые сланцы или соляные 
породы ползут, заполняя ствол скважины. При этом кровля и подошва пла
ста (горизонта) — глины, глинистых сланцев или соляных пород — слож е
ны устойчивыми породами, не склонными к ползучести. Осложнение мо
ж ет происходить и вследствие того, что кровля и подошва пласта (горизон
та) глины или аргиллита ползет, выдавливая последние в скважину. При 
этом кровля и подошва пласта (горизонта) глины, глинистых сланцев или 
аргиллита сложены породами (например, соляными), склонными к ползуче
сти. Явление ползучести особенно проявляется с ростом глубины бурения 
и с увеличением температуры пород. Характерными признаками ползуче
сти являются затяжки, посадки бурильной колонны, недохождение буриль
ной колонны до забоя; иногда прихват и смятие бурильной или обсадной 
колонны.

Основными мерами предупреждения и ликвидации ползучести явля
ются:

1) разбуривание отложений, представленных породами, склонными к 
ползучести, с промывкой утяжеленными буровыми растворами;

2) правильная организация работ, обеспечивающая вы сокие скорости 
бурения;

3) использование при бурении вертикальных скважин такой компо
новки бурильной колонны, при которой искривление скважин не допуска
ется;

4) при цементировании обсадных колонн подъем цементного раствора 
в затрубном пространстве производить на 5 0 —100 м выше отложений, ко
торые представлены породами, склонными к ползучести.

Ж елобообразование мож ет происходить при прохождении любых по
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род, кроме очень крепких. Основные причины желобообразования — 
большие углы перегиба ствола скважины, большая масса единицы длины 
бурильной колонны, большая площадь контакта бурильных труб с горной 
породой. Особенно часто желоба вырабатываются при проводке искрив
ленных и наклонно направленных скважин. Характерные признаки обра
зования в скважине желоба — проработки, посадки, затяжки, прихваты, а 
такж е заклинивание бурильных и обсадных труб. Опыт бурения показал, 
что желобообразование происходит не сразу, а постепенно с ростом числа 
рейсов бурильного инструмента. Установлено, что образование желобов 
при использовании утяжеленного бурового раствора характеризуется 
меньшей интенсивностью, чем в процессе применения необработанного 
глинистого раствора. В условиях желобообразования опасность заклинива
ния возрастает, если диаметр бурильных труб превыш ает ширину желоба в 
1 ,14—1,2 раза.

Основными мерами предупреждения и ликвидации желобообразова
ния являются:

1 ) использование при бурении вертикальных скважин такой компо
новки бурильной колонны, при которой искривление скважин сводится к 
минимуму. Недопущение различных азимутальных изменений;

2) стремление к максимальной проходке на долото; там, где целесооб
разно, переход на бурение алмазными долотами;

3) использование предохранительных резиновых колец;
4) при прохождении уплотненных глин, аргиллитов, глинистых сланцев 

в целях предупреждения желобообразования, которое мож ет предш ество
вать обвалам (осыпям), соблюдение всех  рекомендаций, перечисленных как 
меры предупреждения обвалов (осыпей);

5) при бурении наклонно направленных скважин для предупреждения 
заклинивания труб в ж елобах стремление к тому, чтобы отношение наруж
ного диаметра спускаемых труб к диаметру желоба было не менее 1,35 — 
1,40.

Растворение происходит при прохождении соляных пород. Соляные 
породы, слагающие стенки скважины, растворяются под действием потока 
жидкости. Характерным признаком растворения соляных пород является 
интенсивное кавернообразование, а в особо тяжелых случаях — потеря 
ствола скважины.

Устойчивость (по отношению к растворению) стенок скважины, сло
ж енных однородными соляными породами, независимо от скорости восхо
дящего потока мож ет быть достигнута лишь при условии полного насыщ е
ния промывочной жидкости солью (соль, содержащ аяся в растворе, должна 
быть такой же, как соль, из которой сложены стенки скважины). При не
большой мощности неоднородных солей основной мерой предупреждения 
их растворения является максимальное форсирование режима бурения с 
последующим спуском колонны и ее цементированием. При большой 
мощности неоднородных солей наиболее надежное средство предотвраще
ния их интенсивного растворения — бурение с применением безвод
ных промывочных жидкостей. Хорош ие результаты дает использование 
солестойких буровых растворов и растворов, приготовленных из палыгор- 
скита.

Потеря устойчивости горных пород вы зы вает увеличение диаметра 
ствола против его номинального диаметра, соответствующ его диаметру до
лота. Наличие интервалов с увеличенным диаметром ствола можно опреде
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лить по кавернограмме, которую получают с помощью специального при
бора — каверномера.

Кавернозность стволов скважин, как правило, увеличивается во вре
мени.

Критерием величины осыпания пород служит коэффициент каверно
образования

К  =  Уф/ У т,

гАе Уф — фактический объем ствола скважины в интервале осыпи пород, 
м3; VT — теоретический объем ствола в этом ж е интервале.

Во второй половине 50-х годов X X  в. Ю.В. Вадецкий предложил ис
пользовать многократную кавернометрию для оценки устойчивости горных 
пород. С тех пор этот способ широко применяют в практике бурения 
скважин на нефть и газ. Многократная кавернометрия позволяет судить о 
состоянии ствола скважины в процессе бурения, определять эффектив
ность используемых методов для предотвращения осложнений, разрабаты
вать мероприятия по предотвращению осложнений, связанных с наруше
ниями целостности стенок скважин.

8.4. ПРИХВАТЫ БУРИЛЬНЫХ И ОБСАДНЫХ КОЛОНН

В настоящ ее время нет единого мнения в отношении классификации 
прихватов — одни относят прихваты к авариям, другие классифицируют 
их как осложнения. Будем считать, что прихват - это осложнение, вы зван
ное в большинстве случаев нарушением технологии бурения. Иногда при 
попытке устранить прихват из-за неправильно принятых мер осложнение 
переходит в аварию. Поэтому часто прихваты и классифицируют как ава
рии.

В основном прихваты бурильных и обсадных колонн происходят по 
следующим причинам.

1. Вследствие перепада давлений в скважине в проницаемых пластах и 
непосредственного контакта некоторой части бурильных и обсадных ко
лонн со стенками скважины в течение определенного времени.

2. При резком изменении гидростатического давления в скважине из- 
за выброса, водопроявления или поглощения бурового раствора.

3. Вследствие нарушения целостности ствола скважины, вызванного 
обвалом, вытеканием пород или ж е  сужением ствола.

4. В результате образования сальников на долоте в процессе бурения 
или при спуске и подъеме бурильного инструмента.

5. Вследствие заклинивания бурильной и обсадной колонн в желобах, 
заклинивания бурильного инструмента из-за попадания в скважину посто
ронних предметов, заклинивания нового долота в суженной части ствола 
из-за сработки по диаметру предыдущего долота.

6 . В результате оседания частиц выбуренной породы или твердой фазы 
бурового раствора при прекращении его циркуляции.

7. При неполной циркуляции бурового раствора через долото за счет 
пропусков в соединениях бурильной колонны.

8. При преждевременном схватывании цементного раствора в кольце
вом пространстве при установке цементных мостов.

313



9. При отключении электроэнергии или выходе из строя подъемных 
двигателей буровой установки.

Для предупреждения прихватов необходимо:
1 ) применять высококачественные буровые растворы, дающие тонкие 

плотные корки на стенках скважин;
2) обеспечивать максимально возможную  скорость восходящего пото

ка раствора; перед подъемом бурильной колонны промывка скважин долж
на производиться до полного удаления выбуренной породы и приведения 
параметров раствора в соответствии с указанными в ГТН;

3) обеспечивать полную очистку бурового раствора от обломков выбу
ренной породы;

4) регулярно прорабатывать в процессе бурения зоны возможного ин
тенсивного образования толстых корок;

5) утяжелять буровой раствор при вращении бурильной колонны;
6) следить в глубоких скважинах за температурой восходящего по- то

ка раствора, так как ее резкое снижение свидетельствует о появле
нии размыва резьбовых соединений в колонне бурильных труб выш е до
лота;

7) при вынужденных остановках необходимо:
а) через каждые 3 — 5 мин расхаживать бурильную колонну и провора

чивать ее ротором;
б) при отсутствии электроэнергии подключить аварийный дизель- 

генератор и бурильную колонну периодически расхаживать; при его отсут
ствии бурильный инструмент следует разгрузить примерно на вес, соответ
ствующий той части колонны труб, которая находится в необсаженном ин
тервале ствола, и прекратить промывку, периодически возобновляя ее при 
длительной остановке;

в) в случае выхода из строя пневматической муфты подъемного меха
низма следует немедленно установить аварийные болты и расхаживать бу
рильную колонну или поднять ее;

8) для предотвращения прихвата бурильной колонны при использова
нии утяжеленного бурового раствора следует систематически применять 
профилактические добавки: нефть (10—15 %), графит (не более 0,8 %), по- 
верхностно-активные вещ ества (например, сульфонол в виде 1 — 3%-ного 
водного раствора, смазочные добавки СМАД-1 (до 3 %) и СГ (до 2 %). Под
бор рецептур в каждом определенном случае должен уточняться лаборато
рией. При бурении разведочных скважин добавлять нефть и другие добав
ки на нефтяной основе не рекомендуется, чтобы не исказить представле
ние о продуктивности горизонтов.

В практике бурения применяют ряд методов ликвидации прихватов 
бурильных и обсадных колонн.

Затяжки и небольшие прихваты обычно ликвидируют путем расхаж и
вания (многократное, чередующ ееся опускание и поднимание колонны) и 
проворачивания ротором бурильной колонны. Величина усилия, которое 
прикладывается к трубам во время расхаживания, мож ет намного превы
шать собственный вес колонны и лимитируется прочностью труб и талевой 
системы. Перед выполнением этих работ должно быть проверено состоя
ние вышки, талевой системы, лебедки и их прочность, а такж е состояние 
индикатора веса. Если расхаживанием не удается ликвидировать прихват, а 
циркуляция промывочной жидкости не прекратилась, прибегают к уста
новке нефтяной, водяной или кислотной ванны.
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Необходимое количество нефти (кислоты или воды) для ванны опреде
ляют по формуле

Qj = 0,785(Dj2 - D 2)Hl + 0 ,7 8 5D2H 2,

где Qi — количество нефти (кислоты или воды) в м3; I)] — диаметр сква
жины в м; Hi — высота подъема нефти (кислоты или воды) в затрубном 
пространстве в м; D2 — внутренний диаметр труб в м; Н2 — высота столба 
нефти (кислоты или воды) в трубах b m ; D 3 — наружный диаметр труб в м.

Практика производства нефтяных ванн в скважинах, где бурили с 
промывкой забоя водой и скважина заполнена водой, показала, что нефть 
очень быстро всплывает. В этих случаях, чтобы получить эффект от нефтя
ной ванны, необходимо перед и после закачки нефти прокачать по не
сколько кубометров бурового раствора. Раствор ограничивает скорость 
всплывания нефти, и нефтяная ванна дает результат.

Для освобождения прихваченных бурильных колонн и устранения за
клинивания долота, турбобуров в карбонатных, глинистых и других поро
дах, поддающихся действию кислоты, применяют кислотную ванну. Водя
ная ванна эффективна, когда замена глинистого раствора нефтью может 
привести к выбросу; если в зоне прихвата встречены обваливающиеся гли
ны, особенно когда бурильная колонна прихвачена или заклинена в отло
жениях магниевых и натриевых солей.

Во время производства ванн некоторое количество нефти (кисло
ты или воды) необходимо оставлять в трубах с тем, чтобы периодически 
(через 1 — 2 ч) подкачивать нефть (кислоту или воду) в затрубное простран
ство.

Установка нефтяных ванн сопряжена с возможностью  возникновения 
пожара. Для предупреждения его нужно провести тщательную работу по 
подготовке всего оборудования для безопасных работ, обращая особое 
внимание на устранение очагов пожара под полом буровой, в зоне устья 
скважины, в лебедке.

Чтобы успешно провести операцию по установке ванны, необходимо 
правильно установить расстояние от места прихвата до устья скважины, 
т.е. глубину прихвата. В промысловой практике глубина прихвата обычно 
определяется по величине удлинения свободной неприхваченной части бу
рильных труб при расхаживании бурильной колонны. Для определения 
длины свободной части колонны бурильных труб по их удлинению посту
пают следующим образом.

1. Натягивают колонну с усилием Plt которое на 5 делений превышает 
показание индикатора, соответствую щ ее полному весу  колонны до прихва
та, и делают на ведущей или бурильной трубе отметку.

2. Производят дополнительную натяжку на 5 делений по индикатору 
веса и сейчас ж е  снижаю т ее до первоначальной, сделав вторую отметку на 
ведущей трубе. Разница в первых двух отметках объясняется трением в 
роликах талевой системы.

3. Делят расстояние между первыми двумя отметками пополам и счи
тают среднюю черту верхней отметкой началом отсчета.

4. Прикладывают к колонне силу Р2, которая на 10 — 20 делений пре
выш ает Pj, и делают на ведущей трубе новую отметку.

5. Производят дополнительную натяжку на 5 делений выше и сейчас 
ж е  снижаю т нагрузку до Р2, сделав на ведущей трубе вторую отметку. Раз

315



делив расстояние между двумя отметками пополам, получают нижнюю от
метку для отсчета величины удлинения труб.

6 . Измеряют расстояние между верхней и нижней отметками, которое 
и дает искомое удлинение свободной неприхваченной части бурильных 
труб.

Свободную длину колонны, расположенную выш е места прихвата, оп
ределяют по формуле

L =  kAl,

где Д/ — удлинение при нагрузке Р2 — Р\ в см; к — коэффициент, опреде
ляемый по табл. 8.8 в зависимости от размера труб и разности Р2 — Pi (по
Н.А. Сидорову и Г.А. Ковтунову).

К сожалению, описанный выше способ определения длины свободной 
от прихвата части бурильной колонны дает значительную погрешность.

Более точно место прихвата можно установить прихватоопределите- 
лем. Прихватоопределитель (рис. 8.12) состоит из электромагнита 1, поме
щенного в герметичный корпус 2 из немагнитного материала. Электромаг
нит изолируется от внешней среды головкой 3 и днищем 4. Последние од
новременно являются соответственно верхним и нижним полюсами элек
тромагнита. В головке 3 размещ аются ввод и узел закрепления каротажно
го кабеля.

Работа прихватоопределителя основана на свойстве ферромагнитных 
материалов размагничиваться при деформации предварительно намагни
ченных участков. В зону предполагаемого места прихвата спускают прибор 
для получения характеристики намагниченности прихваченных труб. Затем 
производят первый контрольный замер в месте прихвата. Далее в зоне 
прихвата устанавливаются контрольные магнитные метки путем подачи 
тока через электромагнит на участки колонны, расположенные друг от дру
га на 10 м. При этом на каждом участке намагничивается отрезок трубы 
длиной 15 — 20 см.

Вторым контрольным замером записывается кривая магнитной индук
ции вдоль всего участка, где установлены магнитные метки. Последние на 
кривой магнитной индукции выделяются четкими аномалиями. На диа
грамме меньшими аномалиями отбиваются такж е замки и муфты.

После этого прихваченную колонну труб расхаживаю т непродолжи
тельное время, при этом металл неприхваченных труб испытывает дефор
мацию, в результате которой магнитные метки пропадают. В зоне прихвата 
магнитные метки не исчезают, так как этот участок не деформируется.

Т а б л и ц а  8.8

Диаметр 
бурильных 

труб, мм

Толщина
стенки,

мм

Значение коэффициента к при разности нагрузок Р2 — Pi, кН

50 100 150 200 250 300 350

8 17 200 8600 5733 4300 3440 2866 2457
168 9 19 757 9878 6586 4939 3951 3293 2822

И 23 461 И 730 7820 5865 4692 3910 3351
8 14 553 6276 4851 3638 2911 2426 2078

141 9 16 317 8159 5439 4079 3263 2720 2331
И 19 713 9857 6571 4928 3943 3286 2816

114 8 И 818 5909 3939 2955 2364 1970 1688
10 14 553 7276 4851 3638 2911 2426 2079

89 9 9878 4939 3293 2470 1976 1646 1411
И И 819 5910 3940 2955 2364 1970 1688
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Рис. 8.12. Прихватоопределитель

Третьим контрольным замером определяют уча
сток, где магнитные метки не исчезли, т.е. определяют 
интервал прихвата.

Если нефтяная (кислотная или водяная) ванна не 
дала положительных результатов, прибегают к сплош
ной промывке нефтью или водой. Сплошная промывка 
водой возмож на при бурении в устойчивых породах.
При переходе на сплошную промывку нефтью следует 
избегать резкого перехода от бурового раствора к неф
ти, так как для подъема тяжелого глинистого раствора 
в затрубном пространстве и для движения легкой 
нефти внутри бурильных труб потребуется вы сокое 
давление.

Циркуляция нефти в скважине имеет ряд отрица
тельных сторон: нарушает глинизацию стенок скваж и
ны, создает опасность нефтяного или газового выброса.

В последнее время ВНИИБТ и НИИ механики М о
сковского государственного университета разработан 
способ ликвидации прихватов колонны труб, получив
ший название гидроимпульсного способа (ГИС). Спо
соб основан на возбуждении упругих волн разгрузки в 
материале колонны труб и жидкости, заполняющей 
скважину, путем резкого снятия предварительно 
созданных в них напряжений.

Предварительные напряжения в материале колон
ны труб и жидкости создаю т путем воздействия на пе
рекрытый диафрагмой верхний торец колонны избы
точного давления, возникающ его в полости труб после 
замещения находящегося в колонне раствора облег
ченной жидкостью, например водой. Величина этого 
избыточного давления Др зависит от разности плотностей жидкости в 
трубном и затрубном пространствах и глубины погружения уровня раздела 
этих сред в колонне; ее определяют по формуле

АР =  (Yi -  12)Н-д,

где yi и у2 — соответственно плотность жидкости в затрубном и трубном 
пространствах; Н  — глубина погружения уровня раздела жидкостей в ко
лонне.

Возникш ее избыточное давление Др, действуя на закрытый диафраг- 
менной пластинкой верхний торец колонны, создает растягивающую силу, 
равную

G =  ApS,

где S — площадь сечения полости колонны.
Под действием этой силы в части колонны, расположенной над местом 

прихвата, возникают осевы е растягивающие напряжения, которые можно 
определить по формуле
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ст =  G/F,

для F  — площадь сечения материала колонны.
Для применения способа необходимо:
1 ) установить место прихвата и зафиксировать вы тяж ку отметкой на 

колонне;
2) произвести форсированную промывку ствола скважины вы сокока

чественным буровым раствором в течение 1,5 — 2 циклов;
3) при помощи переводников и патрубков из УБТ подобрать длину ин

струмента так, чтобы верхний конец колонны при нагрузке, равной собст
венному весу  инструмента, выступал над ротором не более, чем на 40 — 
50 см;

4) установить в диафрагменной камере наголовника тарированную на 
расчетное давление диафрагму;

5) установить на верхнем конце колонны труб над ротором соответст
вующий наголовник;

6) подключить два отводных патрубка от заливочной головки к цемен
тировочным агрегатам, а всасываю щ ую  линию агрегатов соединить с емко
стью, заполненной технической водой, и опрессовать нагнетательную ли
нию на давление, превыш ающ ее расчетное Др на 25 %;

7) закачать агрегатами в полость колонны труб расчетный объем об
легченной жидкости, например воды, до получения расчетного давления Др, 
необходимого для разрыва диафрагмы в наголовнике. При этом произойдет 
выброс порции облегченной жидкости из открывшегося торца колонны 
труб в атмосферу;

8) после выброса в атмосферу порции облегченной жидкости закрыть 
задвижку на наголовнике при помощи дистанционного устройства;

9) непосредственно после закрытия задвижки расхаживать инструмент 
в течение 5 —10 мин с усилием, не превышающим 20 тс собственного веса;

10) если прихват не ликвидирован, необходимо установить новую 
диафрагму и повторить цикл 5 — 6 раз;

1 1 ) если после этого не произойдет частичной ликвидации прихвата 
(не уменьшится длина прихваченной части инструмента), необходимо:

а) увеличить величину Др за счет использования гидродинамических 
сопротивлений колонны труб при закачке облегченной жидкости;

б) вы звать обратный переток жидкости из затрубного пространства в 
полость колонны труб, открывая краны на нагнетательной линии и прини
мая в емкость агрегатов не более 3 - 6  м3 облегченной жидкости, после чего 
переток прекратить.

Описанный цикл следует проводить не более трех раз. При вы зове об
ратного перетока необходимо закачивать в затрубное пространство буро
выми насосами промывочную жидкость с параметрами, предусмотренными 
ГТН для поддержания первоначальной величины гидростатического давле
ния в скважине.

ГИС не применяют, если плотность находящейся в скважине промы
вочной жидкости менее 1350 кг/м3 (1,35 г/см3); целостность и герметич
ность колонны труб нарушена; затрубное (кольцевое) пространство сква
жины завалено крупными обломками горных пород.

Для освобождения прихваченного инструмента используют такж е ясс 
ударный (ЯУ). Он предназначен для освобождения прихваченного буриль
ного инструмента нанесением по нему осевы х ударов, расхаживанием и
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путем отбивания ротором. Иногда применяют ясс ударно-вибрационный 
(ЯУВ). Он предназначен для освобождения прихваченного бурильного ин
струмента нанесением по нему осевых ударов, направленных сверху вниз, 
или ж е  созданием вибрации в колонне вращением бурильного инструмента 
под натяжением.

Достаточно эффективным способом ликвидации прихватов является 
резкое встряхивание колонны с помощью забойных гидроударников, виб
раторов, взрыва шнурковых торпед малой мощности. В последнем случае 
ударная волна, проходя через резьбовое соединение трубы, вы зы вает р ез
кое его ослабление. Если перед взрывом на трубы был приложен обратный 
вращающий момент, а резьбовое соединение было разгружено от веса вы 
шележащих труб, то при взры ве происходит открепление резьбового со
единения, находящегося против торпеды, которое затем легко отвинчивают 
ротором. Этот метод позволяет в большинстве случаев освобождать трубы, 
находящиеся выш е места прихвата.

Если, несмотря на принятые меры, бурильную колонну освободить не 
удается, ее развинчивают по частям при помощи бурильных труб с левой 
резьбой. При развинчивании прихваченной части приходится вначале рас- 
фрезеровывать сальник, образовавшийся вокруг труб. Этот процесс очень 
длителен и мало эффективен. Поэтому, если для извлечения прихваченной 
части бурильной колонны требуется много времени, обычно ее оставляют в 
скважине и обходят стороной. Такое отклонение ствола, называемое «ухо
дом в сторону», производят, используя методы бурения наклонных сква
жин.

8.5. ОСЛОЖНЕНИЯ ПРИ БУРЕНИИ 
В МНОГОЛЕТНЕМЕРЗЛЫХ ПОРОДАХ (ММП)

8.5.1. РАСПРОСТРАНЕННОСТЬ И ХАРАКТЕРИСТИКА ММП

Многолетняя мерзлота распространена в России на территории Ир
кутской, Магаданской, Читинской, Омской, Новосибирской, Тюменской, 
Томской, Свердловской областей, Хабаровского и Красноярского краев, 
Коми, Якутии и Бурятии. Она занимает площадь 10 млн км2, т.е. более 50 % 
всей территории страны.

Значительная территория Аляски (США) и часть территории Канады 
такж е характеризуются наличием ММП.

До недавнего времени считалось, что максимальная глубина распро
странения ММ П составляет 600 — 700 м. Однако бурение и исследования 
Мархинской скважины в северо-западной части Якутии позволили устано
вить распространение ММП до глубины 1400 м с температурой в интервале 
2 5 0 — 1400 м до минус 3 °С.

В районах распространения ММ П находятся богатые залежи углево
дородов — нефти и газа. Крупнейшие из них: газовы е месторождения 
М едвеж ье и Уренгой на территории Таймырского полуострова (Россия) и 
нефтяное месторождение Прадхо-Бей на территории Аляски (США).

Многие месторождения в настоящ ее время успешно эксплуатируются 
в России: Возейское, М едвежье, Уренгойское, Русское, Холмогорское, 
Варьеганское и др.; в США: Барроу, Симпсон, Топагорук, Коалак, Мид, 
Фишкрик, Сумалик, Прадхо-Бей, Сквеар-Лейк, Кенай и др.
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Как в России, так и на Аляске и на территории Канады отмечают три 
категории распространения ММП: сплошное, прерывистое, островное.

В настоящ ее время геолого-геотермические условия залегания ММП 
изучены недостаточно. Отсутствую т конкретные рекомендации по оценке 
такой важнейш ей из характеристик, как льдистость, мало данных о тепло
физических свойствах мерзлых пород. Поэтому приведем по некоторым 
месторождениям лишь краткую литолого-стратиграфическую характери
стику разреза ММП, общие сведения о строении и естественной темпера
туре мерзлотной толщи.

Возейское нефтяное месторождение расположено за полярным кру
гом, где мерзлота развита повсеместно. Мощность мерзлотной толщи оце
нивается в 100 — 400 м и представлена отложениями третичного и четвер
тичного возраста. М ерзлота относится к эпигенетическому типу. Третич
ные образования представлены плотными глинистыми алевролитами, гли
нами, суглинками, в верхней части — песками. Четвертичные — осадками 
озерно-аллювиального, ледниково-морского происхождения, по преимуще
ству песчано-гравийного состава с прослоями глин, суглинков и валунов. В 
южной части месторождения мерзлота — реликтовая. Естественная темпе
ратура пород ниже минус 1 °С.

На М едвежьем и Уренгойском газовы х месторождениях промерзанием 
охвачены супесчано-глинистые и песчано-глинистые отложения четвертич
ного и палеогенового возраста. На М едвежьем месторождении глубина 
нижней границы ММП изменяется от 250 до 400 м, на Уренгойском — от 
282 до 537 м. Температура мерзлых пород минус 2 — минус 3 °С.

На Русском нефтяном месторождении слой ММП является монолит
ным на водораздельных участках и имеет островной характер на поймах 
рек. Промерзанием охвачены песчано-глинистые отложения палеоцена, 
эоцена, четвертичные. Максимальная мощность ММП 350 — 500 м, темпера
тура на глубине слоя годовых колебаний минус 3 °С.

На Холмогорском нефтяном месторождении промерзанием охвачены 
следующие литолого-стратиграфические разности: водонасыщенные песча
ные и глинистые пласты олигоценовых и эоценовых отложений на глуби
нах до 500 м. ММП имеют реликтовое происхождение и характеризуются 
двухслойным строением. Верхний слой — от поверхности до глубины 
30 —50 м — мерзлые породы, затем — вплоть до глубины 100—150 м — за
легают талые породы. Подошва второго мерзлотного слоя отмечается на 
глубине около 500 м. Температура мерзлых пород, по-видимому, близка 
к 0 °С.

В разрезе Варьеганского нефтяного месторождения ММП представле
ны реликтовой частью на глубинах от 100 до 350 м. Промерзанием охваче
ны отложения четвертичного и эоцен-олигоценового возраста, представ
ляющие собой неравномерное чередование песчаных и глинистых пород с 
различными включениями. Естественная температура мерзлых пород ко
леблется от 0 до минус 2,5 °С.

Толща ММП месторождения Прадхо-Бей (США) составлена из не
больших по мощности современных отложений с включениями сплошного 
льда, хорошо отсортированным гравием с пропластками илистого песка (до 
глубины примерно 170 м), глинистым илом (до глубины 190 м), илистым 
песком (до глубины 250 м), илистой глиной (до глубины 290 м), переслаи
вающимися илистыми песками с илистыми глинами (до глубины 350 м) и 
песками, перемежающ имися с небольшими прослоями глины (до глубины
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а б в

Рис. 8.13. Текстура многолетнемерзлых пород:
а — массивная; б  — слоистая; в — сетчатая; 1 — минеральный материал породы; 2 — лед

600 м). Температура мерзлоты достигает минус 8 °С. Нефтегазовая залежь 
связана с отложениями пермо-триаса на глубине 2430 — 2600 м.

В мерзлых породах различают три вида криогенной текстуры: массив
ную (рис. 8.13), в которой кристаллы льда заполняют поровое пространст
во, слоистую, когда лед в виде ориентированных в одном направлении линз 
и прослоек участвует в формировании мерзлой породы, и сетчатую, когда 
линзы и жилы льда ориентированы беспорядочно.

В составе мерзлой породы мож ет находиться незамерзающ ая поровая 
вода с различной степенью минерализации. Количество этой воды зависит 
от температуры и вещ ественного состава. Считают, что тонкодисперсные 
мерзлые глины могут содержать незамерзш ую воду даже при температуре 
минус 100 °С.

Одной из основных характеристик ММП, от которой зависит степень 
осложненности условий при сооружении скважин, является их льдистость.

В связи с недостаточной изученностью кернового материала конкрет
ной информации о льдистости ММП по различным месторождениям очень 
мало. Тем не менее для различных оценок степени осложненности ствола 
скважины под тепловым воздействием промывочного агента необходимо 
располагать хотя бы общими сведениями о льдистости ММП.

Известно, что для Тимано-Печорской нефтегазоносной провинции 
объемная льдистость ММП в интервале залегания 0 — 50 м составляет в 
среднем 40 — 45 %. В Тюменской области льдистость ММП в интервале 0 — 
30 м составляет 40 — 60 %.

Льдистость суглинков и супесей изменяется в пределах от 30 до 60 %, 
а песков — от 10 до 30 %.

С глубиной льдистость, как правило, уменьшается. Льдистость синге
нетических отложений обычно выше, чем эпигенетических.

Льдистость в верхней части разреза ММП, проходимого скважинами в 
Тюменской области, часто превосходит 50 %; наибольшая объемная льди
стость (более 60 %) соответствует глубине 30 — 50 м.

Газовые месторождения Тюменского Заполярья по своему литологиче
скому разрезу отличаются наличием мощных толщ ММП. Многолетняя 
мерзлота распространяется на олигоценовые и эоценовые отложения, а в 
крайней северной части месторождения М едвеж ье — и на верхнюю часть 
палеоцена. В составе мерзлой толщи преобладает лед, мощность которого 
достигает половины мощности ММП.
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8.5.2. ОСЛОЖНЕНИЯ, СВЯЗАННЫЕ 
С ФИЗИКО-ХИМИЧЕСКИМ ВОЗДЕЙСТВИЕМ НА ММП

При бурении в интервалах распространения ММ П в результате совм е
стного физико-химического воздействия и эрозии на стенки скважины 
сцементированные льдом песчано-глинистые отложения разрушаются и 
легко размываются потоком бурового раствора. Это приводит к интенсив
ному кавернообразованию и связанным с ним обвалам и осыпям горных 
пород.

Наиболее интенсивно разрушаются породы с низким показателем 
льдистости и слабоуплотненные породы. Теплоемкость таких пород невы 
сокая, и поэтому их разрушение происходит сущ ественно быстрее, чем по
род с высокой льдистостью.

Среди мерзлых пород встречаются пропластки талых пород, многие из 
которых склонны к поглощениям бурового раствора при давлениях, незна
чительно превышающих гидростатическое давление столба воды в скваж и
не. Поглощения в такие пласты бывают весьма интенсивные и требуют 
специальных мероприятий для их предупреждения или ликвидации.

В разрезах ММ П обычно наиболее неустойчивы породы четвертичного 
возраста в интервале 0 — 200 м. При традиционной технологии бурения 
фактический объем ствола в них мож ет превосходить номинальный в 3 —
4 раза. В результате сильного кавернообразования, которое сопровождает
ся появлением уступов, сползанием шлама и обвалами пород, кондукторы 
во многих скважинах не были спущены до проектной глубины.

В результате разрушения ММ П в ряде случаев наблюдалось проседа
ние кондуктора и направления, а иногда вокруг устья скважины образовы
вались целые кратеры, не позволяющие вести буровые работы.

В интервале распространения ММ П трудно обеспечить цементирова
ние и крепление ствола вследствие создания застойных зон бурового рас
твора в больших кавернах, откуда его невозможно вытеснить тампонаж
ным раствором. Цементирование зачастую одностороннее, а цементное 
кольцо несплошное. Это порождает благоприятные условия для межпласто- 
вых перетоков и образования грифонов, для смятия колонн при обратном 
промерзании пород в случае длительных простоев скважины.

Процессы разрушения ММП достаточно сложные и мало изученные. 
Циркулирующий в скважине буровой раствор термо- и гидродинамически 
взаимодействует как с горной породой, так и со льдом, причем это взаимо
действие мож ет сущ ественно усиливаться физико-химическими процесса
ми (например, растворением), которые не прекращаются даже при отрица
тельных температурах.

В настоящ ее время можно считать доказанным наличие осмотических 
процессов в системе порода (лед) — корка на стенке скважины - промы
вочная жидкость в стволе скважины. Эти процессы самопроизвольные и 
направлены в сторону, противоположную градиенту потенциала (темпера
туры, давления, концентрации), т.е. стремятся к выравниванию концентра
ций, температур, давлений. Роль полупроницаемой перегородки мож ет вы 
полнять как фильтрационная корка, так и прискважинный тонкий слой са
мой породы. А в составе мерзлой породы кроме льда как цементирующего 
ее вещ ества мож ет находиться незамерзающ ая поровая вода с различной 
степенью минерализации. Количество незамерзающ ей воды в ММП зави
сит от температуры, вещ ественного состава, солености.
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И з-за наличия в открытом стволе скважины промывочного бурового 
раствора, а в ММП — поровой жидкости с определенной степенью мине
рализации наступает процесс самопроизвольного выравнивания концен
траций под действием осмотического давления. В результате этого может 
происходить разрушение мерзлой породы. Если буровой раствор будет 
иметь повышенную по сравнению с поровой водой концентрацию какой- 
нибудь растворенной соли, то на границе лед — жидкость начнутся ф азо
вы е превращения, связанные с понижением температуры плавления льда, 
т.е. начнется процесс его разрушения. А так как устойчивость стенки 
скважины зависит в основном от льда, как цементирующего породу вещ е
ства, то в этих условиях устойчивость ММП, слагающих стенку скважины, 
будет потеряна, что мож ет явиться причиной осыпей, обвалов, образования 
каверн и шламовых пробок, посадок и затяж ек при спускоподъемных опе
рациях, остановок спускаемых в скважину обсадных колонн, поглощений 
буровых промывочных и тампонажных растворов.

Если степени минерализации бурового раствора и поровой воды ММП 
одинаковы, то система скважина — порода будет находиться в изотониче
ском равновесии, и разрушение ММП под физико-химическим воздейст
вием маловероятно.

С увеличением степени минерализации промывочного агента возни
кают условия, при которых поровая вода с меньшей минерализацией будет 
перемещаться из породы в скважину. И з-за потерь иммобилизованной во
ды механическая прочность льда будет уменьшаться, лед мож ет разрушить
ся, что приведет к образованию каверны в стволе бурящейся скважины. 
Этот процесс интенсифицируется эрозионным воздействием циркулирую
щего промывочного агента.

Разрушение льда соленой промывочной жидкостью отмечено в рабо
тах многих исследователей. Эксперименты, проведенные в Ленинградском 
горном институте, показали, что с увеличением концентрации соли в омы
вающей лед жидкости разрушение льда интенсифицируется. Так, при со
держании в циркулирующей воде 25 и 100 кг/м3 NaCl интенсивность раз
рушения льда при температуре минус 1 °С составляла соответственно
0,0163 и 0,0882 кг/ч.

На процесс разрушения льда влияет такж е длительность воздействия 
соленой промывочной жидкости. Так, при воздействии на лед 3%-ным рас
твором NaCl потеря массы образца льда с температурой минус 1 °С соста
вила: 0,62; 0,96 и 1,96 г соответственно через 0,5; 1,0 и 1,5 ч.

По мере растепления прискважинной зоны ММ П освобождается часть 
ее порового пространства, куда такж е мож ет фильтроваться промывочная 
жидкость или ее дисперсионная среда. Этот процесс мож ет оказаться еще 
одним физико-химическим фактором, способствующ им разрушению ММП. 
Он мож ет сопровождаться осмотическим перетоком жидкости из скважин 
в породу, если концентрация какой-нибудь растворимой соли в жидкости 
ММП больше, чем в жидкости, заполняющей ствол скважины.

Следовательно, чтобы свести к минимуму отрицательное влияние фи- 
зико-химических процессов на состояние ствола бурящейся в ММП сква
жины, необходимо, в первую очередь, обеспечить равновесную концентра
цию на стенке скважины компонентов бурового промывочного раствора и 
внутрипоровой жидкости в ММП.

К сожалению, это требование не всегда выполнимо на практике. По
этому чаще прибегают к защите цементирующего ММП льда от физико
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химического воздействия буровым раствором пленками вязких жидкостей, 
которые покрывают не только обнаженные скважиной поверхности льда, 
но и частично прилегающее к скважине внугрипоровое пространство, раз
рывая тем самым непосредственный контакт минерализованной жидкости 
со льдом.

Как указы ваю т А.В. Марамзин и А.А. Рязанов, при переходе от про
мывки скважин соленой водой к промывке более вязким глинистым рас
твором интенсивность разрушения льда уменьшилась в 3,5 — 4 раза при 
одинаковой концентрации в них NaCl. Она снижалась ещ е больше, когда 
буровой раствор обрабатывали защитными коллоидами (КМЦ, ССБ). Под
тверждена такж е положительная роль добавок к буровому раствору вы со
коколлоидного бентонитового глинопорошка и гипана.

Таким образом, для предупреждения кавернообразования, разрушения 
устьевой зоны, осыпей и обвалов при бурении скважин в ММП буровой 
промывочный раствор должен отвечать следующим основным требованиям: 

обладать низким показателем фильтрации;
содержать количество солей, равновесное с жидкостью в ММП; 
обладать способностью создавать на поверхности льда в ММП плот

ную, непроницаемую пленку;
обладать низкой эрозионной способностью; 
иметь низкую удельную теплоемкость;
образовывать фильтрат, не создающий с жидкостью породы истинных 

растворов;
быть гидрофобным к поверхности льда.

8.5.3. ОСЛОЖНЕНИЯ, СВЯЗАННЫЕ С ТЕПЛОВЫМ ВЗАИМОДЕЙСТВИЕМ 
БУРЯЩЕЙСЯ СКВАЖИНЫ И ММП

Бурящаяся скважина вступает с окружающими мерзлыми породами не 
только в физико-химическое взаимодействие. Чаще наиболее мощным 
фактором, влияющим на устойчивость стенок ствола скважины в ММП, 
является тепловое воздействие скважинного флюида на состояние мерзлой 
породы.

Имеющий обычно положительную температуру буровой раствор рас
плавляет лед в примыкающих к скважине ММП, в результате чего свя з
ность частиц породы друг с другом нарушается, стенка скважины теряет 
устойчивость и разруш ается под действием несбалансированного горного 
давления и эрозии движущейся промывочной жидкостью.

Практикой установлено: чем выше температура бурового промывочно
го раствора, тем интенсивнее процесс кавернообразования, осыпи, обвалы, 
поглощения при проходке ММП. Развитию этих нежелательных процессов 
способствуют большая продолжительность бурения в ММП, высокая ин
тенсивность промывки скважины и степень турбулентности восходящего 
потока бурового раствора.

Проблемы сооружения скважин в районах распространения ММП по
рой не прекращаются после их закрепления колонной (кондуктором). При 
длительных остановках или при использовании охлажденных ниже О °С 
буровых растворов происходит обратное промерзание растепленных сква
жиной ММП и бурового раствора, находящегося в кавернах. В результате 
промерзания и связанного с ним увеличения объема промерзающего мате-
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риала с водой возникает огромное, неравномерное по периметру внешнее 
давление на обсадные трубы, приводящее в ряде случаев к их слому.

Горные породы, слагающие разрез скважины ниже распространения 
ММП, имеют положительную температуру, увеличивающуюся по мере уг
лубления забоя. На глубине 3000 м температура горных пород мож ет дос
тигать 8 0 —100 °С (газовое месторождение Уренгой в РФ, месторождение 
Прадхо-Бей на Аляске). Естественно, что нагретый на этой глубине цирку
лирующий буровой раствор будет нагревать приствольную зону ММП за 
кондуктором и растеплять ее. Так, после закрепления ММП обсадной ко
лонной она мож ет подвергаться многократному растеплению и промерза
нию. Вероятно поэтому отмечаются как случаи повреждения кондукторов, 
так и случаи проседания их в глубь скважины.

Решение проблемы осложнений, возникающ их в результате растепле
ния околоствольной зоны ММП, состоит, с одной стороны, в учете этого 
явления при выборе прочностных характеристик обсадных колонн при 
расчете их на смятие внешним давлением, а с другой — в предотвращении 
этого явления путем регулирования температуры нагнетаемого в скважину 
бурового раствора до значений, близких к температуре плавления льда, 
скрепляющего частицы ММП.

Исследователи, занимающиеся проблемами бурения скважин в Запо
лярье, единодушно отмечают, что необходимо применять в комплексе ре
комендации по предупреждению кавернообразований, сущность которых 
сводится к следующему: во-первых, использовать для бурения ММП охла
жденные до температуры плавления льда буровые растворы; во-вторых, 
свести к минимуму способность буровых растворов растворять лед; 
в-третьих, соблюдать умеренные скорости циркуляции бурового промы
вочного раствора в кольцевом пространстве скважины.

Основные усилия исследователей были направлены на поиск промы
вочных сред, наиболее благоприятных с точки зрения недопущения разру
шения ММП. Используя в качестве промывочных агентов пены, воздух, 
эмульсии и растворы на нефтяной основе, буровики Канады добились зна
чительных успехов в профилактике кавернообразования, осыпей и обвалов 
при проходке ММП.

Такого рода промывочные жидкости незначительно отфильтровывают 
жидкость в поры породы, нейтральны по отношению ко льду, обладают по
ниженной теплоемкостью.

Однако даж е при использовании таких систем, требующих значитель
ного усложнения техники и технологии промывки скважин, процесс ка
вернообразования наблюдается при положительных температурах в цирку
ляционном потоке, особенно при разбуривании песчаников, сцементиро
ванных льдом. Поэтому, наряду с применением систем, не растворяющих 
лед, для предотвращения разрушения прискважинной зоны ММП необхо
димо регулировать в определенных пределах температуру используемого 
при бурении промывочного агента.

Установлено, что температура циркулирующего в скважине промы
вочного агента в зоне ММП не должна превышать температуру фазового 
перехода (плавления) льда. Практически она должна быть не выше 
+  0,5 °С. Пожалуй, единственная возмож ность поддерживать на низком 
уровне температуру циркулирующего раствора - это охлаждать его в по
верхностной системе.

Задача охлаждения промывочной жидкости на дневной поверхности
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при отрицательной окружающей температуре не столь сложная. Но при 
положительной температуре на поверхности задача резко усложняется и 
требует для своего решения тщательного расчета поверхности теплообмен
ников, холодопроизводительности системы охлаждения, других характе
ристик.

Для того, чтобы запроектировать эффективные меры профилактики 
осложнений при сооружении скважин, необходимо в каждом конкретном 
случае решить ряд задач.

1. Выбрать тип и компонентный состав бурового промывочного агента 
в соответствии с геолого-техническими условиями бурения, при использо
вании которого было бы сведено к минимуму отрицательное воздействие 
его на ММП.

2. Определить границы колебаний температуры в сооружаемой сква
жине в зависимости от температуры промывочного агента на дневной по
верхности.

3. Оценить степень деградации окружающих скважину ММП под в о з
действием бурового промывочного агента, в первую очередь такую харак
теристику, как радиус протаивания ММП вокруг скважины.

4. Выбрать метод и систему регулирования температуры в скважине, 
позволяющую свести к минимуму растепления околоствольной зоны ММП.

5. Выбрать прочностные характеристики крепи скважины с учетом на
грузок, обусловленных как течением растепленных пород, так и их обрат
ным промерзанием в результате восстановления отрицательной температу
ры в скважине.



Глава 9
ОСНОВЫ ГИДРАВЛИЧЕСКИХ РАСЧЕТОВ 
В БУРЕНИИ

При бурении нефтяных и газовы х скважин практически все  техноло
гические процессы и операции сопровождаются различными гидромехани
ческими явлениями, которые во многом определяют качество и эффектив
ность буровых работ.

Гидромеханика рассматривает явления, связанные с покоем (гидроста
тика) и движением (гидродинамика) жидкости. При этом основное внима
ние уделяется решению двух задач: нахождению взаимодействия жидкости 
с твердыми телами и определению распределения скоростей и давлений 
внутри жидкости.

9.1. ГИДРОМЕХАНИЧЕСКИЕ СВОЙСТВА 
И РЕОЛОГИЧЕСКИЕ МОДЕЛИ ЖИДКОСТЕЙ

Основным предметом изучения гидромеханики является жидкость — 
агрегатное состояние вещ ества, сочетающ ее в себе черты твердого (сохра
нение объема, определенная прочность на разрыв и др.) и газообразного 
(изменчивость формы, подвижность и др.) состояний. Все жидкости спо
собны в той или иной мере изменять свой объем под действием сж имаю 
щих усилий, т.е. обладают сжимаемостью. Это свойство характеризуется 
коэффициентом сжимаемости

в = - L ™
Рр V  d p '

где V — объем жидкости; р — давление.
Объем жидкостей изменяется и вследствие температурных воздейст

вий. Это свойство жидкостей характеризуется коэффициентом теплового 
расширения

Рг ,к V  dT

где Т — температура.
Коэффициенты сжимаемости и теплового расширения обычно прини

мают постоянными, так как для давлений и температур, представляющих 
интерес для практики бурения, их изменение незначительное. В этом слу
чае изменение объема можно определять по формулам

V =  Vo(l -  РрАр);

V =  У0(1 +  РтАГ),
где Vo — начальный объем.
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В гидромеханике жидкость представляется сплошной средой с непре
рывным распределением в ней основных физических свойств, т.е. все  м е
ханические характеристики являются функциями координат точки и вре
мени. В этом заключается гипотеза о непрерывности и сплошности жидкой 
среды.

Одна из основных физических величин, характеризующих жидкость, — 
плотность

AMр =  п т ----- ,
A V  —>0 AV

где ДМ — масса жидкости в объеме ДУ.
По плотности жидкости можно определять удельный вес у, характери

зующий объемные силы тяжести, согласно формуле

у =  р д,
где д — ускорение силы тяжести.

Принимая во внимание сжимаемость и тепловое расширение, имеем 
р =  f(p, Т), а с учетом коэффициента сжимаемости и теплового расширения

Рр = Ро ; Рт = Ро .
Рр i - р  р&р иг 1 - р г ЛГ

Все реальные жидкости обладают свойством сопротивляться усилиям, 
касательным к поверхности выделенного объема, т.е. усилиям сдвига. Это 
свойство называю т вязкостью . Причина ее возникновения — диффузия 
молекул, сопровождающ аяся переносом количества движения из одного 
слоя в другой и тем самым обусловливающая возникновение сил внутрен
него трения в жидкости. Для того чтобы дать определение подобного рода 
силам, рассмотрим равновесие выделенного в жидкости элементарного 
объема.

В общем случае действующие силы можно разделить на поверхност
ные и объемные. К поверхностным силам относятся силы трения, поверх
ностного натяжения, упругости; к объемным — силы тяжести, инерции, 
электрического и магнитного взаимодействия и др. В общем случае по
верхностные силы разлагаются на нормальную и касательную составляю 
щие. Первая вы зы вает деформацию сжатия, и в гидромеханике ее назы ва
ют давлением и обозначают р, а вторая вы зы вает деформацию сдвига или 
напряжения трения, и ее обозначают х. Взаимосвязь между касательными 
напряжениями х и характеристиками движения жидкости обусловливает 
реологические свойства.

Если рассмотреть две параллельные площадки в движущейся жидко
сти, которые отстоят друг от друга на расстоянии dh и движутся со скоро
стями соответственно v и v + dv, то для жидкости, подчиняющейся закону 
вязкости Ньютона, имеем следующую формулу для определения касатель
ного напряжения:

dvX = Г|--- ,
1 dh

где г) — коэффициент внутреннего трения или динамической (абсолютной) 
вязкости.

На практике используют коэффициент кинематической вязкости
V =  Г | /р .
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Наряду с жидкостями, подчиняющимися закону Ньютона (например, 
вода), в практике бурения приходится иметь дело с жидкостями, которые 
отклоняются от этого закона. Их назы ваю т неньютоновскими или аномаль
ными. Взаимосвязь деформаций и напряжений для подобных жидкостей 
является предметом изучения реологии — раздела физической механики. В 
общем случае в зависимости от реологического поведения жидкости м ож 
но разделить на две основные группы.

К первой группе относятся: 
вязкопластичные жидкости, для которых

где х0 — динамическое напряжение сдвига; г| — коэффициент структурной 
вязкости;

аномально вязкие жидкости, для которых

где к — коэффициент консистентности; п — показатель степени; при п < 1 
аномально вязкие жидкости называю т псевдопластичными, при п > 1 — 
дилатантными, т.е. расширяющимися или растягивающимися, а при п =  1 
имеем ньютоновскую жидкость.

Ко второй группе относятся жидкости, которые обладают свойствами 
твердого тела и жидкости, т.е. проявляют упругое восстановление формы 
после снятия напряжения. Эти жидкости называю т вязкоупругими, и к ним 
относится модель Максвелла, или модель релаксирующего тела, для кото
рого

1 1 d x  _  dv  
r\ G dt dn'

где G — модуль упругости при сдвиге.
Для этих тел важным параметром является время релаксации t =  ц/G, 

которое характеризует время затухания упругих напряжений в жидкости. 
Так, в случае dv/dn =  0 для этих тел имеем

где х0 — начальное упругое напряжение сдвига при мгновенном напря
жении.

Из этого выражения следует, что при t =  ц/G  напряжение в жидкости 
уменьшится в ё  раз, а при f —> оо оно станет равным нулю, т.е. напряжение 
в теле полностью исчезнет. Чем меньше для жидкости время релаксации 
(G —> оо), тем слабее проявляются твердообразные свойства таких жидко
стей, так как в их модели член, содержащий dx/df, будет стремиться к ну
лю, и поведение тела станет ньютоновским.

При рассмотрении неньютоновских жидкостей вводится понятие эф
фективной вязкости г|э, которое для вязкопластичных жидкостей определя
ется по формуле

х = т0 ехр

х0
Л = Л + — -— 1э 1 d v /d n
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а для аномально вязких жидкостей

Использование приведенных гидромеханических моделей и свойств 
жидкостей позволяет решить основные задачи гидромеханики в бурении.

9.2. ОЧИСТКА БУРЯЩЕЙСЯ СКВАЖИНЫ ОТ ШЛАМА

Качественная очистка ствола скважины от осколков выбуренной по
роды (шлама) улучшает показатели работы долот и снижает вероятность 
осложнений и аварий, что представляет существенный резерв в сокращ е
нии сроков и стоимости бурения.

9.2.1. ТРАНСПОРТИРОВАНИЕ ШЛАМА НА ПОВЕРХНОСТЬ

Анализ современного состояния проблемы очистки ствола бурящейся 
скважины от выбуренной породы показывает, что нет единого мнения о 
влиянии режимов течения, показателей свойств бурового раствора, про
должительности промывки и частоты вращения бурильных труб на транс
портирующую способность потока бурового раствора. Заключения о влия
нии реологических показателей на выносную способность буровых раство
ров противоречивы, а механический принцип относительности, широко 
используемый для расчета скорости восходящего потока ньютоновских 
жидкостей, в случае применения буровых растворов нуждается в экспери
ментальной проверке. Кроме того, не ясен вопрос о выборе расчетного 
диаметра частиц выбуренной породы, предназначенных к гидротранспорту 
по стволу скважины.

Таким образом, из-за отсутствия научно обоснованных рекомендаций 
по выбору основных параметров промывки, обеспечивающих совершенную 
очистку ствола скважины, и недостатка формализованных представлений о 
процессах гидротранспорта шлама составление важнейших ограничений 
гидравлических программ в настоящ ее время затруднено, что не позволяет 
использовать потенциальные резервы повышения эффективности бурового 
процесса в результате интенсификации гидротранспорта выбуренной по
роды по стволу бурящейся скважины.

Статистический анализ исследованных проб бурового шлама позволяет 
ориентировочно вычислить содержание частиц в буровом растворе.

Диаметр частиц, м м ..................  > 1,5н-2,2 > 3,0-^4,5 > 6-̂ 7
Содержание частиц, %............  78 — 82 50 5 —10

М аксимально возможный размер шлама достигает 1 4 —15 мм.
Очевидно, что при расчетах процесса гидротранспорта следует ориен

тироваться на шлам либо наибольшего размера, либо наибольшего объема. 
Так, представляется рациональным для предотвращения зашламления ство
ла скважины принять меры для удаления частиц размером более 1,5 — 2 мм, 
а при внезапных остановках циркуляции предотвратить осаждение наибо
лее крупных частиц. Однако при сальникообразовании, по-видимому, сле
дует рассматривать возможности удаления или предотвращения образова
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ния более мелких частиц, составляющих 20 — 30 % общей массы шлама, об
разовавш егося при бурении. Для уточнения этих вопросов необходимы 
четкие представления о транспортирующей способности буровых раство
ров.

9.2.2. ОПРЕДЕЛЕНИЕ СКОРОСТИ ОСАЖДЕНИЯ ЧАСТИЦ 
ВЫБУРЕННОЙ ПОРОДЫ В БУРОВЫХ РАСТВОРАХ

Согласно механическому принципу относительности, широко практи
куемому при проектировании гидротранспорта с использованием ньюто
новских жидкостей и газообразных агентов, транспортирующая способ
ность бурового раствора зависит от скорости осаждения взвеш енных 
частиц.

В общем случае при равномерном падении частицы в жидкой изо
тропной покоящейся среде скорость падения (м/с) определяется по форму
ле Риттингера:

\ 1 / 2
4 d 0 р ч -  р

“ = g T 9J - ,9Л)

где d0 — характерный размер (в случае шарообразной частицы — диа
метр), м; рч — плотность частицы, кг/м3; р — плотность жидкости, кг/м3; 
д  — ускорение силы тяжести, м/с2, Q  — коэффициент сопротивления об
теканию частиц.

Согласно формуле (9.1), скорость осаждения частиц в любой жидкости 
зависит от коэффициента сопротивления обтеканию Q. Величина Q, в 
свою  очередь, находится в сложной взаимосвязи с критерием Рейнольдса
(Re), включающим искомую скорость.

В связи с отсутствием методики определения скорости осаждения 
взвеш енных частиц в неньютоновских жидкостях при проектировании 
процессов гидротранспорта бурового шлама обычно принимают Q  =  const, 
что оправдано в случае турбулентного режима течения промывочной жид
кости в кольцевом пространстве скважины.

Н иже предлагается разработанный Г.Г. Габузовым и Ю.М. Проселко- 
вым простой способ определения скорости осаждения шарообразных час
тиц в безграничной вязкопластичной среде при всех возмож ных режимах 
обтекания.

На рис. 9.1 в виде точек представлены опытные данные различных ав
торов, характеризующ ие изменение С{ в диапазоне 10-1  < Re < 5-105. И з
вестны формулы, аппроксимирующие опытные данные в отдельных интер
валах R e .

Так, при Re < 1 справедлива зависимость (кривая /)

Ct = 2 4 R e ';  R^ = ^ ,  (9.2)
ц

где ц — абсолютная вязкость жидкости, Па-с.
После подстановки (9.2) в формулу (9.1) можно получить известную 

зависимость Стокса, выведенную теоретическим путем из дифференциаль
ных уравнений гидродинамики без учета инерционных членов:
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-?2 /

18ц
u = do(p4 p)g. (9.3)

При Re < 5 справедлива аналитическая зависимость О зеена (кривая
2), полученная при частичном учете сил инерции:

Cf = 24R e_1(l + l ,88Re). (9.4)

Л.М. Левиным приводится формула

Cf = 24Re ̂ (1 + 1,17 R e 0'665), (9.5)

хорошо аппроксимирующая экспериментальные данные (кривая 3) в ши
роком диапазоне изменения критерия Рейнольдса

1 < Re < 1000.

При значениях 1000 < Re < 2-105 имеет место чисто турбулентный ре
жим обтекания, коэффициент Q  не зависит от Re и мож ет быть принят 
равным приблизительно 0,43 (см. рис. 9.1).

Процесс осаждения частиц в неньютоновских жидкостях изучен не
достаточно. Зарубежные исследователи либо ограничиваются рассмотрени
ем качественной стороны вопроса, либо ориентируют на необходимость 
оперативного определения скорости осаждения частиц по вычисленной 
скорости сдвига с использованием реограммы, снятой на специальном ви с
козиметре.

В 1932 г. была издана работа Р.И. Шищенко и Б.Д. Бакланова по экс
периментальному определению скорости осаждения шарообразных частиц 
и кубиков в буровом растворе. Опытные данные представлены в координа
тах к — Re' :

р с ' _  udoP . у  _  to (q -l). а  —  dp (Рч  ~ Р )я (9 6)
г| +  т 0 / у  2r\ G x0

где Re' — обобщенный критерий Рейнольдса; г| — пластическая вязкость, 
Па-с; х0 — динамическое напряжение сдвига, Па; у — средний градиент 
скорости, принятый равным полусумме градиентов на границе шара и на 
поверхности возмущения среды, с -1 .

П ересчет к на С( (табл. 9.1) позволил построить графическую зависи

мость (9.6) в координатах Q  — Re* (кривая 4). Из графика (см. рис. 9.1) 
следует, что зависимости коэффициента сопротивления обтекания для 
ньютоновских и вязкопластичных жидкостей не совпадают между собой.
Чисто турбулентный режим обтекания начинается при Re' > 700, при этом

Сг =  0,82 и не зависит от R e " . Указанное несовпадение создает соответст
вующие неудобства.

Так, кривая 4 (см. рис. 9.1) не мож ет быть с достаточной уверенностью 
экстраполирована в область малых чисел Рейнольдса, наиболее интересных 
с точки зрения изучения условий, препятствующих осаждению.

М ежду тем экспериментальные данные Р.И. Шищенко и Б.Д. Баклано
ва могут быть по-новому интерпретированы при условии применения мо
дифицированного определяющего критерия. Покажем это.
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Т а б л и ц а  9.1
Трансформация данных Р.И. Шищенко и Б.Д Бакланова в новые переменные

Данные Р.И. Шищен
ко и Б.Д. Бакланова Перевод данных в новые переменные

к а Re' Re = Re'
a - 1

С
f  3 к 2

x0d0 ReCf
p 7 -  Re

ur| 8a 1 + T0d0/3ur|

15 1,7 100 386 5,81 165 7
20 2,2 170 454 3,27 85 16
30 3,5 350 630 1,45 32 54
40 7,0 750 997 0,82 15 166

Сила тяж ести (вес) шарообразной частицы в жидкости 

G = 7rd03(p4 — Р)дг/6 .

Сила сопротивления F  при падении шарообразной частицы любой 
жидкости равна произведению касательного напряжения сдвига на стенках 
шара х* на поверхность частицы ndg:

F  = х*7г dg.

В частном случае, когда действующая сила есть сила тяжести и шар 
равномерно падает в жидкость, G =  F, тогда

х* =  d0(p4 -  p)g/6 . (9.7)

Решая совместно (9.3) и (9.7), получим выражение, связы ваю щ ее х* со 
средним градиентом скорости у для ньютоновских жидкостей:

X = цу, 

где

у =  3 u/d 0.

(9.8)

(9.9)

Принимая во внимание вид функций, предназначенных для описания 
реологического состояния жидкостей, и имея в виду зависимости (9.8) и
(9.9), для вязкопластичных сред можно записать

(9.10)

Объединяя формулы (9.7) и (9.10), получаем формулу для расчета ско
рости падения шарообразной частицы в безграничной вязкопластичной 
среде без учета инерционных сил:

(9.11)ц _ о̂(Рч р)я _ 1odO
18г| Зг|

При х0 =  0 зависимость (9.11) превращается в формулу Стокса (9.3). 
Совместное решение уравнений (9.1) и (9.11) относительно Q  дает 

формулу

С,  =24R e“1 1 + 3ur| (9.12)
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Из формулы (9.12) следует выражение для расчета нового модифици

рованного критерия Рейнольдса (Re*) для вязкопластичных жидкостей:

В табл. 9.1 выполнен перерасчет критерия Re' на (Re*). В результате 
кривая 4 (см. рис. 9.1) переместилась влево и полностью совместилась с 
кривой 3, отображающей зависимость Cf (Re) для ньютоновских жидко
стей. При этом критическое значение нового модифицированного крите

рия Рейнольдса (Re*) оказалось равным приблизительно 170.
По графику (см. рис. 9.1) при развитом турбулентном режиме обтека

ния

при (Re*) > 170.
Поскольку экспериментальные данные для вязких жидкостей аппрок

симируются зависимостью (9.5), для структурного и переходного режимов 
обтекания шарообразной частицы вязкопластичной жидкостью можно за
писать

при 1 < (Re*) < 170.
При структурном режиме обтекания скорость осаждения следует вы

числять по формуле (9.10), которая мож ет быть получена такж е из форму
лы (9.1) путем подстановки значения

при Re* < 1.
Таким образом, зависимости (9.15) и (9.16) для расчета коэффициента 

сопротивления при обтекании шарообразной частицы безграничной вязко
пластичной жидкостью совпадают с классическими формулами для ньюто
новских жидкостей при замене критерия Рейнольдса новым модифициро

ванным критерием Re* , вычисленным по формуле (9.13).
Коэффициент сопротивления при развитом турбулентном режиме об

текания шарообразной частицы вязкопластичной жидкостью примерно в
2 раза выш е по сравнению с ньютоновской жидкостью.

В момент перехода к развитому турбулентному режиму обтекания вы 
ражение (9.13) примет вид

R e KP = UKPdoP/ri; Не = x0d02p/r|2,

где Re*p — критическое значение модифицированного критерия Рей

Re* = R e f l + ^ °
3ur|

(9.13)

Q  i И 0,82 =  const (9.14)

Cf2 = 24(R e*)“1 1 + 0 ,17(Re*)°665 (9.15)

Cf3 = 24(Re*) (9.16)

(9.17)
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нольдса; Re кр — критическое значение критерия Рейнольдса, подсчитанно

го по критической скорости осаждения икр; Не — критерий Хедстрема для 
шарообразных частиц диаметром d0.

Из выражения (9.17) следует формула для расчета Re кр:

При достаточно высоких значениях Не зависимость (9.18) можно уп
ростить и привести к виду

Так, погрешность расчета икр при использовании формулы (9.19) вы 
ражения (9.18) составит: 3,5 % при Не =  105, 2,5 % при Не =  3-105, 1,6 % 
при Не =  5-105.

Сопоставляя формулу (9.19) с известной зависимостью для расчета 
критической скорости потока в кольцевом пространстве, можно убедиться, 
что последняя почти в 3 раза больше критической скорости осаждения час
тиц. Таким образом, количественно подтвержден вывод Р.Ф. Уханова о 
возможности турбулентного режима обтекания частиц при структурном 
(квазиламинарном) режиме течения вязкопластичной жидкости в кольце
вом пространстве бурящейся скважины.

Согласно формуле (9.13) выражение для расчета эффективной вязко
сти следует представить в виде

Учитывая доказанное условие идентичности формул и имея в виду
(9.20), запишем зависимость О.М. Тодеса, Р.Б. Розенбаума, предназначен
ную для расчета скорости обтекания шарообразных частиц в ньютоновских 
жидкостях, в виде

где Re*; Аг* — модифицированные критерии Рейнольдса и Архимеда со
ответственно.

После преобразования формулы (9.21) получим

Уравнение (9.22) позволяет в явном виде определять скорость осаж де
ния частиц при квазиламинарном и переходном режимах обтекания (Re < 
< Re ) по вычисленным значениям критериев Не и Аг.

Re кр 85 + (852 + 57Не)1/2. (9.18)

(9.19)

Г| =Г| (9.20)

Re* = Аг* 18 + 0 ,61(Аг *)0,5

-2

(9.21)

; 0 < Re* < 170,

А г-б Н е (9.22)
16 +  0,6VAi
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При развитом турбулентном режиме обтекания (Re > Re ) следует

принять Q  и 0,82 =  const и вычислять скорость осаждения непосредствен
но по уравнению Риттингера (9.1).

Поправку на стесненность движения в скважине можно ввести в со
ответствии с рекомендациями Р.Ф. Уханова, А.В. Голованчикова и др., по
сле чего формулы (9.1) и (9.22) принимают соответственно вид

где 6 — безразмерный коэффициент, характеризующий стесненное дви
жение; D — диаметр скважины, м; dH — наружный диаметр бурильных 
труб, м; ум — средняя механическая скорость бурения, м/с; Q — подача 
насосов, м3/с.

Таким образом, аналитико-экспериментальным путем установлены за
кономерности изменения скоростей осаждения частиц шлама в покоящих
ся буровых растворах с учетом стесненного движения и режимов обтека
ния. Обнаружена адекватная аппроксимация опытных данных классиче
скими зависимостями для ньютоновских жидкостей при условии замены в 
определяющих критериях абсолютной вязкости на новую — эффективную

(г|*). Критериальное уравнение (9.24) позволяет в явном виде определить 
скорости осаждения частиц шлама при квазиламинарном и переходном 
режимах обтекания. Определены условия перехода к турбулентному реж и
му обтекания, обусловливающие адекватный расчет скорости осаждения по 
формуле Риттингера при постоянном значении коэффициента сопротивле
ния (С( =  0,82) обтекания частиц.

9.3. МЕСТНЫЕ ГИДРОДИНАМИЧЕСКИЕ ПОТЕРИ 
В ЦИРКУЛЯЦИОННОЙ СИСТЕМЕ

М естные гидравлические сопротивления создаю т элементы циркуля
ционной системы с переменной формой и размерами каналов, в которых 
изменяются скорости потока, образуются крупные вихри и возвратные те
чения. Такими элементами являются: ведущая труба, вертлюг, буровой ру
кав, стояк, замковые соединения, муфты, переводники, долота, центраторы, 
расширители и т.д.

Как показываю т опыты, перепад давления Ар в этих элементах можно 
определять независимо от его относительной длины по формуле

Ар =  ар Q2, (9.25)

где а  — коэффициент гидравлических сопротивлений, который для каждо
го элемента в первом приближении можно принять постоянным. Наиболь
ш ее значение коэффициент а  имеет в забойных гидравлических двигате
лях, гидромониторных долотах и замковых соединениях типа ЗН. Лишь для 
немногих простейших моделей местных сопротивлений, например, внезап

(9.23)

18 +  0,6ц/А184'75 '
'__0___м_

4 О
(9.24)
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ного расширения трубы, коэффициент а  можно определить теоретически. 
Обычно его находят экспериментальным путем.

Коэффициент а  наземной обвязки циркуляционной системы находит
ся по формуле

а  =  а с +  а ш +  а в +  а к, (9.26)

где а с, а ш, а в, а к — коэффициенты сопротивлений элементов обвязки, оп
ределяемые по данным ВНИИБТ (табл. 9.2).

Ввиду переменной геометрии каналов турбобуры можно считать од
ним из местных сопротивлений и перепад давления в них такж е вычислять 
по формуле (9.25) при

а  =  ^Ртн ( 9 2 7 )
Р с О т н

где Дртн — перепад давления в турбобуре при номинальном режиме его 
работы на жидкости с известной подачей QTH и плотностью (по паспортным 
данным конкретного турбобура) рс.

Для геометрически подобных сопротивлений, в частности отверстий 
долот, каналов замковых соединений и муфт одинаковых типов, при расче
тах формулу (9.25) удобнее представить в традиционном виде:

Др = ^ ,  (9.28)

где Е, =  2аF 2 — коэффициент сопротивления; F, v — характерная площадь 
сечения канала и средняя скорость в нем соответственно.

В каналах замковых соединений в качестве характерной величины 
принимают диаметр поперечного сечения канала dB:

F = n d l / 4 ,  (9.29)

где dB — диаметр поперечного сечения канала.
Опытные данные показывают, что среднее значение £, для каналов 

замков типа ЗН можно принять равным 7,66, а для замков типа ЗШ  £, =  
=  1,52.

Диаметр каналов замков типа ЗУ и приваренных замков мало отлича-

Т а б л и ц а  9.2

Элемент обвязки Условный размер, 
мм

Диаметр проход
ного сечения, мм

Обозначение в 
формуле (9.26) а-10~5, м~4

Стояк 114 - а с 3,4
140 — 1,1
168 0,4

Буровой рукав 76 ссш 1,2
80 0,93
90 0,52
102 0,3

Вертлюг 75 «в 0,9
80 0,7
90 0,44
100 0,3

Ведущая труба 112 74 а к 1,8
(квадрат) 140 85 0,9

155 100 0,4
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ется от внутреннего диаметра бурильных труб, поэтому потери давления в 
них незначительны и в расчетах обычно не учитываются.

Для определения перепада давления от местных сопротивлений (муфт, 
замков и т.п.) в кольцевом пространстве такж е применяется формула (9.28), 
в которой в качестве характерного берется эквивалентный диаметр попе
речного сечения кольцевого канала между трубами и стенкой скважины

где dM — максимальный наружный диаметр муфты или замкового соеди
нения.

Для расчета суммарных потерь давления от всех замков или муфт дан
ного типоразмера в колонне нужно вычисленный перепад давления умно
жить на число замков или муфт.

Для расчета перепада давлений в долоте такж е пользуются формулой 
(9.28), в которой в качестве характерной площади берется суммарная пло
щадь поперечного сечения насадок или промывочных отверстий долота; 
Е, =  1/ц2 (ц — опытный коэффициент расхода, зависящий от формы отвер
стия, физических свойств жидкости и давления, при котором происходит 
истечение).

На основании многочисленных экспериментов установлено, что коэф
фициент расхода примерно равен 0,62 для отверстия в тонкой стенке; 0,82 
для цилиндрической насадки; 0,945 для конической сходящейся насадки (с 
углом конусности 13°); 0,98 для коноидальной насадки. Н иже приведены 
коэффициенты расхода для характерных форм насадок буровых долот (по 
данным Б.С. Филатова).

Цилиндрические сверления с остроугольными кромками........................... .......0,64 — 0,66
Сверления с коническим входом.............................................................................. .......0,8 —0,9
У-образная щ ель............................................................................................................... .......0,7 — 0,75
Насадки с округлым входом и конусностью (гидромониторные)............ .......0,9 — 0,95

С помощью показателя, подобного коэффициенту ц, можно охаракте
ризовать полное гидравлическое сопротивление всего долота любого типо
размера. Для этого при экспериментальном определении коэффициента ц 
следует измерять потери давления не в одних лишь насадках, а во всем до
лоте, т.е. в канале, составленном из насадок и внутренней полости долота.

9.4. ГИДРАВЛИЧЕСКИЙ РАСЧЕТ ЦИРКУЛЯЦИОННОЙ СИСТЕМЫ 
ПРИ БУРЕНИИ С ПРОМЫВКОЙ НЕСЖИМАЕМЫМИ ЖИДКОСТЯМИ

Точность гидравлического расчета процесса промывки скважины за
висит в первую очередь от достоверности исходной информации.

Некоторые исходные данные для расчета могут быть определены при
ближенно. К таким данным относятся: диаметр необсаженного ствола 
скважины, реологические свойства промывочной жидкости, ш ероховатость

(dc dH) .

F  = n(d2 -  с?н)/4,

где dc — диаметр скважины; dH — наружный диаметр труб.

(9.30)

При этом коэффициент £, вычисляют по формуле

(9.31)
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стенок труб и скважины и т.д. Поэтому при расчете следует пользоваться 
оценками, позволяющими удовлетворить всем технологическим и геологи
ческим условиям бурения. Так, оценкой снизу для гидродинамического 
давления в кольцевом пространстве скважины, исходя из условий создания 
противодавления на продуктивные пласты, является гидростатическое дав
ление столба промывочной жидкости. Для оценки сверху распределения 
давлений, исходя из условия недопущения гидроразрыва (поглощения) пла
стов, и при определении давления в насосе целесообразно применять рас
четные соотношения и исходные данные, дающие несколько завыш енные 
значения перепада (потерь) давления в различных элементах циркуляцион
ной системы.

При определении расхода промывочной жидкости, обеспечивающего 
очистку забоя и транспорт шлама в кольцевом пространстве, необходимо 
знать среднюю скорость течения жидкости в затрубном пространстве ук, 
обеспечивающую вынос выбуренной породы из скважины. При промывке 
первых скважин на площади скорость vK выбирают по расчету. По мере 
разбуривания площади и накопления опыта значение vK мож ет уточняться 
с учетом других факторов (тип разбуриваемых пород, способ бурения, кон
струкция долот и т.п.).

По известному vK определяется расход промывочной жидкости, необ
ходимый для выноса шлама:

где dc — диаметр скважины, м; dH — минимальный наружный диаметр 
труб бурильной колонны, м.

Полученное значение Q уточняется проверкой условия, обеспечиваю
щего очистку забоя от шлама:

где а =  0,35-Ю,5 м/с при роторном способе и электробурении; а =  0,5-ь 
0,7 м/с при бурении гидравлическими забойными двигателями.

При выборе диаметра цилиндровых втулок насоса значение Q подби
рают, ориентируясь на вынос шлама, а диаметры цилиндровых втулок бу
рового насоса окончательно выбирают из справочных таблиц. Суммарную 
подачу насосов определяют по формуле

Q =  mnQH,

где т — коэффициент заполнения; QH — подача насоса при данном диа
метре втулок, м3/с; п — число насосов.

Коэффициент т выбирается в зависимости от условий всасывания 
жидкостей. При наличии подпора на всасывание т =  1. Если всасывание 
осущ ествляется из емкостей в грунте, то при промывке водой т =  0,9 и 
глинистым раствором т =  0 ,8.

При выборе плотности промывочной жидкости, применяемой при раз- 
буривании заданного интервала, необходимо учитывать следующие два у с
ловия: создание противодавления, препятствующего притоку в скважину 
пластовых флюидов, предотвращение гидроразрыва.

П ервое условие имеет вид

Q _  Ч ^ с  ~ ^ н )  у
К (9.32)

4

(9.33)
4
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р = min 1 ^ 2 - ,  Рдл + 1, (9.34)
I б^к gLK J

где р — плотность промывочной жидкости, кг/м3; рпл — пластовое давле
ние, Па; д — ускорение силы тяжести, м/с2; LK — глубина залегания кров
ли пласта с максимальным градиентом пластового давления, м; к р — коэф
фициент резерва.

Согласно существующим правилам рекомендуются следующие значе
ния к р и Дрр:

к р =  1,1-5-1,15; Дрр =  1,5 МПа при LK < 1200 м;

кр =  1,05-ИД; Дрр =  2,5 МПа при 1200 м < LK < 2500 м;

кр =  1,04И ,07; Дрр =  3,5 МПа при LK > 2500 м.

Рассчитанную по формуле (9.34) плотность р необходимо проверить на 
соответствие второму условию, из которого следует, что давление промы
вочной жидкости в затрубном пространстве против каждого пласта должно 
быть меньше давления гидроразрыва данного пласта. Второе условие запи
сывается следующим образом:

Р ^  P r - Z  (ДРкП ) ~ (1 ~ ф) (Рш ) Ю 35 )
Фб̂ п

Qгде ф = ------- г---------  — содержание жидкости в шламожидкостном потоке
(Пумсгс2 /4) + 0

без учета относительных скоростей; рг — давление гидроразрыва (погло
щения) пласта, Па; Х(Лрк||) — потери давления при движении промывочной 
жидкости в затрубном пространстве на пути от подошвы рассматриваемого 
пласта до устья скважины, Па; рш — плотность шлама, кг/м3; Ln — глубина 
залегания подошвы рассматриваемого пласта, м; ум — механическая ско
рость бурения, м/с.

Поскольку значения Х(Лрк||) и ср зависят от расхода промывочной жид
кости, то проверить второе условие можно только после установления по
дачи насосов.

При выборе турбобура расход промывочной жидкости Q, кроме очи
стки забоя и выноса шлама, должен обеспечить работу турбобура с задан
ным для разрушения породы моментом М р. Поэтому необходимо по спра
вочнику подобрать такой тип турбобура, который удовлетворяет следую
щим условиям: диаметр корпуса меньше диаметра долота более чем на
10 мм; расход жидкости при номинальном режиме работы QTH близок к 
принятой подаче насоса; крутящий момент Мт не менее чем на 20 % боль
ше заданного М р, необходимого для разрушения породы.

Крутящий момент турбобура при работе на жидкости плотностью р и 
подаче насоса Q определяется из соотношения

М Т = М ТН̂ - ,  (9.36)
Рс^тн

где Мтн, рс, Отп — соответственно тормозной момент на валу турбобура, 
плотность и расход жидкости при номинальном режиме его работы.
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9.5. РАСЧЕТ ПОТЕРЬ ДАВЛЕНИЯ В ЭЛЕМЕНТАХ 
ЦИРКУЛЯЦИОННОЙ СИСТЕМЫ

Общие потери давления Др (в Па) при движении промывочной жидко
сти в элементах циркуляционной системы определяются из выражения

где 2(Дртр), 2(Дркп) — потери давления на трение соответственно в трубах и 
кольцевом пространстве; ДрМТ| Дрмк — потери давления в местных сопро
тивлениях соответственно в трубах и кольцевом пространстве; Др0 — поте
ри давления в наземной обвязке; Дрт — перепад давления в турбобуре; 
Дрд — потери давления в долоте; Дрг — разность между гидростатическими 
давлениями столбов жидкости в кольцевом пространстве и трубах.

Для расчета потерь давления на трение при движении промывочной 
жидкости без шлама в трубах и кольцевом канале необходимо определить 
режим течения, в зависимости от которого выбираются те или иные рас
четные формулы. Для этого вычисляется значение критического числа 
Рейнольдса ReKp течения промывочной жидкости, при котором происходит 
переход от структурного режима к турбулентному. Это число для вязко
пластических жидкостей определяется из соотношения

Если число Рейнольдса Re движения жидкости в трубах ReT или коль
цевом пространстве ReKn больше вычисленного значения ReKp, то режим 
течения турбулентный. В противном случае движение происходит при 
структурном режиме.

Значения ReT и ReKn определяются по формулам:

венно в трубах и кольцевом канале; dT, dH — соответственно внутренний и 
наружный диаметры секций бурильной колонны, состоящей из труб одного 
размера, м.

При турбулентном режиме течения потери давления по длине канала 
определяются по формуле Дарси — Вейсбаха: 

внутри труб

где / — длина секции бурильных труб одинакового диаметра dT или dH, м;

Др 2(Д р/) 2 (Д р Тр) “t- 2 (Д р кп) Дрмт

+ ДРмк + ДРо + ДРт + ДРд + ДР (9.37)

ReKp =  2100 +  7,ЗНе0'58. (9.38)

Rej. =  pvTdT/r| =  4pQ/ndTr\; (9.39)

R „ _  РУкп^с - d H) _  4pQ 
КП , , , (9.40)

где vT =  4 0 /(7idT2), vKn 4 0 средняя скорость жидкости соответст-

(9.41)

в кольцевом пространстве

(9.42)
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т̂г /-КП — коэффициенты гидравлического сопротивления трения в трубах и 
кольцевом пространстве. Их значения следует вычислять по формулам:

Хт =0,l[^M ^ + ^ - j  ; (9.43)

I • <9-44>
Ш ероховатость к для стенок трубного и обсаженных участков затруб- 

ного пространства принимают равной 3-10 4 м, а для необсаженных участ
ков затрубного пространства — 3-10 3 м. Формулы (9.43) и (9.44) получены 
для турбулентных течений в трубах и кольцевых каналах вязкой жидкости. 
Будем их использовать и для турбулентных течений неньютоновских жид
костей, поскольку для них нет полностью подтвержденных эксперимен
тально аналогичных формул. В случае структурного режима течений фор
мулы для определения потерь давления по длине канала имеют следующий 
упрощенный вид:

A^ = i 3 ?

<а46>
где рт, ркп — коэффициенты, значения которых можно определить по гра
фику, предварительно вычислив число Сен-Венана для труб ,S’T или кольце
вого пространства ,S’KII по формулам:

X o ^ L = n X o d ? _  ,g 4 ? .

r\vT 4г|0 ' ’

5  _ iQ(dc - d H) _ m0(dc - d Hf(dc + dH) (9 48)
Л̂ КП 4 T]Q '

По формулам (9.42), (9.46) определяются потери давления в кольцевом 
канале между стенками скважины и турбобуром. При этом значениям dH и 
/ в формулах будут соответствовать наружный диаметр корпуса турбобура 
dT и его длина /т. М естные потери давления от замков в кольцевом про
странстве определяются из выражения

Армк = у dr - d,
df. - di

- 1  ру2п, (9.49)

где /т — средняя длина трубы в данной секции бурильной колонны, м; dM — 
наружный диаметр замкового соединения, м; / — длина секции бурильных 
труб одинакового размера, м.

Для секции бурильной колонны, состоящей из труб, имеющих внут
реннюю высадку, вычисляются потери давления в местных сопротивлениях 
внутри труб по формуле



Потери давления в наземной обвязке находят по формуле 

Дро (ас осш а в ocK)pQ , (9.51)

где а С| а Ш| а В| а к — коэффициенты гидравлических сопротивлений различ
ных элементов обвязки (см. табл. 10 .2).

Перепад давления в турбобуре вычисляют исходя из кинематического 
подобия по формуле

где Дртн, Отп — справочные данные турбобура при номинальном режиме 
его работы на жидкости известной плотности рс.

Перепад Дрг вычисляется по формуле Дрг =  (1 — ср)(рш — p)gL. При 
промывке без углубления, когда плотности раствора на входе и выходе 
скважины сравниваются, Дрг равно нулю.

9.6. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ПОТЕРЬ ДАВЛЕНИЯ В ДОЛОТЕ. 
ВЫБОР ГИДРОМОНИТОРНЫХ НАСАДОК

Резерв давления Дрд, который мож ет быть реализован в долоте, опре
деляется как разность между давлением Ьрн, развиваемым насосом (или 
насосами) при выбранном диаметре втулок, и суммой перечисленных выше 
потерь давления в элементах циркуляционной системы Др =  2(Др;):

где b — коэффициент, равный 0,75 — 0,80 и учитывающий, что рабочее дав
ление нагнетания насосов должно быть, согласно правилам ведения буро
вых работ, меньше паспортного на 20 — 25 %.

По значению Дрд следует установить возмож ность использования гид
ромониторного эффекта при бурении данного интервала скважины. Для 
этого необходимо вычислить скорость движения жидкости в промывочных 
отверстиях долота уд по формуле

где (х — коэффициент расхода, значение которого следует принимать рав
ным 0,95. Если полученное исходя из резерва давления значение уд> 80 м/с, 
то это означает, что рассматриваемый интервал можно бурить с использо
ванием гидромониторных долот.

Следует иметь в виду, что перепад давления, срабатываемый в насад
ках гидромониторного долота, не должен превышать некоторого предель
ного значения Дркр, определяемого как возможностью  запуска турбобура, 
так и прочностью конструктивных элементов долота. В настоящ ее время 
этот предел Дркр =  12-5-13 МПа. Поэтому по формуле (9.54) необходимо по
добрать такие значения уд и Дрд, чтобы выполнялись условия

уд > 80 м/с; Дрд < Дркр. (9.55)

При выполнении условий (9.55) рассчитывается суммарная площадь 
насадок гидромониторного долота Ф по формуле

Дрт = Дртн -
Рс̂ тн

(9.52)

Дрд =  Ьрн -  Е (Д Pi) (9.53)

(9.54)
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Рис. 9.2. Зависимость утечек жид
кости через пяту-сальник турбо
бура от перепада давления в 
долоте

Ф  =  (Q — 0 y)/vA1 (9.56)

где Qy =  ^АрА/кр — расход (утечки) промывочной жидкости через уплот

нение вала турбобура, м/с; к, п — опытные коэффициенты, характери
зующие негерметичность уплотнения конкретного турбобура. Найдя Qy, 
необходимо проверить выполнение условий выноса шлама и очистки забоя. 
Если разность Q — Qy превыш ает значения расходов, вычисленные по 
формулам (9.32) и (9.33), то названные условия будут соблюдены.

Зависимость Qy от Дрд для каждого конкретного турбобура легко найти 
экспериментально. Приближенное значение Qy можно определить по 
рис. 9.2 для турбобура 5ТСШ -195ТЛ.

По значению Ф подбирают диаметры насадок гидромониторного 
долота.

Если для данного долота уд < 80 м/с, то следует сделать вывод о том, 
что бурение данного интервала с использованием гидромониторного эф
фекта невозможно. В этом случае необходимо вычислить перепад давления 
в долоте по формуле

Д Р д  = Р УД / 2 И-2- (9.57)



Глава 10
БУРЕНИЕ НАКЛОННО НАПРАВЛЕННЫХ 
И ГОРИЗОНТАЛЬНЫХ СКВАЖИН

10.1. ЦЕЛИ И ЗАДАЧИ НАПРАВЛЕННОГО 
БУРЕНИЯ СКВАЖИН

За последние 20 лет доля крупных месторождений, среди вновь от
крываемых, снизилась с 15 до 10 %. При этом ухудшаются коллекторские 
свойства продуктивных отложений и качественный состав насыщающих их 
флюидов. Высокая выработанность запасов углеводородов обусловливает 
обводненность продукции и снижение дебитов скважин. И з-за несовер
ш енства техники и технологии разработки нефтеотдача неф тегазовых пла
стов не превыш ает 30 — 40 %. Более полное извлечение углеводородов из 
пластов является важной народнохозяйственной задачей.

Вскрытие продуктивной толщи направленными, в том числе горизон
тальными и разветвленно-горизонтальными скважинами, позволяет достичь 
следующего:

повысить продуктивность скважины за счет увеличения площади 
фильтрации;

продлить период безводной эксплуатации скважин;
увеличить степень извлечения углеводородов на месторождениях, на

ходящихся на поздней стадии разработки;
повысить эффективность закачки агентов в пласты;
вовлечь в разработку пласты с низкими коллекторскими свойствами и 

с вы соковязкой нефтью;
освоить труднодоступные неф тегазовые месторождения, в том числе 

морские;
улучшить технологию подземных хранилищ газа.
Направленной будем называть такую скважину, которую пробурили 

вдоль запроектированной пространственной трассы и попали в заданную 
цель, а ее забой и фильтровая зона не только располагаются в заданной 
области горных пород, но и ориентированы в соответствии с проектом от
носительно простирания пласта.

Кроме соверш енствования технологии разработки нефтяных и газо
вых месторождений направленные скважины эффективны во многих дру
гих случаях:

при бурении в обход осложненных зон горных пород;
при бурении под недоступные или занятые различными объектами 

участки земной поверхности;
при глушении открытых фонтанов;
при вскрытии крутопадающих пластов и т.д.
Частными случаями направленной скважины являются вертикальная и 

горизонтальная.
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Эксплуатационные характеристики некоторых горизонтальных скважин 
по сравнению с вертикальными

Т а б л и ц а  10.1

Площадь (страна)
Глубина про
дуктивного 

пласта, м

Длина гори
зонтального 
участка, м

Дебит гори
зонтальной 
скважины, 

т/сут

Дебит верти
кальной 

скважины, 
т/сут

Кратность
увеличения

дебита

Прадхо Бей (США) 2700 476 1670 400 4
Вирджиния (США) 1020 600 3400 2100 1,6
Колд Лейк (Канада) 480 1016 4000 500 8
Роспо Маре (Италия) 1380 470 5 0 0 -  1900 9 0 -2 7 0 6 - 2 3
Яблоновская (РФ) 540 150 40 23 1,7
Карташевская (РФ) 475 5 1 -3 2 8 120 6 - 8 1 5 - 2 0
Тереклинская (РФ) 1300 100 64 32 3 - 6
Ю жно-Карская (РФ) 260 100 7 0 -  140 4 - 3 5 2 - 3 5

Горизонтальная скважина — это такая скважина, которая имеет дос
таточно протяженную фильтровую зону, соизмеримую по длине с верти
кальной частью ствола, пробуренную преимущественно вдоль напластова
ния между кровлей и подошвой нефтяной или газовой залежи в опреде
ленном азимутальном направлении. Основное преимущество горизонталь
ных скважин по сравнению с вертикальными состоит в увеличении дебита 
в 2 — 10 раз за счет расширения области дренирования и увеличения 
фильтрационной поверхности (табл. 10.1).

Первоочередными объектами использования направленных скважин 
являются:

морские месторождения углеводородов;
месторождения на территории с ограниченной возможностью  ведения 

буровых работ;
залежи вы соковязких нефтей при естественном режиме фильтрации;
низкопроницаемые неоднородные пласты-коллекторы малой мощ

ности;
карбонатные коллекторы с вертикальной трещиноватостью;
переслаивающ иеся залежи нефти и газа;
залежи на поздней стадии разработки.
Основной недостаток направленных скважин — их сравнительно вы 

сокая стоимость. В начале 80-х годов прошлого века стоимость горизон
тальной скважины превышала стоимость вертикальной скважины в 6 — 
8 раз. В конце 80-х годов это соотношение понизилось до 2 — 3. По мере 
накопления опыта бурения в конкретном районе стоимость направленных 
скважин уменьшается и мож ет приблизиться к стоимости вертикальных 
скважин. С позиций добычи нефти и газа экономически целесообразно, 
чтобы извлекаемые запасы из направленной скважины были во столько 
раз больше, во сколько раз дороже направленная скважина по сравнению 
с вертикальной. Причем это количество нефти должно быть добыто в более 
короткие сроки.

10.2. ОСНОВЫ ПРОЕКТИРОВАНИЯ НАПРАВЛЕННЫХ СКВАЖИН

Направленное бурение используется широко и разнообразно. Проект 
на каждую скважину составляют применительно к конкретной ситуации. 
Расположение глубинной цели (например, коллектора), поверхностный 
ландшафт, экологические условия, геологические и технические препятст-
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вия, характеристика проходимых пород, потенциальные возможности обо
рудования — все  это играет роль в создании проекта на сооружение на
правленной скважины.

Направленная скважина представляет собой сложное подземное со
оружение, включающее вертикальную или наклонную выработку в глубь 
земной коры, переходящую в горную выработку любой направленности в 
продуктивной зоне горных пород, крепь в виде обсадных колонн и цемент
ных оболочек, фильтр в зоне разрабатываемого нефтяного или газового 
пласта.

Сконструировать направленную скважину — значит выбрать элемен
ты ее конструкции такими, чтобы достичь глубинной цели и при этом 
обеспечить безаварийную проходку ствола, его крепление обсадными ко
лоннами и тампонажным материалом, надежную гидродинамическую связь 
с продуктивным горизонтом, длительную безаварийную эксплуатацию.

Проект на сооружение направленной скважины включает все  разделы 
стандартного проекта: геологическое и технико-технологическое обоснова
ние координат места заложения и глубинной цели, конструкцию скважины 
и фильтра, поверхностное оборудование и бурильный инструмент, режимы 
бурения различных интервалов, технологию вскрытия продуктивных гори
зонтов и заканчивания скважины. Поэтому обсудим лишь особенности 
проектирования направленных скважин.

10.2.1. ВЫБОР КОНФИГУРАЦИИ (ТРАССЫ)
НАПРАВЛЕННОЙ СКВАЖИНЫ

Конфигурация ствола скважины обусловливается многими причинами, 
главные из которых следующие:

одиночная скважина или куст скважин сооружается в данном месте; 
наличие препятствий для заложения устья над забоем скважины; 
расположение фильтра (вертикально, наклонно или горизонтально). 
Конфигурация ствола скважины должна обеспечить: 
вы сокое качество скважины как эксплуатационного объекта; 
минимальные нагрузки на буровое оборудование при спускоподъем

ных операциях;
свободное прохождение по стволу скважины приборов и устройств; 
надежную работу внутрискважинного оборудования; 
возмож ность применения методов одновременной эксплуатации не

скольких горизонтов в многопластовых залежах;
минимальные затраты на сооружение скважины.
При кустовом бурении профиль направленных скважин должен обес

печить заданную сетку разработки месторождения и экономически рацио
нальное число скважин в кусте.

Проектирование конфигурации направленной скважины заключается 
в выборе типа и вида профиля, в определении необходимых параметров: 

глубины и отклонения ствола скважины от вертикали; 
длины вертикального участка;
значений предельных радиусов кривизны и зенитных углов ствола 

скважины в интервале установки и работы внутрискважинного оборудова
ния, и на проектной глубине.

Конфигурация направленной скважины выбирается с учетом: 
назначения скважины;
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геологических и технологических особенностей проводки ствола; 
установленных ограничений на зенитный угол ствола скважины в ин

тервале установки и работы внутрискважинного оборудования, связанных 
с его конструктивными особенностями и условиями работы;

установленных ограничений на угол наклона ствола скважины на про
ектной глубине.

Профили направленных скважин, как правило, подразделяют на три 
основных типа (рис. 10.1): 1 — тангенциальные скважины; 2 — S -образные 
скважины; 3 — J -образные скважины.

Тип 1 скважин отклоняют вблизи поверхности до величины угла, соот
ветствующ его техническим условиям, затем продолжают проходку до про
ектной глубины, сохраняя неизменным угол наклона. Такой тип применяют 
часто для скважин умеренной глубины в простых геологических условиях, 
когда не используются промежуточные колонны. В более глубокой сква
жине, когда требуется большое смещение, промежуточная обсадная колон
на м ож ет быть установлена внутри интервала искривления или за ним, а 
необсаженный ствол бурят под неизменным углом наклона до проектной 
глубины. Тангенциальный профиль обеспечивает максимальное отклонение 
ствола скважины от вертикали при минимальном зенитном угле, поэтому 
его предпочитают применять в случае кустового бурения.

Тип 2 скважин предусматривает после бурения вертикального участка 
ствола отклонение забоя до некоторого зенитного угла, по достижении ко
торого скважину бурят при постоянном угле наклона, а затем отклонение 
уменьшают до полного восстановления вертикального положения ствола. 
Промежуточная колонна м ож ет быть установлена в интервале второго от
клонения, после чего скважину добуривают вертикальным стволом; S- 
образный профиль используют там, где наличие газовы х зон, соленой воды 
и другие геологические факторы требуют использования промежуточных 
обсадных колонн. Этот тип иногда используют для бурения направленной 
скважины с целью глушения другой, фонтанирующей, скважины. Он так
ж е рационален, когда необходимо развести забои скважин при бурении их 
с одной платформы (например, при бурении в открытом море).

Тип 3 скважин предполагает отклонение забоя от вертикали на значи-

Рис. 10.1. Основные типы (1 ~ 3 ) вертикальных проекций наклонно направленных скважин
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тельно больших глубинах, чем типы 1 и 2. Угол наклона ствола постоянно 
растет, пока не достигнута проектная глубина или продуктивный пласт. 
Как правило, этот тип скважин используют для бурения на пласты, распо
ложенные под солевыми куполами, для кустового бурения, а такж е вскры
тия глубоко залегающих объектов. К типу 3 скважин можно отнести такж е 
горизонтальные скважины.

Приведем несколько примеров применения различных типов направ
ленных скважин.

Направленное бурение делает возможным добычу нефти из пластов, 
расположенных под морским дном на большом удалении от берега. Для 
эффективной разработки большинства морских нефтяных и газовых м е
сторождений необходимо пробурить много скважин. Однако стоимость 
эксплуатационных платформ в открытом море намного больше стоимости 
добытой нефти или газа из одиночной скважины. М етод направленного 
бурения позволяет бурить много скважин с одной платформы в разные 
точки коллектора, располагая забои скважин по оптимальной сетке. Для 
этого случая наиболее предпочтителен 2-й тип скважин.

Многие месторождения под дном открытого моря достаточно близки к 
берегу и могут быть достигнуты с суши направленными скважинами. В 
этом случае применим не только второй, но и первый тип скважин.

Начиная с 1934 г. использование направленных скважин для глушения 
открытого выброса стало обычным. Специальная разгрузочная скважина 
выполняет свою  функцию даже тогда, когда ее забой находится на некото
ром расстоянии от ствола фонтанирующей скважины; эта технология до
пускает расстояние между забоями до 3,5 м.

Большое количество направленных скважин пробурено на пласты, не
досягаемые вертикальными скважинами с поверхности из-за таких препят
ствий, как холмы, озера, крупные строения.

Бурение стволов скважин через соль осложнено их размывом, ухуд
шением свойств бурового раствора, потерей циркуляции. Эти осложнения 
настолько тяжелые, что часто приходится бурить в обход соляного купола, 
чтобы избеж ать осложнений как внутри солевых отложений, так и над 
ними.

Бурение через разлом лучше осуществлять под прямым углом к плос
кости сдвига, однако возникает опасность осложнений при прохождении 
разлома, которые можно исключить проходкой скважины под ним.

Другие случаи включают эксплуатацию многопластовой залежи оди
ночной скважиной, выпрямление самопроизвольно отклонившейся сква
жины, обход прихваченного в скважине инструмента. Скважина, пробу
ренная в газовую шапку нефтяной залежи, мож ет быть частично затампо- 
нирована и отклонена в нефтеносную зону для того, чтобы сохранить вы 
талкивающую энергию газа. Суммарную продуктивность можно максими
зировать посредством бурения горизонтального дренажного ствола, чтобы 
эксплуатировать залеж ь равномерно. Такж е можно вовлечь большую пло
щадь в эксплуатацию одиночной скважиной.

10.2.2. ОБОСНОВАНИЕ ПРОЕКЦИЙ СТВОЛА НАПРАВЛЕННОЙ СКВАЖИНЫ

Приняв во внимание информацию о типе скважины, ее назначении, 
глубине вертикальной части ствола, горизонтальном расстоянии до цели, 
специалист по направленному бурению использует компьютер для по
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строения горизонтальных и вертикальных проекций, демонстрируя, как 
можно пробурить скважину с наименьшими затратами при соблюдении 
правил безопасности и сохранении окружающей среды. Среди других фак
торов, которые учитываются при окончательном выборе конфигурации 
скважины, основными являются:

1) состав проходимых пород;
2) подъемные, вращательные и гидравлические мощности буровой ус

тановки;
3) тип бурового раствора и конструкция скважины;
4) размеры ствола;
5) потенциальные возможности оборудования.
На рис. 10.2 показан план ствола скважины по 1-му типу. На плане 

изображены две проекции ствола: вертикальная и горизонтальная. Верти
кальная проекция вычерчивается на плоскости, проходящей через устье и 
точку, обозначающую глубинную цель. Отклонение забоя — это горизон
тальное расстояние от ротора до глубинной цели. Оно вычерчивается в 
масштабе глубины. На рис. 10.2 отклонение составляет 900 м, а истинная 
вертикальная глубина (TVD) — 3000 м; измеренная глубина (MD) — длина 
ствола скважины — 3100 м. Значение MD всегда больше значения TVD, 
причем разница между ними зависит от угла наклона, скорости набора 
кривизны и выполаживания, незапланированных отклонений.

а б

от  верт икали, м

Рис. 10.2. Плановые проекции наклонно направленной скважины:
а — вертикальная; б  — горизонтальная
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Вид в плане показывает расположение проекции скважины на гори
зонтальной плоскости с истинным направлением севера (географического) 
в верх листа. В прямоугольной системе координат горизонтальное направ
ление ствола скважины указывают числом градусов на восток или запад по 
отношению к северу или к югу. Рассматриваемая скважина имеет ствол, 
направленный в юго-восточном направлении под углом 20°45'. Это обозна
чается следующим образом: S20°45'E. Направление скважины можно также 
обозначить азимутом — числом градусов по часовой стрелке от севера (се
вер — 0, юг — 180, восток — 90, запад — 270). Азимут скважины 159°15'. 
На горизонтальном плане также показывают в масштабе величину откло
нения, при этом горизонтальный масштаб может отличаться от вертикаль
ного (в данном случае горизонтальный масштаб больше вертикального в
2 раза).

Скважина, изображенная на рис. 10.2, бурится вертикально до глуби
ны 600 м, после чего ее забой отклоняют до конечного угла 20°45' на юго- 
восток (точка начала отклонения обозначается аббревиатурой КОР — kick- 
off point). Этот угол отклонения набирают на длине 300 м в интервале 600 — 
900 м и достигают его конечной величины 22°30' на глубине 900 м. Сред
нюю скорость набора кривизны можно определить по формуле

10(конечный угол — начальный угол)/(конечная MD — начальная MD).

Для данной скважины 

10(22,5 -  0,0)/(900 -  600) =  0,8°/10 м.

Дуга окружности, по сравнению с другими формами профиля, позво
ляет достичь минимального сопротивления участка скважины движению 
труб при одинаковом изменении ее зенитного угла на данном участке. По
этому целесообразно все искривленные участки профиля направленной 
скважины проектировать в виде дуги окружности. При этом длину каждого 
участка профиля, а также вертикальную и горизонтальную проекции, мож
но подсчитать по формулам, приведенным в табл. 10.2 .

Направленные скважины, которые бурят по 2-му типу профиля, имеют 
следующие технологические недостатки:

требуется увеличенный интервал бурения с отклонителем, что ухудша
ет технико-экономические показатели;

Т а б л и ц а  10.2

Вид участка профиля
Проекция участка

Длина участка
горизонтальная вертикальная

Вертикальный 0 Я в
Начального искрив R(1 — cos Z) R sin Z ZR/57,296
ления
Увеличения зенитного R(cos Z2 — cos Zi) R(sin Z2 — sin Zt) (Z2 -  ZjJR/57,296
угла
Уменьшения зенитно R(cos Zi — cos Z2) R(sin Zi — sin Z2) (Zj -  Z2)R/57,296
го угла
Тангенциальный дли L sin ZL L cos ZL L
ной L

П р и м е ч а н и е . Обозначения: Z, Zlr Z2 — зенитные углы соответственно в конце уча
стка начального искривления, в начале и конце искривленного участка; Zt — зенитный угол 
тангенциального участка; R — радиус кривизны участка профиля.
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интервал уменьшения зенитного угла реализуется за счет фрезерова
ния стенки скважины боковой поверхностью долота, что сокращает ресурс 
его работы;

при подъеме бурильной колонны из скважины возникают большие на
грузки на талевую систему;

значительные суммарные углы охвата и изменение знака кривизны 
профиля приводят к появлению прижимающих усилий, способствующих 
желобообразованию и изнашиванию обсадных колонн.

Расчеты показывают, что нагрузка при подъеме колонны бурильных 
труб из скважины в случае бурения по 2-му типу скважин на 35 % выше, 
чем при бурении по 3-му типу, и на 20 % выше, чем при бурении по 1-му 
типу скважин.

Применение 1-го и 3-го типа направленных скважин вместо 2-го по
зволяет на практике:

уменьшить суммарный угол охвата и связанные с ним нагрузки на бу
ровое оборудование;

минимизировать длину участка начального искривления; 
осуществить проходку скважин с большими отклонениями от верти

кали;
наиболее полно использовать вес бурильной колонны для создания 

осевой нагрузки на долото.
К сожалению, 1-й и 3-й типы направленных скважин требуют более 

сложной технологии для проходки ствола по сравнению со скважинами 
2-го типа.

10.2.3. ВЫБОР ЭЛЕМЕНТОВ КОНСТРУКЦИИ 
НАПРАВЛЕННОЙ СКВАЖИНЫ

Геометрические размеры обсадных колонн, глубины их спуска, нали
чие цементной оболочки за ними определяют так же, как и для вертикаль
ных скважин, исходя из геологической и промысловой характеристик кон
кретной площади. Однако выбор элементов конструкции направленной 
скважины должен включать дополнительно: а) выбор рациональной глуби
ны вертикального участка ствола; б) выбор допустимой величины выхода 
ствола направленной скважины из-под башмака предыдущей обсадной ко
лонны; в) конструкцию фильтра (для горизонтальных скважин).

При сооружении направленных скважин с большим отклонением за
боя от вертикали при глубине залегания продуктивного горизонта, соизме
римой с величиной отклонения, проектировщик сталкивается с необходи
мостью удовлетворения противоречивых требований. Для обеспечения эф
фективной нагрузки на долото глубина вертикальной части ствола скважи
ны должна быть по возможности больше, но при этом зенитный угол дос
тигает больших значений.

В то ж е время, чтобы сократить число рейсов с применением отклони
теля и обеспечить проектное отклонение, необходимо начинать искривле
ние ствола как можно ближе к устью. Но тогда возникает необходимость 
спуска кондуктора в ствол, искривленный до 70°. В связи с этим приходит
ся решать вопрос о технической оптимизации глубины вертикального уча
стка ствола скважины.

Как правило, под кондуктор бурят вертикальный ствол, если коэффи
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циент отклонения, равный отношению горизонтального смещения забоя к 
длине вертикального участка скважины, не более 0,7. Выбор глубины спус
ка первой технической колонны необходимо увязывать не только с геоло
гическими условиями разреза и степенью осложненности условий бурения, 
но и с конфигурацией направленной скважины, определяющей возмож
ность спуска обсадной колонны на заданную глубину в необсаженном на
клонном стволе с учетом действующих на нее сил сопротивления.

10.2.4. ОСОБЕННОСТИ ПРОФИЛЕЙ ГОРИЗОНТАЛЬНЫХ СКВАЖИН

Профиль горизонтальной скважины состоит из двух сопряженных 
между собой частей: направляющего и горизонтального участков ствола. 
Под направляющим участком ствола будем понимать его участок от устья 
до точки с заданными координатами на кровле и непосредственно в самом 
продуктивном пласте. Назначение направляющей части горизонтальной 
скважины заключается в выведении скважины под определенным углом в 
точку продуктивного пласта с заданными координатами.

При расчете профиля этой части горизонтальной скважины, кроме 
проектной глубины и отклонения забоя от вертикали, необходимо задавать 
величину зенитного угла на проектной глубине. Методика расчета направ
ляющей части профиля горизонтальной скважины основана на решении 
системы уравнений проекций участков профиля на вертикальную и гори
зонтальную плоскости. Вертикальную и горизонтальную проекции, а также 
длину каждого участка профиля можно определить, используя приведен
ные выше формулы.

По радиусу кривизны ствола различают три типа профиля горизон
тальной скважины: с большим, средним, коротким и ультракоротким ра
диусом.

Горизонтальные скважины с большим радиусом кривизны (>190 м) мо
гут быть сооружены при кустовом бурении на суше и море, а также при 
бурении одиночных скважин со значительной протяженностью горизон
тального участка (600—1500 м). Для таких скважин используются стандарт
ная техника и технология направленного бурения, позволяющая создать 
максимальную интенсивность искривления (0,7-ь2°/10 м проходки).

Горизонтальные скважины со средним радиусом кривизны (60—190 м) 
применяются как при бурении одиночных скважин, так и для восстановле
ния эксплуатационной характеристики действующих скважин. Максималь
ная интенсивность искривления таких скважин 3-И0°/10 м при длине гори
зонтального участка 450 — 900 м. Горизонтальные скважины со средним 
радиусом кривизны позволяют точнее попадать в глубинную цель, что 
особенно важно для вскрытия нефтяных и газовых пластов малой мощ
ности.

Горизонтальные скважины с малым радиусом искривления (10 — 60 м) 
обеспечивают наибольшую точность попадания в глубинную цель. Интен
сивность искривления составляет 10-ь25°/10 м проходки при длине горизон
тального участка 90 — 250 м.

С уменьшением радиуса кривизны ухудшаются условия работы бу
рильных труб, затрудняется прохождение в ствол забойных двигателей, 
геофизических приборов, обсадных труб. Поэтому даже при бурении 
скважин со средним радиусом кривизны в компоновку низа бурильной ко
лонны включают специальные трубы и укороченный двигатель. Проводка
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скважин с коротким и ультракоротким (<10 м) радиусом кривизны невоз
можна без специальных труб и инструмента.

Большое разнообразие геолого-технических условий эксплуатации 
нефтяных и газовых месторождений, различное состояние их разработки 
требуют индивидуального подхода к проектированию горизонтальных 
скважин даже в пределах одного месторождения. Проектирование гори
зонтальной скважины целесообразно начинать с определения протяженно
сти, формы и направления горизонтального участка ствола. Эти характери
стики скважины зависят от степени неоднородности продуктивного пласта, 
его мощности и литологии, прочности пород и устойчивости разреза. В 
продуктивных пластах небольшой мощности (5—15 м) при глубине их зале
гания до 2000 м рекомендуется вписывать горизонтальный участок ствола в 
среднюю часть пласта по траектории, параллельной кровле и подошве. 
Низкопроницаемые пласты значительной мощности с преимущественно 
вертикальной трещиноватостью целесообразно разбуривать параллельным 
горизонтальным стволом. Если продуктивный пласт имеет небольшую 
мощность и неоднородную структуру, когда продуктивные зоны чередуют
ся с непродуктивными прослойками, причем сведения о таком «слоеном» 
пироге не достаточно точные, то такие пласты рекомендуется вскрывать 
волнообразным стволом.

В условиях слоисто-неоднородных пластов небольшой толщины, рас
члененных непроницаемыми прослойками, рекомендуется продуктивную 
часть разреза пересекать полого-наклонным стволом от ее кровли до по
дошвы. В этом случае гарантируется вскрытие всех продуктивных пластов 
и пропластков.

Скважины с горизонтальным участком протяженностью более 500 м 
планируют с большим радиусом кривизны, чтобы минимизировать силы 
сопротивления бурильной колонне и обеспечить достаточную нагрузку на 
долото.

Скважины с коротким и ультракоротким радиусами кривизны исполь
зуются для проектирования профиля дополнительного ствола, бурение ко
торого производится через окно, вырезанное в обсадной колонне, а также 
для вскрытия горизонтальным стволом пластов малой мощности.

10.2.5. ПРОЕКТИРОВАНИЕ ТРАЕКТОРИИ 
НАПРАВЛЕННЫХ СКВАЖИН

Профиль направленной скважины должен удовлетворять скоростному 
и качественному сооружению скважины при обязательном достижении 
поставленной цели. При этом следует иметь в виду, что применяются три 
основных типа профилей, описанных выше:

1) тангенциальный, состоящий из трех участков — вертикального, на
бора зенитного угла и наклонного прямолинейного;

2) S-образный, состоящий из пяти участков — вертикального, набора 
зенитного угла, наклонного прямолинейного, уменьшения зенитного угла и 
вертикального;

3) J -образный, состоящий из двух участков — вертикального и набора 
зенитного угла.

Любые другие профили скважин являются либо промежуточными, ли
бо комбинацией упомянутых выше трех типов.

Расчет профиля указанных типов сводится к определению зенитного
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угла ствола скважины, длин вертикальных и горизонтальных проекций 
профиля, радиуса кривизны участков набора и уменьшения зенитного угла.

При проектировании любого профиля направленной скважины необ
ходимо располагать следующими исходными данными: 

глубина проектного забоя;
отклонение проектного забоя от вертикали, проходящей через устье 

скважины;
азимут цели по отношению к устью;
конструкция скважины с поинтервальным указанием диаметров ствола 

и глубин спуска обсадных колонн.
Первый (вертикальный) интервал для 1-го и 2-го типов профилей дол

жен быть по возможности коротким, что позволяет свести к минимуму за
траты времени на ориентированный спуск бурильной колоны; для 3-го типа 
профиля длина вертикального участка должна быть максимальной, что по
зволяет минимизировать длину второго участка и тем самым сократить 
время работы в скважине с отклоняющими устройствами.

Наиболее целесообразно начинать искривление скважины (КОР) и за
канчивать его в устойчивых сравнительно твердых породах, причем траек
тория набора и уменьшения кривизны должна соответствовать окружности 
определенного радиуса. Это позволит свести к минимуму опасность обра
зования желобов и силы трения при спускоподъемных операциях.

Интервалы набора и уменьшения кривизны ствола скважины должны 
быть по возможности минимальными, чтобы обеспечить минимальные за
траты времени на их проходку. С этих позиций радиус искривления ствола 
должен быть как можно меньше. Однако его величина часто ограничена 
снизу следующими требованиями:

при спуске и подъеме бурильного инструмента в нем не должны воз
никать запредельные напряжения;

обсадные колонны должны быть спущены в скважину и зацементиро
ваны без осложнений;

должны быть обеспечены спуск и нормальная работа как в открытом 
стволе, так и в обсадной колонне глубинных приборов и погружного обо
рудования.

Расчет элементов траектории направленных скважин. Для профиля 
1-го типа (рис. 10.3) необходимое значение максимального зенитного угла 
находят по формуле

где R — радиус искривления 2-го участка ствола, м; А — величина смеще
ния забоя от вертикали, м; Н  — интервал глубин по вертикали 2-го и 3-го 
участков ствола скважины, м.

Длину 2-го и 3-го участков, их вертикальных и горизонтальных проек
ций определяют по формулам, приведенным в табл. 10.3.

При расчете профиля 2-го типа (рис. 10.4) вначале устанавливают дли
ну пятого вертикального участка. Если проектируется нефтяная или газо
вая скважина на многопластовую залежь, то длина этого участка ствола 
должна быть не менее общей мощности залежи плюс 5 —10 % от нее. Ука
занная величина превышения длины 5-го участка над мощностью залежи

(.R- Af  +Н2
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Рис. 10.3. Вертикальная про
екция направленной сква
жины тангенциального 
(1-го) типа

Рис. 10.4. Вертикальная про
екция направленной сква
жины S-образного (2-го) 
типа

Рис. 10.5. Вертикальный про
филь направленной сква
жины J -образного (3-го) 
типа

обусловлена часто возникающей необходимостью корректировки положе
ния забоя в пространстве в конце четвертого участка ствола.

Необходимый зенитный угол 3-го участка ствола определяют из сле
дующей формулы:

sina =
[r QH( Rq -  A )J  (Н2 )2 -  A(2Rq -  А)

[Н 2 -  (R0  )2] -  A(2R0  -  А)

где Ro — R\ + R2 , Н — Н0 — Нв — Н3.
Длину участков профилей, их горизонтальных и вертикальных проек

ций определяют при помощи формул, приведенных в табл. 10.4.
При расчете профиля 3-го типа (рис. 10.5), когда известны глубина 

скважины, длина 1-го вертикального участка и отклонение забоя от вер
тикали, определяют величину радиуса искривления 2-го участка. Длину 
вертикальной части ствола можно при необходимости скорректировать, 
изменяя угол входа скважины в пласт.

Т а б л и ц а  10.3

Участок (см. рис. 10.3) Длина, м
Проекция, м

горизонтальная вертикальная
Б ертикальный 
Набора зенитного угла 
Прямолинейный наклонный 
Длина ствола по инструменту

/1 = нв 
h  = 0,0174Ra 
/ 3  = Н ' / cos a

L = /1 +  / 2 +  / 3

а = R(1 — cos a) 
А' = H'tg а  
А = а + А'

нв
h  = R sin a  

Н '  = Но -  (Нв +  Л) 
Но = Нв + h  + Н '
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Т а б л и ц а  10.4

Участок профиля Длина, м Проекция, м
горизонтальная вертикальная

Б ертикальный 
Набора зенитного угла 
Прямой наклонный

Уменьшения зенитного 
угла
Нижний вертикальный 
Длина ствола

h = н в
12 = 0,0174»! а  
/з = Я i/cos а

U =  0,01745R2 а

/ 5  = Из 
L = /1  +  / 2 +  / 3 +  

+  / 4  +  h

cii = Ri[l — cos а) 
а2 = Hi tg а

аз = i?2 (l — cos а) 

А = <ii +  а2 +  а3

Я ,
h  = R 1 sin а

Hi = Но -  Ив -  Н3 -  
— R0 sin а  

Н2 = R2 sin а

н 3
Но =  Я в +  Л +  Н 1 +  

+  Н2 +  Из

Т а б л и ц а  10.5

Участок профиля Длина, м Проекция, м
горизонтальная вертикальная

Б ертикальный h = Я в - Я в
Набора зенитного угла l2 =  0,0174Ra А =  R(1 — cos а) h  = R sin а
Длина ствола h  = /1 +  /2 А Но = Я в +  h

Для расчета длин вертикальных и горизонтальных проекций ствола 
скважины используют формулы, приведенные в табл. 10.5.

Определение радиуса искривления при  наборе кривизны  скважины.
Как указывалось выше, радиус искривления направленной скважины дол
жен быть по возможности минимальным, чтобы сократить до предела ин
тервал, в котором необходимо работать с отклоняющим инструментом и 
навигационными приборами. Однако при этом должны быть соблюдены 
следующие основные ограничения.

1. Интенсивность искривления в обычном случае не должна превы
шать 1,5°/10 м проходки.

2. В любом интервале бурения должна обеспечиваться достаточная 
осевая нагрузка на долото.

3. Должно быть исключено образование желобов в скривленных ин
тервалах ствола скважины. Это условие может быть количественно оцене
но величиной давления замков на стенки ствола скважины:

R > 12 P/Q,
где Р — осевое усилие, действующее на бурильные трубы; Q — допустимое 
нормальное усилие со стороны бурильного замка на стенку скважины;
12 — средняя длина половины бурильной свечи.

Для разрезов, сложенных мягкими породами, значение Q можно при
нимать равным 10 кН, для разрезов, сложенных породами средней твердо
сти — 20 — 30 кН, для пород твердых и крепких — 40 — 50 кН.

4. Бурильная колонна при любых работах в скважине не должна испы
тывать напряжения, превышающие предел текучести материала бурильных 
труб:
R > (1Е/2п.г,
где d — наружный диаметр бурильных труб; Е — модуль Юнга; стт — пре
дел текучести материала труб.

5. При спуске забойного двигателя через искривленные участки ствола 
скважины напряжения, возникающие в корпусе забойного двигателя, не 
должны превышать предела текучести его материала:
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R >0,25L2][0,74(D-dI) -K ] ,

где Lj, dt — соответственно длина и наружный диаметр забойного двигате
ля; D — диаметр долота; К  — зазор, выбираемый на основании геологиче
ских условий (К =  0 для твердых пород, К =  0,003-Ю,006 м для мягких и 
средних).

При спуске обсадных колонн трубы не должны испытывать напряже
ния, превышающие предел текучести их материала. Это требование обес
печивается при условии

R > EKdK/2aT,

где Ек, стт — соответственно модуль Юнга и предел текучести материала 
обсадных труб; dK — наружный диаметр обсадной колонны.

6 . В эксплуатационную колонну должны свободно спускаться и распо
лагаться без деформаций глубинные приборы, погружное оборудование и 
устройства для ремонта и эксплуатации скважин.

Для обеспечения этого требования необходимо соблюдать следующее 
условие:

R > L2/8(dB — dH — k),

где L — длина спускаемого в колонну погружного устройства; dB — внут
ренний диаметр эксплуатационной колонны; dH — диаметр спускаемого в 
колонну погружного устройства; к  — зазор между внутренней стенкой об
садной колонны и корпусом спускаемого в колонну погружного устройст
ва. В большинстве случаев можно принять

к  =  0,003-Ю,0015 м.

Выбранный на основании приведенных выше ограничений радиус ис
кривления ствола скважины увеличивают на 5 —10 % из-за ожидаемых 
ошибок реализации проектного решения. Величину радиуса искривления 
корректируют на основании сравнения значения осевого усилия, возни
кающего при подъеме бурильной колонны из искривленной скважины, с 
допустимым ее значением для данной бурильной колонны и буровой уста
новки.

Строят профиль направленной скважины следующим образом.
Чтобы построить горизонтальную проекцию, вначале наносят точку, 

обозначающую устье скважины, затем при помощи транспортира из этой 
точки проводят луч в направлении проектного азимута и откладывают на 
нем в принятом масштабе отрезок, равный длине отклонения забоя от вер
тикали, проходящей через устьевую точку. Из конца этого отрезка, обозна
чающего проектный забой скважины, в том ж е масштабе проводят окруж
ность, ограничивающую допуск на отклонение забоя от проектной цели. Из 
устьевой точки проводят две касательные к построенной окружности (гра
ницы возможного отклонения фактической траектории ствола от проект
ной).

На этом ж е листе миллиметровой бумаги строят вертикальную проек
цию скважины в прямоугольной системе координат. На вертикальной оси 
от начала координат вниз в масштабе, принятом для вертикальной проек
ции, откладывают отрезок, равный глубине наклонной скважины по верти
кали. Затем наносят интервалы отдельных участков профиля, которые
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предварительно вычислены по приведенным выше формулам. Прямоли
нейные участки траектории сопрягают друг с другом дугами окружностей с 
расчетными радиусами искривления ствола скважины.

10.3. ФАКТОРЫ, ОПРЕДЕЛЯЮЩИЕ 
ТРАЕКТОРИЮ ПЕРЕМЕЩЕНИЯ ЗАБОЯ СКВАЖИНЫ

Существующая обычная практика — бурить большие интервалы кри
волинейных или прямых скважин забойными двигателями. Однако из эко
номических или других соображений может оказаться более целесообраз
но бурить как можно дольше направленную скважину посредством враще
ния бурильной колонны. Если скважина не искривляется с удовлетвори
тельной скоростью, то бурильная колонна может быть извлечена и модер
низирована. Применения отклоняющего инструмента часто можно избе
жать, создавая соответствующие забойные компоновки и регулируя на
грузку на долото, скорость его вращения, интенсивность циркуляции.

Термин «забойная компоновка» относится к комбинации утяжеленных 
бурильных труб, стабилизаторов, оборудования и устройств, расположен
ных непосредственно над долотом. При направленном бурении, особенно 
роторном, в забойной компоновке используются эффекты, которые приво
дят к увеличению, уменьшению или стабилизации угла наклона. Забойная 
компоновка для роторного бурения не может применяться для управления 
горизонтальным направлением ствола или в точках начала изменения на
правления (КОР); однако специфические забойные компоновки бывают 
полезны для изменения угла наклона скважины, если она уже искривлена.

Все части бурильной колонны до некоторой степени гибкие. Стан
дартная бурильная труба очень гибкая и легко искривляется при сжатии; 
по этой причине верхнюю часть бурильной колонны обычно в процессе 
бурения поддерживают в растянутом состоянии. И даже толстостенные 
утяжеленные бурильные трубы (УБТ), устанавливаемые в призабойной час
ти бурильной колонны, достаточно гибкие, чтобы изогнуться там, где они 
лишены боковой опоры.

Изменение забойной компоновки дает возможность бурильщику 
управлять величиной и направлением изгиба бурильной колонны и таким 
образом увеличивать, уменьшать или поддерживать угол отклонения забоя 
так, как это желательно.

Бурение направленных скважин большого диаметра (8" —12") обычно 
легче, чем бурение скважины малого диаметра. Утяжеленные и обычные 
бурильные трубы большего размера жестче и, следовательно, менее под
вержены изгибу и закручиванию в одних и тех ж е проходимых породах. 
Они также больше весят, давая бурильщику большую возможность изме
нять диапазон нагрузки на долото. И хотя и большая внешняя поверхность 
создает большие сопротивления на контакте со стенкой ствола, этот недос
таток менее значителен, чем достоинства, и поэтому их использование ста
ло обычной практикой в направленном бурении.

Опорные забойные компоновки

Стабилизатор, установленный непосредственно над долотом, действует 
как боковая опора.

В скважинах, составляющих с вертикалью 3° и более, утяжеленные
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Рис. 10.6. Опорный эффект от провисания УБТ

бурильные трубы выше разгруженной 
части опираются на нижнюю часть стен
ки скважины, вынуждая долото прижи
маться к верхней части. При этом по ме
ре углубления ствола увеличивается угол 
его наклона (рис. 10.6). Такая тенденция 
называется опорным эффектом.

Более гибкие компоновки выше 
точки опоры ускоряют наращивание угла 
наклона ствола скважины. Утяжеленные 
трубы меньшего диаметра провисают и 
изгибаются легче, чем большего диа
метра.

Увеличение нагрузки заставляет за
бойную компоновку изгибаться далее в 
направлении начального прогиба. Если 
применяется умеренная циркуляция, 
достаточная для очистки долота и стаби
лизаторов, то наращивание угла наклона 
интенсифицируется, особенно в мягких 
породах.

Маятниковая компоновка

В гибких компоновках, поддерживаемых стабилизатором, установка 
одной или двух утяжеленных труб над долотом вместо наддолотного стаби
лизатора приводит к тому, что УБТ под стабилизатором стремятся занять 
вертикальное положение (рис. 10.7).

В приведенной скважине гравитационные силы на долоте действуют в 
направлении нижней стенки ствола, создавая при бурении условия для 
уменьшения угла наклона ствола скважины. Этот принцип известен как 
маятниковый эффект (эффект отвеса). Забойную компоновку, используе
мую для уменьшения угла отклонения от вертикали, иногда называют 
«падающей» компоновкой (эффект маятника также используют, чтобы со
хранить вертикальный курс в местах самопроизвольного искривления 
ствола).

В маятниковых компоновках расстояние, на котором должен быть ус
тановлен стабилизатор от долота, зависит от жесткости утяжеленных труб. 
Если используются гибкие утяжеленные трубы меньшего диаметра, то ста
билизатор желательно поместить в бурильной колонне ниже, чтобы удер
живать утяжеленные трубы от чрезмерного провисания на противополож
ную стенку скважины. Эффект маятника аннулируется, если УБТ контак
тируют с нижней стороной ствола между долотом и стабилизатором.

Утяжеленные трубы малого диаметра также способствуют уменьше
нию нагрузки на долото, в результате чего снижается скорость бурения. 
Чтобы предотвратить чрезмерное провисание в сильно искривленных 
скважинах, стабилизаторы могут быть установлены так низко, что долото
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Рис. 10.7. Эффект маятника от провиса
ния УБТ

Рис. 10.8. Принцип действия жесткой за
бойной компоновки

будет создавать малое усилие или вообще не будет создавать усилия на 
нижнюю стенку ствола. В этих случаях подкалиберный стабилизатор, уста
новленный вблизи долота, будет способствовать постепенному уменьше
нию угла. Однако если все-таки угол невозможно уменьшить по желанию, 
то возникает необходимость подъема бурильной колонны и спуска откло
няющего устройства.

Комбинированная (жесткая) компоновка. Удваивание толщины стенки 
утяжеленной трубы увеличивает ее жесткость в 8 раз. Чтобы сохранить 
угол наклона ствола скважины, бурильщик может использовать комбина
цию толстостенных утяжеленных труб по возможности большого диаметра 
и стабилизаторов для минимизации или ограничения искривления, т.е. 
компоновки, ограничивающие как эффект маятника, так и эффект опоры. 
Такие компоновки называют комбинированными, или жесткими компо
новками (рис. 10 .8).
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Компоновка с забойным двигателем. Забойные двигатели могу ис
пользоваться не только для изменения угла и направления ствола, но также 
для бурения прямых интервалов (вертикальных или наклонных) направ
ленной скважины.

Когда забойный двигатель применяют для сохранения угла, ребра ло
пастного стабилизатора могут быть приварены на нижнюю часть его кор
пуса, а стабилизатор установлен сразу над ним. Для ограничения трения и 
передачи осевой нагрузки на долото бурильную колонну иногда медленно 
вращают, чтобы бурение велось в прямом, уже созданном направлении. В 
этом случае ни кривой корпус забойного двигателя, ни кривой переводник 
не используются.

Особые проблемы в  направленном бурении. Бурить направленные 
скважины труднее, чем вертикальные. Почти все обычные операции при 
бурении усложняются, когда скважины бурят под углом. При подъеме и 
спуске бурильной колонны требуется большая мощность, необходимо 
большее усилие на роторе для преодоления силы трения; буровой раствор 
и гидравлическая система требуют более внимательного отношения; при
хваты труб и поломки оборудования становятся более типичными, обсад
ные колонны труднее спускать и цементировать.

Ж елоб в  резком  перегибе ствола скважины. Многие проблемы могут 
быть исключены благодаря особому вниманию к интенсивности набора 
кривизны.

В идеале угол наклона должен увеличиваться или уменьшаться посте
пенно: обычно 6°/100 м; максимально в безопасном пределе до 15°/100 м. 
Однако изменение угла наклона от 6 до 15° автоматически нельзя считать 
безопасным. Темп изменения угла наклона должен соблюдаться на всем 
искривляемом интервале. Если 1° угла искривления добавляется каждые 
10 м и при этом не изменяется азимут ствола, вероятно, не будет проблемы 
при следующем долблении.

Создание желобов в резко искривленных интервалах ствола скважины 
является серьезным осложнением.

Когда анализируются инклинометрические данные, должны быть уч
тены как вертикальные, так и горизонтальные изменения траектории ство
ла. Если набор кривизны произведен плавно от 8 до 12°/25 м, то темп на
бора угла составляет 1,7°/10 м. Но если в это ж е время азимутальное на
правление скважины изменено на 25°, то желобообразующий фактор ста
новится равным почти 2,5°/10 м (или более 20°/100 м), а ствол имеет вид 
спирали или штопора.

В верхней части сильно искривленных скважин могут образоваться 
желоба в форме замочной скважины (рис. 10.9). Вес бурильной колонны 
под сильно искривленным участком ствола создает боковое усилие со сто
роны труб на стенку скважины, в результате чего в этом месте вырабаты
вается желоб небольшого диаметра, через который трудно проходит инст
румент и утяжеленные бурильные трубы. Когда бурильная колонна подни
мается или спускается, ее может заклинить в этой замочной скважине, и 
для извлечения потребуется провести длительные дорогостоящие операции. 
Если ствол скважины обсажен, то колонна может быть протерта, пока бу
дет буриться нижняя часть ствола. По этим причинам безопаснее набирать 
кривизну быстро в нижних интервалах ствола, чем в верхних.

Влияние геологических факторов. Иногда проходимые породы имеют 
тенденцию отклонять долото. Управление его направлением становится бо-
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Рис. 10.9. Образование желоба в виде замочной 
скважины

лее трудным при бурении через слои
стые породы, которые залегают не го
ризонтально.

Когда угол падения пород (угол 
между плоскостью напластования и 
горизонтальной плоскостью) меньше 
45°, долото стремится отклониться в 
сторону восстания пласта или принять 
положение, перпендикулярное напла
стованию. Если угол падения больше 
45°, то долото имеет тенденцию бурить 
вниз по падению пласта, или стремится 
принять положение, параллельное на
пластованию. Иногда скважину плани
руют бурить, используя эти тенденции 
долота. В других случаях для предот
вращения влияния пород необходимо 
использовать жесткие забойные ком
поновки.

Долото также имеет тенденцию 
отклоняться горизонтально параллель
но наклонному напластованию из-за 
разной прочности проходимых пород. 
Этот эффект называют «блужданием». 
Даже там, где напластование горизон
тальное, вращаемое вправо долото 
имеет тенденцию двигаться вправо в 
искривленной скважине («уход» до
лота) .

«Блуждание» и «уход» долота 
труднее контролировать, чем измене
ния вертикального направления, пото
му что они не могут быть скорректи
рованы простым изменением вращения 
или нагружения забойной компоновки.

Если жесткая компоновка не 
обеспечивает контроль за «блуждани
ем» или «уходом» долота, обычно тре

буется отклоняющий инструмент. В большинстве случаев, однако, буриль
щик может предвидеть влияние геологических факторов или «уход» долота 
и компенсировать это проводкой скважины, например, в точке начала ис
кривления выбрать направление, которое отличается от показанного на 
плане (обычно влево) и использовать «уход» долота для проводки ствола к 
цели.

Гидравлика. Как правило, направленное бурение наиболее эффектив
но при высокой скорости проходки, при которой требуются высокие дав
ления циркуляции для очистки скважины от шлама.
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Однако, чтобы достичь наилучших общих результатов при наименьшей 
стоимости, бурильщик должен учитывать многие факторы, такие как ско
рость проходки, изменение угла искривления, ожидаемый абразивный из
нос или прихват бурильного инструмента, регулирование давления.

Скорость проходки, например, ограничивается, когда набирают кри
визну, так как нагрузка на долото совместно с давлением циркуляции 
должны быть ограничены, чтобы контролировать интенсивность отклоне
ния ствола. В искривленных интервалах, особенно в стволах с большим уг
лом наклона, шлам имеет тенденцию оседать на нижнюю стенку ствола. 
Бурильная колонна также провисает на нижнюю стенку, ухудшая очистку 
восходящим потоком бурового раствора. Стабилизаторы помогают частич
но решить проблему, удерживая бурильную колонну на некотором удале
нии от стенки ствола скважины.

Увеличение скорости циркуляции может заставить компоновку откло
няться слишком быстро или блуждать.

Трение. В сильно искривленных скважинах большая часть веса бу
рильной колонны приходится на нижнюю стенку ствола. Возникающее в 
результате этого трение требует большей мощности на вращение буриль
ной колонны и увеличивает опасность истирания замков, износа и поломки 
труб. В мягких породах это даже может привести к образованию желоба 
на нижней стенке ствола.

Трение бурильной колонны о стенки ствола не может быть исключено 
полностью, но оно может быть уменьшено посредством использования 
нефтеэмульсионных буровых растворов.

Трение также затрудняет спуск обсадных колонн в направленные 
скважины. Колонна ложится на нижнюю стенку ствола, в результате чего 
цемент неравномерно распределяется по заколонному пространству. Ис
пользуя безмуфтовые обсадные колонны и центраторы, можно уменьшить 
трение в скважинах, центраторы также улучшают распределение цемента 
за колонной посредством отвода ее от стенки ствола.

10.4. ЗАБОЙНЫЕ КОМПОНОВКИ ДЛЯ ИЗМЕНЕНИЯ НАПРАВЛЕНИЯ 
БУРЕНИЯ СТВОЛА СКВАЖИНЫ

Наиболее предпочтительно в интервале набора кривизны ствола сква
жины применять укороченный забойный двигатель. С целью увеличения 
зенитного угла при бурении забойным двигателем используют различные 
компоновки низа бурильных колонн (КНБК) в соответствии с геолого
техническими условиями бурения (рис. 10.10).

Для увеличения зенитного угла рекомендуются следующие компо
новки:

1) долото, забойный двигатель, переводник с перекошенными осями 
присоединительных резьб и утяжеленные бурильные трубы (рис. 10 .10 , а), 
угол перекоса осей присоединительных резьб переводника обычно 1,5 — 3°, 
длина УБТ (при коротких турбобурах) 12 — 25 м;

2) долото, секционный турбобур, секции которого соединены под уг
лом 0 ,5 —1,5° (рис. 10.10, б);

3) долото, наддолотный калибратор, турбинный отклонитель, УБТ (рис. 
10.10, в), рекомендуется использовать отклонитель с углом перекоса 1 —2°;

4) долото, отклонитель, переводник с перекошенными осями присое-
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Рис. 10.10. Компоновки низа бурильной колонны для искривления скважин:
а — с переводником, имеющим перекошенные оси присоединительных резьб; б  — с искрив
ленным секционным турбобуром; в — с турбинным отклонителем; г — с турбинным отклони
телем и кривым переводником; д — с отклонителем; е — с накладкой и кривым переводни
ком; ж  — с эксцентричным ниппелем

динительных резьб и бурильные трубы (рис. 10.10, г); при сборке такой 
компоновки вогнутые стороны переводника и отклонителя должны быть 
обращены в одну сторону;

5) долото, турбобур, отклонитель Р-1 и бурильные трубы (рис. 10.10, Э); 
угол перекоса осей резьбы отклонителя, соединяющей отклонитель с тур
бобуром, рекомендуется принимать равным 1,5 — 3°;

6) долото, турбобур с металлической накладкой на корпусе, перевод
ник с перекошенными осями соединительных резьб, устанавливаемый в 
плоскости накладки, обычные или утяжеленные трубы (рис. 10 .10 , е);

7) долото, турбобур с установленной на ниппеле эксцентричной метал-
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лической или резиновой накладкой и обычные или утяжеленные буриль
ные трубы (рис. 10.10, ж).

Различная интенсивность искривления ствола скважины достигается 
за счет изменения угла перекоса осей присоединительных резьб перевод
ника и длины прямого переводника, размещаемого между долотом и от
клонителем. При использовании эксцентричного ниппеля не следует уста
навливать на шпинделе турбобура переводник длиной более 30 см.

Проектирование отклоняющих компоновок включает: выбор компо
новки, расчет ее геометрических размеров и проверочный расчет. Компо
новку выбирают в зависимости от геологического разреза, ожидаемого со
стояния ствола скважины и требований точности искривления. Компонов
ки 1 и 3 рекомендуется применять при бурении скважины в устойчивых 
геологических разрезах, где не ожидается значительное увеличение диа
метра ствола. Предпочтительнее компоновка 3, так как она позволяет при 
одинаковой интенсивности искривления получать более высокие показате
ли бурения — механическую скорость и проходку на долото. Компоновки 4 
и 5 рекомендуется применять в том случае, если ожидается значительное 
расширение ствола скважины. Если требуется малая интенсивность ис
кривления, то используют компоновки 6 и 7.

Геометрические размеры компоновки низа бурильных колонн рассчи
тывают в зависимости от заданной интенсивности искривления скважины. 
При использовании компоновок 6 и 7 следует выбирать их размеры таки
ми, чтобы можно было получать приращение угла искривления скважины 
не более 1° на 10 м проходки. При этом углублять скважину можно доло
том, диаметр которого равен диаметру скважины.

Для уменьшения зенитного угла рекомендуется применять следующую 
компоновку низа бурильной колонны:

для медленного уменьшения зенитного угла — долото, забойный дви
гатель и бурильные трубы;

для уменьшения зенитного угла со средней интенсивностью — долото, 
сбалансированную толстостенную трубу в пределах диаметра забойного 
двигателя длиной 3 —4 м, забойный двигатель и бурильные трубы;

для интенсивного уменьшения зенитного угла — одну из компоновок, 
используемых для набора кривизны (см. рис. 10 .10).

Для стабилизации зенитного угла рекомендуется применять одну из 
трех приведенных ниже компоновок:

долото, наддолотный калибратор, стабилизатор на корпусе турбобура, 
турбобур и УБТ;

долото, наддолотный калибратор, турбобур с приваренной на его кор
пусе накладкой или установленной на верхний переводник шпинделя, УБТ;

долото, наддолотный калибратор, турбобур с установленным между 
ниппелем и корпусом шарошечным стабилизатором, УБТ.

10.5. МЕТОДЫ И УСТРОЙСТВА КОНТРОЛЯ 
ТРАЕКТОРИИ НАПРАВЛЕННЫХ СКВАЖИН

Вертикальная (ненаправленная) скважина бурится при постоянном уг
ле наклона, который поддерживается в заданных пределах, в то время как 
при направленном бурении угол и азимут траектории ствола должны быть 
определенными.
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Х в  целом для сервисного обслуживания направленного бурения ис
пользуют различные системы: от более старых простейших инструментов 
до новейших постоянно действующих забойных регистраторов. Наилуч
шую систему для каждого конкретного случая определяет заказчик с уче
том расположения площади, применяемого бурового оборудования, необ
ходимой точности измерений.

Для определения конфигурации ствола скважины в отечественной 
практике чаще всего применяют приборы с плавиковой кислотой и инкли
нометры: первые позволяют измерять лишь зенитный угол, а вторые — зе
нитный угол и азимут направления ствола в точке измерения.

После окончания бурения определенного интервала или всей скважи
ны работники каротажной партии регистрируют при помощи глубинного 
инклинометра изменения зенитного угла и азимута оси ствола скважины 
по глубине и строят инклинограмму, на основании которой вычерчивают

Рис. 10.11. Желонка с прибором В.А. Петросяна:
1 — верхнее направление — замок; 2 — «рыбка»; 3 — пробка; 4 — про
кладка; 5 — корпус; 6 — пружина; 7 — деревянные диски, между которы
ми размещается измерительный прибор; 8 — соединительный ниппель; 
9 — труба; 10 — нижнее направление
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горизонтальную проекцию ствола скважины с указанием направления с 
севера на юг и с запада на восток, отклонение проекции забоя от проекции 
устья. Иногда на графике указывают характерные глубины резкого изме
нения азимута или зенитного угла, границ горизонтов и мест аварий.

Из приборов с плавиковой кислотой наиболее распространен сбрасы
ваемый в бурильную колонну аппарат В.А. Петросяна (рис. 10.11), принцип 
действия которого основан на том, что плавиковая, или фторводородная 
кислота на границе с воздухом протравливает (разъедает) стекло по пери
метру горизонтального мениска.

Схема действия этого прибора показана на рис. 10.12. В стальной кор
пус 1 с крышками помещен на осях 4 с заостренными концами полуци
линдр 3, центр тяжести которого смещен относительно оси корпуса, в ре
зультате чего при наклоне прибора полуцилиндр поворачивается на осях 4 
до тех пор, пока его центр тяжести не займет низшее положение. В полу
цилиндре размещается прямоугольный пенал 5 с резиновой пробкой 6, в 
пазы которого вставляют стеклянную пластину. В бурильной колонне при
бор центрируется резиновыми кольцами 2.

Перед спуском в скважину пенал заполняют наполовину плавиковой 
кислотой 20%-ной концентрации и вставляют в полуцилиндр. Собранный 
прибор помещают в длинную желонку между двумя пружинами, служащи
ми для амортизации толчков. В таком виде прибор сбрасывают или опус
кают на тросе при помощи специальной лебедки в бурильную колонну. 
После достижения прибором глубины измерения его необходимо оставить 
в покое на 10—15 мин для протравливания пластины кислотой и после это
го извлекать на поверхность. В искривленной скважине пенал прибора по
вторит наклон оси ствола. При этом полуцилиндр повернется так, что 
плоскость стеклянной пластины совместится с плоскостью искривления 
скважины в этой точке и от горизонтального уровня кислоты на пластине 
протравится след под углом к шлифованной грани пластины, равным зе
нитному углу скважины.

Аппараты изготовляют трех размеров (табл. 10.6).
Для измерения угла искривления скважины аппаратом В.А. Петросяна 

выполняют следующие операции.
Перед измерением угла искривления скважины приподнимают долото 

над забоем, ставят трубы на элеватор или клинья и отвинчивают ведущую 
бурильную трубу. Затем отвинчивают верхнюю пробку направляющей ж е
лонки рычагом, пропущенным сквозь отверстие пробки, удерживая желон- 
ку другим рычагом, пропущенным через отверстие в нижней части. Отвин
чивают защелки измерительного прибора, снимают боковую крышку и вы
нимают пенал из вращающегося полуцилиндра. Сняв резиновую пробку, в 
пенал заливают плавиковую кислоту до половины высоты. Затем вставляют 
замерное стекло нижним основанием (шлифованной кромкой), противопо-

Т а б л и ц а  10.6

Марка аппарата
Минимальный внут
ренний диаметр бу

рильных труб, мм
Наружный диаметр 

корпуса, мм
Размер замерного 

стекла, мм

П6 146 70 41x40
П5 120 60 40x30
П4 95 50 40x22

П р и м е ч а н и е . Толщина замерного стекла 1 — 2 мм.
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ложным стороне, на которой написан номер стекла, в пазы пенала, предва
рительно промыв его водой. Плотно закрывают пенал резиновой пробкой, 
причем последняя своим выступом должна плотно прижать стекло к до
нышку пенала. Затем пенал вставляют во вращающийся полуцилиндр и ук
репляют стопорным винтом. Крышку измерительного прибора ставят на 
место и закрывают защелки. Измерительный прибор ставят в вертикальное 
положение в направляющую желонку между двумя деревянными дисками 
с амортизационными пружинами и проверяют, плотно ли он входит в ж е
лонку. После установки резиновой прокладки завинчивают верхнюю проб
ку направляющей желонки рычагом, пропущенным сквозь отверстие проб
ки, удерживая направляющую желонку другим рычагом, пропущенным 
сквозь отверстия в ее нижней части. При помощи специальной ручной или 
механизированной лебедки спускают аппарат на канате в бурильные тру
бы. Иногда аппарат сбрасывают в бурильные трубы.

При спуске аппарата на канате через бурильные трубы по достижении 
им забойного двигателя или долота (при роторном бурении), что определя
ется по снижению нагрузки на канат, расхаживают бурильную колонну 3 —
4 раза на 2 — 3 м и вновь сажают на ротор, приподнимают аппарат над до
лотом или турбобуром на 1 — 1,5 м, затем на 15 мин оставляют бурильную 
колонну в покое, после чего поднимают аппарат без остановок. Глубину 
замера ориентировочно определяют по длине каната и контролируют по 
удару о забойный двигатель или долото.

При сбрасывании аппарата в трубы по достижении им долота или за
бойного двигателя, т.е. через 2 — 3 мин после сбрасывания, проворачивают 
инструмент на несколько оборотов, расхаживают 2 — 3 раза на 2 — 3 м и 
вновь сажают на элеватор. Через 10 мин поднимают бурильную колонну, 
не допуская длительных остановок. Глубину замера определяют по поло
жению долота. По окончании подъема аппарата с бурильной колонной из 
последней извлекают аппарат. Затем снимают резиновую пробку пенала, 
сливают плавиковую кислоту и промывают стакан раствором соды, а затем 
водой. Вынимают замерное стекло из пенала и тщательно промывают его 
водой. На стекле будет виден ясный след уровня плавиковой кислоты. На 
среднем участке этот след будет прямой, а по краям будет иметь форму 
кривой — след мениска. Так как в сброшенном или спущенном внутрь бу
рильных труб аппарате Петросяна боковая грань стекла всегда будет па
раллельна оси скважины, след от горизонтального уровня кислоты на стек
лянной пластинке в виде прямой линии непосредственно изобразит угол 
искривления скважины как угол, составленный наклонным следом от ки
слоты с нижней горизонтальной гранью стекла.

Угол искривления скважины по пластинке определяют, непосредст
венно измеряя угол по транспортиру или вычисляя по формуле

где а — разность высоты линии следа на стекле, мм; D — длина стекла, мм.
Для одновременного измерения зенитного и азимутального углов часто 

используют автономный забойный инклинометр ЗИ, разработанный 
Г.Н. Строцким, Г.М. Раммом и Г.П. Малюгой (рис. 10.13). Прибор ЗИ имеет 
измерительную систему, установленную в корпусе, которая состоит из 
вращающейся рамки 1, на которой расположены буссоль с магнитной 
стрелкой 2 для измерения азимута ствола скважины в зоне измерения, от-
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Рис. 10.13. Схема автономного забойного инклинометра (ЗИ)

21

вес 3 для измерения зенитного угла и вспомогатель
ный лимб 4 для определения положения отклонителя 
относительно направления искривления скважины или 
относительно меридиональной плоскости север — юг.

Вращающаяся рамка эксцентрична относительно 
оси вращения, поэтому она сама устанавливается в 
плоскости искривления скважины подобно тому, как 
это происходит с полуцилиндром в приборе Петросяна.

При спуске в скважину вся измерительная систе
ма закрепляется фиксатором 5. В момент посадки при
бора на «ножи» на свинцовой печати 12 образуются 
отпечатки «ножей», нижняя часть 10 корпуса прекра
щает движение, тогда как верхняя часть 9 вместе с 
измерительной системой продолжает спускаться вниз, 
надвигаясь на цилиндрический груз 14, который теле
скопически соединен с обеими частями при помощи 
пальцев 15 и прорезей 16. При этом диск 6 садится на 
нажимной пггок 7 и освобождает измерительную сис
тему.

Освобожденная рамка инклинометра устанавли
вается в плоскости искривления скважины, а стрелки 
буссоли и отвеса занимают положения, соответствую
щие азимуту и углу наклона скважины в точке замера.

Нажимной шток 7 имеет специальное гидравличе
ское реле 8, которое после определенной, заранее за
данной и отрегулированной выдержки во времени 
устраняет нажатие диска. Как только диск 6 возвра
тится на свое место, фиксатор 5 закрепляет стрелки 
буссоли и отвеса в тех положениях, которые соответ
ствуют азимуту и зенитному углу искривления в точке 
измерения. Для проверки правильности показаний 
инклинометра в стакан 11 можно вставить пробирку
13 с плавиковой кислотой для контрольного угла ис
кривления замера.

Средняя часть корпуса инклинометра заполнена 
маслом. Через компенсатор 20 гидростатическое дав
ление столба промывочной жидкости передается на 
масло, вследствие чего происходит выравнивание дав
ления внутри и снаружи прибора и достигается высо
кая герметичность сальника 17, штока и резьбовых соединений. Масло 
оказывает также демпфирующее влияние на стрелки буссоли и отвеса и 
используется для работы гидравлического реле времени.

На нижней части прибора выполнен кольцевой лимб 18, а вдоль одной 
из образующих корпуса нанесена глубокая риска 21. Лимбы 4 и 18 и риска 
21 позволяют связать отпечатки ножей на свинцовой печати с показаниями 
измерительной системы и провести ориентирование отклонителя.

Инклинометр спускается в бурильную колонну при помощи вспомога
тельной лебедки на тонком стальном канате, прикрепленном к кольцу кол-

13

14

-16

-18
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пака 19. Замер длится 3 — 5 мин, если не считать времени на спуск и подъ
ем прибора.

Подняв прибор на поверхность, снимают колпак 19 и определяют зе
нитный угол скважины по показанию стрелки отвеса 3, а азимут — по по
казанию магнитной стрелки буссоли 2.

В зарубежной практике считают наиболее простым обслуживание с 
помощью фотографических устройств.

Старейший тип контролирующих инструментов записывает информа
цию на забое скважины, которую затем, после подъема инструмента на 
поверхность, анализируют.

Фотографическое устройство доставляют в скважину и извлекают из 
нее одним из трех способов.

1. Оно может быть спущено в бурильную колонну и извлечено из нее 
при помощи троса или кабеля малого диаметра.

2. Оно может быть свободно сброшено в бурильную колонну, а затем 
извлечено при помощи овершота, спущенного в бурильную колонну на 
гибком тросе.

3. Оно может быть свободно сброшено внутрь бурильной колонны и
при необходимости (например, для 
смены долота) извлекается из скважи
ны вместе с поднимаемой бурильной 
колонной.

Простейшая магнитная установка. 
Простейшее магнитное устройство фо
тографирует маятник, подвешенный к 
фотографическому диску и располо
женный над компасом (рис. 10.14). 
Вращающийся магнитный диск ориен
тируется на север магнитного поля 
Земли; маятник установлен вертикаль
но подобно отвесу. Электрический 
свет, сфокусированный на края диска с 
светочувствительной пленкой, освеща
ет вертикальную сборку и компас. В 
искривленной скважине проекция вер
тикально подвешенного маятника не 
совпадает с центром диска компаса на 
фотографии.

В результате длительной работы 
бурильный инструмент намагничивает
ся от магнитного поля Земли, в связи с 
чем расположенный в нем компас дает 
искаженные результаты. Чтобы полу
чить качественные магнитные данные, 
магнитный инструмент необходимо 
располагать вблизи долота в специаль-

Рис. 10.14. Схема одноразового фотографическо
го измерительного прибора:
1 — изображение на фотографическом диске;
2 — источник света; 3 — маятник; 4 — соби
рающая линза; 5 — компас

Вертикальная ось

Осевая
линия
инструмента
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Рис. 10.15. Изображение магнитного диска в 
инструменте одноразового действия

ных бурильных трубах, металл которых трудно намагничивается (например, 
нержавеющая сталь или алюминий). Измерительная сборка должна быть 
расположена достаточно далеко от ближайшего магнитного металла. Длину 
и число немагнитных участков следует выбирать в зависимости от магнит
ной ситуации, угла искривления и направления скважины. Если скважина 
обсажена в местах измерения намагничиваемой стальной колонной, то 
магнитные измерения в такой скважине невозможны.

Фотографический диск должен быть помещен в камеру, периодически 
впускающую импульс света. Таймер, встроенный в сборку устройства, в 
определенные моменты времени фиксирует маятник и компас, чтобы за
фиксировать информацию об их взаимном положении.

Инструментальную сборку спускают в скважину и устанавливают в 
немагнитной части инструмента. Таймер включает свет, который светит 
мимо маятника и фиксирует его на фотографическом диске. После необхо
димой экспозиции диска свет выключается и инструмент возвращается в 
исходное положение. На поверхности диск проявляют и читают инфор
мацию.

На рис. 10.15 показана типичная фотография. Угол скважины прямо 
зависит от того, как далеко от центра находится изображение маятника. В 
рассматриваемом примере центр изображения маятника находится в ок
ружности, соответствующей 15° в точке 86° на восток от севера по показа
ниям компаса. Скважина в данной точке углубляется под углом 15°. Это 
магнитные данные, потому что компас реагирует на магнитный полюс Зем
ли. Север магнитного полюса удален на несколько сотен километров от се
верного географического полюса. Но план направленной скважины нано
сят на стандартные карты и схемы, базируясь на истинных сведениях, по
этому магнитные данные на диске должны быть откорректированы в гео
графические.

М агнитное устройство для многократных измерений

Проект направленного бурения требует обстоятельного обследования 
скважины в определенные периоды времени, такие, например, как перед 
спуском обсадной колонны. Эти сервисные работы используют для по
строения всей траектории скважины по одиночным измерениям.
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При этом применяют устройство, называемое магнитной установкой 
для многократных точечных измерений.

Принцип работы многоразового устройства такой же, как и одноразо
вого. Основное отличие состоит в том, что он снабжен встроенной пленко
протяжной камерой с таймером, который автоматически экспонирует и 
перемещает пленку в определенных интервалах. Результаты исследований 
анализируют и представляют в виде графических материалов.

Магнитный прибор многоразового действия может быть свободно 
сброшен или спущен при помощи гибкого троса внутрь немагнитной части 
бурильного инструмента. Но так как в немагнитной части бурильного ин
струмента должен устанавливаться магнитный компас, чтобы нормально 
функционировать, сервисные данные получают только тогда, когда прибор 
вместе с бурильной колонной поднимают на поверхность. Используя се
кундомер с остановом, специалист по сервису отмечает соответствующие 
времени глубины, на которых таймер включает фотографирование. Рас
сматриваются только те фотографии, которые сделаны на известных глу
бинах в период остановок бурильной колонны; их используют для построе
ния графика траектории скважины.

Гироскопический многоразовый аппарат. Обсадные колонны в сква
жинах, подобно обычному бурильному инструменту и трубам, намагничи
ваются и выводят из строя магнитный компас. Магнитные исследования 
становятся невозможными в обсаженных скважинах или в открытых ство
лах, вблизи которых находятся обсаженные скважины, например, скважи
ны, пробуренные с морских платформ. Гироскопический многоразовый 
прибор может быть использован для управляющих сервисных действий в 
обсаженных скважинах, вблизи обсаженных стволов или в спущенных в 
скважину бурильных трубах.

Гироскоп (рис. 10.16) представляет собой диск, установленный так, 
чтобы он мог быстро вращаться возле одной оси (АО), но свободно менять 
положение около одной или обоих из двух других взаимно перпендикуляр
ных осей (KG и ED). Инерция вращающегося диска имеет тенденцию 
удерживать свою ось в установленном направлении, независимо от того, 
как поворачиваются другие оси.

Гирокомпас в гироскопическом многоразовом приборе представляет 
собой катушку компаса, шарнирно подсоединенную к гироскопу. Собст
венно гироскоп — это массивный ротор электрического мотора, вращаю
щийся с частотой 40 ООО об/мин. В отличие от магнитного компаса гиро
компас не подвержен влиянию магнитного поля Земли. Однако так как на 
гироскопы влияет вибрация и даже легкие удары, их надо опускать в бу
рильную колонну и извлекать из нее при помощи троса. Гироскоп должен 
также комплектоваться установкой времени, потому что гироскопы имеют 
тенденцию дрейфовать постепенно от начальной регулировки. Поэтому 
желательно проводить измерения при спуске внутрь скважины, а не при 
подъеме из нее.

Перед тем, как спустить гироскоп, направляющий визир устанавлива
ют на известное направление (обычно это истинный север). Ротор приво
дят во вращение с постоянной скоростью электрическим мотором, полу
чающим энергию от батарей или от поверхностного источника по кабелю.

Прибор спускают на тросе или кабеле в бурильный инструмент и ус
танавливают вблизи долота. Подобно магнитному многоразовому прибору 
этот прибор выполняет измерения в обозначенных интервалах. Крест на
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Рис. 10.16. Гироскоп в кардановом подвесе

каждой фотографии — это изображение маятника, показывающее угол и 
направление искривления. Стрелка, установленная на гироскопе, показы
вает направление оси вращения.

Иногда при направленном бурении требуется выполнить единичные 
измерения в обсаженной скважине или в открытом стволе вблизи обса
женных скважин. В этом случае вместо магнитного одноразового прибора 
можно использовать одноразовый гироскопический.

Обслуживание посредством забойной телеметрии. Преимущества фо
тографического обслуживания — его простота и низкая стоимость. Недос
татки: необходимость спуска и подъема прибора или все начинать сначала 
в случае, если предыдущая попытка оказалась неудачной. Чем дольше бу
рильный инструмент находится в скважине, тем больше опасность его при
хвата. Прибор, который может обеспечить в короткий срок расшифрован
ную информацию (показать, что происходит в момент измерения), несмот
ря на возможную дороговизну, в конечном счете может уменьшить из
держки производства.

Телеметрические приборы имеют измерительную глубинную сборку и 
монитор на поверхности, известный как считывающее устройство. Данные 
о направлении скважины должны быть преобразованы в электрические 
сигналы или в сигналы пульсаций и переданы из скважины на монитор. 
Одни приборы передают эти сигналы по кабелю, другие — посредством 
бурового промывочного раствора. На буровой площадке портативные ком
пьютеры или микропроцессоры преобразуют поступающие данные в чи
таемую форму и показывают их на шкале прибора или на дисплее, иног
да — в виде таблицы или графика. Круговая шкала дисплея показывает 
азимут от 0 до 360°.

Глубинная часть телеметрических приборов обычно включает или ги
роскоп, или магнитометр. Гироскопы чувствительны к вибрациям и легко
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повреждаются при ударах. Поэтому гироскопы спускают в скважины толь
ко в периоды остановок буровых операций и извлекают перед их возоб
новлением. Магнитометры (электромагнитные приборы, которые ориенти
руются по магнитному полю Земли) могут перемещаться в бурильной ко
лонне при вращении долота и выполнять измерения непосредственно в 
процессе бурения.

Гироскопическая телеметрия. Так как гироскопы чувствительны к 
вибрациям и ударам, бурильный инструмент должен простаивать, пока лю
бой гироскопический прибор спускают или поднимают в скважине. Поэто
му гироскопические устройства используют во многом как гирофотогра- 
фические приборы. Отличие состоит в том, как получают результаты изме
рений. В фотографических устройствах данные о направлении скважины 
недоступны до тех пор, пока пленка не проявлена и не проанализирована, 
в то время как при гироскопической телеметрии данные высвечиваются на 
поверхностном мониторе буровой установки точно такие же, какими они 
извлекаются из автономного скважинного прибора.

Простейшая гироскопическая телеметрическая установка включает 
одноразовый гироскоп и акселерометр (устройство для определения изме
нения скорости движения) для измерения направления и искривления 
скважины. Так же, как в фотографическом приборе, гироскоп ориентиру
ется на поверхности и спускается в скважину в точку измерения. Однако в 
отличие от фотографического, телеметрический прибор читает направле
ние и угол наклона скважины посредством электроники и передает сигна
лы на поверхность по кабелю.

Один из недостатков гироскопов — их тенденция дрейфа от начальной 
установки. Трение и другие силы замедляют вращение, и он отклоняется от 
первоначальной установки. Чем длиннее путь движения гироскопа в сква
жине, тем больше вероятность ошибок. Используя космические техноло
гии, разрабатывают новые типы гироскопов, которые позволяют преодо
леть эти проблемы и увеличить точность и достоверность гироскопического 
сервиса: скоростные гироскопы и специальные платформы.

Совместно с акселерометрами, скоростной гироскоп чувствует разни
цу между направлением ствола скважины и осью вращения земли. Для это
го случая скоростной прибор иногда называют североуказывающим, а по
лученные с его помощью данные называют сервисом по установлению на
правления на истинный север.

Распространенные скоростные гироскопические приборы не удовле
творяют условиям бурения на дальнем Севере, потому что скорость враще
ния Земли на высоких широтах недостаточна для реагирования на нее ги
роскопа. Кроме того, скоростные гироскопы намного чувствительней к 
вибрациям, чем обычные, и поэтому их использование в морском бурении 
затруднено.

Многие измерительные системы с указанием истинного севера долж
ны простаивать, пока считывают результаты. Но устройства длительного 
действия, как это подразумевает их название, могут читать и передавать 
данные о направлении скважины в период движения вниз в скважину или 
вверх из нее.

Инерциальные системы измерения. Многоразовый гироскоп для кос
мической навигации назвали инерциальной платформой, измеряющей па
раметры направления в инерциальных измерительных системах. Инерци- 
альная платформа представляет собой группу из трех гироскопов и трех
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акселерометров, которая может вращаться в любом направлении. Гироско
пы держат инерциальную платформу ориентированной вертикально вдоль 
меридиана в точке расположения скважины. Акселерометры измеряют 
общее движение во всех трех измерениях. Процессоры и компьютер на 
поверхности преобразуют эти данные в виде данных в трехмерных коор
динатах для каждой точки измерения. Так как диаметр прибора более 
254 мм, он не может быть спущен внутрь бурильной колонны подобно дру
гим гироскопическим приборам, но должен спускаться на кабеле или на 
бурильных трубах в открытый или обсаженный ствол. Дрейф гироскопа 
измеряется каждый раз, когда инструмент останавливают. Компьютер учи
тывает величину дрейфа и вносит поправку в данные измерений без руч
ной перекалибровки прибора.

Гироскопы не могут быть приспособлены к вибрациям и ударам, по
этому бурение необходимо остановить на несколько часов, чтобы спустить 
в скважину и извлечь из нее прибор. Однако существуют две негироско
пические телеметрические системы, которые могут быть спущены в сква
жину, чтобы выполнять измерения в процессе бурения (MWD) — это сис
темы измерения в процессе бурения. Одни MWD-системы передают ин
формацию на поверхность по кабелю, другие — посредством промывочной 
буровой жидкости.

Кабельная телеметрическая система. Управляющий инструмент — это 
кабельный телеметрический прибор, который измеряет искривление и на
правление скважины в процессе ее углубления. Так как в нем используется 
кабель, управляющий инструмент можно применять только с забойным 
двигателем, который приводит в действие долото, когда бурильная колонна 
не вращается (зафиксирована).

Управляющий инструмент включает магнитометры, которые продол
жительно измеряют направление скважины и ее искривление, и устройст
ва поверхностной ориентации. Сигналы от магнитометров передаются по 
кабелю из скважины на поверхность в компьютер, который конвертирует 
сигналы и дает возможность считывать данные с дисплея. Этот инструмент 
позволяет как выполнить измерения, так и сориентировать забойный дви
гатель с отклоняющим устройством для проходки скважины по плану.

Искривляющий инструмент изменяет курс скважины отводом долота в 
одну из сторон. Эта сторона инструмента называется «лицом». «Лицо» ис
кривляющего инструмента поворачивают, его ориентируют по направле
нию курса скважины.

Телеметрия посредством пульсаций бурового раствора. Другой тип 
телеметрической системы передает сигналы из скважины посредством бу
рового раствора, позволяя бурильщику получать во временной шкале на
правление и другие параметры скважины без кабеля, и, следовательно, в 
периоды работ в скважине, связанные с вращением бурильной колонны. 
Как и другие телеметрические системы, система пульсации бурового рас
твора имеет два основных блока: забойную сборку, определяющую направ
ление и искривление, и поверхностную сборку, дисплей которой показыва
ет эти данные. Микропроцессор и передатчики в забойной сборке конвер
тируют измеренные величины в серию пульсаций давлений. Положитель
ные импульсы бурового раствора — серия увеличения давления; отрица
тельные — уменьшения давления. Сигналы могут быть переданы на несу
щей волне подобно радиосигналам. Компьютер на поверхности расшифро
вывает сигналы и передает их для считывания.
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Термин «измерения при бурении» часто используют как синоним для 
пульсационной телеметрии. Однако MWD применяют в более общем смыс
ле, чтобы обозначить любые системы измерения забойных условий во вре
мя стандартных буровых операций. Положительные пульсационные систе
мы в общем случае используют для совместного измерения искривления и 
направления, а также для передачи информации на поверхность, закодиро
ванной в двоичные сигналы. Забойная сборка расположена в немагнитной 
части бурильного инструмента и включает магнитометр и акселерометр для 
измерения искривления и направления. Циркулирующий буровой раствор 
вращает турбину для обеспечения энергией передатчик.

Эта система может использоваться во вращающейся и в невращаю- 
щейся бурильной колонне. При роторном бурении она включает в себя де
тектор вращения и сборку устройства для измерения угла при остановке 
вращения бурильной колонны. Циркуляцию используют для привода пере
датчика. Когда используют забойные двигатели, бурение не может быть 
выключено; направление, искривление и положение «лица» ориентирую
щего инструмента могут измерять непрерывно и передавать на поверх
ность в продолжении циркуляции. Другая турбинно-приводная система 
включает три акселерометра и три магнитометра и передает отрицательные 
пульсации, которые могут содержать больше данных в секунду, чем поло
жительные пульсации. Измерения выполняют тогда, когда вращение оста
новлено. Данные показываются на компасе и считывающем устройстве, а 
также копируются на печатающем устройстве для дальнейшего анализа. 
Другие отрицательно-пульсирующие системы приводятся в действие при 
помощи батарей.

Не все пульсационные системы требуют питания электрической энер
гией. Полностью механическое устройство использует пружинный привод
ной механизм для измерения отклонения. Сброшенное в циркулирующий 
поток механическое устройство падает и устанавливается в посадочное 
гнездо. Восстанавливают циркуляцию буровым насосом, чтобы послать се
рию пульсаций давлений на поверхность при помощи бурового раствора, 
находящегося внутри бурильного инструмента. На поверхности эти пульса
ции записываются на ленточном самописце. Число пульсаций прямо про
порционально углу наклона: амплитуда замера может быть изменена. Этот 
инклинометр можно использовать во вращающейся и невращающейся 
системах. Отдельный измеритель направления, включающий в себя маг
нитный компас и немагнитный корпус, используют только с забойным дви
гателем.

В отечественной практике бурения наклонно направленных скважин 
чаще всего применяют телеметрические системы типа СТ. Использование 
телеметрической системы СТЭ при электробурении позволяет непрерывно 
управлять траекторией скважины в пространстве. Глубинные датчики этой 
системы размещают в корпусах диаметрами 164 и 215 мм (СТЭ 164 и 
СТЭ 215).

Комплект телеметрической системы включает следующие узлы: глу
бинный блок телеметрической системы (БГТС), глубинное измерительное 
устройство (УГИ), наземный пульт телеметрической системы (ПНТС), на
земное измерительное устройство (УНИ), присоединительный фильтр (ФП).

Герметичный контейнер с глубинной аппаратурой устанавливают над 
электробуром. В контейнере размещают датчики и электронные преобра
зователи. Информацию передают по проводному каналу связи на дневную
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поверхность. В приемном устройстве сигналы, полученные с забоя, преоб 
разуются и поступают на приборы, шкалы которых градуируют в значени 
ях измеряемых величин.

Телеметрическая система СТЭ рассчитана на работу при гидростата
ческом давлении до 80 МПа и температуре окружающей среды до 100 °С
Пределы измерений параметров забойных данных: угол наклона 0 —110°
азимут 0 — 360°.

Геометрические размеры и масса глубинных приборов СТЭ
Типоразмер телесистемы................................... .......СТЭ 164 СТЭ 185 СТЭ 215
Тип присоединительной резьбы ..................... .......3-133 3-147 3-171
Размеры, мм:

диаметр............................................................... .......164 185 215
общая длина...................................................... .......10 020 10 545 9942
длина без наружной резьбы ..................... .......9520 10 045 9512

Масса, к г .................................................................... .......900 800 1300

Датчики измерения глубинных параметров скважины размещены ] 
контейнере, который закреплен в корпусе. В контейнере размещены дат 
чики для измерения азимута, угла установки отклонителя и зенитного угл< 
(рис. 10.17). Принцип действия датчика азимута ДА основан на примененш 
магнитного чувствительного элемента в виде стержня, устанавливающего^

Вид Л

Рис. 10.17. Схема измерительной части телеметрической системы СТ:
1, 3 — эксцентрично расположенные грузы датчиков соответственно азимута и зенитногс 
угла; 2 — груз рамы; 4 — заданное направление; 5 — метка отклонителя; б, 7 — реперная ос: 
соответственно отклонителя и УТИ; 8 — метка «0» УТИ; 9 — след апсидальной плоскости 
Ф — проектный азимут скважины; ю — угол смещения (угол между меткой «0» и «лицом: 
отклонителя); X — угол поворота бурильной колонны; р — угол установки отклонителя
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по направлению магнитного меридиана. Чувствительный элемент связан с 
ротором синусно-косинусного вращающегося трансформатора (СКВТ), ра
ботающего в режиме фазовращателя. Компас датчика азимута имеет груз 1 
для приведения прибора в горизонтальное положение.

Принцип действия датчика наклона ДН основан на применении экс
центричного груза 3, центр тяжести которого всегда находится на вертика
ли, проходящей через ось груза. С осью груза 3 связан ротор СКВТ, преоб
разующий угол поворота в фазу выходного сигнала, пропорционального 
зенитному углу скважины. Одному механическому градусу поворота рото
ра соответствует изменение фазы выходного сигнала на 6°.

Принцип действия датчика положения отклонителя ДПО основан на 
повороте рамки с эксцентричным грузом 2 и укрепленными на ней датчи
ками ДА и ДН. Груз 2 стабилизирует рамку в апсидальной плоскости. Ста
тор ДПО жестко связан с электронным блоком и немагнитным корпусом 
телеметрической системы. Угол поворота рамки преобразуется трансфор
матором в фазу выходного сигнала. Одному механическому градусу соот
ветствует изменение фазы выходного сигнала на 1°.

Пятидесятипериодные сигналы, передаваемые датчиками ДН, ДПО и 
ДА, имеют различную фазу (от 0 до 360°) и в зависимости от изменений 
измеряемого параметра поступают в глубинный передающий блок. Послед
ний осуществляет последовательный опрос во времени глубинных датчи
ков, формирует суммарный широтно-импульсный модулированный сигнал 
и передает его в токоподвод электробура.

На базе телеметрической системы СТЭ разработаны телеметрические 
системы типа СТТ, предназначенные для использования при бурении с 
гидравлическими забойными двигателями (турбобурами и винтовыми за
бойными двигателями). Телеметрические системы типа СТТ выпускаются 
диаметрами 172, 190 и 215 мм. Разрабатываются телеметрические системы 
меньших диаметров, что существенно расширит возможности применения 
указанных систем в горизонтальном и многозабойном бурении. Связь глу
бинной аппаратуры с наземной осуществляется по проводному каналу свя
зи сбросового типа, выполненному в виде стандартного каротажного кабе
ля, снабженного контактными разъемами. Возможны два варианта спуска 
линии связи: через уплотнение вертлюга с использованием узла ввода ка
беля в вертлюг и через специальное устройство для ввода кабеля (УВК) в 
составе бурильной колонны.

Глубинное измерительное устройство размещают непосредственно над 
отклонителем или над отрезком УБТ, устанавливаемым для регулирования 
интенсивности изменения пространственного положения скважины. Внут
ри измерительного устройства в герметичном контейнере размещены дат
чики для измерения азимута, зенитного угла и угла установки отклонителя, 
а также электронные преобразователи для частотного модулирования полу
ченных сигналов и передачи их на поверхность в виде времяимпульсной 
информации. Информация передается на поверхность по кабельному кана
лу связи, сбрасываемому через герметизирующее устройство вертлюга. В 
ходе наращивания инструмента контактный стержень извлекают на по
верхность и при дальнейшем бурении ориентирование инструмента повто
ряют заново.

Наземное оборудование телеметрической системы СТТ включает при- 
емно-регистрирующее устройство, где сигналы дешифруют и регистрируют 
с помощью записывающей аппаратуры. Предварительно в глубинном кон
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тейнере усиливают сигнал информации и через глубинный фильтр верхних 
частот и наземный присоединительный фильтр вводят в наземный пульт 
телеметрической системы.

Принцип действия скважинных датчиков и наземной аппаратуры ана
логичен в телеметрических системах для турбинного бурения и бурения с 
применением электробуров.

В процессе бурения скважины телеметрические системы обеспечи
вают:

ориентирование отклоняющих устройств в заданном азимуте с учетом 
угла закручивания бурильной колонны при забуривании наклонного или 
горизонтального ствола скважины;

определение угла закручивания бурильной колонны от реактивного 
момента забойного двигателя;

постоянный (периодический) визуальный контроль зенитного угла, 
азимута и положения отклонителя по приборам наземного пульта, а также 
запись указанных параметров в процессе бурения.

Контроль траектории ствола скважины осуществляется путем непре
рывного измерения азимута, зенитного угла и положения отклонителя. При 
этом в процессе бурения наклонно направленных скважин обеспечивается 
измерение зенитного угла в диапазоне 0 — 55°, а при горизонтальном буре
нии угол наклона к плоскости горизонта изменяется в пределах от —30 до 
+ 30°. Глубинная информация передается по кабелю в наземное измери
тельное устройство УНИ.

Графическое представление результатов измерений. Данные о поло
жении места измерения в скважине дают в трехмерных координатах: ука
зывается истинная вертикальная глубина, расстояние от места заложения 
скважины на север или на юг и расстояние от места заложения скважины 
на восток или запад.

Для этого необходимо знать четыре величины:
1) угол наклона;
2) направление;
3) длину хода по курсу от последней точки измерения;
4) координаты последней точки измерения.
Каждая точка вычерчивается относительно предыдущей.
Ошибка в любой точке переместит все наносимые точки на величину 

этой ошибки. Ошибка накапливается — отсюда термин «накопительная 
ошибка». Чтобы сделать проверку по накопительной ошибке, когда исполь
зуют гироскоп многоразового действия, сервисные данные нескольких то
чек измерения анализируют после его извлечения из скважины. Результа
ты сервиса будут приняты, когда координаты последней точки (на поверх
ности) будут очень близки к координатам начальной точки.

Исследования, проводимые непрерывно, или инерциальные системы 
измерения, дают координаты точек измерения относительно начальной 
точки, расположенной у поверхности, и поэтому исключают накопитель
ную ошибку, что особенно важно для скважин, требующих большой точно
сти измерений (например, скважины на морских платформах).



10.6. ИЗМЕНЕНИЕ КУРСА СТВОЛА 
СКВАЖИНЫ

Основное требование при бурении направленной скважины — изме
нять ее курс или стабилизировать траекторию. Чтобы углублять забой 
скважины в нужном направлении, бурильщик использует специальный от
клоняющий инструмент или модифицирует забойную компоновку буриль
ного инструмента.

10.6.1. ОТКЛОНЯЮЩИЙ ИНСТРУМЕНТ

Отклоняющий инструмент — это устройство в составе бурильного ин
струмента для бурения под углом к уже созданной части ствола. Откло
няющие инструменты иногда называют «ИскоИ»-инструменты, потому что 
они начинают использоваться для набора кривизны в точке «kickoff» 
(КОР — верхняя точка искривления). Имеется много типов отклоняющих 
инструментов, начиная от примитивного, но надежного уипстока и кончая 
современным забойным двигателем.

Выбор инструмента зависит от степени необходимого отклонения, 
твердости пород, глубины ствола, температуры. Наиболее важные факто
ры — геологические, так как они не управляются человеком.

Отклоняющие инструменты заставляют долото бурить в предпочти
тельном направлении, находясь в составе бурильной колонны. «Лицо» ин
струмента указывает направление, в котором долото имеет тенденцию бу
рить. Оно обычно маркируется прочерченной линией — риской. «Лицо» 
инструмента должно быть ориентировано, т.е. повернуто так, чтобы откло
нять ствол в требуемом направлении. Важно помнить, что ориентация на
правляющего инструмента не обязательно совпадает с намеченным направ
лением ствола.

Уипстоки. Первым отклоняющим инструментом была заостренная 
плита из дерева, которую устанавливали на забое скважины, чтобы создать 
усилие, отклоняющее долото в сторону. Типичный современный колонный 
уипсток изготавливают из стали. Он имеет клиновидное вогнутое «лицо», 
чтобы отклонять вращающее долото и расположенную напротив буриль
ную колонну на 2 — 3° на длине 1,5 —3,5 м (рис. 10.18).

Один из недостатков уипстока состоит в том, что приходится бурить 
скважину уменьшенного диаметра, а это требует отдельных операций по 
расширению ствола (см. рис. 10.18). В результате увеличиваются затраты 
времени. Уипсток может повернуться в стволе и поэтому могут потребо
ваться действия по ориентации, пока он не будет установлен правильно.

Другой недостаток уипстока состоит в том, что можно пройти за 1 раз 
лишь 5 — 7 м ствола скважины. Поэтому уипсток был вытеснен более слож
ными направляющими инструментами и теперь используется только в не
обычных ситуациях.

Долота с отклоняющей насадкой. Если горные породы достаточно 
мягкие, то для отклонения ствола скважины могут использоваться долота с 
отклоняющей насадкой. Стандартная шарошка долота заменяется устрой
ством с насадкой большого диаметра. «Лицом» долото (сторона долота с 
насадкой увеличенного диаметра) ориентируют в необходимом направле
нии, включают насосы и бурильную колонну, медленно то опускают, то 
приподнимают без вращения на расстояние около 3 м от забоя. Эти дейст-
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Рис. 10.18. Операции по отклоне
нию ствола скважины уипстоком:
а — забуривание в сторону; 6 — 
расширение ствола

вия приводят к одностороннему вымыванию породы (рис. 10.19). При вра
щении и создании нагрузки долото будет направляться по пути наименьше
го сопротивления — в размытую область. При высоких нагрузках буриль
ный инструмент продолжит изгибаться, и процесс ведут до тех пор, пока 
не будет достигнут нужный угол искривления ствола.

Забойные двигатели. Наиболее часто в качестве отклонителей исполь
зуют забойные двигатели, которые имеют некоторые преимущества перед 
более сложными типами отклоняющих инструментов. Забойный двигатель 
бурит скважину полным профилем, так что не требуются ни ее последую
щее расширение, ни ее калибровка. Его можно использовать для много
кратных отклонений без извлечения из скважины, исправлять курс после 
начала искривления.

Собственно стандартный забойный двигатель не является отклоняю
щим инструментом. Чтобы отклонить скважину, устанавливают в буриль
ном инструменте между бурильной колонной и двигателем кривой пере
водник. Кривой переводник представляет собой короткий отрезок трубы с 
внутренней и внешней замковыми резьбами, оси которых пересекаются 
под углом 1 —2,5° (рис. 10.20, а). «Лицом» забойного инструмента в сборе с
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Рис. 10.19. Отклонение ствола скважины гидромониторным долотом с эксцентричной насад
кой

двигателем является направление искривления переводника, которое обыч
но маркируется риской для точной установки.

Вместо кривого переводника иногда используют искривленную в оп
ределенном месте толстостенную бурильную трубу. Забойный двигатель 
может быть скомпонован с отклонителем, оси резьб которого пересекаются 
под углом 1 —2° (см. рис. 10 .20, б), а также с различными эксцентричными 
устройствами.

Отклонитель Р-1 (см. рис. 10.20, б), изготовляется из отрезка УБТ дли
ной 4 — 8 м, на концах которого нарезаны присоединительные резьбы с пе
рекосом в одной плоскости и в одном направлении. Угол, образуемый осью 
трубы и осью нижней присоединительной резьбы, составляет 2 — 3°, а угол, 
образуемый осью трубы и осью верхней присоединительной резьбы, равен 
2° —2°30'. Отклонитель устанавливают между забойным двигателем и УБТ. 
Он позволяет набрать кривизну до 90°.

Отклонитель, состоящий из забойного двигателя с накладкой и криво
го переводника рекомендуют применять в тех случаях, когда непосредст
венно над кривым переводником устанавливают обычные бурильные тру
бы. Этот отклонитель действует подобно отклонителю Р-1 (рис. 10.20, в).

Эксцентричный ниппель представляет собой отклонитель, выполнен
ный в виде металлической опоры 1, приваренной к ниппелю турбобура 2 
(рис. 10.20, г). Применяют этот отклонитель при бурении в устойчивых по
родах, когда отсутствует опасность прихвата бурильной колонны.

Упругий отклонитель состоит из специальной накладки и резиновой 
рессоры. Накладка приварена к ниппелю турбобура и работает совместно с 
резиновым элементом. Используют такой отклонитель при бурении в неус
тойчивых породах.

При использовании на криволинейных участках секционных турбобу
ров для изменения кривизны применяют кривой элемент для соединения
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Рис. 10.20. Устройства для отклонения скважины:
а — кривой переводник; б  — отклонитель Р-1; в — комбинированный отклонитель, включаю
щий турбобур с накладкой и кривой переводник; г — эксцентричный ниппель

секций турбобура друг с другом под углом до 2°. Это обеспечивает несоос
ную передачу вращающего момента и осевой нагрузки от верхней секции 
к нижней. В качестве соединительного элемента корпусов используют кри
вой переводник, а валы турбобуров соединяют при помощи муфты. Откло
нитель турбинный ОТ отличается от турбобура тем, что в его состав входит 
искривленный переводник, установленный между ниппелем и корпусом 
турбобура, и разрезной вал. Вращающий момент и нагрузка на долото от 
одного отрезка вала к другому передаются при помощи шаровой пяты, ко
торая соединяется с валами при помощи конусов.

Отклонитель турбинный ОТС аналогичен отклонителю ОТ, но уста
навливается между секциями двухсекционного турбобура, что позволяет 
бурить скважины в зонах набора кривизны с повышенными технико
экономическими показателями.

Наиболее совершенный из них — разработанный во ВНИИБТ редук- 
торный отклонитель ТР-2Ш-195ТО (где 195 — диаметр отклонителя в мм). 
Он состоит из турбинной и шпиндельной секций, корпуса которых соеди
нены кривым переводником, а валы — кулачковой муфтой.
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10.6.2. ОРИЕНТИРОВАНИЕ ОТКЛОНИТЕЛЕЙ

Бурение наклонной скважины по заданному профилю возможно в том 
случае, когда отклонитель точно ориентируется в проектном азимуте. Ори
ентировать отклонитель можно в процессе спуска бурильной колонны пу
тем контроля за положением после навинчивания каждой свечи — ориен
тированный спуск (так называемый прямой метод) и после спуска буриль
ной колонны с использованием специальных приборов, фиксирующих по
ложение плоскости искривления отклонителя («лица») по отношению к 
плоскости искривления скважины (забойное ориентирование или косвен
ный метод). Следовательно, ориентированный спуск бурильной колонны 
можно применять при любом значении зенитного угла, а забойное ориен
тирование — в тех случаях, когда скважина имеет такой зенитный угол, 
при котором с достаточной точностью фиксируется положение плоскости 
скважины (обычно а  (11) 5°). Забойное ориентирование осуществляется бы
стрее и проще, поэтому при а  П 5° ориентированный спуск бурильной ко
лонны применять не следует.

Ориентированный спуск бурильной колонны осуществляется несколь
кими способами, из которых большое распространение вследствие просто
ты и достаточной для практической цели точности получил «метод меток».

Методика ориентированного спуска сводится к следующему. Перед 
началом спуска на каждую бурильную трубу наносят метки, располагая их 
по одной образующей. Для этого применяют специальные шаблоны.

На буровой нужно иметь столько труб с метками, сколько требуется 
их для спуска до глубины искривления, и дополнительно семь-восемь труб 
для наращивания в процессе работы.

До начала ориентированного спуска необходимо также двумя репера
ми (колышками) вне скважины отбить направление проектного азимута 
искривления ствола скважины.

Для удобства работы это направление следует зафиксировать на не
подвижной части ротора.

Собирают низ бурильной колонны: долото, турбобур и отклонитель. 
При турбобуре, установленном в клиньях или на элеваторе, плоскость дей
ствия отклонителя ориентируют по заданному азимуту, пользуясь зафикси
рованной меткой на роторе. Во время спуска колонны в скважину на ниж
нем замке бурильной трубы, навинченной на отклонитель и закрепленной 
машинными ключами, наносят крестовую метку точно против риски, 
имеющейся на поверхности отклонителя. При помощи угломера измеряют 
величину дуги между меткой, находящейся на замке бурильной трубы, и 
вновь намеченным крестом (в направлении от метки к кресту).

После спуска на верхнем замке бурильной трубы (свечи) от метки в ту 
же сторону откладывают замеренную величину дуги и наносят новый 
крест. Навинтив и закрепив машинными ключами следующую трубу (све
чу), на ее нижнем замке точно против креста на нижней трубе ставят 
крест и измеряют величину дуги между меткой и вновь нанесенным кре
стом. Эту величину переносят на верхний замок (свечи), снова ставят крест 
и т.д.

Крест на верхнем замке последней трубы (свечи) укажет направление 
отклонителя в скважине.

После навинчивания и закрепления машинными ключами ведущей бу
рильной трубы положение одного из ее углов сносят мелом на неподвиж-

386



ную часть стола ротора при помощи шаблона. Другим таким ж е шаблоном, 
не изменяя положения бурильной колонны, на неподвижную часть стола 
ротора сносят также положение креста с верхнего замка свечи. Затем 
стальной рулеткой измеряют расстояние между этими метками в направ
лении от первой ко второй. После этого метки стирают. Бурильную колон
ну спускают так, чтобы можно было заложить и закрыть малые вкладыши 
ротора. На неподвижную часть ротора вновь сносят положение того же 
угла ведущей бурильной трубы. От полученной метки откладывают ранее 
замеренное расстояние (в ту ж е сторону). Эту метку, указывающую поло
жение плоскости отклонителя, переносят на подвижную часть ротора. По
ворачивая ротор по ходу часовой стрелки, отклонитель устанавливают в 
требуемом положении и ротор запирают. Чтобы снять упругие деформации 
кручения в бурильных трубах, бурильную колонну несколько раз припод
нимают на 2 — 3 м и опускают.

Во время подъема бурильные свечи устанавливают за палец в той же 
последовательности, в какой они были в скважине.

При наращивании колонны в процессе бурения на вновь спускаемых 
трубах набивают кресты и отклонитель ориентируют так же, как указыва
лось выше.

зэсш вяте- □«□□»*□□□□□□□□
В наклонную скважину, имеющую наклон более 5°, бурильную колон

ну можно спускать так же, как и в обычную вертикальную скважину. В 
этом случае отклонитель на забое ориентируют в нужном направлении по 
способам Шаньгина — Кулигина, Амбарцумова, Лошкарева — Мяникокса 
или при помощи инклинометра ЗИ-1 в сочетании с трубами, изготовлен
ными из материалов со слабо выраженными магнитными свойствами (их 
часто называют немагнитными трубами). Наиболее распространенными 
способами забойного ориентирования отклонителей являются способы 
Шаньгина — Кулигина и Амбарцумова. Сущность этих способов заключа
ется в сопоставлении данных искривления ствола скважины по показаниям 
инклинометра и показаниям специального аппарата.

Аппарат Шаньгина — Кулигина (рис. 10.21, а) состоит из двух основ
ных частей: желонки 2 и стального стакана 3, соединяемых при помощи 
резьбы. На желонке имеется дужка 1 для прикрепления аппарата к троси
ку. К стальному стакану крепится корпус 8, на нижнем торце которого 
имеется свинцовая печать 9. В цилиндрическую полость корпуса 8 встав
ляют стеклянный стаканчик 5 с налитым в него 50%-ным раствором плави
ковой кислоты. Стаканчик закрывают резиновой пробкой 4. Для более 
плотной посадки стаканчика в полость корпуса применяют резиновые 
прокладки б и 7. Для проверки отсутствия радиальных перемещений ста
канчика в процессе измерения на его стенке и торце корпуса наносят 
риски.

Ориентирование инструмента по способу Шаньгина — Кулигина за
ключается в определении положения отклонителя относительно плоскости 
кривизны скважины в нижней части ствола.

Для этого в отклонитель вваривают так называемые ножи — продол
говатые пластинки (рис. 10 .2 1 , б), с одной стороны имеющие зубья пилооб
разной формы. Два ножа устанавливают строго параллельно плоскости 
действия отклонителя, причем наклонная часть зубьев должна быть обраП
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Рис. 10.21. Аппарат Шаньгина -  Кулигина и приспособления для работы с ним:
а — аппарат; б  — замок (2) с вваренными косыми ножами [1)\ в — шаблон для определения 
верхней точки следа мениска

щена в сторону отклонителя. Положение отклонителя на забое при помощи 
аппарата Шаньгина — Кулигина определяют в следующем порядке.

После того как вся бурильная колонна опущена на забой, ее несколько 
раз поднимают и опускают на 3 — 4 м. Все замковые соединения при спуске 
следует крепить двумя машинными ключами. Заряженный аппарат спус
кают на канате в бурильную колонну до посадки его на ножи. Посадку 
производят осторожно во избежание сильного удара.

На ножах аппарат Шаньгина — Кулигина оставляют в покое в течение 
10—15 мин. За это время плавиковая кислота оставляет отметку на стенках 
стаканчика, а зубья ножей оставляют отпечаток на свинцовой печати. Ап
парат поднимают, обмывают, осторожно развинчивают и, не вынимая 
стеклянного стаканчика, выливают плавиковую кислоту, после чего промы
вают стаканчик водой. После проверки сохранения положения стаканчика 
относительно гнезда, наличия следа мениска на стаканчике и следа ножей 
на печати расшифровывают показания следующим образом.

На стеклянный стаканчик надевают специальный шаблон (рис. 10.21, в),
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Вид А

с помощью которого определяют положение верхней точки следа мениска 
плавиковой кислоты на стенке пробирки. Стеклянный стаканчик с шабло
ном вставляют в корпус аппарата таким образом, чтобы метки, ранее нане
сенные на стеклянный стаканчик и корпус аппарата, совпали.

Корпус аппарата Шаньгина — Кулигина вставляют в приспособление 
для расшифровки (рис. 10.22). Это приспособление состоит из корпуса 3, 
представляющего собой металлический стакан с визирным крестом 5 и ко
нусом 2, имеющим на переднем торце указатель 1, а на заднем торце ази
мутальную шкалу с делениями от 0 до 360°. Нониус может перемещаться в 
осевом и радиальном направлениях по отношению к корпусу. Вращая кор
пус приспособления вокруг корпуса аппарата, устанавливают указатель ви
зирного креста так, чтобы он был параллелен отпечаткам ножей. Риска на
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корпусе должна быть нанесена со стороны вершин треугольников отпечат
ка. Корпус аппаратП винтом 4 закрепляют в корпусе приспособления для 
расшифровки. Путем осевого и радиального перемещений нониуса указа
тель последнего устанавливают так, чтобы его острие совпадало с гранью 
вспомогательного окна, имеющего риски, т.е. с линиями, проходящими че
рез высшую и низшую точки следа мениска. Против риски на корпусе 
приспособления по шкале нониуса читают величину угла, на которую нуж
но повернуть бурильную колонну, чтобы отклонитель установился в плос
кости существующего наклона скважины, т.е. по тому ж е азимуту.

Угол поворота бурильной колонны по ходу часовой стрелки с учетом 
угла закручивания бурильных труб от реактивного момента турбобура и 
угла установки отклонителя в случае необходимости изменения азимута, 
подсчитывают по формуле

Р =  +ау + ф + ф0,

где а у — угол установки отклонителя, градус; ф — уголП прочитанный по 
шкале нониуса прибора для расшифровки, т.е. угол между положением 
ножей и фактическим искривлением скважины, градус; ф0 — угол закручи
вания бурильной колонны от реактивного момента турбобура в направле
нии, обратном движению часовой стрелки, градус.

Обычно при практических работах принимают величину угла закручи
вания, равной 3 и 5° на каждые 100 м длины 168- и 141-мм бурильных труб 
(считают, что скручивание происходит при длине бурильных труб не более 
1000—1500 м). Знак плюс применяют для случая, когда необходимо увели
чить значение азимута скважины, а знак минус — при уменьшении этой 
величины. После того как подсчитают значение угла поворота инструмента 
Р, навинчивают и крепят ведущую бурильную трубу, исправляют положе
ние бурильной колонны (совмещением меток на бурильной колонне и кор
пусе ротора).

Направление угла ведущей бурильной трубы отмечают на роторе. Ве
дущую бурильную трубу пропускают вниз, вставляют вкладыши. Буриль
ную колонну поворачивают ротором на требуемый угол. Для этого предва
рительно переводят угол (в градусах) в длину дуги по окружности стола 
ротора (в см)

S =  гр/57,3,

где г  — радиус окружности стола ротора, см; р — угол поворота бурильной 
колонны, градус.

Подсчет всех углов и поворот бурильной колонны производят по на
правлению движения часовой стрелки.

Ориентирование по способу Амбарцумова отличается от способа 
Шаньгина — Кулигина только конструкцией аппарата. Он представляет 
собой эксцентричный груз. Этот эксцентричный груз прибора, вращаясь 
вокруг проволоки, на которой его спускают в скважину, всегда располага
ется в плоскости искривления скважины. При этом плоскость, проходящая 
через центр проволоки и отметку, нанесенную на корпусе прибора, будет 
азимутом искривления скважины. К нижней части цилиндра внутренней 
резьбой присоединяется крышка. В нижней части крышки находится свин
цовая печать. Для измерения аппаратом кривизны скважины в стаканчике 
имеется отверстие для пробирки. Для пропуска проволоки в верхней части
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корпуса прибора находится отверстие и для ее закрепления в средней час
ти — ушко. Отверстие на корпусе служит для пропуска в него стержня 
при отвинчивании или навинчивании крышки. Операция с аппаратом Ам
барцумова по определению положения отклонителя аналогична описанным 
выше операциям с аппаратом Шаньгина — Кулигина. Для расшифровки 
показаний аппарата Амбарцумова может быть применено приспособление 
для расшифровки (см. рис. 10.22). Все операции по расшифровке аналогич
ны описанным. Только в этом случае указатель нониуса устанавливают 
против риски на корпусе аппарата Амбарцумова, а на шкале нониуса чи
тают величину угла доворота по ходу часовой стрелки для совмещения 
плоскости действия отклонителя с плоскостью искривления скважины.

Измерять кривизну и азимут ствола скважины, производить забойное 
ориентирование отклонителя можно при помощи инклинометра в сочета
нии с немагнитными трубами. Немагнитные трубы выпускают диаметрами 
168 и 194 мм, длиной свыше 4,0 м с толщиной стенки 11 — 12, 20 и 30 мм. 
Для бурения наклонных скважин диаметром 190 мм рекомендуется приме
нять трубы диаметром 168 мм с толщиной стенки 30 мм. В качестве немаг
нитных труб могут быть использованы ЛБТ.

Ориентирование при помощи инклинометра ЗИ-1 и немагнитных труб 
производят следующим образом. Над отклонителем навинчивают немаг
нитные трубы, имеющие на концах обычные стальные замки для присое
динения к отклонителю и обычным стальным трубам. Бурильную колонну 
спускают в скважину. Инклинометр ЗИ-1 с удлинителем со свинцовой пе
чатью спускают в скважину и ставят на ножи. На ножах инклинометр вы
держивают 3 — 5 мин, осторожно снимают с них и поднимают на поверх
ность. Далее производят необходимые определения.

В последние годы у нас и за рубежом ведутся интенсивные работы по 
созданию комплекса приборов, позволяющих беспрерывно наблюдать за 
пространственным положением забоя скважины, в частности системы 
MWD и LWD.

Забойные двигатели развивают реактивное усилие, т.е. имеют тенден
цию поворачивать бурильную колонну в направлении, противоположном 
вращению долота. Когда статор отклоняет буровой раствор вправо, тогда 
появляется реактивная сила, стремящаяся повернуть сам статор влево. Бу
рильная колонна закручивается от действия этой силы, причем степень за
кручивания зависит от типа разбуриваемых пород, от мощности на долоте 
и т.д., в результате чего бурение осуществляют в неправильном направле
нии. Бурильщик устанавливает опытным путем, как надо компенсировать 
действие реактивной силы. Общие рекомендации такие: при бурении в 
мягких породах бурильная колонна закручивается на 3 — 3,5° на каждые 
□  100 м длины, а при бурении в твердых породах — на 1,5 — 2° на каждые 
SHOO м длины колонны. Другими словами, «лицо» забойного двигателя надо 
повернуть вправо на 1,5 —3,5° на каждые 100 м длины колонны от требуе
мого направления ствола. Тогда после пуска забойного двигателя в работу 
и нагружения долота реактивная сила повернет инструмент назад и он 
займет правильное положение для бурения в нужном направлении.

Забойные отклоняющие устройства часто используют в комбинации с 
управляющим инструментом. Инструмент спускается внутрь немагнитной 
бурильной сборки на кабеле. На поверхности кабель пропускают через 
промывочную головку, пока колонна бурильных труб не вращается, кото
рая используется вместо рабочей трубы. Инструмент необходимо извлекать

391



на поверхность, когда наращивается труба к бурильной колонне. Обычно 
после двух-трех наращиваний и извлечений инструмента его необходимо 
переориентировать.

При использовании переводника с боковым входом у бурильщика по
является возможность наращивать бурильную колонну без извлечения 
управляющего инструмента. Вблизи поверхности кабель пропускают через 
этот переводник на внешнюю поверхность бурильной колонны, где он не 
подвергается воздействию при наращивании бурильных труб и не может 
быть поврежден и порван в этом случае. Однако при отвинчивании рабо
чей трубы с использованием клиньев надо остерегаться закручивания или 
порыва кабеля клиньями.

Сенсоры погружного инструмента передают данные непрерывно по 
кабелю на поверхностный монитор. Оператор может непрерывно считы
вать информацию об ориентации «лица» направляющего инструмента так 
же, как и азимут и зенитный угол ствола скважины. Он может компенси
ровать реактивную силу, сохранить направление ствола и при необходимо
сти изменить курс без извлечения бурильной колонны или перерыва в бу
рении.

К прямому ориентированию относят все методы, когда определяют 
угол наклона и направление скважины в момент опре
деления направления «лица» инструмента. Так, в зару
бежной практике специальный переводник (рис. 10.23) 
устанавливают как можно ближе к долоту; когда ис
пользуют забойный двигатель, его устанавливают меж
ду кривым переводником и первой немагнитной тру
бой. Внутри переводника находится втулка с фикси
рующим пазом — специальным ключом. Фотографи
ческий управляющий сервисный инструмент объеди
нен со специальным устройством и забойным стинге
ром. Внутри инструмента имеется линия ориентирова
ния, которая проведена в соответствии с дорожкой 
ключа.

Когда инструментальная сборка достигает немаг
нитной части колонны, стингер входит в специальную 
втулку, при этом специальное устройство на инстру
ментальной сборке входит в зацепление со специаль
ным ключом, выступающим из втулки. Скошенная 
кромка специального устройства поворачивает инст
рументальную сборку так, что она правильно совме
щается с ключом и входит внутрь дорожки ключа.

Ориентирующая линия автоматически соответст
вует «лицу» инструмента. Когда сэкспонирован фото
графический диск, он записывает не только угол на
клона и направление ствола скважины, но также на
правление лица отклоняющего инструмента (рис. 
10.24).

I

| I

I

\7 Рис. 10.23. Ориентирующая сборка:
1 — инструментальная цилиндрическая сборка; 2 — ориентирующий 
переводник; 3 — ориентирующий ключ; 4 — устройство с косым 
срезом; 5 — втулка; 6 — стингер
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□ Р и с. 10.24. Прямой метод ориентирования путем одноразового магнитного измерения в 
скважине

Если отклоняющий инструмент посажен лицом неправильно (как это 
часто происходит), он должен быть приподнят над забоем, повернут, снова 
посажен вниз, после чего снова приступают к сервисным действиям. Про
цесс повторяется до тех пор, пока инструмент не займет необходимое по
ложение.

Управляющие инструменты экономят время, так как позволяют ориен
тировать отклоняющий инструмент, не прерывая процесс бурения.

Ориентирование отклоняющего инструмента 
с помощью телеметрической аппаратуры СТ

Работы по ориентированию отклоняющего инструмента аналогичны 
при использовании телеметрических систем СТЭ и СТТ. Ниже рассмотре
на типовая схема операций при ориентировании отклоняющих компоновок 
в вертикальных и наклонных скважинах.

До сборки отклонителя с телеметрической системой на нижнем пере
воднике ее корпуса строго на верхней образующей наносится метка «0», 
соответствующая нулевому показанию ДПО. После сборки отклонителя 
метка с верхнего переводника отклонителя переносится на нижний пере
водник телеметрической системы. Измеряется угол со от метки, показы
вающей направление изгиба отклонителя, до метки «0» телеметрической 
системы по направлению движения часовой стрелки, если смотреть сверху 
вниз.

Положение отклонителя в скважине с помощью телеметрической сис
темы можно контролировать двумя способами, дополняющими друг друга и
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П рис. 10.25. Схема ориентирования отклонителя при помощи телеметрической аппаратуры:
П а — при А (360(; б — при А (300°; 1 — метка «0» УГИ; 2 — заданное направление; 3 — метка отклонителя; 4 — апсидальная плос
кость



обеспечивающими в совокупности контроль положения отклонителя на 
участке скважины с любым зенитным углом.

На участках ствола скважины с зенитным углом более 3° положение 
отклонителя контролируется с использованием датчика, чувствительного к 
вектору гравитации. Угол измеряется в плоскости, перпендикулярной к оси 
скважины, и отсчитывается от вертикальной плоскости, проходящей через 
касательную к оси скважины. На вертикальных участках скважины пока
зания этого датчика становятся неопределенными. Угол положения откло
нителя измеряется в этом случае путем суммирования сигналов датчика 
азимута и датчика положения отклонителя в горизонтальной плоскости. 
Угол отсчитывается от магнитного меридиана.

При ориентировании отклонителя в стволе скважины с зенитным уг
лом более 3° проводят следующие измерения (рис. 10.25):

определяют сумму заданного угла установки отклонителя и угла сме
щения меток «Отклонитель» и «0», т.е. А =  рз + со, где рз — заданный угол 
установки отклонителя; со — угол смещения меток «Отклонитель» и «0»;

поворотом бурильной колонны достигают показаний цифрового инди
катора «Отклонитель», равных ранее вычисленному значению угла А (если 
угол А П 360°, то из него нужно вычесть 360°);

бурильную колонну необходимо поворачивать по направлению движе
ния часовой стрелки;

после поворота для снятия упругих деформаций колонны несколько 
раз приподнимают ее и опускают, контролируя по индикатору «Отклони
тель» полученное значение (в случае его изменения поворотом колонны 
достигают нужных показаний).

Для ориентирования отклонителя в вертикальном стволе скважины 
необходимо выполнить следующее (см. рис. 10.25):

определить сумму заданного азимута и измеренного угла смещения 
меток «Отклонитель» и «0», т.е. А =  рз + со, где рз — заданный азимут ис
кривления ствола скважины, со — угол смещения меток «Отклонитель»
1 П Ш Ш Э « 0 » ;

установить тумблер АО (азимут отклонителя) на наземном пульте в 
верхнее положение;

поворотом бурильной колонны добиться показаний индикатора «От
клонитель», равных полученному значению А (в процессе бурения поддер
живать указанные показания индикатора «Отклонитель»);

после набора зенитного угла по метке 3 тумблер АО выключить и 
дальнейшее ориентирование отклонителя производить для условий наклон
ной скважины.

□



Глава 11______________________
ОПРОБОВАНИЕ ПЕРСПЕКТИВНЫХ ГОРИЗОНТОВ 
В ПЕРИОД ПРОХОДКИ СТВОЛА СКВАЖИНЫ

Выявление качественных и количественных параметров пластов, 
вскрываемых в процессе бурения скважин, возможно лишь при сочетании 
разных методов их исследований — промышленно-геофизических, гидро
динамических с исследованиями кернового материала. Среди этих методов 
особое место занимают гидродинамические, позволяющие получить приток 
пластового флюида, отобрать натурные пробы, оценить характеристику кол
лекторских свойств пласта и степень его загрязнения в призабойной зоне.

Суть гидродинамических методов заключается в изоляции продуктив
ного горизонта от воздействия столба жидкости (буровой раствор) и от ос
тальных продуктивных горизонтов, в создании перепада давления в данном 
объекте с целью получения движения пластового флюида со стороны мас
сива коллектора к скважине, чтобы зарегистрировать объемную скорость 
притока и характер смены давления в скважине против испытуемого объ
екта на протяжении всего периода испытания и, конечно, отобрать пред
ставительные пробы пластового флюида.

На основании этих исследований и их анализа удается определить 
продуктивность пластов и отличить продуктивные от непродуктивных, по
лучить информацию, позволяющую существенно сократить расходы на бу
рение скважин.

Для испытания объектов в открытом стволе в процессе бурения ис
пользуют две группы специальных аппаратов:

1) аппараты, спускаемые в скважину на бурильных трубах;
2) аппараты, спускаемые в скважину на каротажном кабеле.
В скважинах, обсаженных эксплуатационной колонной труб, кроме 

указанных выше, используются гидродинамические испытатели пластов на 
базе струйных аппаратов, спускаемых в скважину также на трубах — бу
рильных или насосно-компрессорных.

Применение испытателей пластов (на бурильных трубах или на каро
тажном кабеле) стало неотъемлемой частью технологического цикла строи
тельства разведочных скважин.

Несмотря на все различия в технологии испытания, цель этих мето
дов — получение кривых притока и кривых восстановления давления.

11.1. ИСПЫТАТЕЛИ ПЛАСТОВ НА БУРИЛЬНЫХ ТРУБАХ

Испытатели на трубах включают следующие основные узлы: фильтр, 
пакер, собственно испытатель с уравнительным и главным впускным кла
панами, запорный и циркуляционный клапаны. Эти испытатели предназна-
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Рис. 11.1. Общая схема компоновки испытателя пластов с 
закреплением пакеров на стенках скважины:
1 — устьевое оборудование; 2, 5 — бурильные трубы; 3 — 
ротор; 4 — сливной клапан; 6 — компенсатор; 7 — многоцик
ловой испытатель; 8 — пробоотборник с манометром; 9, 11 — 
верхний и нижний пакер соответственно; 10 — фильтр с ма
нометром; 12 — опорный якорь; 13 — манометр

чены для испытания скважин в одно-, двух-, мно
гоцикловых режимах и рассчитаны для исследо
вания скважин в открытом стволе и после спуска 
эксплуатационной колонны.

На рис. 11.1 изображена схема компоновки 
испытателя пластов с глубинными приборами и 
пробоотборником с закреплением пакера на стен
ках скважины. На рис. 11.2, 11.3 приведены 
схемы компоновки испытателя пластов с одним и 
двумя пакерами и с упором фильтра («ноги») на 
забой скважины.

В табл. 11.1 представлены характеристики 
трех типов испытателей пластов типа КИИ двух
циклового действия.

Одними из основных элементов испытателей 
пластов являются цилиндрические пакеры сж а
тия. Их характеристики приведены в табл. 11.2.
Пакерование происходит при нагрузке на пакер 
от 15 — 30 до 150 — 200 кН в зависимости от диа
метра скважины и свойств резины. При испыта
нии пластов с упором на забой скважины в мо
мент достижения хвостовиком забоя резиновый 
элемент пакера под нагрузкой сокращается по 
длине, увеличивается в диаметре и изолирует 
расположенную выше пакера зону от подпакер- 
ной испытуемой зоны скважины.

Наиболее распространена однопакерная компоновка ИПТ (см. рис. 
1 1 .2), когда испытатель пластов с опорой на забой спускается в скважину 
сразу после обнаружения в процессе бурения перспективного на нефть 
или газ объекта. В таких случаях интервал испытания и забой скважины 
находятся на небольшом расстоянии (10 — 20 м). Испытуемые интервалы, 
как правило, характеризуются или полным отсутствием зоны проникнове
ния, или небольшими ее размерами. Пакерование и испытание осуществ
ляются с упором башмака 13 на забой скважины. В компоновке испытателя 
применяют один пакер 8 и фильтр 1 1 с  манометром 10, который устанав
ливают против интервала испытания на бурильных трубах 1 и 4. Над паке- 
ром расположен ясс 7, испытатель 6, запорно-поворотный клапан 5, бу
рильные трубы 1 и 4, циркуляционный клапан 2. Второй манометр 3 уста
новлен над пакером. Также над пакером в бурильных трубах размещается 
пробоотборник. В зависимости от плана работ и интенсивности выхода га
за из бурильных труб при открытии запорно-поворотного клапана испыта
ние может проходить в одно- и двухцикловом режимах.

Назначение, шифры основных узлов КИИ-2М-146 и их параметры 
приведены ниже.

397



Т а б л и ц а  11.1
Характеристики испытателей пластов типа КИИ двухциклового действия

Показатели КИИ-2М-146 КИИ-2М-95 КИИ-М-65
Диаметр внешнего корпуса, мм 146 95 67
Диаметр скважины, мм 1 9 0 -2 9 5 1 0 8 -1 6 1 7 5 -1 1 2
Диаметр пакерующего элемента, мм 1 7 0 -2 7 0 9 5 -  145 6 7 - 9 5
Максимальная длина одного узла, м 2,3 2,5 2,575
Длина полной компоновки, м 
Масса, кг:

16,2 18,18 18,465

узла 200 100 50
полного комплекта 120 910 325

Допустимый перепад давления на па- 
кере, МПа

35 35 35

Допустимая забойная температура, °С 
Допустимая осевая нагрузка, кН:

170 170 170

при сжатии 300 100 45
при растяжении 600 250 150

Т а б л и ц а  11.2
Характеристика цилиндрических пакеров сжатия

Показатели ПЦР-176 ПЦ-146 ПЦР-146 ПЦ-95 ПЦР-95 ПЦ-65 ПЦР-65
Внешний диаметр, мм:

корпуса 178 146 146 95 95 67 67
пакерующего элемента 245 170 170 109 105 67 67
то же 270 180 180 115 115 78 78
« 190 195 135 135 87 87
« 220 220 145 145 92 92

Осевая нагрузка при паке- 1 5 0 -2 0 0 1 0 0 -  120 1 0 0 -1 2 0 6 0 - 8 0 6 0 - 8 0 1 5 -3 0 1 5 - 3 0
ровании, кН
Допустимый перепад давле 35 35 35 35 35 35 35
ния, МПа
Длина пакера, мм 2373 2300 1633 1525 1435 1410 1450

И спытатель пластов ППГ-146 предназначен для вызова притока из 
пласта, изолированного от остальных частей скважины пакером, при сни
женном противодавлении на пласт.

Рабочий ход грузового штока, мм..................................................... ..... 200
Наибольшая нагрузка, кН:

сжимающая................................................................................................ 300
растягивающая.................................................................................... ..... 600

Длина, м м ...................................................................................................... ..... 2150
Диаметр, мм....................................................................................................... 146
Масса, к г ....................................................................................................... ..... 231,5

Я сс гидравлический применяется для облегчения снятия пакера с мес
та по окончании испытания.

Ход штока, мм............................................................................................. ......320
Растягивающая нагрузка, к Н .............................................................. ......600
Гидравлическая неуравновешенная площадь, см2 .................... ......90; 58
Длина, м м ...................................................................................................... ......1615
Диаметр, мм........................................................................................................146
Масса, к г ....................................................................................................... ......158; 128

Пакер цилиндрический ПЦ-178, ПЦ-146 используется для разобщения 
скважины с испытанным пластом.

Ход штока, мм.............................................................................................  350; 280
Растягивающая нагрузка, к Н ..............................................................  600
Диаметр резинового элемента пакера, мм....................................  170; 180

196; 220 
245; 270
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Рис. 11.2. Схема компоновки испытателя пластов с одним 
пакером с упором на забой скважины:
1, 4 — бурильные трубы; 2 — циркуляционный клапан; 
3 — верхний манометр; 5 — запорно-поворотный клапан; 
6 — испытатель; 7 — ясс; 8 — пакер; 9, 12 — утяжеленная 
бурильная труба; 10 — нижний манометр; 11 — фильтр; 
13 — упорный башмак

Фильтр Ф-146 предназначен для фильтра
ции жидкости, поступающей из зоны испытан
ного пласта сквозь испытующие приспособле
ния.

Длина, мм....................................................  4120
Масса, к г .....................................................  260

Переводник для установления приборов 
ПП-146. Назначение переводника — установ
ление глубинных приборов (манометров, тер
мометров).

Длина, м м ................................................... 2100
Диаметр, мм..............................................  146
Масса, к г ....................................................  124

Клапан циркуляционный КЦ-146 используется с целью восстанов
ления прямой и обратной циркуляции над испытателями пластов.

Длина, мм ......
Диаметр, мм.. 
Масса, к г .......

608
146
64

Приспособление для опрессования (П 0-000). Назначение приспособ
ления — создание гидравлического давления в узлах ИПТ для испытания 
на герметичность и заполнение масляной камеры испытателя пластов.

Максимальное давление, М П а.....................40
Длина, м м ...............................................................400
Ширина, м м ................................................... .......210
Высота, мм..............................................................300
Масса, кг.......................................................... .......29,3

Клапан запорно-поворотный двойного закрытия (ЗП-2-146). Его на
значение — двухкратное закрытие и открытие полости бурильных труб с 
целью записи при помощи глубинных манометров начальной и конечной 
кривой восстановления давления (КВД).

Число оборотов закрытия....................... 10; 30
Растягивающая нагрузка, кН ................  600
Масса, к г ......................................................... 224,7

О бвязка к приспособлению для сж атия (ОПС-ООО). Назначение обвяз
ки — подвод масла в приспособление для сжатия и управление его рабо
той.

Длина, мм........................................................ 500
Ширина, мм...................................................  300
Масса, к г ......................................................... 36,6
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Рис. 11.3. Схема компоновки испытателя пластов с двумя 
пакерами и с упором «ноги» на забой скважины:
1 — быстросъемные трубы; 2 — пробный кран; 3 — стол 
ротора; 4 — задвижка превентора; 5 — колонна бурильных 
труб; 6 — циркуляционный клапан; 7 — верхний манометр; 
8 — бурильная труба; 9 — запорно-поворотный двухцикло
вой клапан; 10 — испытатель пластов; 11 — ясс; 12 — па- 
кер ПЦ; 13 — основной манометр для записи КБД; 14 — 
щелевой фильтр; 15 — уравнительный клапан; 16 — кон
трольный манометр; 17 — утяжеленные бурильные трубы; 
18 — упорный башмак

П риспособление для сж атия (ПСГ-146.000). Приспособление использу
ется для сжатия и растяжения испытателя пластов.

Длина, м м ................................................................... 600
Длина хода штока, м м ..........................................  245
Диаметр, м м ..............................................................  152
Масса, кг.....................................................................  48,2

Удлинитель (41.000) обеспечивает сбор по секциям для предупрежде
ния изгиба пггока при затягивании комплекса в буровую с мостков и под
боре длины колонны бурильных труб.

Длина, мм................................................................... 800
Диаметр, м м .............................................................  146
Масса, к г ....................................................................  52

При испытании пластов с упором на забой скважины через 30 — 180 с
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Рис. 11.4. Характер изменения давления, зафиксированного манометрами:
/ — диаграмма верхнего (трубного) манометра для регистрации притока (уровня) в трубах; 
Pi — р2 — спуск труб, давление столба жидкости в трубах не изменяется; р2 — рз — рост дав
ления в период притока пластовой жидкости в трубы после пакерования и открытия клапана; 
р3 — р4 — прекращение притока, стабилизация давления в трубах; р4 — р5 — давление в тру
бах при подъеме испытателя с закрытым клапаном; II — диаграмма манометра в фильтре: 
Pi — р2 — ступенчатый рост гидростатического давления при спуске испытателя; р2 — р2 — 
падение давления при открытии клапана и регистрации притока р'2 — р3; р3 — р4 — перекры
тие притока (точка р3) и запись КБД; р4 — срыв пакера; р4 — р5 — давление в период срыва 
пакера и подъема испытателя; III — диаграмма контрольного манометра; pt — р2 — ступенча
тый рост давления гидростатического столба жидкости при пуске испытателя пласта ИПТ; 
р2 — Рз — р4 — давление в подпакерной зоне в период вызова и перекрытия притока; р4 — 
р5 — изменение давления в процессе подъема ИПТ

после передачи нагрузки на пакеруюгций элемент закрывается урав
нительный клапан и открывается впускной клапан испытателя пластов. 
Момент открытия клапана фиксируется на устье скважины показаниями 
стрелки гидравлического индикатора веса. Важно не упустить колебания 
этой стрелки. Момент открытия клапана можно обнаружить и по резкому 
перемещению верхней трубы вниз. При хорошо промытом забое проседа
ние инструмента отсутствует.

Однако главным признаком открытия клапана испытателя и наличия 
притока из пласта следует считать выход газа (воздуха) из труб. При обна
ружении продуктивного нефтяного, а тем более газового пласта интенсив
ный выход воздуха и газа наблюдается визуально. Для фиксации притока 
операторы обычно пользуются резиновым шлангом, соединяющим верх
нюю муфту бурильной трубы с сосудом, заполненным водой. При этом вы
ход пузырьков газа сквозь слой воды характеризует интенсивность притока 
флюида. В комплекс ИПТ входит устьевая головка, облегчающая контроль 
выхода газа и отбор его проб.

Характер изменения давления, зафиксированного манометрами 16, 13
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Рис. 11.5. Компоновка ИПТ и пробоотборник:
1 — шток; 2 — запорное приспособление; 3 — уплот
няющие кольца; 4 — полость испытателя; 5 — клапан; 
6 — запорный клапан; 7 — пробоотборник; 8 — испы
татель пластов

и 7 (см. рис. 11.3), показан кривыми I, II, III на рис. 11.4. Схема пробоот- 
борника-накопителя (а) и компоновка ИПТ с пробоотборником (0) изобра
жены на рис. 11.5.

11.2. МНОГОЦИКЛОВЫЕ ИСПЫТАТЕЛИ ПЛАСТОВ

Более усовершенствованные узлы и широкий выбор вспомогательных 
приспособлений входят в состав многоцикловых испытателей пластов — 
трубных испытателей третьего поколения. В табл. 11.3 содержатся техниче
ские характеристики многоцикловых испытателей пластов.

На рис. 11.6 изображены разные варианты компоновок этих испытате-

Т а б л и ц а  11.3
Технические характеристики многоцикловых испытателей пластов

Параметры МИГ-146 МИГ-127 МИК-95 МИК-80 МИК-65
Внешний диаметр, мм 146 127 95 80 67
Длина, мм:

максимальная секции 2918 2890 2600 3470 3200
общего комплекса 27 450 27 150 21 400 23 410 16 500

Допустимая нагрузка, кН:
сжимающая 1500 1250 600 400 200
растягивающая 700 600 450 200 1500

Крутящий момент, кН-м 10 7,5 4,9 3,9 3,1
Максимальный перепад давления, МПа 45 45 45 45 40
Максимальная температура, °С 200 200 200 200 200
Масса, кг:

максимальная секции 235 163 120 92 78
общего комплекса 5442 5682 1810 635 540

Тип присоединительной резьбы 3 -  121 3 -  101 3 - 7 6 3 - 6 2 3 - 5 6
Диаметр скважин, мм 1 9 0 -2 9 5 1 6 1 -2 4 3 1 1 8 -  165 9 7 -1 1 2 7 8 -1 0 2
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Рис. 11.6. Компоновка испытателей пластов:
а — с двумя пакерами; б  — селективного испытания 
объектов; в — многоциклового испытания объектов в 
наклонно направленных стволах; 1 , 3 — бурильные тру
бы; 2 — циркуляционный клапан; 4, 17, 23 — перевод
ники; 5, 6, 9, 12, 25 — патрубки; 7 — штуцер; 8 — за- 
порно-поворотный клапан; 10 — ИПТ; 11 — приспособ
ление для вращения; 13 — пробоотборник; 14 — ясс; 
15 — безопасный замок; 16, 21 — пакер; 18 — распре
деляющее приспособление; 19 — фильтр; 20 — уравни
тельное приспособление; 22 — фильтр; 24 — хвостовик

Т а б л и ц а  11.4
Назначение узлов многоцикловых испытателей пластов

Узел Шифр Назначение
Испытатель пластов скважин на 
трубах

ИПТ Комплекс оборудования для: испытания перспек
тивных пластов в необсаженных скважинах с 
целью вызова притока из пласта; отбора проб 
пластовой жидкости (газа) и определения основ
ных гидродинамических характеристик исследуе
мого пласта

Испытатель пластов ИП Основной клапанный механизм для: перекрытия 
внутренней полости колонны труб от скважинной 
жидкости при спуске и подъеме ИПТ; соединения 
бурильных труб с испытуемым интервалом; урав
нивания давления над и под пакером перед его 
снятием и в процессе спуска и подъема ИПТ

Клапан запорный поворотный ЗП Механизм предназначен для перекрытия буриль
ных труб в процессе испытания с целью получе
ния кривой восстановления пластового давления

Клапан циркуляционный КЦ Механизм для осуществления прямой и обратной 
циркуляции жидкости в любой момент процесса 
испытания пласта
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П р о д о л ж е н и е  т а б л .  11.4

Узел Шифр Назначение
Ясс гидравлический ЯГ Механизм для облегчения снятия пакера после испы

тания или ликвидации прихвата хвостовика ИПТ
Пакер цилиндрический п е г Узел для герметичного перекрытия кольцевого про

странства ствола скважины с целью изоляции испы
туемого объекта от остального ствола скважины

Фильтр Ф Толстостенный патрубок с продольными щелями и 
переводниками, служащими для предупреждения за
бивания механическими примесями штуцера и про
ходных каналов ИПТ и для размещения глубинных 
регистрирующих приборов

Замок безопасный ЗБ Механизм для откручивания колонны бурильных труб 
и ИПТ с целью поднятия их в случае прихвата

лей в зависимости от необходимости решения геолого-промысловых задач 
и технического состояния скважины.

В табл. 11.4 представлено описание назначения основных узлов много
цикловых испытателей пластов.

11.3. КОМПЛЕКС ОБОРУДОВАНИЯ КИ0Д-1Ю

Комплекс предназначен для исследования, интенсификации и освое
ния объектов в скважине, обсаженной эксплуатационной колонной, а так
ж е для их доразведки. Комплекс опускается в скважину на насосно- 

_  компрессорных или бурильных трубах.
‘ГИ? Комплекс (рис. 11.7) включает многоцикловой испытатель

пластов 8, пробоотборник 9, уравнительный клапан 12, якорь 
13, секционный пакер 10 т малогабаритную устьевую головку 1.

КИОД-110 позволяет проводить исследования как с одно- 
пакерной, так и селективно с двухпакерной компоновкой, а 
также испытывать несколько объектов за один спуск комплек
са оборудования в скважину, выполнять интенсификацию при
тока из пласта за счет очистки призабойной зоны пласта путем 
многократного гидравлического воздействия на нее чередова
нием депрессии и репрессии. Его конструктивные параметры 
позволяют работать в скважинах с гидростатическим давлени
ем до 30 МПа.
Технические данные
Плотность промывочной жидкости, кг/м3...................................................  900 — 1200
Максимальная глубина испытуемого объекта, м .....................................  5000
Минимальная глубина испытуемого объекта, м ....................................... 900
Максимальная рабочая температура, °С ......................................................  120
Допустимые осевые нагрузки, кН:

при сж ати и.......................................................................................................... 150
при растяжении................................................................................................  300

Допустимый перепад давления на комплексе, М П а............................... 30
Минимальный диаметр проходных каналов узлов, м м ......................... 35
Диметр внешний основных комплектующих частей, м м ....................  110
Масса комплекса, кг...............................................................................................  1000

L i
Рис. 11.7. Комплекс испытательного оборудования КИОД-1Ю:
1 — головка устьевая ГУ-30 ш; 2, 6 — НКТ; 3 — клапан сливной КС-100; 4 — 
клапан перепускной КП-110; 5 — клапан заливной КЗА-110; 7 — устройство 
для установки скважинного манометра; 8 — испытатель пластов ИПТ-110; 9 — 
пробоотборник ПО-ПО; 10 — пакер секционный ПС-115, ПС-135; 11 — фильтр; 
12 — клапан уравнительный К З-110; 13 — якорь ЯК-110/136, ЯК-135/156
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11.4. ПРИСПОСОБЛЕНИЕ ДЛЯ СЕЛЕКТИВНОГО ИСПЫТАНИЯ 
ПЛАСТОВ УСПД-146-168

Оборудование УСПД-146-168 предназначено для испытания в много
кратном режиме одного или нескольких пластов, причем испытание до 
трех пластов может выполняться с отбором герметизированной пробы из 
каждого пласта. Оборудование используется в составе серийных ИП с яко
рями или в компоновке с упором на забой скважины.

Приспособление для селективного испытания состоит из упорного уз
ла, узла впускного и уравнительного клапанов с блоком проб отборочных 
камер и сигнального приспособления.

Упорный узел служит для предупреждения самопроизвольного про
кручивания пггока при спусках-подъемах, передачи крутящего момента с 
помощью расположенного ниже узла ИП и обеспечения свободного вра
щения УСПД в сжатом положении.

Узел впускного клапана служит для чередования открытия и закрытия 
проходного канала приспособления (выполнение периодов приток — вос
становление давления), а также управления работой пробоотборочных 
камер.

Уравнительный клапан предназначен для уравнения давления на паке- 
ре по окончании исследования. Кроме того, он служит байпасом для спуска 
и подъема оборудования.

Шток уравнительного клапана через сменную муфту соединен со што
ком впускного клапана каркасом блока пробоотборника, на котором закре
плены три пробоотборочные камеры. Приспособление, управляющее их 
работой, обеспечивает поочередную или одновременную работу камер. 
Режим работы пробоотборника задается при сборке УСПД перед очеред
ным испытанием. Сигнальное приспособление УС-146 предназначено для 
передачи на поверхность сигнала о создании депрессии на пласт. Сигнал о 
создании депрессии передается на поверхность в виде увеличения нагруз
ки на индикаторе веса с одновременным проседанием труб на 3 — 8 см. 
Принцип действия сигнального приспособления заключается в том, что для 
передачи депрессии на пласт осевая нагрузка передается размещенным 
ниже узлам через масляную подушку. Открытие впускного клапана и 
уменьшение давления под впускным клапаном и под пакером приводят к 
разгерметизации масляной камеры, в результате чего шток сигнального 
приспособления быстро перемещается вниз, что отображается на показа
ниях ГИВ и положении труб.

11.5. ОСНОВНЫЕ УЗЛЫ ИСПЫТАТЕЛЯ ПЛАСТОВ

11.5.1. ГИДРАВЛИЧЕСКИЙ ИСПЫТАТЕЛЬ ПЛАСТА ИПГ

ИПГ — основной узел комплекта испытательного оборудования. Он 
предназначен для герметичного разделения полости пустых или частично 
заполненных жидкостью бурильных труб и затрубного пространства при 
спускоподъемных операциях. При выполнении операций по вызову прито
ка и восстановлению давления при помощи уравнительного клапана в ис
пытателе и под пакером выравнивают давление, что облегчает спуск и срыв 
пакера. Одной из главных функций испытателя, входящего в состав много
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цикловых испытателей пласта (МИГ), является создание многократных де
прессий (открытых и закрытых периодов), способствующих очистке пласта 
и повышению качества информации за счет записи КВД после каждого 
притока. Шифр испытателя пластов многоциклового действия — ИПМ.

Конструкция испытателя пласта диаметром 146 мм изображена на 
рис. 11.8. Испытатель состоит из корпуса, внутри которого перемещается 
шток 3 с приемный клапаном 11 для впуска жидкости из пласта в трубы. В 
верхней части переводника установлен разделительный поршень 5, благо
даря которому гидравлическое давление внутри тормозной камеры под
держивается равным гидростатическому давлению столба промывочной 
жидкости в затрубном пространстве. При передаче на испытатель нагрузки 
от бурильной колонны его пггок 3 прижимается к упорному кольцу поршня
6 и тормозная жидкость из нижней части камеры будет перетекать в верх
нюю полость по кольцевой щели, образовавшейся между стенками канала 
и стержнями в поршне 6.

Во время перетока жидкости шток 3 вместе с приемным клапаном 11 и 
гильзой 9 уравнительного клапана будет медленно перемещаться вниз от
носительно корпуса. Таким образом достигается замедленное закрытие 
уравнительного клапана и плавное открытие приемного клапана испытате

С

Рис. 11.8. Многоцикловой испытатель пластов ИМП-146:
1 — пгтудер; 2 — фильтр; 3 — шток; 4 — ограничивающая втулка; 5 — разделительный пор
шень; 6 — поршень; 7 — сальниковый вкладыш; 8 — гайка; 9 — гильза уравнительного клапа
на; 10, 12 — герметизирующие втулки; 11 — приемный клапан
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ля пласта. В момент, когда герметизирующие кольца поршня 6 окажутся 
ниже радиальных отверстий переходника, гидравлическое сопротивление 
перетока жидкости исчезает и шток испытателя вместе с гильзой уравни
тельного клапана под воздействием механической нагрузки приходит в 
граничное нижнее состояние. Этот момент четко фиксируется индикато
ром веса на устье скважины, что является очень важным показателем за
крытия уравнительного и открытия приемного (впускного) клапанов испы
тателя для поступления пластовой жидкости в бурильные трубы. По исте
чении заданного времени открытого периода испытания колонну буриль
ных труб приподнимают до полного снятия нагрузки с пакера. При этом 
шток испытателя вместе с приемным клапаном 11 свободно перемещается 
вверх, так как его выступ отходит от герметизирующего бурта упорного 
кольца поршня 6. Тормозная жидкость из надпоршневого пространства в 
подпоршневое свободно без гидравлических потерь перетекает по широко
му кольцевому каналу между штоком 3 и поршнем 6.

После закрытия приемного клапана растягивающее усилие через гиль
зу 9 уравнительного клапана передается на корпус испытателя пластов, ж е
стко связанный с размещенным ниже раздвижным механизмом, преду
преждающим возможность преждевременного открытия уравнительного 
клапана. При повторной передаче на шток испытателя сжимающего усилия 
приемный клапан опять откроется. Таким образом, путем осевых переме
щений колонны бурильных труб можно многократно осуществлять откры
тый и закрытый периоды испытания.

11.5.2. ЗАПОРНО-ПОВОРОТНЫЕ КЛАПАНЫ

Запорно-поворотные клапаны (рис. 11.9) предназначены для закрытия 
скважины (бурильных труб, расположенных выше пакера) по окончании 
периода притока с целью записи кривой восстановления давления (КВД), а 
также для автоматического заполнения раствором бурильных труб при 
спуске в скважину ИПТ (для регулирования депрессии на пласт при испы
тании). Различают клапаны одинарного (КЗ, ИП) и двойного перекрытия

Т а б л и ц а  11.5
Техническая характеристика запорно-поворотных клапанов двойного действия

Параметры ЗП2-145 ЗП2-127 ЗП2-95 ЗП2-80 ЗП2-65
Внешний диаметр, мм 146 127 95 80 67
Длина, мм 1517 1510 1980 2000 1830
Рабочий ход, мм
Число оборотов, необходимое для 
обеспечения периодов:

20 20 90 90 70

первого закрытого 10 10 10 10 10
второго открытого 20 20 20 20 20
второго закрытого 30 30 30 30 30

Минимальный диаметр проходного 
канала, мм
Допустимая нагрузка (при р =
= 0 - 4 5  МПа), кН:

20 20 15 15 15

сжимающая 2700 1800 1000 600 250
растягивающая 2 6 0 0 -1 1 5 0 1 8 0 0 -7 9 0 1 0 0 0 -9 0 0 6 0 0 -4 0 0 2 5 0 -  180

Допустимый крутящий момент, кН-м 29 23,3 17,2 8,6 3,4
Усилие гидравлической неуравнове
шенности (рг = 10 МПа), Н

8600 1960 1310 0

Тип присоединительной резьбы 3-121 3-101 3-76 3-62 3-56
Масса, кг 167 135 120 68 38
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Рис. 11.9. Запорно-поворотный клапан 
КЗ-145:
I — грузовой шток; 2, 17 — переводники;
3 — гильза; 4 — храповик; 5, 19 — пружи
ны; 6, 7 — сферические опоры; 8 — ниж
няя опора; 9, 12 — штифты; 10 — гайка;
I I  — винт; 13 — корпус; 14 — верхняя 
гильза; 15 — гильза; 16, 20 — клапаны; 
18 — втулка; 21 — седло; А — осевой ка
нал; Б — радиальные отверстия; В — от
верстие; Г  — герметизирующие кольца

(ЗП2), позволяющие осуществлять соответственно один или два открытых 
и один или два закрытых периода. Созданы также запорно-поворотные 
клапаны многоциклового действия ЗГЖМ2. Управление режимами испыта
ния (запорным клапаном) осуществляется вращением колонны бурильных 
труб.

Техническая характеристика запорно-поворотных клапанов двойного 
закрытия представлены в табл. 11.5.

11.5.3. ГИДРАВЛИЧЕСКИЕ ЯССЫ

Гидравлические яссы служат для обеспечения снятия пакера с места 
или при ликвидации прихвата хвостовика и фильтра. В зависимости от 
конструктивного исполнения яссы можно разделить на две основные груп
пы: открытого и закрытого типов. Тормозная камера яссов открытого типа 
соединяется с затрубным пространством и заполнена промывочной жидко
стью. Растягивающее усилие, необходимое для их включения в работу, за
висит от гидростатического давления столба бурового раствора в затрубном 
пространстве В яссах закрытого типа тормозная камера заполняется жид
костью (специальной, например, маслом МС-20) и герметично изолируется 
от контакта с буровым раствором.
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Рис. 11.10. Ясс закрытого типа

В отличие от яссов открытого типа растягивающее 
усилие, необходимое для включения в работу ясса закрыто
го типа, не зависит от величины гидростатического давле
ния столба промывочной жидкости в затрубном простран
стве, что является одним из основных его преимуществ. 
Принципиальная схема ясса закрытого типа изображена на 
рис. 11.10. При передаче сжимающего усилия подвижной 
шток 2 с поршнем 3 занимает граничное нижнее состояние 
относительно корпуса 1. Для включения ясса в работу на 
шток 2 через колонну бурильных труб передается растяги
вающее усилие. При этом шток своим выступом прижима
ется к седлу поршня 3 и тормозная жидкость может пере
текать в подпоршневое пространство лишь по кольцевой 
щели малого сечения. Благодаря этому создается значи
тельное гидравлическое сопротивление перетока жидкости, 
в результате чего нижняя часть бурильных труб со пггоком
2 передвигается медленнее ее верхней части и колонна 
растягивается в пределах упругой деформации. По истече
нии некоторого времени поршень 3 выходит в расширен
ную часть корпуса 1. При этом гидравлическое сопротив
ление перетока жидкости мгновенно исчезает, шток 2 под 
воздействием усилия упругой деформации колонны бу
рильных труб резко перемещается в граничное верхнее 
состояние и ударяется выступом в торец камеры. Этот удар 
через корпусные детали ясса передается оборудованию, 
расположенному ниже. Для создания повторного удара 
достаточно опять передать на шток 2 сжимающую нагрузку, под воздейст
вием которой он вместе с поршнем свободно вернется в граничное нижнее 
состояние, а затем повторить подъем колонны бурильных труб.

11.5.4. ПАКЕРЫ МЕХАНИЧЕСКОГО ДЕЙСТВИЯ ДЛЯ ИСПЫТАТЕЛЕЙ ПЛАСТОВ

Пакеры механического действия предназначены для герметичного ра
зобщения испытуемых пластов с остальной частью ствола скважины. Для 
проведения операций в необсаженном стволе скважины используют паке- 
ры трех типов: с жесткой металлической опорой, с раздвижной резиновой 
опорой и раздвижной металлической опорой. Принцип их действия одина
ковый и заключается в том, что при упоре хвостовика на забой скважины 
или на ее стенки (с использованием специальных якорных приспособле
ний) на остов пакера создается механическая сжимающая нагрузка, под 
воздействием которой элемент пакера деформируется до полного прижатия 
его к стенкам скважины.

Техническая характеристика пакеров содержится в табл. 11.6.
Конструкция пакера с жесткой металлической опорой изображена на 

рис. 11.11. Резиновый элемент 4 в верхней части имеет металлическую го
ловку с резьбой, через которую его соединяют с переводником 3. Под ре
зиновым элементом установлена опора 5 соответствующего диаметра, на
винченная на переводник 6. При помощи замковой резьбы этот перевод-
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Рис. 11.11. Пакер с жесткой металлической опорой

Т а б л и ц а  11.6

Техническая характеристика пакеров

Параметры ПЦГ-146 ПЦГ-95 ПЦГ-65

Диаметр, мм:
остова 146 95 67
штока 73 40 34
сменного резинового эле 220; 195; 180; 145; 135; 115; 92; 87; 78; 67
мента 170 109

Оптимальная сжимающая на 8 0 - 120 60-80 20-40
грузка при пакеровании, кН
Допустимый перепад давле 45 45 45
ния, МПа
Допустимая растягивающая 600 250 150
нагрузка (при перепаде дав
ления 45 МПа), кН 
Длина, мм:

осевая 2300 1525 1410
резинового элемента 980 640 720

Средняя масса, кг 180 65 33

ник соединяется с фильтром. Под действием механической 
сжимающей нагрузки переводники / и 3 смещаются вниз 
относительно штока 2, вследствие чего резиновый элемент 
4 сжимается, перекрывая ствол скважины. После оконча
ния испытания корпусные детали пакера под воздействием 
растягивающего усилия смещаются вверх и его резиновый 
элемент возвращается в исходное положение.

Опыт эксплуатации пакеров свидетельствует, что для 
обеспечения нормальной проходимости при спуске в сква
жину их максимальный внешний диаметр должен быть в

1,1 — 1,15 раза меньше диаметра скважины. На гидравлический элемент па
кера при передаче на него механических усилий воздействует также гид
равлическое усилие, возникающее при соединении подпакерной зоны с 
полостью бурильных труб, т.е. в момент открытия приемного клапана ис
пытателя пластов. Значение перепада давления, выдерживаемое резиновым 
элементом пакера, может достигать 45 МПа.

11.5.5. ОПОРНЫЕ ЯКОРЯ

Когда возникает необходимость разгрузить бурильный инструмент не 
на забой скважины, а на ее стенки, в компоновку включаются ее опорные 
якоря. При их использовании можно устанавливать пакер в разных интер
валах скважины в зависимости от состояния ее ствола и проводить селек
тивные испытания нескольких горизонтов за один спуск инструмента, а 
также горизонтов с большим удалением от забоя скважины.

Промышленность выпускает следующие опорные якоря: для работы в 
открытом стволе -  Як-110/135, ЯК-132/158, ЯК-170/220, ЯК-190/240; для 
работы в скважинах, обсаженных эксплуатационными колоннами диамет
ром 114, 140 и 168 мм, — металлические якоря ЯМ-95/114, ЯМ-95/140, 
ЯМ-95/168.
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Рис 11.12. Якорное приспособление

Опорные якоря используются, когда забой скважины 
находится на расстоянии более 50 м от испытуемого объек
та, а также при испытании нескольких объектов за один 
спуск испытателя пластов. Это позволяет исключить уста
новление дорогих цементных мостов и значительно сокра
тить затраты времени на испытание скважины.

На рис. 11.12 изображена принципиальная схема 
опорного якоря, который при работе с испытателями пла
стов свинчивается переводником 1 с ниппелем 10 пакера 
ПЦГ-146, ПЦГ -95. При спуске ИПТ в скважину упорные 
плашки 3 находятся в сцеплении с фиксатором 4 и разме
щаются в нижней части конуса 2. Подпружиненный план
ками 6 центратор якорного приспособления при спуске 
скользит по стенке скважины, а винтом 8, расположенным 
в пазу втулки 9, удерживается от перемещения вверх вдоль 
штока 7. Проталкиватель упорных плашек 3 размещен ни
же фиксаторов и соединен с обоймой 5.

Для приведения опорного якоря в рабочее состояние 
на необходимой глубине надо выполнить следующие опе
рации: поднять колонну труб на 1 — 2 м; ротором повернуть 
колонну труб на 1,5 — 2 оборота вправо, чтобы вывести винт 
8 из зацепления в фасонном пазу втулки 9; плавно опустить 
бурильную колонну и разгрузить ее до 120—150 кН. При 
этом шток движется вниз относительно центратора, кото
рый за счет трения планок 6 удерживается на стенке сква
жины, а проталкиватель отжимает фиксатор 4 и перемеща
ет упорные плашки 3 по направляющим пазам конуса.
Упорные плашки при дальнейшем движении пггока 7 вхо
дят в контакт со стенкой скважины и тормозят скольжение 
якорного приспособления вниз.

С момента внедрение упорных плашек в стенки скважины осевая на
грузка на пакер воспринимается упорными плашками и передается на 
стенки скважины. При снятии пакера с места его установки осевая нагруз
ка снимается натяжением колонны бурильных труб, шток перемещается 
вверх относительно центратора якоря, винт водит в фигурный паз гильзы и 
фиксирует центратор якорного приспособления. Упорные плашки под воз
действием собственного веса опускаются по направляющим пазам конуса и 
входят в сцепление с фиксатором. При последовательном испытании двух 
и более объектов на один спуск-подъем якорное приспособление устанав
ливается выше (или ниже) испытуемого интервала подъемом (или спуском) 
некоторого числа труб и выполнением операций, аналогичных описанным 
выше.

Применение якорей обеспечивает точную привязку пакера к иссле
дуемому пласту, исключает из компоновки испытателя пластов хвостовики 
и затраты на установление цементных мостов при испытании с селектив
ным разобщением пластов независимо от расстояния до забоя скважины. 
Якоря применяются в комплексе с ИПТ для исследования открытого ствола 
скважин диаметром 118; 140; 145; 190; 214; 215,9 мм и с оборудованием для
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Т а б л и ц а  11.7

Те х н и ч е ск и е  да нны е якоре й

Параметры ЯК-110/135 ЯК-132/158 ЯК-170/220 ЯК-190/240

Диаметр якоря, мм:
по заклинивающему узлу, не 110 132 170 190
более
по планкам фрикциона, не бо 135 158 220 240
лее
по максимальному выходу, не 135 158 220 240
менее

Осевая сжимающая нагрузка на 350 550 900 1100
заклинивающий узел якоря, кН, 
не более
Осевая растягивающая нагрузка 180 200 350 420
на якорь, кН, не более
Среднее контактное давление, пе 100 100 90 90
редаваемое на стенки скважины 
(колонны), МПа, не более 
Тип присоединительной резьбы: 

верхняя (муфта) 3-76 3-76 3-121 3-121
нижняя (ниппель) 3-76 3-76 3-121 3-121

Длина якоря, мм, не более 2600 2600 3800 2800
Масса якоря, кг, не более 100 140 210 250

ремонта скважин, обсаженных колонной диаметрами 140; 146; 168; 219; 
245 мм.

Основные технические данные якорей приведены в табл. 11.7.
Заклинивающий узел представляет собой конусную обойму, по пазам 

которой перемещаются планки для передачи осевого усилия на стенки 
скважины и закрепления якоря. Регулированное перемещение плашек во 
время спуска и подъема инструмента в скважине достигается с помощью 
деталей узла синхронизации. Заклинивающие плашки якоря выводятся в 
рабочее состояние при освобождении штока в замковом приспособлении. 
Якорь, соединенный с замковым приспособлением, удерживает все под
вижные детали якоря в неподвижном состоянии при движении пггока 
вверх или вниз. Планки фрикциона обеспечивают первичное трение якоря 
на стенках скважины (колонны) во время спускоподъемных операций, пе
ревод якоря из транспортного состояния в рабочее вращением вправо на
I,5 — 2 оборота труб и плавную посадку колонны труб вниз до закрепления 
якоря на стенке скважины. Во время этой операции фрикцион удержива
ется на месте за счет трения о стенки колонны (горной породы), а шток, 
освобожденный от сцепления в замковом приспособлении, двигается вниз, 
освобождая цангу синхронизатора, толкатели которого передвигают закли
нивающие плашки в пазах обоймы до жесткого закрепления в породе или 
на стенке колонны под воздействием сжимающей осевой нагрузки, созда
ваемой весом колонны труб.

II.5.6. МЕХАНИЧЕСКИЙ ПАКЕР ПМ

Пакер ПМ (рис. 11.13) состоит из двух частей: резинового элемента 13 
и опорного якоря 15—34. Он служит для разобщения исследуемого объекта 
и создания опоры для испытываемого инструмента в скважине. В верхней 
части пакер имеет пробку 1, переводник, состоящий из концевой муфты 2 
и патрубка 3 под элеватор, переводник 4, навинченный на шток 14, и кор- 
пус-центратор 5 с установленной внутри него силовой пружиной 6. На тол-
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стостенном пгтоке 14, выполненном со шлицевыми проточками, располо
жены верхний и нижний узлы металлического перекрытия, между которы
ми находится резиновая уплотняющая гильза (пакер) 13. Наличие узлов 
механического перекрытия позволяет использовать уплотняющую гильзу 
меньшей длины и упростить технологию ее изготовления, повысить изно
соустойчивость резины, особенно при установке пакера в кавернозных 
коллекторах.

Верхний узел металлического перекрытия состоит из обоймы 7, в ко
торой собраны взаимоперекрывающиеся плашки 8. На внутренней поверх
ности плашек находятся наклонные срезанные выступы. По диаметру пла
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шек выполнены пазы, в которых установлены замкнутые кольцевые пру
жины 11, закрытые крышками 9 на винтах 10, что предупреждает выпаде
ние плашек из обоймы, и винт 12. Взаимное перекрытие плашек достигает
ся ступенчатыми срезами их концов.

Нижний узел металлического перекрытия отличается от верхнего 
конфигурацией обоймы 15. Узел предварительного упора включает конус
ную обойму 16 и плашки 17, которые могут двигаться по пазам обоймы. 
Плашки находятся в сцеплении с фиксаторами 19. При помощи пружины 
21 они устанавливаются в пазах переходника 18 и поджимаются гайкой 24 
с винтами 20 и 23. Фиксаторы предупреждают вход упорных плашек в ра
бочее состояние при спуске пакера в скважину. Узел толкателя состоит из 
штока 33, гильзы 29, соединенной с опорами 25 и 30. Между опорами и на
правляющей 28 размещены планки 26 с пружинами 27, обеспечивающими 
трение планок по стенкам скважины. Нижняя опора 30 соединена винтом 
31 с гильзой 32, имеющей фигурный вырез и взаимодействующей с винта
ми 34 на пггоке 33. Фиксированное положение гильзы с вырезом и винтом 
предупреждает перемещение узла толкателя 22 к штоку.

Установка пакера происходит следующим образом. На необходимой 
глубине в скважине инструмент приподнимается на 1 — 2 м и после поворо
та вправо на 1,5 — 2 оборота плавно опускается вниз. Усилие трения под
пружиненных планок 26 удерживает узел толкателя на стенке скважины, а 
шток 33 с винтами 34, вышедшими после движения вверх — вправо — 
вниз из сцепления с гильзой 32, перемещается вниз. Движение вниз при
водит к утоплению фиксаторов 19 толкателем 22, освобождению плашек 17 
от сцепления с фиксаторами и перемещению плашек по пазам конусной 
обоймы до сцепления с горной породой (стенкой скважины).

Создание осевой нагрузки приводит к сжатию пружины 6 и взаимо
действию штока 14 с выступами плашек 8. Это обеспечивает дополнитель
ное перекрытие кольцевого пространства скважины металлическими дета
лями, предупреждает затекание и защемление деформированной резино
вой уплотняющей втулки 13, разобщающей интервал испытания. При сня
тии осевой нагрузки и движении пггока вверх узел металлического пере
крытия под воздействием усилия пружины 6 перемещается в исходное

Т а б л и ц а  11.8

Те х н и ч е ск а я  х а р а кте р и сти к а  пакеро в П М

Параметры ПМ-1-170/190 ПМ-1-190/214

Диаметр, мм:
скважины 190 214
внешний пакера 170 190

Максимальный выход, мм:
упорных плашек 210 234
подпружиненных плашек 210 234
плашек металлического перекрытия в рабочем со 186±1 210± 1
стоянии
внутреннего штока 55 70

Осевая нагрузка, кН 8 0 - 120 8 0 - 120
Перепад давления, МПа 25 25
Длина, мм 3150 3250
Масса, кг 220 250
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положение относительно пгтока, а кольцевые пружины сдвигают плашки в 
обоймах.

Плашки узла предварительного упора при движении вниз по конусной 
обойме принимают транспортное положение и входят в сцепление с фик
саторами. Винт 34, двигаясь вверх со штоком 33, автоматически попадает в 
фигурный вырез втулки 32.

Техническая характеристика пакеров ПМ приведена в табл. 11.8.

11.5.7. ПАКЕРЫ РЕЗИНОВО-МЕТАЛЛИЧЕСКОГО ПЕРЕКРЫТИЯ ПРМП-1

Т а б л и ц а  11.9

Техническая характеристика пакеров типа ПРМП

Параметры ПМ-1-170/190 ПМ-1-190/214

Диаметр, мм:
скважины 190 214
внешний пакера 170 190
плашек металлического пе 186±1 210±1
рекрытия в рабочем состоя
нии
внутреннего штока 55 70

Осевая нагрузка, кН 8 0 - 120 80-120
Перепад давления, МПа 25 25
Длина, мм 2330 2330
Масса, кг 130 150

Рис. 11.14. Пакер резиново-металлического перекрытия ПРМП-1- 
170/190:
I, 18 — заглушки; 2 — муфта; 3, 16 — патрубки; 4, 17 — переводники; 
5 — корпус-центратор; 6 — пружина; 7, 14 — обоймы; 8 — плашка; 9,
I I ,  15 — винты; 10 — конечная пружина; 12 — уплотняющая втулка; 
13 — шток

Предназначение этого пакера аналогично назначению других пакеров. 
Пакер может спускаться с якорным приспособлением и выполнять функ
ции нижнего пакера. В отличие от серийного пакера ПЦ пакер ПРМП-1 
имеет узлы металлического перекрытия кольцевого про
странства, что в значительной степени повышает надеж
ность герметизации и износостойкость резинового эле
мента.

После создания упора в скважине хвостовиком или 
якорным приспособлением шток 13 (рис. 11.14) двигается 
вниз и выдвигает плашки 8 металлического перекрытия, 
между которыми сжимается резиновая уплотняющая 
втулка 12. Возвращение плашек перекрытия происходит 
после снятия нагрузки и хода штока вверх. Передача 
вращающего момента совершается через шлицевое со
единение между нижней частью штока и обоймой 14 с 
патрубком 16. Роль шпонок выполняют винты 15.

Техническая характеристика этих пакеров приведе
на в табл. 11.9.
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Рис. 11.15. Пакер ПЦ-146 с уравнительным клапаном

11.5.8. УРАВНИТЕЛЬНЫЙ КЛАПАН ПАКЕРА

При применении двухпакерной компоновки ИПТ 
при селективном испытании пластов в нижний пакер 
устанавливается уравнительный клапан, предназначен
ный для обеспечения перетока бурового раствора через 
шток нижнего пакера при спуске ИПТ в скважину и 
закрытия проходного канала пакера при установке его 
в нижнем положении.

Уравнительный клапан (рис. 11.15) снабжен запор
ной иглой 2 , установленной в верхнем переходнике 1 
серийного пакера ПЦ-146 или ПГЦ-146.

Седлом уравнительного клапана служит шток 3 па
кера, в который при деформации резиновой гильзы 
входит игла клапана. В компоновке ИПТ по технологии 
селективного испытания пласта нижний пакер устанав
ливается при помощи присоединительной муфты, что 
повышает надежность пакерования и улучшает условия 
эксплуатации резиновой втулки.

При установлении пакера его резиновая втулка 4, 
ограниченная нижней опорой 5 и переводником 6, под 

воздействием осевой нагрузки деформируется, шток 3 двигается вверх, и 
игла 2 перекрывает сечение канала пггока, разобщая исследуемый интервал 
и нижнюю часть ствола скважины. В момент снятия нижнего пакера с 
места и подъема ИПТ игла выходит из канала штока и открывает канал 
для перетока затрубного бурового раствора в интервал под нижним паке
ром.

11.5.9. БЕЗОПАСНЫЕ ЗАМКИ

При испытании перспективных горизонтов в глубоких скважинах воз
можно возникновение прихвата хвостовика или пакера. При помощи гид
равлического ясса не всегда можно ликвидировать прихват, поэтому необ
ходимы приспособления, обеспечивающие аварийное разобщение колонны 
бурильных труб и прихваченного оборудования. С этой целью в комплект 
испытательного оборудования включен безопасный замок, позволяющий 
при вращении колонны вправо развинтить левое резьбовое соединение 
этого замка. Безопасный замок, как правило, устанавливают непосредст
венно над пакером, однако он может быть установлен и под ним.

В корпусе 4 (рис. 11.16) размещен шток 2 с переводником 1. В верх
нюю часть корпуса ввинчена грундбукса 3 с левой резьбой, находящаяся в 
постоянном шлицевом сцеплении со штоком 2. Внутренняя полость корпу
са выполнена в виде шлицевой втулки с шестью выступами. Утолщенная 
нижняя часть штока 2 снабжена тремя шлицевыми выступами, благодаря 
которым шток находится в сцеплении с корпусом 4.

Пропускное приспособление, состоящее из резиновой втулки 5 и вин
та б, служит дополнением к уравнительному клапану испытателя пластов.
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Рис. 11.16. Безопасный замок

При передаче сжимающих усилий шток 2 смещается в 
крайнее верхнее положение, втулка 5 размещается в рас
точке корпуса и герметично разобщает внутреннюю по
лость штока и затрубное пространство. Поэтому, если от
кроется впускной клапан испытателя пластов, внутренняя 
полость останется изолированной от затрубного простран
ства.

Принцип работы безопасного замка следующий. В 
случае прихвата пакеры через колону бурильных труб пе
редают вращающее усилие на пггок 2. Потом инструмент 
нагружают, и шток 2 , переместившись в крайнее нижнее 
положение, поворачивается вправо вместе с грундбуксой 3 
на 120°. После этого инструмент приподнимают, шток 2 
смещается на пазах в верхнее положение и проворачива
ется еще на 120°. Таким образом, при создании усилия 
кручения и поворотно-поступательных движений шток 2 
проворачивается вместе с грундбуксой 3, соединенной с 
корпусом левой резьбой. Через 12 полных оборотов грун- 
дбукса отсоединяется от корпуса, шток 2 свободно выни
мается из корпуса, и оборудование поднимают из скважи
ны.

11.6. УСТЬЕВОЕ ОБОРУДОВАНИЕ

Для проведения работ с трубными испытателями 
устье скважины обвязывается по схеме, изображенной на 
рис. 11.17. В частности, такая схема включает монтаж 
устьевой головки и ее обвязку с насосными агрегатами и 
может применяться в случае, когда условия испытания позволяют продол
жительно (>1 ч) выдерживать испытательное оборудование в скважине при 
запакерованном стволе. Это в первую очередь относится к условиям про
ведения работ в обсаженных скважинах, а также в открытом стволе пер
спективных горизонтов, когда допускается длительное стояние на притоке 
и поставлена цель исследовать испытуемый пласт при разных режимах его 
работы. Устьевая головка устроена следующим образом: в корпусе разме
щен пробковый кран, служащий для соединения или разобщения устьевого 
манифольда с трубами. Герметичность труб в закрытом состоянии обеспе
чивается уплотняющими резиновыми кольцами. На торцах пробки выпол
нено углубление под шестигранный ключ, которым закрывают или откры
вают кран. Шайба, закрепленная на корпусе винтами, позволяет устанав
ливать пробку в необходимом положении (открыто-закрыто). В нижней 
части корпуса ввинчен ствол, на который надета крестовина с резьбами 
для соединения с устьевым манифольдом. В верхней части ствола разме
щена заглушка. При необходимости вместо нее можно подсоединять пока
зывающий манометр. Между корпусом и крестовиной размещен ролико
вый подшипник, благодаря которому можно поворачивать корпус со

1
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Рис. 11.17. У п р о щ е н н а я  схема обв язки  у с ть я  сква ж ины :
1 — заглушка; 2 — устьевая головка; 3, 10 — краны высокого давления; 4 — шарнирное со
единение; 5 — труба высокого давления; 6 — крестовина; 7 — манометр; 8 — разъединитель; 
9 — вентиль; 11 — штуцерная камера

стволом без поворачивания крестовины. Для монтажа устьевого манифоль- 
да предусмотрена крестовина, на которой находится проточка под элева
тор. Вес всей колонны бурильных или насосно-компрессорных труб вос
принимается роликовым подшипником устьевой головки.

11.7. ИСПЫТАТЕЛИ ПЛАСТОВ НА КАБЕЛЕ

При работе испытателя пластов на кабеле выполняются следующие 
операции:

а) изоляция небольшого испытуемого участка на стенке скважины от 
остальных частей ствола при помощи селекторного прижимного герметич
ного элемента;

б) соединение пористого пространства испытуемого участка породы с 
баллоном для отбора пробы и создание (при необходимости) дренажного 
канала в пласте;

в) отбор пробы жидкости и газа из пласта в баллон и герметизация
его;

г) уравнивание давления на участке отбора пробы с гидростатическим, 
что обеспечивает беспрепятственный подъем прибора.

Наличие притока и изменение давления при испытании контролиру
ются и регистрируются на поверхности при помощи дистанционных датчи
ков. Для работы используются спускоподъемное оборудование, регистри
рующая аппаратура и кабель, применяемые при геофизических исследова
ниях скважин.
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Испытания пластов приборами, спускаемыми на кабеле, имеют свои 
характерные особенности.

1. Высокая выборочность — исследуется очень небольшой интервал 
разреза. Это позволяет использовать испытатель для поинтервального ис
следования, обнаружения места расположения водонефтяного и газожид
костных контактов, отбивки границ пластов.

2. Высокая чувствительность испытателя к наличию углеводородов 
(нефти и газа) в породах связана с глубокой депрессией, создаваемой в 
пласте при отборе пробы. Герметизация и хранение в баллоне пластовых 
газов дает возможность изучать характер насыщения пластов несмотря на 
наличие зоны проникновения.

3. Точная привязка результатов испытания к каротажным диаграммам 
позволяет обоснованно выбрать точки испытания и сопоставить эти ре
зультаты с данными других геофизических методов. При наличии точной 
привязки существует возможность испытать пласты малой мощности.

4. Оперативность. На одну операцию, даже при глубоких скважинах, 
потребуется 0,5—1,5 ч. Специальной подготовки скважина не требует.

5. Невозможность открытого фонтанирования при испытании, так как 
во время работ гидростатическое давление в стволе скважины остается не
изменным. Это особенно важно при исследовании газоносных пластов.

Сочетая оперативность геофизических методов с информативностью 
прямого испытания, испытатели пластов обеспечивают увязку результатов 
испытания с данными каротажа и существенно дополняют комплекс иссле
дований разведочных скважин.

Процесс испытания можно разделить на три последовательные ста
дии:

1 ) возникновение и распространение гидродинамического возбужде
ния в пласте;

2) движение жидкости и газа из пластов в баллон;
3) восстановление пластового давления в зоне испытания после оста

новки притока.
Испытание пластов приборами на кабеле является сложным многоста

дийным, неустойчивым процессом, протекающим в короткие промежутки 
времени.

Впервые в нефтяной практике испытатель пластов на каротажном ка
беле был предложен в 1937 г. Г.С. Морозовым, Г.Н. Строцким и К.И. Бон
даренко.

В СШ А работы по созданию испытателей пластов на кабеле проводи
лись фирмой «Шлюмберже». С 1955 г. эти приборы начали широко исполь
зоваться фирмой «Шлюмберже» и другими геофизическими фирмами 
мира.

Испытатель фирмы «Шлюмберже» спускают в скважину на семи
жильном бронированном кабеле (рис. 11.18). Для работы прибора в сква
жине используют энергию гидростатического давления жидкости в сква
жине. После установки прибора в заданном интервале сигналом по кабелю 
открывается управляющий клапан 1. Промывочная жидкость поступает на 
поршень-мультипликатор 2, вытесняющий рабочую жидкость, которая на
полняет гидравлическую систему прибора, через регулятор давления 4 
к поршням 11 прижимающего механизма. Поскольку поршень-мульти- 
пликатор создает в системе давление более высокое, чем гидростатическое, 
поршни 11 выдвигаются из корпуса прибора. При этом прижимающая
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Р ис. 11.18. П р и н ц и п и а л ь н а я  схема и с п ы та те ля  п ла с то в  
на  кабеле ф ирм ы  «Ш лю м б е р ж е »

планка 12 и резиновый уплотняющий башмак 
8, закрепленные на поршнях, прижимаются к 
противоположной стенке скважины с усилием 
в несколько килоньютонов. После этого по 
сигналу с поверхности срабатывает перфора
ционное приспособление 9, создающее дре
нажный канал в пласте и открывающее дос
туп пластовому флюиду в емкость прибора 18.

Конструкция емкости для пробы слож
ная. Она разделена на две части перегород
кой, в которой находится дросселирующее 
отверстие-штуцер 17 очень малого сечения 
(0,2 — 0,002 мм). В верхнюю часть емкости пе
ред спуском прибора заливается вода, очи
щенная от твердых частиц, в нижней — нахо
дится воздух под атмосферным давлением. 
Поступающие из пласта флюиды давят на 
подвижный поршень 16, вытесняющий воду 
из верхней части емкости в нижнюю через 
штуцер. Депрессия, воздействующая на пласт, 
определяется гидравлическим сопротивлением 
штуцера. Снижение величины депрессии для 

предотвращения разрушения коллекторов позволяет облегчить условия ра
боты уплотняющего башмака и исключить ударные нагрузки в приборе. 
После отбора пробы открывается клапан 6, подающий рабочую жидкость к 
гидравлическому клапану баллона 14. Клапан перемещается, герметизируя 
пробу в баллоне. Для снятия прижимного приспособления открывается 
клапан 5, соединяющий гидравлическую систему со сливной камерой 19, 
заполненной воздухом под атмосферным давлением. Рабочая жидкость на
правляется в сливную камеру, а обратные пружины 13 помогают вернуть 
башмак и прижимную планку в прежнее положение. Поскольку разница 
давления под башмаком и гидростатического давления продолжает созда
вать прижимное усилие, удерживающее башмак, то при этом загорается 
уравнительный пороховой заряд 10, отрывающий от стенки башмак или 
разрушающий его. Если не сработает клапан сливной камеры, то натяжкой 
кабеля срезают аварийный штифт 3. При этом нарушается уплотнение 
гидравлической системы и давление в ней уравнивается с гидростатиче
ским.

Давление в гидравлической системе и в канале отбора пластовых 
флюидов контролируется дистанционными датчиками давления 7 и 15. В 
качестве перфорационного приспособления применяется кумулятивный 
перфоратор. При установке блока с кумулятивным зарядом большой мощ
ности, способным пробить обсадную колонну и цементное кольцо, прибор 
может применяться для испытания обсаженных скважин. Наибольший 
размер прибора в поперечном сечении 140 — 160 мм в зависимости от пер
форационного блока позволяет использовать его в необсаженных скважи
нах диаметром более 157 мм.
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В поинтервальном испытателе пластов фирмы «Шлюмберже» устанав
ливаются два кумулятивных заряда на расстоянии 30 см друг от друга. В 
приборе, предназначенном для работы в необсаженных скважинах, оба за
ряда находятся внутри одного герметизирующего башмака, а при сборке 
для обсаженных скважин у каждой точки отбора имеется индивидуальный 
уплотняющий элемент небольших размеров. Обе точки отбора соединены 
каналом с баллоном для пробы.

Наличие двух точек отбора пробы вызвано желанием повысить ре
зультативность работ в неоднородных коллекторах, когда попадание на не
проницаемый пропласток служит условной причиной отсутствия притока, 
что требует дополнительных спусков прибора. В обсаженных скважинах, 
кроме того, наличие двух зарядов повышает надежность вскрытия пласта. В 
сборке для обсаженных скважин герметизирующие элементы жестко под
соединяются на блоке прижимного приспособления. Уравнительный поро
ховой заряд и разрушающий башмак заменены управляющим уравнитель
ным клапаном, который открывается при убирании прижимного приспо
собления. Между каналом отбора и баллоном установлен регулирующий 
клапан, который позволяет отобрать пробу без выстрела кумулятивными 
зарядами путем соединения герметизированных участков отбора с балло
ном. Для повышения надежности герметизации баллона устанавливают об
ратный клапан.

Испытатели пластов, используемые другими фирмами, незначительно 
отличаются от испытателя фирмы «Шлюмберже».

Технические характеристики испытателей пластов на кабеле (по ката
логу фирмы «Дрессер Атлас») приведены в табл. 11.10.

В б. СССР разработка и применение испытателей пластов на кабеле 
развивались аналогично зарубежным. ВНИИГДС (г. Уфа, Тверь) были 
впервые проведены испытания в скважинах и осуществлен серийный вы
пуск ИПК в 1963 г. После проведения исследований в скважинах глубиной
4 км и более возникла необходимость в новой принципиальной схеме при
бора для этих условий. Большие ударные нагрузки и гидравлические удары 
приводили к заклиниванию подвижных поршней. В результате воздействия 
высокоскоростных течений раствора с абразивными добавками силовой 
цилиндр изнашивался, ненадежно работали термоустойчивые заряды, уп
лотняющие резиновые клапаны и т.д.

Т а б л и ц а  11.10

Те х н и ч е ск и е  х а р а к те р и с ти к и  и с п ы та те ле й  п ла с то в  на кабеле

Область при Диаметр
Макси
мально

допустимое
давление,

МПа

Максималь
но

допустимая 
температу

ра, °С

Объем
Габариты при

бора, мм Масса,
менения мм баллона, л

диа
метр длина

кг

Для необса
женных сква
жин

200-305 140,4 157 20,9 165 8900 600

Для необса
женных сква
жин, малогаба
ритные

178-343 140,6 177 11,3 133 8800 250

Для обсажен
ных скважин

127-178 140,6 177 9,4 92 10 200 320
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Для создания термоустойчивого испытателя пластов ИПТ-7-10 была 
использована замкнутая гидравлическая система двойного действия с зо
лотниковым клапаном-распределителем. Применение золотникового пере
ключателя в термоустойчивом испытателе пластов ИПТ-7-10 исключает 
возможность возникновения резких гидравлических ударов в гидравличе
ской системе прибора и больших ударных нагрузок в его деталях, которые 
имели место в испытателях типа ИПК при подаче высокого гидростатиче
ского давления на силовой и обратный клапаны. В приборе ИПТ-7-10 опас
ность заклинивания подвижных частей из-за температурных деформаций 
меньше, чем в силовом узле испытателя пластов типа ИПК. Это, а также 
сниженные рабочие перепады давления обеспечивают работу прибора 
ИПТ-7-10 на больших глубинах при значительных гидростатических давле
ниях.

Испытатели пластов с дистанционными датчиками давления ИПД-7-10 
разработаны на основе прибора ИПТ-7-10 и повторяют его принципиаль
ную схему. Испытатель ИПД-7-10 обеспечивает при отборе проб дистанци
онную регистрацию давления в баллоне с целью контроля процесса испы
тания, определение пластового давления и оценку гидродинамических па
раметров пласта.

Испытатели пластов для необсаженных скважин ИПН-7-10 предназна
чены для исследования коллекторов, в которых чередуются плотные и про
ницаемые пласты и значительная часть объекта не дает притока. Поэтому 
необходимо увеличивать число испытуемых точек, что увеличивает время и 
стоимость работ.

Прибором ИПН-7-10 при отсутствии притока из испытуемого участка 
пласта (что видно по показаниям датчиков) можно последовательно испы
тывать еще 8 — 10 участков без подъема на поверхность, пока не будет по
лучен приток. При необходимости испытания наиболее перспективного 
участка можно повторить исследования с выстрелом кумулятивным за
рядом.

Испытатель ИПН-7-10 экономически оправдывает «прощупывание» 
верхней и нижней частей пласта для оценки их эффективной мощности. 
Испытатель ИПН-7-10 в данное время — основной прибор для исследова
ния необсаженных скважин.

Выпускаются также испытатели пластов для необсаженных глубоких 
скважин малого диаметра ИПН-5-7 и испытатель пластов для обсаженных 
скважин ИПО-5-6. Прибор ИПО-5-6 предназначен для исследования ос
новного фонда обсаженных скважин с колоннами диаметром от 125 до 
152 мм.

В его конструкции использована принципиальная схема привода от 
гидростатического давления с замкнутой гидравлической системой двойно
го хода, золотниковым распределителем и поршнем-демультипликатором, 
аналогичная схеме приборов ИПН.

Выпускаются также испытатели пластов для структурно-поисковых и 
гидрогеологических скважин ИПГ-4-7. В конструкции этого прибора ис
пользована принципиальная схема электромеханического привода. Такой 
тип привода может быть успешно реализован на глубине до 3000 м, позво
ляет проводить работу независимо от величины гидростатического давле
ния и дает возможность многократного срабатывания прибора.

Для работы с испытателями пластов на кабеле используется пере
движная лаборатория на автомобиле. В ней смонтировано оборудование,
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Т а б л и ц а  11.11

Техническая характеристика выпускаемых серийно испытателей пластов

Параметры ИПК-4-5 ИПК-7-10
ИПТ-7-10,
ИПД-7-10 ИПН-5-7 ИПН-7-10 ИПГ-4-7 ИПО-5-6

Диаметр скважины, 
мм, по долоту по ко
лонне

118- 145 190-270 190-290 140-190 190-290 112- 196 125- 152

Минимальное давле
ние скважины, обес
печивающее срабаты
вание прибора, МПа

4 5 4 64 0,5 5

Максимальное допус
тимое давление, МПа 
Максимальная рабо
чая температура, °С:

35 50 100 100 100 50 60

скважинного при
бора

100 100 200 200 150 120 120

датчика давления — — 120 150 120 120 —
датчика притока — — — 200 150 120 120

Объем баллона, л 3,8 6,3 8 58 6 6 —
Наличие заряда для 
создания дренажного 
канала

+ + + +

Количество циклов 
срабатывания прибо
ра без подъема из 
скважины при испы
тании непроницае
мых интервалов 
Габариты скважинно
го прибора, мм:

1 1 3 38 10 1

длина 3000 3000 2800 3000 3200 2800 2850
диаметр без баш
мака

70 100 102 90 102 80 100

диаметр с башма
ком

Количество жил ка
беля, необходимое 
для работы прибора:

70 132 135 102 132 95 115

без датчиков 3 3 1 12 1 3 -
с датчиками — — 3 13 3 3

необходимое для разборки и проверки испытателей, тарирования дистан
ционных датчиков. Пульт управления и контроля находится на другой ма
шине — каротажной станции — подъемнике.

Технические характеристики испытателей пластов, выпускаемых се
рийно, приведены в табл. 1 1 .1 1 .

11.8. ИСПЫТАТЕЛИ ПЛАСТОВ НА БАЗЕ СТРУЙНЫХ АППАРАТОВ

В Ивано-Франковском институте нефти и газа (Р.С. Яремийчук, 
В.Р. Возный, 1979—1985 гг.) разработана принципиально новая конструкция 
испытателей пластов на базе струйных аппаратов. Приспособление УГИП-1 
(рис. 11.19) состоит из корпуса с седлом 1 под обратный клапан 12 и струй
ного аппарата 2.

Корпус приспособления снабжен каналами 3 для нагнетания рабочей 
жидкости, каналами 4 для прохождения эжектированной жидкости, окнами
5 для выхода смешанной жидкости в затрубное пространство и каналом 6
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Рис. 11.19. У с тр о й с тв о  д л я  ги др о ди н а м и ч е ск и х  и ссле до в а н и й  
п ла с то в  У Г И П -1  на базе с тр у й н о го  а п п а р а та

для передачи давления из подпакерного пространст
ва к преобразователю давления и электрического 
тока.

Верхняя и нижняя части корпуса снабжены 
резьбой для подсоединения к насосно-компрес- 
сорным трубам. Струйный аппарат включает в себя 
подсоединяющую головку 7, преобразователь давле
ния мембранный тензометрического типа ПДМТ 8, 
твердосплавный насадок 9, камеру смешения 10, 
диффузор 11, обратный клапан 12 со штоком 13, 
втулку 14 для подсоединения измерительных прибо
ров (глубинного манометра, термометра и расходо
мера). Присоединительная головка имеет разъем для 
обеспечения электрического контакта. Приспособ
ления УГИП-1 и УЕОС-2 предназначены для испы
тания пластов и вызова притока из продуктивных 
горизонтов с одновременной очисткой призабойной 
зоны пласта в обсаженных эксплуатационной ко
лонной скважинах.

Устройство позволяет:
в процессе испытания скважины проводить за

пись кривых восстановления давления после сниже
ния давления в подпакерном пространстве;

управлять величиной депрессии и временем ее 
действия без использования компрессорных и азот
ных установок;

проводить циклическое воздействие на пласт в режиме депрессия — 
репрессия с целью очистки призабойной зоны пласта;

проводить дистанционный контроль при помощи регистрирующих при
боров изменения забойного давления в процессе исследования фильтраци
онных характеристик пласта и очистки его призабойной зоны.

Исследование скважин с помощью УГИП-1 проводят в указанной ни
же последовательности:

спускают на насосно-компрессорных трубах пакер и корпус приспо
собления (после соответствующего действия — подготовки скважины) и 
пакеруют кольцевое пространство;

устанавливают фонтанную арматуру с лубрикатором, опрессовывают 
отдельно НКТ и пакер соответствующими опрессовочными клапанами;

спускают на каротажном кабеле струйный аппарат с обратным клапа
ном до его посадки в корпус;

проводят исследования, прокачивая рабочую жидкость через НКТ и 
струйный аппарат насосным агрегатом.

При прохождении рабочей жидкости через струйный аппарат в каме
ре смешения снижается давление, за счет чего обратный клапан открыва
ется, и депрессия передается в подпакерную зону. Величина депрессии и 
время ее действия зависят от расхода рабочей жидкости, прокачиваемой 
через струйный аппарат, параметром контроля является давление насосно
го агрегата.
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Прекращение подачи рабочей жидкости ведет к уравниванию давле
ния в камере смешения и внутри НКТ, обратный клапан при этом закры
вается, и в подпакерном пространстве происходит процесс восстановления 
давления. Цикл может повторяться многократно с различными значениями 
депрессии и при различной деятельности периодов (притока и восстанов
ления давления) и циклов. Регистрацию давления ведут на диаграмме в ка
ротажной лаборатории АКС-Л; также возможна установка автономного 
глубинного манометра и пробоотборника к хвостовику обратного клапана.

Технические данные УГИП
Максимальный перепад давления, М П а .................................. ....50
Максимальная рабочая температура, °С:

при работе с преобразователем давления.............................150
при работе с глубинным манометром............................... ....200

Максимальное значение создаваемой депрессии, М П а ....... ....50
Диаметр проходного канала приспособления, мм.................. ....42
Габаритные размеры, мм:

диаметр.................................................................................... ....110
длина............................................................................................780

Масса, кг............................................................................................32

К достоинствам указанного устройства относится то, что при испыта
нии перспективных горизонтов имеется возможность проводить парал
лельно и геофизические исследования без дополнительных спускоподъем
ных операций с НКТ и бурильным инструментом.



Глава 12_________
ПЕРВИЧНОЕ ВСКРЫТИЕ 
ПРОДУКТИВНЫХ ПЛАСТОВ

Эффективность добычи нефти и газа из скважин и разработки нефтя
ных и газовых месторождений в значительной степени определяется со
стоянием призабойной зоны пласта (ПЗП) в период заканчивания скважин.

В результате физико-химического и механического воздействия при 
заканчивании скважин изменяются коллекторские свойства пород ПЗП.

Физико-химическое воздействие на ПЗП обусловлено взаимодействи
ем флюида и фильтрата бурового и цементного растворов, действием ад
сорбционных, капиллярных и диффузионно-осмотических сил.

Физико-механическое воздействие на продуктивный горизонт при его 
вскрытии оказывают следующие факторы:

разгрузка горного массива в результате разбуривания пласта; 
изменяющееся противодавление столба бурового раствора (впоследст

вии изменяющееся активное давление столба цементного раствора);
фильтрация фильтрата бурового (и цементного — при цементирова

нии) раствора;
изменяющийся температурный режим в скважине;
гидродинамическое и механическое воздействие на породы в разбури

ваемом пласте движущимся инструментом;
гидродинамические эффекты (гидроудары, понижение давления и др.) 

в стволе и призабойной зоне в процессе цементирования и освоения сква
жины и др.

12.1. РАЗБУРИВАНИЕ (ВСКРЫТИЕ) ПРОДУКТИВНОГО ПЛАСТА

В процессе вскрытия и разбуривания продуктивного пласта недоста
точно внимания уделяется технологическим факторам, до минимума сни
жающим отрицательное воздействие не только потому, что современная 
технология вращательного бурения не имеет пока достаточно средств для 
управления процессами в призабойной зоне, но и потому, что не учитыва
ется большое значение этого процесса для последующей эксплуатации 
продуктивного пласта.

В соответствии с едиными правилами буровых работ столб бурового 
раствора в скважине должен создавать давление, превышающее пластовое 
на 1,5 —3,5 МПа (в зависимости от глубины). В реальных условиях давление 
на продуктивные пласты существенно больше из-за переутяжеления буро
вого раствора, гидравлических сопротивлений при его движении, а также 
движения вниз бурового инструмента.

Нечетко определены понятия качества работ в бурении и заканчива-
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нии скважин. Проблема качества строительства скважин (особенно гори
зонтальных) стоит очень остро. Интегральная характеристика качества 
скважин — получаемый полезный эффект, т.е. добыча углеводородов на 
рубль затрат при строительстве скважин, — за последние 10 лет сократи
лась более чем в 2 раза. Это объясняется не только необходимостью освое
ния новых, более труднодоступных и сложно построенных месторождений. 
Результаты анализа показывают, что при условии полного использования 
возможностей продуктивных пластов (если бы добывающие способности 
скважин не ограничивались возможностями применяемой технологии их 
строительства) добыча нефти и газа на одну скважину была бы в 2 —4 раза 
больше в зависимости от условий — это один из главных путей увеличения 
эффективности нефтегазодобывающей промышленности.

Решение проблемы качества строительства скважин сдерживается в 
первую очередь следующими факторами.

1. Отсутствуют обоснованные методы оценки и управления качеством. 
Действительно, критерию обоснованности — наличию взаимно однознач
ного соответствия между результатами оценки качества и получаемым по
лезным эффектом — не удовлетворяет ни одна из известных методик. А  
если нет обоснованных методов оценки качества, то нет и обоснованного 
управления качеством.

2. Регламенты и проекты на строительство скважин составляются без 
учета требований к качеству скважин, без обоснования условий, при кото
рых они будут выполнять свое назначение. Например, в проектах отсутст
вуют оценка качества технологии вскрытия пласта и освоения скважины, 
обоснование допустимых нагрузок на крепь, т.е. уже на стадии проектиро
вания закладываются все предпосылки некачественного строительства 
скважин.

3. При действующем экономическом механизме отсутствует заинтере
сованность буровых предприятий в повышении качества, во внедрении но
вых технических и технологических средств. Буровым предприятиям вы
годно ускорение строительства скважин и снижение его фактической се
бестоимости по сравнению с проектными нормативами даже в ущерб ка
честву.

4. Буровые предприятия недостаточно оснащены необходимыми тех
ническими средствами, материалами, оборудованием, устройствами кон
троля, программами и т.д.

Успешное решение проблемы качества требует комплексного подхода, 
т.е. реализации широкого комплекса взаимоувязанных, разработанных на 
единой методической основе организационных, экономических и техниче
ских мероприятий.

12.2. ТЕХНОЛОГИЧЕСКИЕ ФАКТОРЫ, ОБЕСПЕЧИВАЮЩИЕ ВСКРЫТИЕ 
ПРОДУКТИВНОГО ПЛАСТА

Технология вскрытия продуктивного пласта в процессе бурения прак
тически не отличается от технологии бурения всего ствола скважины, по
этому, как правило, физико-механические свойства продуктивного пласта 
не учитывают. Исключение составляет выбор типа бурового раствора (но 
далеко не во всех случаях).
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12.2.1. ИЗМЕНЕНИЕ ГИДРОДИНАМИЧЕСКОГО ДАВЛЕНИЯ 
В СКВАЖИНЕ ПРИ ВСКРЫТИИ ПЛАСТА

Все гидродинамические эффекты (спускоподъемные операции, про
мывка ствола скважины, его проработка, спуск обсадной колонны, цемен
тирование последней и т.д.) наблюдаются при бурении скважины и вскры
тии продуктивных пластов. Если в первом случае нас интересует безава
рийная проводка скважины с минимумом затрат времени и средств, то во 
втором случае, т.е. при вскрытии пластов, определяющим фактором должна 
быть сохранность продуктивного пласта в состоянии, максимально при
ближенном к естественному.

Возникновение осложнений при бурении и заканчивании скважин в 
значительной мере зависит от изменения гидродинамических давлений. 
Механическая скорость проходки, состояние призабойной зоны, изменение 
(снижение) проницаемости продуктивного пласта, наконец, его возможный 
гидроразрыв с проникновением в него бурового раствора существенно оп
ределяются колебаниями гидродинамического давления, которое в отличие 
от гидростатического может изменяться в широких пределах.

Увеличение гидродинамического давления на стенку скважины и за
бой прослеживается сразу же после включения насосов, но еще до восста
новления циркуляции бурового раствора его величина зависит от плавно
сти запуска бурового насоса, предельного напряжения сдвига раствора, за
зора между стенкой скважины и бурильными трубами, а также от глубины 
скважины.

Дополнительное давление Ар, которое определяется значением пре
дельного напряжения сдвига бурового раствора до возобновления циркуля
ции, находят из выражения

Ар =  4 h0(D — d),

где / — глубина соприкосновения бурильного инструмента в скважине с 
буровым раствором; х0 — предельное напряжение сдвига бурового раство
ра (которое с известными допущениями можно заменить на статическое 
напряжение сдвига); D — диаметр скважины; d — наружный диаметр бу
рильных труб.

В глубоких скважинах Ар может достигать больших значений.
В соответствии с расчетами общее давление при запуске буровых на

сосов может быть существенным, поэтому в случае разбуривания продук
тивного пласта, представленного непрочными породами, запускать насосы 
следует плавно, причем предельное напряжение сдвига должно быть мини
мально допустимым.

Достаточно глубоко изучено изменение гидродинамического давления 
на стенку скважины и забой при спускоподъемных операциях (А.М. Пир- 
вердян, Н.А. Гукасов, М.К. Сеид-Рза и др.). Оно определяется физико
механическими свойствами раствора, скоростью спуска и подъема буриль
ных и обсадных труб, величиной зазора кольцевого пространства, диамет
рами труб и скважины, неровностями поверхностей и др.). С увеличением 
скорости спуска бурильного инструмента и с повышением физико
механической характеристики бурового раствора гидродинамическое дав
ление повышается.

В зависимости от скорости движения бурильного инструмента меняет
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ся и скорость движения раствора. В период разгона (вниз) свечи возникает 
дополнительное гидростатическое давление.

При движении колонны труб вниз значения прироста давления дости
гают 50 % первоначального (для / =  1000 м, р =  1,25 г/см3, х0 =  30 Па, 
первоначальной скорости спуска 98 см/с).

При отрицательном ускорении давление на стенку скважины может 
снижаться до значения ниже гидростатического. Эти изменения гид
родинамического давления создают знакопеременные нагрузки на пласты.

Естественно, при включении насосов или в случае спускоподъемных 
операций рост гидродинамического давления, причем значительный, отме
чается в случае образования сальника на долоте. Возникают давления, дос
таточные для гидроразрыва продуктивного пласта. Проработка ствола (в 
том числе под спуск обсадной колонны) также может быть причиной по
вышения гидродинамической нагрузки на продуктивный пласт при про
мывке, особенно если в процессе последнего рейса скважина недостаточно 
очищалась от шлама или происходили осыпи или обвалы стенки сква
жины.

Некоторые исследователи склонны обращать внимание на повышение 
(и понижение) давления при восстановлении циркуляции бурового раство
ра в начале вращения инструмента.

Значение модуля градиента гидроразрыва в более общем случае зави
сит от типа горной породы, степени анизотропии, пластового (порового) 
давления, толщины покрывающих пластов, тектонического строения в пре
делах данной площади, наличия и качества фильтрационной корки и, как 
уже отмечалось, от физико-механических свойств жидкости.

Определять градиент гидроразрыва можно прямым и косвенными ме
тодами. Прямой метод основан на установлении давления, необходимого 
для разрыва породы, и давления распространения образовавшейся трещи
ны. При это методе вводом бурового раствора повышают давление в сква
жине до предела, при котором произойдет разрыв пласта. К этому пре
дельному значению прибавляют значение гидростатического давления. 
Сумма этих значений и представляет собой искомую величину.

К косвенным (расчетным) относятся метод Хубера и Уиллиса, метод 
Мэтьюза и Келли, метод Итона, метод Кристмана и др.

При заканчивании скважин гидравлический разрыв может произойти 
и часто происходит при пуске насосов, бурении, промывке, проработке, 
спуске бурильного инструмента, особенно когда плотность бурового рас
твора завышена.

Следствием гидроразрыва газового пласта (как и всякого иного) явля
ется падение гидростатического давления и поступление в скважину газа, 
часто с трагическим исходом.

12.3. ИЗМЕНЕНИЕ ПРОНИЦАЕМОСТИ ПРИЗАБОЙНОЙ ЗОНЫ ПЛАСТА. 
БУРОВЫЕ РАСТВОРЫ ДЛЯ ВСКРЫТИЯ ПРОДУКТИВНОГО ПЛАСТА

Проблема качественного вскрытия продуктивного пласта весьма глу
бока, хотя до настоящего времени понимается довольно ограниченно — 
главным образом уделяется внимание буровым растворам, минимально 
снижающим проницаемость призабойной зоны. Наиболее доступный для 
изменения фактор — обработка буровых (позднее тампонажных) раство
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ров с целью снизить или довести даже до нулевого значения водоотдачу 
буровых (и цементных) растворов.

При бурении в продуктивном коллекторе в связи с нарушением на
пряженного состояния пород в приствольной зоне, проникновением 
фильтрата бурового (и цементного) раствора в пласт, взаимодействием с 
пластовой газожидкостной смесью и горной породой происходят сложные 
физико-химические процессы. Фильтрат, проникая в продуктивный пласт, 
резко уменьшает проницаемость последнего для нефти и газа, что приво
дит к ряду необратимых процессов. Частично проникает в пласт и твердая 
фаза буровых растворов; при гидроразрывах пластов значительное количе
ство бурового раствора поступает в пласт, блокируя продвижение флюида 
к скважине.

Американские исследователи полагают, что существуют следующие 
основные виды загрязнения пласта:

реакция глин, содержащихся в нем, с водой, поступающей из бурового 
раствора, с последующим набуханием глин;

кольматация пор пласта твердыми частицами глинистого раствора. 
Очевидно, это только часть факторов, которые определяют падение 

проницаемости призабойной зоны пласта (ПЗП). Если принять к сведению, 
что на площади образца из обычного песчаника, равной 6,5 см2, находится 
до 3000 пор, которые в известной степени определяют проницаемость, то 
становится понятным, насколько чувствительна эта поверхность к загряз
нению.

Зная основные причины снижения проницаемости ПЗП в естествен
ных условиях, можно если и не предотвратить их влияние, то хотя бы мак
симально снизить их негативный эффект.

Все известные буровые растворы в той или иной степени отрицатель
но влияют на ПЗП: они снижают проницаемость ПЗП за счет прохождения 
фильтрата (разбухание глинистых включений, образование закупориваю
щего поры осадка при контактировании с пластовыми водами) в пласт; 
проникновения в поры пласта твердой фазы; блокирования порового про
странства эмульсионными растворами; адсорбционных сил, удерживающих 
воду в порах и др.

На продуктивность скважин наибольшее влияние оказывает состояние 
проницаемости призабойной зоны пласта непосредственно у стенки сква
жины. Ухудшение проницаемости этой зоны происходит практически при 
любых условиях завершения строительства скважин и зависит от ряда 
факторов:

состава бурового раствора при бурении (глины, воды, примесей и реа
гентов раствора);

противодавления на пласт от столба бурового раствора; 
длительности пребывания продуктивного пласта под давлением столба 

бурового раствора;
состава цементного раствора и обсадной колонны; 
глубины и плотности перфорации обсадной колонны; 
длительности пребывания пласта под раствором после перфорации; 
способа вызова притока флюида из пласта и освоения скважин. 
Установлено, что состав и свойства буровых растворов, применяемых 

для вскрытия продуктивных пластов, должны удовлетворять следующим 
требованиям:

фильтрат бурового и цементного растворов должен быть таким, чтобы
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при проникновении его в призабойную зону пласта не происходило набу
хания глинистого материала, соле- и пенообразования в пористой среде 
горных пород;

гранулометрический состав твердой фазы бурового и цементного рас
творов должен соответствовать структуре порового пространства, т.е. для 
предотвращения глубокой кольматации содержание частиц диаметром 
большим на 30 % размера поровых каналов или трещин должно быть не 
менее 5 % от общего объема твердой фазы промывочного агента;

поверхностное натяжение на границе раздела фильтрат — пластовый 
флюид должно быть минимальным;

водоотдача в забойных условиях должна быть минимальной, а плот
ность и реологические параметры — такими, чтобы дифференциальное 
давление при разбуривании продуктивной толщи было близким к нулю, 
хотя для промывки скважин при вскрытии продуктивных пластов, к сожа
лению, используют главным образом глинистые буровые растворы, обрабо
танные или не обработанные химическими реагентами. Причем технология 
обработки этих растворов химическими реагентами определяется требова
ниями только безаварийной проходки ствола скважины, а не качественным 
вскрытием продуктивного пласта. Сроки освоения и продуктивность сква
жин, пробуренных в идентичных условиях, могут быть различными и в 
значительной степени зависят от качества работ по вскрытию пластов.

Если исходить из условий максимального сохранения природного со
стояния коллектора, то продуктивный пласт необходимо вскрывать при ус
ловии депрессии или равновесия между пластовым и забойным давления
ми. Однако в настоящее время отсутствуют технические средства, которые 
могли бы надежно обеспечить такие условия проводки скважин (вращаю
щиеся превенторы, дистанционные управляемые дроссели, сепараторы бу
рового раствора). Поэтому на практике вынуждены вскрывать пласты в 
условиях репрессии. Репрессия как фактор имеет превалирующее значе
ние: от нее зависят все остальные процессы взаимодействия пласта с буро
вым раствором. Репрессия является также причиной изменения естествен
ной раскрытости трещин и влияет на степень деформации пород в при
скважинной зоне.

Значения давления на забое и степень его влияния на призабойную 
зону во многом определяются характером и интенсивностью проводимых в 
скважине операций. Наибольшие гидродинамические давления возникают 
в скважине при восстановлении циркуляции бурового раствора. Несмотря 
на то, что гидродинамические давления при восстановлении циркуляции 
действуют на пласт кратковременно, в пределах 3 — 5 мин, значения забой
ного давления при этом могут достигать 75 — 80 % полного горного давле
ния, что иногда вызывает гидроразрыв пласта. Причинами роста гидроди
намических нагрузок на пласт являются также высокие скорости спуско
подъемных операций. Гидродинамическая репрессия на пласты при этом 
может возрастать до 3 — 9 МПа.

Химическим составом бурового раствора определяется в основном ин
тенсивность развития вторичных процессов, возникающих при контакте 
фильтрата с нефтью, газом, остаточно водой и породой коллектора. Сово
купность этих процессов приводит к возрастанию газогидродинамических 
сопротивлений в зоне проникновения фильтрата при фильтрации нефти на 
различных этапах освоения и эксплуатации скважины. Увеличение гидрав
лических сопротивлений происходит в результате проявления молекуляр-
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но-поверхностных свойств системы нефть — газ — порода — остаточная 
вода — фильтрат и изменения структуры порового пространства породы.

На стадии вызова притока из пласта прирост гидравлических сопро
тивлений при фильтрации нефти через зону проникновения главным обра
зом определяется особенностями двухфазной фильтрации. Значение этих 
дополнительных сопротивлений зависит от многих факторов и в целом 
оценивается фазовой проницаемостью для флюида при совместном тече
нии нефти с фильтратом через пористую среду с измененной структурой 
поровых каналов. Изменение структуры порового пространства в зоне 
проникновения может быть обусловлено взаимодействием фильтрата как с 
минеральными компонентами породы (набухание глин, химическое преоб
разование), так и с остаточной водой (возможность образования нераство
римых осадков).

Степень загрязнения поровых каналов твердой фазой бурового рас
твора в наибольшей мере определяется размерами каналов, их структурой, 
дисперсностью и концентрацией твердой фазы в растворе, а также значе
ниями водоотдачи бурового раствора и перепада давления в системе сква
жина — пласт.

Влияние зоны кольматации на приток флюида к стволу скважины 
варьирует в широких пределах. Наибольшее отрицательное влияние зоны 
кольматации отмечается в скважинах с открытым забоем. В скважинах с 
закрытым забоем это влияние в основном нейтрализуется перфорацией. В 
последнем случае следует оценивать влияние зоны кольматации, форми
рующейся на стенках перфорационных каналов.

Проникновение в пласт коллоидных и субколлоидных частиц, а также 
макромолекул органических соединений сопровождается их адсорбцией в 
поровом пространстве нефтенасыщенных пород. Эти частицы адсорбиру
ются, как правило, на границах раздела нефть (газ) — фильтрат, и если по
верхности раздела неподвижны, то теряют свободу перемещения. При на
личии в нефти большого количества асфальтосмолистых веществ прони
кающие в пласт коллоидные и субколлоидные частицы адсорбируются на 
поверхности раздела фаз совместно с асфальтенами и смолами и образуют 
плотные межфазные пленки. В газонасыщенных пластах эти частицы ад
сорбируются на стенках поровых каналов. Поскольку указанные межфаз
ные пленки и адсорбционные слои уменьшают сечение поровых каналов и 
практически не растворяются в нефти, следует предупредить их формиро
вание путем введения в буровой раствор синтетических ПАВ.

Степень загрязнения порового пространства породы-коллектора опре
деляется продуктами взаимодействия солей остаточной воды с химически
ми реагентами, поступающих катионов. Образующиеся нерастворимые со
единения в зависимости от характера смачиваемости их поверхности скап
ливаются в водной или нефтяной фазе, адсорбируясь чаще всего на грани
цах раздела нефть — фильтрат.

Повышать качество вскрытия продуктивных пластов следует двумя пу
тями:

выбором соответствующего типа бурового раствора для конкретного 
месторождения (пласта), обладающего определенными геолого-физичес- 
кими свойствами породы-коллектора, слагающего пласт, и физико-хими- 
ческими свойствами пластовых флюидов, с обязательным учетом степени 
возможных изменений петрографических свойств породы после вскрытия 
и условий фильтрации нефти или (и) газа через зону проникновения;
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выбором технологических режимов вскрытия, промывки скважины и 
проведения спускоподъемных операций, обеспечивающих минимальные 
размеры зоны проникновения компонентов бурового раствора в пласт.

Буровой раствор, предназначенный для вскрытия продуктивного пла
ста, перфорационных и других операций в скважине, при которых неиз
бежно его контактирование с компонентами пластовой системы, должен 
отвечать следующим основным требованиям:

обладать способностью быстро формировать на стенках скважины 
практически непроницаемую фильтрационную корку, препятствующую 
проникновению фильтрата в пласт;

иметь такой состав жидкой фазы, который при практикуемых в на
стоящее время значениях депрессии, создаваемых при освоении скважины, 
позволял бы уже в первые часы работы скважины ликвидировать, без за
метных остаточных явлений, последствия проникновения фильтрата в при
забойную зону;

твердая фаза бурового раствора или ее большая часть должна полно
стью растворяться в кислотах (нефти), что позволит удалять ее со стенок 
скважины и закольматированной зоны пласта при освоении. Грануломет
рический состав твердой фазы должен обеспечивать минимальное количе
ство проникновения раствора в трещины (поры) за счет образования заку
поривающих тампонов на входе в трещину.

Требования к технологии вскрытия сводятся к тому, чтобы режим 
вскрытия, промывка скважины и спускоподъемные операции выбирались с 
учетом обеспечения минимальной зоны проникновения фильтрата бурово
го раствора, не превышающей глубины перфорационных каналов.

Буровой раствор для вскрытия выбирают для каждого типа пород- 
коллекторов, отличающихся друг от друга основными признаками и усло
виями залегания. Для этой цели все известные в настоящее время типы 
пород-коллекторов разделены на четыре классификационные категории, в 
каждой из которых сгруппированы породы-коллекторы, обладающие при
мерно одинаковой реакцией на технологические воздействия. В качестве 
критерия разделения пород-коллекторов на отдельные категории использо
ваны геологические и технологические факторы, которые раскрывают ус
ловия проявления и возможность прогнозной оценки вида, интенсивности 
и масштаба развития процесса взаимодействия пород пласта с буровым 
раствором, а также последствий этого процесса.

Лабораторными исследованиями, проведенными на естественных и 
искусственных кернах в России и за рубежом, установлено, что прони
кающая в призабойную зону пласта вода в определенных условиях более 
чем на 50 % снижает естественную фазовую проницаемость коллектора для 
нефти, которая очень медленно восстанавливается или не восстанавливает
ся совсем (табл. 12.1). На коэффициент восстановления проницаемости су
щественно влияет не только состав воды, применяемой при вскрытии пла
ста, но и скорость фильтрации (градиент давления). Восстановление про
ницаемости керна при различных условиях находится в пределах от 45 до 
85 %. Добавка к буровому раствору различных реагентов, улучшающих его 
механические свойства, может больше снизить естественную проницае
мость коллектора. Влияние различных буровых растворов на первоначаль
ную проницаемость пористой среды показано в табл. 12.2. Таким образом, 
как видно из лабораторных исследований, проведенных в России и за ру
бежом, применение буровых растворов на водной основе, как правило,
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Т а б л и ц а  12.1

Восстановление проницаемости керна

Порода
Первоначальная 
нефтепроницае- 

мость, мкм2
Бода

Коэффициент
восстановления
проницаемости,

%

Исследователи

Искусственный пес 0,6 Пресная 53 Жигач и Паус
чаник (без примеси 1,0 62 (МИНГ)
глины) 1,4 68

2,0 74
Девонский песчаник 0,4 « 42 Б.А. Шевалдин
Ромашкинского ме 1,2 46 (ТатНИИ)
сторождения 2,0 50

0,4 Пластовая (де 86
1,2 вонская) 84
2,0 82

Юрский песчаник 0,01-0,2 Любая 55 Н.Р. Рабинович
Таллинского место (ВНИИКРнефгь)
рождения

Т а б л и ц а  12.2

В ли я н и е  б ур о в ы х раство ров на про ни ц аем ость керна

Буровой раствор Бода

Буровой рас
твор без до

бавки реаген
тов

Буровой рас
твор +  10 % 

УТТТР

Буровой рас
твор +  1 % 

КМЦ
Пена

Раствор на 
нефтяной 

основе

Восстановление пер
воначальной прони
цаемости, %

59,4 71,7 47,5 59,8 94,2 95,0

приводит к существенному необратимому снижению проницаемости кол
лекторов.

В табл. 12.3 приведены данные о снижении коэффициента продуктив
ности скважин на Майкопском газоконденсатном месторождении после 
закачки в них бурового раствора.

Приведенные примеры убедительно показывают, что проникновение в 
пласт фильтрата и бурового раствора отрицательно влияет на его коллек
торские свойства, в результате чего удлиняются сроки освоения скважин, 
снижается их производительность, непрерывно вырабатывается залежь, 
уменьшается коэффициент нефтеотдачи, а на различных площадях по этой 
причине могут быть пропущены отдельные продуктивные пласты и пропла- 
стки.

Большие осложнения возникают при вскрытии продуктивных пластов 
на скважинах глубиной 4000 — 5000 м. На большой глубине трудно регули
ровать давление на забое из-за высокого пластового давления и температу
ры, а также периодического проникновения в буровой раствор газа. Поло
жение усугубляется еще тем, что приходится прибегать к утяжелению бу
рового раствора до плотности 1,8 —2,2 г/см3. В этих условиях, чтобы избе
жать возможных проявлений пласта, вскрытие его проводят при весьма 
большом превышении давления на забое над пластовым. Это влечет за со
бой разрыв пласта и уход в него больших количеств раствора, в особенно
сти при частых спускоподъемных операциях, когда имеет место резкое из
менение гидродинамического давления на стенки скважин.
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Т а б л и ц а  12.3

Уменьшение коэффициента продуктивности

Номер
скважины

Продуктив
ный гори

зонт

Бремя, сут Коэффициент продуктив
ности, м3/МПа

K J K iпребывания 
бурового рас
твора в сква

жине

эксплуатации 
до исследова

ния

до закачки 
раствора

после закач
ки раствора

к 2

7 I 48 10 683 340 2,0
17 II 1435 182 323 126 2,6
21 II 1498 73 2638 542 4,8
66 II 77 2 1157 902 2,4
14 III 1756 220 1210 355 3,4
18 III 1007 13 805 204 3,9
23 III 55 2 1200 165 7,3
24 III 84 24 2321 859 2,7
30 III 69 ИЗ 1575 541 2,9

О чрезмерном превышении (в %) давления в стволе скважин в процес
се вскрытия над пластовым можно судить по следующим фактическим 
данным.

Куйбышевская область............................ 18 — 48
Украина......................................................  50 — 80
Азербайджан.............................................. 60—120

Вследствие этого глубина проникновения фильтрата в продуктивный 
пласт может быть весьма велика. По данным специальных исследований 
она составляла на нефтегазовых месторождениях Азербайджана 1,4 —2,5 м, 
на Майкопском газоконденсатном месторождении 0,5 —3,0 м, на Самотлор- 
ском месторождении 6 — 37 м и т.д.

Наиболее глубокое проникновение фильтрата и твердой фазы бурово
го раствора отмечается в процессе вскрытия трещинных коллекторов.

Цементирование эксплуатационной колонны может также отрица
тельно влиять на проницаемость призабойной зоны, особенно когда пла
стовое давление ниже гидростатического. В этом случае происходит про
никновение в пласт не только фильтрата цементного раствора, но и рас
твора, так как при цементировании эксплуатационной колонны почти во 
всех случаях применяют цементный раствор плотностью 1,8—1,85 г/см3. 
Конструкция скважины в большинстве случаев подчиняется задачам ус
пешной проходки ствола скважины, хотя и не всегда отвечает условиям 
сохранения проницаемости призабойной зоны пласта в процессе его 
вскрытия.

Анализ состояния вскрытия нефтяных и газовых пластов при разве
дочном и эксплуатационном бурении, систематические исследования влия
ния различных буровых растворов на проницаемость пористой среды, про
веденные в России и за рубежом, показывают, что продуктивные пласты 
необходимо вскрывать со строгим учетом геолого-физических особенно
стей коллектора и физико-химической характеристики насыщающих его 
жидкостей.



12.4. ОСОБЕННОСТИ ЗАКАНЧИВАНИЯ СКВАЖИН НА ГАЗОВЫХ 
И ГАЗОКОНДЕНСАТНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЯХ

Последовательность операций, проводимых при завершении скважин 
на газовых и газоконденсатных месторождениях, принципиально не отли
чается от выполнения аналогичных работ на нефтяных месторождениях. 
Однако оптимальная технология вскрытия пласта имеет свои особенности. 
Например, при вскрытии газового пласта на Уренгойском месторождении, 
представленного кварцевыми песками и песчаниками с малым содержани
ем глинистого цемента, нецелесообразно, как считают специалисты, ис
пользовать растворы на углеводородной основе или на основе специальных 
химических реагентов.

На этом и некоторых других газовых и газоконденсатных месторож
дениях Западной Сибири экономически обосновано применение сущест
вующей технологии вскрытия продуктивного пласта с использованием бу
рового раствора, обработанного химическими реагентами, предотвращаю
щими снижение естественной проницаемости пласта. В то же время, когда, 
применяя существующую технологию, не удается получить промышленный 
приток газа, необходимо искать новые типы растворов. Примером могут 
служить условия вскрытия продуктивного пласта на Астраханском газокон
денсатном месторождении, где газовая залежь представлена коллекторами 
порово-трещинного типа большой мощности. В течение нескольких лет 
продуктивные объекты на Астраханском месторождении вскрываются с 
промывкой глинистым хлоркальциевым раствором плотностью 1,75 г/см3. В 
результате существенно снижалась проницаемость призабойной зоны про
дуктивного пласта, освоение скважин затруднялось и требовалось неодно
кратное проведение мероприятий по интенсификации притока газа. Кон
струкцию скважин в зоне многопластовой залежи необходимо выбирать, 
исходя из условия достижения максимального охвата дренированием каж
дого продуктивного объекта и всей залежи в целом. Решить этот вопрос 
возможно в результате раздельного опробования каждого объекта разра
ботки.

Опыт разработки газовых и газоконденсатных месторождений Север
ного Кавказа, Средней Азии и других регионов свидетельствует о том, что 
в тех случаях, когда при вскрытии и опробовании многопластовых залежей 
не учитываются особенности отдельных эксплуатационных объектов, ко
нечный коэффициент газоотдачи немного больше 50 %. Так, в начальный 
период разработки Ленинградского газоконденсатного месторождения во 
всех скважинах осуществлялось вскрытие всего газонасыщенного интерва
ла единым фильтром. В результате одновременной эксплуатации сразу всех 
продуктивных пачек планируемый объем добычи газа и конденсата обес
печивался меньшим числом скважин. Однако за сравнительно короткий 
период времени произошло опережающее обводнение контурными водами 
второй, наиболее продуктивной пачки, обладающей наилучшими коллек
торскими свойствами и наибольшими запасами газа и конденсата. Несмот
ря на принятые мероприятия, направленные на повышение конечной газо
отдачи (бурение новых скважин с комбинированной системой вскрытия 
промежуточного горизонта, возврат на нижележащие продуктивные пачки 
и др.), коэффициент газоотдачи обводненной зоны второй продуктивной 
пачки составил всего 56 %.

Аналогичные условия наблюдаются при эксплуатации скважин на
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Майкопском и Кущевском газоконденсатных месторождениях, где текущий 
коэффициент газоотдачи обводнившихся продуктивных пачек составляет
0,44 — 0,57 и 0,79 соответственно.

Требованиям качественного вскрытия газовых пластов с коэффициен
том аномальности пластового давления ниже 0,8 от гидростатического в 
большей степени удовлетворяет применение газообразных и пенных аген
тов для очистки скважины от выбуренной породы. В качестве газообраз
ных агентов применяют воздух, дымовые газы от специального дымогене- 
ратора, азот, природный и углекислый газы. Несмотря на бесспорный по
ложительный эффект, получаемый при использовании газообразных аген
тов, заключающийся в сохранении естественной проницаемости призабой
ной зоны пласта и повышении дебитов скважин, данный способ все еще не 
находит широкого применения на практике.

Широкому внедрению способа вскрытия пласта с продувкой препятст
вуют недостатки, присущие каждому газообразному агенту. Например, при 
использовании воздуха в стволе скважины образуются взрывоопасные 
смеси, приводящие к тяжелым авариям. Использование азота или углеки
слого газа сдерживается из-за их относительно высокой стоимости и отсут
ствия специального оборудования. Применение природного газа сопряжено 
с опасностью его возгорания и неизбежностью значительных потерь газа. 
И, наконец, независимо от типа используемого газообразного агента, сло
жившаяся технология имеет существенный недостаток — не ограничивает
ся верхний предел скорости восходящего потока газообразного агента. Это 
приводит к чрезмерному износу бурильной и обсадной колонн, а также к 
разрушению устьевого оборудования.

СевКавНИИГазом совместно с ПО «СевКавГазпром» разработаны 
технология и технологическое оборудование для вскрытия газоносного 
пласта в условиях аномально низких пластовых давлений (АНПД) с про
дувкой забоя выхлопными газами ДВС, обеспечивающими равновесие дав
ления в системе скважина — пласт. Использование выхлопных газов ДВС 
исключает образование взрывоопасной смеси в скважине, а технология 
предполагает регулирование скорости восходящего потока, что предупреж
дает износ устьевого оборудования.

Для вскрытия газового пласта с применением выхлопных газов ДВС 
необходимо следующее технологическое оборудование:

компрессорные установки с подачей 30 — 50 м3/мин на рабочее давле
ние 3,0 МПа;

устьевые вращающие герметизаторы на рабочее давление 5,0 — 
10,0 МПа.

Для охлаждения и очистки выхлопных газов могут быть использованы 
аппараты воздушного охлаждения типа АВГ-П-160 РР и масловлагоотдели- 
тели типа Ве-1.

Не находит широкого применения в бурении нефтяных и газовых 
скважин также и технология вскрытия пласта с промывкой пенами. Ос
новными факторами, тормозящими использование пен при вскрытии про
дуктивных пластов с аномально низким давлением, являются:

большие затраты энергии и материалов на приготовление и разруше
ние пенного промывочного агента, а также на его очистку от выбуренной 
породы;

потребность в дополнительном специальном технологическом оборудо
вании;
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недостаточная изученность процессов, происходящих в скважине и 
призабойной зоне пласта при промывке пеной.

СевКавНИИГазом разработана новая технология вскрытия пласта на 
истощенных газовых месторождениях промывкой скважины трехфазной 
пеной по замкнутой герметизированной системе циркуляции. Данная тех
нология обеспечивает многократное использование минимально необходи
мого для промывки скважины объема трехфазной пены при условии высо
кого качества вскрытия продуктивного пласта с аномально низким давле
нием.

Применение данной технологии позволяет:
вскрывать пласты с давлением, равным 0,1—0,3 от гидростатического, 

без существенных поглощений, обеспечивая высокое качество проводимых 
работ;

существенно экономить энергию и материалы в процессе промывки 
скважин;

исключить аварийные ситуации при газопроявлениях;
не допускать загрязнения окружающей среды;
увеличить добычу газа за счет ввода в эксплуатацию новых или без

действующих скважин, в которых вскрыть пласт с промывкой глинистым 
раствором, водой или различными эмульсиями не представляется возмож
ным.

Другим перспективным направлением совершенствования технологии 
проводки скважин и вскрытия продуктивных пластов является бурение с 
регулированием дифференциального давления в системе скважина — 
пласт. Суть этого метода заключается в том. что процесс бурения осущест
вляется при так называемом сбалансированном давлении или равновесии 
между пластовым и гидродинамическим давлениями в скважине. Для этого 
изучены условия формирования залежей с АВПД и построены карты их 
распространения по опорным горизонтам в ряде районов страны.

Методы равновесного бурения с регулированием дифференциального 
давления в системе скважина — пласт базируются на оперативном контро
ле за пластовым давлением и на корректировке плотности бурового рас
твора. Появляется необходимость частых остановок (перерывов) в бурении 
для замера пластового давления (по значению устьевого давления) и изме
нения плотности бурового раствора.

В СевКавНИИГазе разработана технология вскрытия продуктивного 
пласта на равновесии путем регулирования дифференциального давления в 
условиях герметизированной системы циркуляции, что дает возможность 
существенно упростить технологическую схему промывки и плавно регу
лировать давление промывочного агента в системе.

Специфической особенностью герметизированной системы циркуля
ции является наличие буферного компенсатора, позволяющего производить 
подачу бурового раствора от устья к приему насосов по трубопроводу под 
давлением параллельно открытой системе циркуляции. Это позволяет опе
ративно применять различные модификации технологии равновесного бу
рения:

бурение на равновесии — проведение полного цикла буровых работ 
(спуск, подъем, бурение) при р3 =  рпл;

бурение с избыточным давлением — проведение полного цикла буро
вых работ при р3 > рпл;

бурение с использованием двух растворов, когда равенство р3 =  рпл
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имеет место только при бурении, а спускоподъемные операции осуществ
ляются после замены раствора в скважине на более тяжелый;

бурение с загерметизированным устьем, когда давление на забое 
скважины меньше пластового (т.е. р3 < рпл).

При этом буровые работы осуществляются с применением комплекса 
герметизирующих устройств на устье скважины.

В промысловой практике немало примеров, когда скважины, показав
шие хорошие признаки нефтегазоносности в процессе бурения, после це
ментирования эксплуатационной колонны при освоении дают очень низ
кий приток из продуктивного объема. Применение в этих условиях 
облегченных тампонажных растворов плотностью 1,5—1,54 г/см3 с 
пониженной фильтратоотдачей (добавка фильтроперлита 5 %) позволило 
при освоении обеспечить увеличение дебита в 3 раза по сравнению с 
дебитом скважин, цементировавшихся по старой технологии.

Тампонажные растворы, применяемые для цементирования продук
тивных пластов, представляют собой сложные физико-химические систе
мы, которые несовместимы с буровыми растворами, предшествующими их 
применению. Взаимодействие компонентов тампонажного раствора с ос
татками бурового в трещинах, порах пласта, как правило, приводит к уве
личению закупоривающего эффекта и к усложнению задачи восстановле
ния проницаемости призабойной зоны пласта при освоении и вводе сква
жины в эксплуатацию.

Отечественная и зарубежная практика показала, что основными спо
собами, направленными на предотвращение отрицательных последствий 
цементирования колонн на свойства продуктивных объектов, являются: 
снижение репрессии на пласт, уменьшение фильтроотдачи тампонажного 
раствора и достижение наибольшего физико-химического соответствия 
фильтрата тампонажного раствора компонентам коллектора, составу пород 
пласта и пластовых флюидов.

Практически этого можно достигнуть осуществлением следующих ме
роприятий:

ограничением высоты подъема тампонажного раствора в одну ступень 
путем применения специальных муфт при определенной скорости подъема 
раствора за колонной и уменьшении показателей его структурно-механи- 
ческих свойств, что позволяет снизить репрессию на пласты;

снижением плотности тампонажного раствора (по всей высоте зоны 
цементирования или выше кровли продуктивного пласта) путем примене
ния облегчающих добавок или аэрацией;

уменьшением фильтратоотдачи тампонажных растворов путем добавок 
полимеров или применения растворов на углеводородной основе, что по
зволяет снизить эффект закупоривания фильтрационных каналов в коллек
торе вследствие гидратации его глинистых компонентов, выпадения соле
вых осадков и проявления поверхностных сил;

креплением продуктивного пласта без цементирования с использова
нием гравийных фильтров, обсадки продуктивного пласта перфорирован
ной колонной-фильтром (хвостовиком), цементированием с установкой па
кера в кровле продуктивного пласта и закачкой тампонажного раствора за 
колонну через спецмуфту выше пакера и др.;

оставлением необсаженного (открытого) ствола в зоне продуктивного 
пласта со спуском и цементированием эксплуатационной колонны до кров
ли продуктивного пласта.
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Целесообразность применения того или иного мероприятия из пере
численных выше определяется геолого-физическими особенностями место
рождений и устанавливается специальными исследованиями, которые тре
буют своего развития.

При наличии зон АНПД в разрезах скважин с целью обеспечить под
нятие цементного раствора до проектной высоты используют газонапол
ненные тампонажные системы, полученные путем подачи воздуха ком
прессором или эжектором-аэратором в поток закачиваемого в скважину 
тампонажного раствора или с применением рецептур цементных раство
ров, включающих газогенерирующие реагенты. Трехфазные газонаполнен
ные тампонажные системы обладают низкой плотностью, повышенной 
блокирующей способностью за счет наличия газовой фазы при снижении 
нагрузок вышележащего столба вследствие «зависания», обеспечивают 
поддержание внутрипорового давления на уровне 90 % от условно
гидростатического, получение малопроницаемого прочного цементного 
камня с повышенными адгезионными связями.

Аэрированные тампонажные суспензии представляют собой устойчи
вую смесь депрессий (газа, жидкости, твердой фазы), полученную путем 
аэрирования тампонажного раствора, который приготовляют из портланд
цемента, затворенного водой. В качестве пенообразователей следует при
менять поверхностно-активные вещества неонол АФ9-12, превоцелл марок 
NG-10, NG-12, смеси неионогенных и анионных ПАВ, образующих устой
чивую пену в среде тампонажного раствора.

В качестве замедлителей времени загустевания цементного раствора 
рекомендуется использовать НТФ и ОЭДФ. Количество замедлителя под
бирают, исходя из конкретных условий.

Степень аэрации (отношение объема воздуха, приведенного к нор
мальным условиям, к объему тампонажного раствора) выбирают из условия 
получения средней плотности столба тампонажного раствора, обеспечи
вающей подъем его до проектной высоты без осложнений. Требуемая сте
пень аэрации достигается подбором соотношения расхода жидкой и газо
вой фаз в зависимости от имеющихся технических средств. Аэрацию про
изводят компрессорами высокого давления или компрессором буровой ус
тановки в совокупности с эжектором-аэратором. До блока или к блоку ма- 
нифольдов подсоединяют гидравлический активатор, а в нагнетательной 
линии после блока манифольдов размещают струйный диспергатор- 
смеситель. Подачу пенообразователя осуществляют цементировочным агре
гатом через гидроактиватор к блоку манифольдов.

Основные контролируемые параметры аэрированных суспензий сле
дующие: кратность пены, которая должна быть больше или равна 3; устой
чивость — отношение объема цементного камня к объему аэрированного 
тампонажного раствора, которая должна быть равна 1 (100 %); растекае
мость приблизительно 14 см; плотность аэрированного раствора не бо
лее 0,2 г/см3; время загустевания, определяемое на цементных растворах с 
добавками пенообразователей и других реагентов без принудительной 
аэрации (к полученному времени загустевания добавляют 20 мин — по
правка на замедляющий эффект аэрации).

Процесс цементирования скважин газонаполненными тампонажными 
материалами включает применение в качестве буферной жидкости трех
фазной пенной системы с содержанием твердой фазы портландцемента. 
Такая система в общем удовлетворяет основному назначению буферной
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жидкости — предотвращать смешение промывочной жидкости и цементно
го раствора.

Рекомендуемый диапазон добавок цемента для получения стабильной 
буферной жидкости составляет 20 — 35 %. Эта система имеет запас свобод
ной жидкости, способной участвовать в формировании новой структуриро
ванной и подвижной системы с глинистой фазой промывочной жидкости и 
компонентами глинистой корки. Придание буферной жидкости химически 
активных свойств при контактировании с глинистой коркой позволяет, по
мимо выполнения разделительной функции, достичь эффекта разрушения 
глинистой корки и выноса части ее из зоны цементирования. Используют 
от 3 до 6 м3 буферной жидкости.

Физические особенности добываемого газа (низкая вязкость, малая 
плотность) обусловливают повышенную вероятность каналообразования в 
затрубном пространстве в период ожидания затвердевания цементного 
раствора (ОЗЦ).

12.5. ЗАКАНЧИВАНИЕ ГОРИЗОНТАЛЬНЫХ СКВАЖИН

Выбор варианта заканчивания горизонтальных скважин определяется 
типом пластов, их однородностью, прочностью, характером флюидов и др. 
Поэтому основная задача (и основная трудность) состоит в получении этих 
данных.

В зарубежной практике опробованы различные варианты заканчива
ния горизонтальных скважин с использованием перфорированной потай
ной колонны: горизонтальный дренирующий участок не обсажен; потайная 
колонна полностью зацементирована; предварительно перфорированная 
потайная колонна частично зацементирована или оснащена внешними па- 
керами.

В случае одного дренирующего коллектора, который обнажается гори
зонтальным участком ствола скважины, и если геомеханическая характе
ристика пласта позволяет, неповрежденный горизонтальный ствол не це
ментируется, но может быть обсажен предварительно перфорированной 
потайной колонной. В противном случае, при наличии трещин, пересече
нии нескольких пластов, газовых шапок, водоносных горизонтов в проекты 
закладывают обычно один из следующих методов.

1. Использование внешних пакеров, которыми весь вскрытый ствол 
может быть разбит на несколько секторов, что позволяет стимулировать 
выбираемую зону, изолировать зону, заполненную водой или газом из га
зовой шапки. Цементирование не исключается при наличии пакеров.

2. В случае необходимости проведения гидроразрыва хвостовик це
ментируется (в том числе при наличии специальных пакеров). Цементиро
вание (с пакерами или без них) может быть необходимо для изоляции 
верхней части пласта (горизонтальное напластование), в который нежела
тельно поступление газа из газовой шапки (или поступает верхняя вода). 
При изоляции газовой шапки рекомендуется частичное цементирование 
горизонтального участка; при гидроразрыве пласта требуется цементиро
вать весь участок.

Вскрытие продуктивного пласта следует осуществлять с использовани
ем специальных жидкостей, требования к которым должны быть более же
сткими, чем в случае вскрытия продуктивного пласта вертикальным ство
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лом скважины. Такое требование оправдывается тем, что вскрытие (обра
зование дренажного канала) пласта проводится на значительном участке, и, 
следовательно, загрязнение пласта тоже может быть весьма существен
ным.

В зарубежной практике (в 2000 г. в СШ А 40 % нефти и газа планиру
ется добывать с использованием горизонтальных скважин) обычно закан
чивают скважины традиционным способом с использованием жидкостей 
глушения, которые нередко ухудшают коллекторские свойства пласта в 
приствольной зоне. Применяют также сбалансированное бурение, однако 
операции в несбалансированных условиях имеют, как считают, ряд пре
имуществ. Основная цель таких операций — защита продуктивных пластов 
от загрязнения скважинными жидкостями во время бурения и заканчива
ния скважин. Вторичная цель — предупреждение чрезмерных потерь таких 
жидкостей в пласт. Эта технология предполагает ряд специальных мер, ко
торые будут рассмотрены ниже.

В СШ А большое внимание уделяется сохранению коллекторских 
свойств продуктивных пластов при их вскрытии. Решающее значение при 
этом имеет выбор бурового раствора при заканчивании скважин. Приго
товляют специальные буровые растворы для вскрытия продуктивного пла
ста, при цементировании, перфорации, возбуждении притока, а также для 
создания столба жидкости над пакером и перед ним.

Специальные буровые растворы делят на две большие группы:
1. Жидкости, не созданные специально для заканчивания скважин, но 

применяемые в процессе этих работ ввиду соответствия свойств той или 
иной жидкости требованиям, предъявляемым к определенной операции, 
или вследствие доведения этих свойств до требуемого уровня специальной 
обработкой.

2. Жидкости, специально созданные для заканчивания скважин, в ча
стности, для конкретного вида работ. Они имеют низкую водоотдачу. Ком
поненты таких жидкостей либо растворимы в нефти, кислоте, воде, либо 
способны биологически разлагаться (любое загрязнение в результате их 
применения может быть устранено). Сюда могут быть отнесены рассолы со 
специальной системой утяжеления или со специально подобранными на
полнителями, выполняющими в процессе заканчивания скважин опреде
ленные функции, а также меловые эмульсии и стабильные пены.

Углеводородные растворы нашли широкое применение в практике за
канчивания скважин и обеспечивают их максимальную естественную про
изводительность. Наибольший интерес среди этих растворов представляют 
растворы на нефтяной основе (РНО), в которых в качестве дисперсной 
среды используется нефть и которые в качестве фазы могут содержать во
ду. Из РНО нашли применение два различных типа растворов: собственно 
растворы на нефтяной основе и обращенные эмульсии. У  обоих в качестве 
дисперсной фазы используется нефть и содержится некоторое количество 
воды в качестве обращенной эмульсии. В обращенных эмульсиях содер
жится 20 — 75 % воды, которая позволяет регулировать реологические и 
фильтрационные свойства. Для улучшения реологических и фильтрацион
ных свойств этих растворов при бурении в условиях действия высоких 
температур вводятся модифицированные глины. Обращенные эмульсии 
имеют нулевую статическую водоотдачу: динамическая водоотдача при 
Ар =  70 МПа составляет 7—10 м3. При обратном отмыве керна качествен
ные эмульсионные растворы обеспечивают 90 — 98%-ный возврат к перво
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начальной скорости фильтрации. В растворах на нефтяной основе может 
содержаться до 20 % воды. Для поддержания фильтрационных и реологиче
ских свойств в этих растворах используются материалы, имеющие колло
идные размеры (окисленный на воздухе битум).

Широкие возможности для применения в области вскрытия пластов 
имеют меловые эмульсии. Эмульсии готовят на основе нефти, а стабилиза
ция ее достигается с помощью тонко измельченного мела. Меловые эмуль
сии легко растворяются в кислоте, имеют малую водоотдачу. Они приме
няются при вскрытии карбонатных пластов (в которых почти всегда прово
дятся кислотные обработки), для разбуривания водовосприимчивых песча
ников и т.д.

В СШ А при заканчивании скважин для вскрытия продуктивных гори
зонтов с низким пластовым давлением широко применяют пены.

12.6. ВЫБОР ТИПА БУРОВОГО РАСТВОРА 
ДЛЯ ВСКРЫТИЯ ПРОДУКТИВНЫХ ПЛАСТОВ

В отечественной практике бурения приняты следующие положения.
1. Буровой раствор для вскрытия продуктивных горизонтов выби

рают исходя из необходимости сведения к минимуму отрицательных по
следствий от его воздействия на фильтрационные свойства самых низко
проницаемых пород (базисных), способных отдавать содержащуюся в них 
нефть при планируемой технологической схеме разработки месторож
дения.

2. Значение проницаемости базисной породы пласта-коллектора в экс
плуатационных скважинах следует принимать равным значению этого па
раметра, принятому в качестве нижнего предела проницаемости по место
рождению при подсчете запасов нефти. В разведочном бурении предельное 
значение проницаемости базисной породы продуктивных (перспективных) 
объектов устанавливается предприятием-заказчиком.

3. В случае вскрытия в разрезе нескольких продуктивных пластов, 
представленных разными по характеристике отложениями, базисную поро
ду выбирают из пласта с наименьшим эпигенетическим уплотнением.

4. Если базисная порода по своим свойствам в одинаковой мере близка 
к двум соседним категориям коллекторов, ее следует относить к категории 
пород с меньшей степенью уплотнения.

5. Вид жидкой фазы бурового раствора, ингибитора и необходимость 
применения при вскрытии ПАВ — понизителей поверхностного натяжения 
на контакте нефть — фильтрат определяются категорией и группой поро
ды, а также активностью пластовых жидкостей. Нефть считается активной 
при наличии в ней выше 0,3 % нафтеновых кислот. Остаточная вода счита
ется активной, если преобладающим катионом в ней является натрий, а 
pH > 7 (класс А, по В.А. Сулину).

6 . Для предотвращения попадания бурового раствора в трещины 
вскрываемого пласта необходимо вводить в него крупнодисперсный напол
нитель в количестве не менее 5 % от общего количества в растворе твердой 
фазы. При вскрытии пласта, сложенного относительно прочными трещино
ватыми породами (известняками, доломитами, уплотненными песчаниками 
и алевролитами), диаметр частиц наполнителя должен быть больше 1/3 
раскрытости трещин. Перед вскрытием пласта, сложенного мягкими поро
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дами (глина, мергель), в буровой раствор следует вводить наполнитель с 
диаметром зерен не менее 400 мкм.

7. При отсутствии данных о раскрытости трещин дисперсность напол
нителя (максимальный диаметр частиц) определяется возможностью удер
жания его во взвешенном состоянии в буровом растворе с допустимыми 
для бурения скважины структурно-механическими свойствами.

8. Для создания условий, позволяющих ликвидировать в отдельных 
трещинах закупоривающие пробки, в буровой раствор перед вскрытием 
пластов трещинного типа следует вводить кислоторастворимые компонен
ты — не менее 30 % от объема крупнодисперсного наполнителя.



Глава 13
КРЕПЛЕНИЕ СКВАЖИН

Успешная проводка и заканчивание скважин в значительной степени 
зависят от качества крепления скважин, правильного выбора конструкции, 
обеспечивающей разделение зон, характеризующихся несовместимыми 
условиями бурения, требующих различных режимов бурения и соответст
вующих буровых растворов, с последующим качественным цементирова
нием.

Одной из основных задач в глубоком разведочном бурении является 
тщательный учет всех факторов с целью выбора наиболее рациональной 
конструкции скважин.

13.1. УСЛОВИЯ РАБОТЫ ОБСАДНЫХ КОЛОНН

Средняя глубина скважин в России и странах СНГ превысила 3000 м, 
отдельные скважины имеют глубину 5000 — 7000 м. Это привело к значи
тельному повышению осевых нагрузок, действующих на спускаемые в 
скважину обсадные трубы.

На обсадные трубы в скважине действуют следующие нагрузки:
1 ) растяжение от собственного веса колонны труб;
2) сжатие при частичной разгрузке или установке колонны на забое 

скважины;
3) внешнее сминающее давление, создаваемое гидростатическим дав

лением столба жидкости в затрубном пространстве или горным давлением 
пород;

4) внутреннее избыточное давление, действующее в колонне труб при 
цементировании или фонтанировании скважин;

5) дополнительные осевые нагрузки, возникающие при спуске колон
ны обсадных труб и продавливании цементировочной пробки в процессе 
цементирования; силы трения, действующие при расхаживании колонны; 
нагрузки, вызванные температурными напряжениями;

6) температурные напряжения, возникающие в эксплуатационной ко
лонне при работе скважины (их действие на колонну регулируется величи
ной натяжения при обвязке колонн на устье).

Помимо перечисленных основных усилий, действующих на обсадную 
колонну, величину которых можно с достаточной точностью определить, в 
обсадных трубах возникают еще дополнительные напряжения:

1 ) от расхаживания колонны при прихватах;
2) при резком торможении во время спуска колонны;
3) при изгибе колонны в искривленной скважине;
4) при цементировании колонны и т.д.
Точно определить величину этих дополнительных напряжений в на
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стоящее время не представляется возможным, поэтому их учитывают вве
дением различных коэффициентов запаса прочности.

Величина растягивающих усилий и внешнего сминающего давления 
изменяется по длине эксплуатационной колонны. Страгивающие усилия в 
момент спуска колонны достигают наибольшего значения в самой верхней 
трубе (у устья скважины), а наибольшие сминающие давления бывают в 
нижних трубах (у забоя) в процессе эксплуатации скважины по мере сни
жения уровня жидкости в колонне. Одновременно на самые нижние тру
бы, расположенные в фильтровой зоне скважины, может действовать вы
сокое пластовое давление, достигающее значительной величины в процессе 
эксплуатации (особенно при выносах песка).

Сминающее усилие, определяемое разностью гидростатических давле
ний столбов жидкости за трубами и в колонне, возникающее в процессе 
спуска последней в скважину, незначительно.

При расчете эксплуатационной колонны величину каждого усилия со
гласно принятой методике подсчитывают отдельно. Верхние трубы рассчи
тывают на полную осевую нагрузку от собственного веса колонны, а ниж
ние — на наибольшее сминающее давление. Расчет труб, расположенных в 
остальных частях колонны, подвергающихся действию как осевых усилий 
(частично разгруженной колонны после установки ее на забой), так и сми
нающих, производится или на оба вида нагрузок, или же на одну из них, в 
зависимости от степени влияния каждого из усилий на отдельные части 
колонны.

При эксплуатации газовых скважин обсадные трубы по всей длине 
эксплуатационной колонны находятся под воздействием сравнительно по
стоянного внутреннего давления газа, примерно равного пластовому давле
нию. При этом разность между внутренним и наружным гидростатически
ми давлениями достигает максимального значения у устья скважины. В 
этом случае после определения длины отдельных секций колонну проверя
ют на внутреннее давление, испытываемое трубами, учитывая противодав
ление столба жидкости за колонной.

Расчетом проверяют верхнюю трубу секции с наименьшей толщиной 
стенки или с минимальным пределом текучести материала и трубу послед
ней секции, расположенную у устья скважины.

Если обсадную колонну спускают в скважину на клиньях, то обсадные 
трубы проверяют на смятие, определяя удельное давление. Поверочный 
расчет ведут для труб всех верхних секций, рассчитываемых на страги- 
вание.

Промежуточная колонна работает в основном на растяжение от собст
венного веса. Рассчитывают ее на страгивающие усилия от действия осе
вой нагрузки (при определении собственного веса как промежуточной, так 
и эксплуатационной колонн согласно принятой методики не учитывают 
потерю веса от погружения в жидкость, а также вероятное уменьшение 
веса от трения труб о стенки скважины при спуске колонны в скважину) и 
проверяют на сминающее усилие или на внутреннее давление в тех случа
ях, когда плотность промывочной жидкости за колонной больше или мень
ше плотности жидкости, находящейся внутри промежуточной колонны. 
Институт АзНИИбурнефть рекомендует учитывать для глубоких скважин 
потери веса колонны от погружения в жидкость. Учет сминающих давле
ний при полном опорожнении колонны привел бы к необходимости уста
навливать трубы с повышенной толщиной стенки, в чем нет надобности.
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Увеличение толщины стенки труб, предусматриваемое иногда при проек
тировании промежуточных колонн для предупреждения возможного про
тирания их бурильными трубами, не гарантирует нужных результатов и 
потому не рекомендуется. Промежуточные колонны в газовых скважинах, 
на которых установлено противовыбросовое оборудование, на максималь
ное внутреннее давление при выбросе рассчитывают так же, как и экс
плуатационные колонны.

13.2. ОБСАДНЫЕ ТРУБЫ

Для обеспечения крепления ствола скважины в него спускают обсад
ные колонны различного назначения. Они собираются (свинчиваются или 
реже свариваются) из обсадных труб, различающихся по диаметру, толщи
не стенки, марке стали, конструкции соединительных элементов, профилю 
резьбы и т.д. Обсадные трубы должны отвечать требованиям работы в со
ответствующих условиях, а также процессам спуска и цементирования, и 
поэтому их выбор определяется совместным решением целевой функции и 
уравнений связи — ограничений на комплекс технических, технологиче
ских, геологических и конъюнктурных условий.

Сортамент отечественных обсадных труб и основные технические ха
рактеристики приведены в табл. 13.1.

Сортамент остальных ТУ на обсадные трубы полностью соответствует 
ГОСТ 632 — 80. Отличаются: наличием ленты ФУМ, полимеризующим по
крытием, упрочненными концами, толщиной цинкового покрытия. Трубы 
диаметрами 178, 194, 340, 408, 508 мм марки стали «Т » отечественными за
водами не выпускаются. Механические свойства отечественных обсадных 
труб сведены в табл. 13.2.

Сортамент обсадных труб по стандартам АНИ в основном соответст
вует ГОСТ 632 — 80 по наружному диаметру, толщине стенки и весу 1 м 
трубы. В стандарте АНИ отсутствуют трубы следующих диаметров: 146, 
324, 351, 377, 426 мм, но имеется труба диаметром 197 мм. По стандартам 
АНИ выпускаются обсадные трубы с треугольной короткой и длинной 
резьбами, резьбами «Батресс» и «Экстрем Лайн». Прочностные характери
стики этих труб приведены в табл. 13.3.

В связи с тем, что резьбовые соединения обсадных труб не всегда 
обеспечивают надежную герметичность обсадных колонн, для повышения 
ее, а также с целью нормального свинчивания обсадных труб без задиров и 
заеданий поверхность резьб следует покрывать специальными уплотни
тельными составами — смазками, которые должны противостоять высоким 
контактным давлениям, возникающим на поверхности витков резьбы в 
процессе ее свинчивания и докрепления.

Свойство смазок предохранять резьбовые соединения от задиров 
обеспечивается за счет таких компонентов, как графит и чешуйчатая медь, 
а уплотняющая способность состава достигается посредством добавок 
свинцового порошка и цинковой пыли.

Для смазки резьбовых соединений нефтепромысловых труб отечест
венная нефтеперерабатывающая промышленность выпускает ряд уплотни
тельных составов, используемых в скважинах с широким диапазоном за
бойных температур (табл. 13.4).

Для резьбовых соединений, работающих в условиях высоких темпера-
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Т а б л и ц а  13.1

Сортамент обсадных труб

ГОСТ 632-80

Услов
ный

диаметр
трубы,

мм

Толщи
на стен
ки, мм

Треугольная резьба

оттм
Масса 

1 м тру
бы, кг

ОТТГ
короткая

Масса 
1 м 

гладкой 
трубы, 

кг

удлиненная

Масса 
1 м 

гладкой 
трубы, 

кг

114 5,2 А 11,0 — — — — —
5,7 А 15,2 - - - - -
6,4 ДКЕ 16,9 .Д.ЕЛМ 16,9 Д.ЕЛМ 16,9 —
7,4 ДКЕ 19,4 ДЕЛМРК 19,4 ДЕЛМРК 19,4 —
8,6 ДКЕЛМРТ 22,3 ДЕЛМРТК 22,3 ДЕЛМРТК 22,3 ДЕЛМРТК
10,2 — — ЛМ РТ 26,7 ЛМ РТ 26,7 ЛМ РТ

127 5,6 Д 16,7 - - - - -
6,4 ДКЕ 19,4 Д.ЕЛМ 19,1 Д.ЕЛМ 19,1 -
7,5 ДКЕЛ 22,1 ДЕЛМРТК 22,4 ДЕЛМРТК 22,1 —
9,2 ДКЕЛМРТ 26,3 ДЕЛМРТК 26,7 ДЕЛМРТК 26,7 ДЕЛМРТК
10,2 — — ДЕЛМРТ 30,7 ДЕЛМРТ 30,7 ДЕЛМРТ

140 6,2 ДКЕ 20,4 - - Д 20,4 -
7,0 ДКЕ 22,9 ДЕЛМК 22,9 ДЕЛМК 22,9 —
7,7 ДКЕЛ 25,1 ДЕЛМРТК 25,1 ДЕЛМРТК 25,1 —
9,2 ДКЕЛМРТ 29,5 ДЕЛМРТК 29,5 ДЕЛМРТК 29,5 ДЕЛМРТК
10,5 ДКЕЛМРТ 33,6 ДЕЛМРТК 33,6 ДЕЛМРТК 33,6 ДЕЛМРТК

146 6,5 ДКЕ 22,3 - - Д 22,3 -
7,0 ДКЕ 24,0 ДЕЛМК 24,0 ДКЕ 24,0 —
7,7 ДКЕ 26,2 ДЕЛМК 26,2 ДЕЛМРТК 26,2 —
8,5 ДКЕЛМРТ 28,8 ДЕЛМРТК 28,8 ДЕЛМРТК 28,8 ДЕЛМРТ
9,5 ДКЕЛМРТ 32,0 ДЕЛМРТК 32,0 ДЕЛМРТК 32,0 ДЕЛМРТК
10,7 ДКЕЛМРТ 35,7 ДЕЛМРТК 35,7 ДЕЛМРТК 35,7 ДЕЛМРТК

168 7,3 ДКЕЛ 29,0 ДЕ 29,0 ДЕ 29,0 -
8,0 ДКЕ 31,6 ДКЕЛ 31,6 ДКЕЛ 31,6 —
8,9 ДКЕЛМРТ 35,1 ДЕЛМРТК 35,1 ДЕЛМРТК 35,1 ДЕЛМРТК
10,6 ДКЕЛМРТ 41,2 ДЕЛМРТК 41,2 ДЕЛМРТК 41,2 ДЕЛМРТК
12,2 ДКЕЛМРТ 46,5 ДЕЛМРТК 46,5 ДЕЛМРТК 46,5 ДЕЛМРТК
5,9 Д 24,9 — — — — —
6,9 ДКЕ 29,1 — — Д 29,1 —
8,1 ДКЕЛ 33,7 ДЕЛ К 33,7 Д.ЕЛК 33,7 —
9,2 ДКЕЛМРТ 38,2 ДЕЛМРТК 38,2 ДЕЛМРТК 38,2 ДЕЛМРТК
10,4 ДКЕЛМРТ 42,8 ДЕЛМРТК 42,8 ДЕЛМРТК 42,8 ДЕЛМРТК
11,5 ДКЕЛМРТ 47,2 ДЕЛМРТК 47,2 ДЕЛМРТК 47,2 ДЕЛМРТК
12,7 ДКЕЛМРТ 51,5 ДЕЛМРТК 51,5 ДЕЛМРТК 51,5 ДЕЛМРТК
13,7 — — ЕЛМРТ 55,5 ЕЛМРТ 55,5 ЕЛМРТ
15,0 - - ЛМ РТ 60,8 ЛМ РТ 60,8 ЛМ РТ

194 7,6 ДКЕ 35,0 - - Д 35,0 -
8,3 ДКЕ 38,1 ДЕЛМРТК 38,1 ДЕЛМРТ 38,1 —
9,5 ДКЕЛМРТ 43,3 ДЕЛМРТК 43,3 ДЕЛМРТК 43,3 ДЕЛМРТК
10,9 ДКЕЛМРТ 49,2 ДЕЛМРТК 49,2 ДЕЛМРТК 49,2 ДЕЛМРТК
12,7 ДКЕЛМРТ 56,7 ДЕЛМРТК 56,7 ДЕЛМРК 56,7 ДЕЛМРТК
15,1 — — ЛМ РТ 66,5 ЛМ РТ 66,5 ЛМ РТ

219 6,7 Д 35,1 - - - - -
7,7 ДКЕ 40,2 - - ДКЕ 40,2 -
8,9 ДКЕЛМ 46,3 ДЕЛМК 46,3 ДЕЛМК 46,3 Д.ЕЛМ
10,2 ДКЕЛМРТ 52,3 ДЕЛМРТК 52,3 ДЕЛМРТК 52,3 ДЕЛМРТК
11,4 ДКЕЛМРТ 58,5 ДЕЛМРТК 58,5 ДЕЛМРТК 58,5 ДЕЛМРТК
12,7 ДКЕЛМРТ 64,6 ДЕЛМРТК 64,6 ДЕЛМРТК 64,6 ДЕЛМРТК
14,2 ДКЕЛМРТ 71,5 ДЕЛМРТК 71,5 ДЕЛМРТК 71,5 ДЕЛМРТК

245 7,9 ДКЕ 46,2 - - ДКЕ 46,2 -
8,9 ДКЕЛМ 51,9 ДЕЛМК 51,9 ДЕЛМК 51,9 Д.ЕЛМ
10,0 ДКЕЛМРТ 58,0 ДЕЛМРТК 58,0 ДЕЛМРТК 58,0 ДЕЛМРТК
11,1 ДКЕЛМРТ 63,6 ДЕЛМРТК 63,6 ДЕЛМРТК 63,6 ДЕЛМРТК
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ТУ 14-3-714-78 ТУ 14-3-1599-88 ТУ 14-3-1575-88ТУ 14-3-1658-89

Масса 
1 м тру
бы, кг

ТБО
Масса 

1 м тру
бы, кг ОГ 1М

Масса 
1 м тру
бы, кг

Электро- 
сварные 

с резьбой 
«Бат
ресс»

Масса 
1 м тру
бы, кг

Резьба тре
угольная 
крупная

Масса 
1 м тру
бы, кг

22,3
26.7

26.7
30.7

ДЕЛМРТК
ДЕЛМРТК

22,0
26,7

- - - - - -

29.5
33.6

ДЕЛМРТК
ДЕЛМРТК

29.5
33.6 Д.ЕЛМ

-
Ас
Ас

22,9
25,1 - -

28,8
32,0
35,7

ДЕЛМРТ
ДЕЛМРТК
ДЕЛМРТК

28,8
32,0
35,7

— —
Ас
Ас
Ас
Ас
Ас
Ас

22,4
24.8 
26,3
26.8 
32,0 
35,7

— —

35.1
41.2 
46,5

ДЕЛМРТК
ДЕЛМРТК
ДЕЛМРТК

35.1
41.2 
46,5

Л.ЕЛМ
Л.ЕЛМ

41,2
46,5

Ас
Ас
Ас
Ас

29.0 
31,6
35.0 
41,2

— —

38.2
42.8
47.2
51.5
55.5
60.8

ДЕЛМРТК
ДЕЛМРТК
ДЕЛМРТК
ДЕЛМРТК
ЕЛМРТ
ЛМ РТ

38.2
42.8
47.2
51.5
55.5
60.8

.Д.ЕЛМР

.Д.ЕЛМР
Д.ЕЛМР
Д.ЕЛМР
ДЕЛМРТК

33.7
38.2
42.8
47.2 
51,5

- - - -

43,3
49,2
56,7
66,5

ДЕЛМРТК
ДЕЛМРТК
ДЕЛМРТК
ЛМ РТ

43,3
49,2
56,7
66,5

ДЕЛМР
Д.ЕЛМР
Д.ЕЛМР
Д.ЕЛМР

38.1 
43,3
49.2 
56,7

- - - -

46.3
52.3
58.5
64.6 
71,5

- - Д.ЕЛМР
Д.ЕЛМР
ДЕЛМР
ДЕЛМР

46.3
52.3
58.5
64.6

Ас
Ас
Ас

40.1
46.1 
52,3

- -

51,9
58,0
63,6

- - Д.ЕЛМР
Д.ЕЛМР
ДЕЛМР

51,9
58,0
63,6

Ас
Ас
Ас

46,1
51.7
57.8

- -
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П р о д о л ж е н и е  табл .  13.1

ГОСТ 632-80

Услов
ный

диаметр
трубы,

мм

Толщи
на стен
ки, мм

Треугольная резьба

о т т м
Масса 

1 м тру
бы, кг

О Т  ГГ
короткая

Масса 
1 м 

гладкой 
трубы, 

кг

удлиненная

Масса 
1 м 

гладкой 
трубы, 

кг

12,0 ДКЕЛМРТ 68,7 ДЕЛМРТК 68,7 ДЕЛМРТК 68,7 ДЕЛМРТК
13,8 ДКЕЛМРТ 78,7 ДЕЛМРТК 78,7 ДЕЛМРТК 78,7 ДЕЛМРТК
15,9 — — ЛМ РТ 89,5 ЛМ РТ 89,5 ЛМ РТ

273 7,1 ДКЕ 46,5 - - - - -
8,9 ДЕЛМК 57,9 — — ДЕЛМК 57,9 ДЕЛМ
10,2 ДЕЛМРТК 65,9 — — ДЕЛМРТК 65,9 ДЕЛМРТК
11,4 ДЕЛМРТК 73,3 — — ДЕЛМРТК 73,7 ДЕЛМРТК
12,6 ДЕЛМРТК 80,8 — — ДЕЛМРТК 80,8 ДЕЛМРТК
13,8 ДЕЛМРТК 88,5 — — ДЕЛМРТ 88,5 ДЕЛМРТ
15,1 ЕЛМРТ 96,5 — — ЕЛМРТ 96,1 ЕЛМРТ
16,5 ЛМ РТ 104,5 - - ЛМ РТ 104,5 ЛМ РТ

299 8,5 ДКЕ 60,5 - - ДКЕ 60,5 -
9,5 ДКЕЛМРТ 67,9 — — ДКЕЛМ 67,9 —
11,1 ДЕЛМРТК 78,3 — — ДЕЛМК 78,3 —
12,4 ДЕЛМРТК 87,6 — — ДЕЛМРТК 87,6 —
14,8 ЕЛМРТДК 108,5 — — ЕЛМРТ 108,5 —

324 8,4 А 66,1 - - - - -
9,4 Д.ЕЛК 73,6 - - ДЕЛМК 73,6 -
11,0 ДЕЛМРТК 84,8 — — ДЕЛМК 84,8 —
12,4 ДЕЛМРТК 95,2 — — ДЕЛМРТК 95,2 —
14,0 ДЕЛМРТК 106,9 — — ДЕЛМРТ 106,9 —

340 8,4 А 68,5 - - - - -
9,4 Д.ЕЛК 78,6 - - ДЕЛК 78,6 -
10,9 Д.ЕЛК 88,6 — — ДЕЛК — —
12,2 ДЕЛМК 98,5 — — ДЕЛМК 98,5 —
13,1 ДЕЛМРТК 105,2 — — ДЕЛПМТ 105,2 —
14,0 ДЕЛМРТК 112,2 — — ДЕЛМРТ 112,2 —
15,4 ЛМ РТ 123,5 — — ЛМ РТ 123,5 —

351 9,0 ДК 75,9 - - - - -
10,0 Д.ЕЛК 84,1 — — — — —
11,0 ДЕЛМК 92,2 — — — — —
12,0 ДЕЛМК 100,3 — — — — —

377 9,0 ДК 81,7 - - - - -
10,0 ДЕК 90,5 — — — — —
11,0 Д.ЕЛК 99,3 — — — — —
12,0 Д.ЕЛК 108,0 — — — — —

406 9,5 ДК 93,2 - - - - -
11,1 ДЕК 108,3 - - - - -
12,6 ДЕК 122,1 — — — — —
16,7 ДЕ 160,1 — — — — —

426 10,0 ДК 102,7 - - - - -
11,0 ДЕК 112,6 — — — — —
12,0 ДЕК 122,5 — — — — —

473 11,1 ДК 125,9 - - - - -

508 11,1 ДК 136,3 - - - - -
12,7 д 155,1 — — — —
16,1 д 195,6 — — — —
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ТУ 14-3-714-78 
ТУ 14-3-1658-89 ТУ 14-3-1599-88 ТУ 14-3-1575-88

Масса 
1 м 

трубы, 
кг

ТБО
Масса 

1 м тру
бы, кг ОГ 1М

Масса 
1 м 

трубы, 
кг

Электро- 
сварные 

с резьбой 
«Бат- 
ресс»

Масса 
1 м тру
бы, кг

Резьба тре
угольная 
крупная

Масса 
1 м 

трубы, 
кг

68,7 - - ДЕЛМР 68,7 - - - -
78,7 — — — — — — — —
89,5

57,9 — — — — — — — —
65,9 — — — — — — — —
73,7 — — — — — — — —
80,8 — — — — — — — —
88,5 — — — — — — — —
88,5 — — — — — — — —
104,5

- - - - - - - -

- - - - - - -

сд 84,4
— — — — — — — сд 92,6
— — — — — — — сд 100,7

_ _ _ _ _ _ _ сд 90,8
— — — — — — — сд 99,7

- - - - - - -

сд 108,4

- - - - - - -

сд 103,0
— — — — — — — сд 113,0

- - - - - - -

сд 123,0

- - - - - - - - -
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Т а б л и ц а  13.2

Механические свойства обсадных труб

Показатель
Группа прочности стали

С А А*: К Е Л М Р Т

Временное сопротивление,
МПа, не менее
Предел текучести, МПа:

527 668 550 700 703 773 879 1019 1125

не менее 387 387 320 500 562 668 773 949 1055
не более 562 562 - - 773 879 984 1160 1265

Т а б л и ц а  13.3

Прочностные характеристики импортных обсадных труб

Марка
Предел текучести, МПа

минимальный максимальный

Н-40 276 552
У-55, К-55 379 552
N-80 552 758
С-75 517 620
L-80 552 655
С-90 620 724
С-95 655 758
Р-105 724 931
0-125 8

тур (до 200 °С), рекомендованы смазки на силиконовой основе, которые 
выпускаются под шифрами Р-402 и Р-113 (ТУ 38-101-330 — 73).

Разработанная ВНИИГазом смазка Р-402 применяется для промежу
точных и эксплуатационных колонн из обсадных труб по ГОСТ 632 — 80, а 
также труб ОТТГ1 и ТБО, спускаемых в нефтяные и газовые скважины. 
Силиконовая основа этой смазки позволяет наносить ее на резьбы труб и 
при отрицательных температурах до —30 °С.

Высокотемпературная смазка Р-113 предназначена для нанесения на 
резьбовые соединения левых переводников, замковых соединений и всех 
видов насосно-компрессорных труб.

Для скважинных условий с забойными температурами до 100 °С реко-

Т а б л и ц а  13.4

Состав смазок (массовая доля, %) для резьбовых соединений обсадных труб

Тип смазки

Основа

Силиконо
вая жид

кость № 6

Масло МВП 
или вере

тенное

Масло
машинное

Загусти
тель

Эпоксид
ный ком

паунд 
К -150

Присадки Итого

Р-402 22 — 9 5 — — 36
Р-113 19,8 —

СОсо' 6,4 — — 35
Р-2МВП 14 18,4 4,6 — — 37
Р-416 — 24,3 3,5 6,4 — 0,8 35
УС-1 — — — — 55,7 — 55,7
Лента ФУМ Фторопластовый уплотнительный
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мендуется применять смазки типа Р-2МВП и Р-416, которые изготовляют 
соответственно по ТУ 38-101-332 — 73 и ТУ 38-101-385 — 73.

Состав Р-2МВП отличается от смазки Р-402 содержанием жировой ос
новы, он характеризуется меньшей температуростойкостью и морозо
устойчивостью. В связи с этим при температуре окружающего воздуха ни
же — 5 °С перед нанесением на резьбу смазку необходимо подогревать до 
температуры 5—10 °С. Область использования смазки Р-2МВП охватывает 
промежуточные и эксплуатационные колонны, компонуемые из всех видов 
отечественных и импортных обсадных труб в нефтяных и газовых сква
жинах.

Уплотнительный состав Р-146 рекомендуется применять для смазки 
резьб левых переводников, замковых соединений и всех видов насосно
компрессорных труб.

Для повышения степени герметичности резьбовых соединений экс
плуатационных колонн в газовых скважинах с забойными температурами 
до 130 °С совместно с ВНИИГазом разработан и рекомендован к промыш
ленному применению полимеризующийся уплотнительный состав УС-1. 
Основные его компоненты — эпоксидный компаунд К-153, отвердитель и 
наполнитель, которые смешиваются в соотношении масс 1:0,2:0,6 . К недос
таткам этого состава следует отнести необходимость введения в него от- 
вердителя непосредственно перед применением, что в определенной мере 
ограничивает сроки его использования, а присущая смазке УС-1 токсич
ность требует выполнения специальных правил техники безопасности при 
работе с ней.

Эффективное уплотнение резьбовых соединений обсадных и насосно
компрессорных труб как в заводских, так и в промысловых условиях до 
температур 200 °С может быть достигнуто использованием перспективного 
фторопластового уплотнительного материала — ленты ФУМ, разработан
ной ВНИИГазом (изготовляется по ТУ 6-05-1388 — 70).

Технология применения ленты ФУМ  для уплотнения резьбовых соеди
нений предусматривает намотку двух ее слоев на поверхность резьбы при 
условии, чтобы последняя перекрывалась лентой не менее чем на 2/3 пол
ной длины нарезки. При этом резьбу труб, не требующую специальной 
подготовки (обезжиривания), перед накладыванием ленты, следует очи
стить от загрязнений и предохранительной смазки, а затем покрыть мине
ральным маслом (типа СУ или МВП).

К мероприятиям, направленным на повышение герметичности резьбо-

Наполнители

Отверди
тельГрафито

вый поро
шок

Свинцо
вый поро

шок

Цинковая
пыль

Медная
пудра

Свинцо
вый су

рик

Серни
стый

свинец
Итого

20 28 12 4 — — 64 —

— 58 — — 2 5 65 —

18 29 12 4 — — 63
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вых соединений, следует отнести металлизацию резьб напылением цинка, 
которая рекомендуется для обсадных колонн диаметром 146 мм, спускае
мых в нефтяные скважины. При этом цинковое покрытие наносят на резь
бу муфты, которую перед свинчиванием дополнительно покрывают одной 
из смазок (Р-2МВП или Р-402).

13.3. ПРИНЦИПЫ ПРОЕКТИРОВАНИЯ КОНСТРУКЦИИ СКВАЖИНЫ

Все обсадные колонны по своему назначению разделяются следующим 
образом.

Направление — первая колонна труб или одна труба, предназначенная 
для закрепления приустьевой части скважин от размыва буровым раство
ром и обрушения, а также для обеспечения циркуляции жидкости. Направ
ление, как правило, одно. Однако могут быть случаи крепления скважин 
двумя направлениями, когда верхняя часть разреза представлена лессовы
ми почвами, насыпным песком или имеет другие специфические особенно
сти. Обычно направление спускают в заблаговременно подготовленную 
шахту или скважину и бетонируют на всю длину. Иногда направления за
бивают в породу, как сваю.

Кондуктор — колонна обсадных труб, предназначенная для разобще
ния верхнего интервала разреза горных пород, изоляции пресноводных 
горизонтов от загрязнения, монтажа противовыбросового оборудования и 
подвески последующих обсадных колонн.

Промежуточная обсадная колонна служит для разобщения несовмес
тимых по условиям бурения зон при углублении скважины до намеченных 
глубин.

Промежуточные обсадные колонны бывают следующих видов:
сплошные — перекрывающие весь ствол скважины от забоя до ее 

устья независимо от крепления предыдущего интервала;
хвостовики — для крепления только необсаженного интервала сква

жины с перекрытием предыдущей обсадной колонны на некоторую вели
чину;

летучки — специальные промежуточные обсадные колонны, служащие 
только для перекрытия интервала осложнений и не имеющие связи с пре
дыдущими или последующими обсадными колоннами.

Секционный спуск обсадных колонн и крепление скважин хвостови
ками являются, во-первых, практическим решением проблемы спуска тя
желых обсадных колонн и, во-вторых, решением задачи по упрощению 
конструкции скважин, уменьшению диаметра обсадных труб, а также за
зоров между колоннами и стенками скважины, сокращению расхода ме
талла и тампонирующих материалов, увеличению скорости бурения и сни
жению стоимости буровых работ.

Для тяжелых условий бурения (искривление ствола, большое ко
личество долблений) и конструкции скважины предусматриваются спе
циальные виды промежуточных обсадных колонн — поворотные или 
сменные.

Эксплуатационная колонна — последняя колонна обсадных труб, ко
торой крепят скважину для разобщения продуктивных горизонтов от ос
тальных пород и извлечения из скважины нефти или газа или, наоборот, 
для нагнетания в пласты жидкости или газа. Иногда в качестве эксплуата
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ционной колонны может быть использована (частично или полностью) по
следняя промежуточная колонна.

Основные параметры конструкций скважины — количество и диаметр 
обсадных колонн, глубина их спуска, диаметр долот, которые необходимы 
для бурения под каждую обсадную колонну, а также высота подъема и ка
чество тампонажного раствора за ними, обеспечение полноты вытеснения 
бурового раствора.

Разработка конструкции скважины базируется на следующих основ
ных геологических и технико-экономических факторах:

а) геологические особенности залегания горных пород, их физико
механическая характеристика, наличие флюидосодержащих горизонтов, 
пластовые температуры и давления, а также давление гидроразрыва прохо
димых пород;

б) назначение и цель бурения скважины;
в) предполагаемый метод заканчивания скважины;
г) способ бурения скважины;
д) уровень организации техники, технологии бурения и геологическая 

изученность района буровых работ;
е) уровень квалификации буровой бригады и организация материаль

но-технического обеспечения;
ж) способы и техника освоения, эксплуатации и ремонта скважины.
К объективным геологическим факторам относятся предполагаемая и 

фактическая стратиграфия и тектоника разреза, мощность пород с различ
ной проницаемостью, прочностью, пористостью, наличие флюидосодержа
щих пород и пластовые давления.

Геологическое строение разреза горных пород при проектировании 
конструкции скважин учитывается как фактор неизменный.

В процессе разработки залежи ее первоначальные пластовые характе
ристики будут изменяться, так как на пластовые давления и температуру 
влияют продолжительность эксплуатации, темпы отбора флюидов, способы 
интенсификации добычи и поддержания пластовых давлений, использова
ние новых видов воздействия на продуктивные горизонты с целью более 
полного извлечения нефти и газа из недр. Поэтому эти факторы необходи
мо учитывать при проектировании конструкции скважин.

Конструкция скважин должна отвечать условиям охраны окружающей 
среды и исключать возможное загрязнение пластовых вод и межпластовые 
перетоки флюидов не только при бурении и эксплуатации, но и после 
окончания работ и ликвидации скважины. Поэтому необходимо обеспечи
вать условия для качественного и эффективного разобщения пластов. Это 
один из главнейших факторов.

Все технико-экономические факторы субъективные и изменяются во 
времени. Они зависят от уровня и степени совершенствования всех форм 
организации, техники и технологии буровых работ в совокупности. Эти 
факторы влияют на выбор конструкции скважин, позволяют ее упростить, 
однако не являются определяющими при проектировании. Они изменяются 
в широких пределах и зависят от исполнителей работ.

Таким образом, принципы проектирования конструкций скважин 
прежде всего должны базироваться и определяться геологическими факто
рами.

Простая конструкция (кондуктор и эксплуатационная колонна) не во 
всех случаях является рациональной. В первую очередь это относится к
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глубоким скважинам (4000 м и более), вскрывающим комплекс разнооб
разных отложений, в которых возникают различные, иногда диаметрально 
противоположные по характеру и природе осложнения.

Следовательно, рациональной можно назвать такую конструкцию, ко
торая соответствует геологическим условиям бурения, учитывает назначе
ние скважины и другие, отмеченные выше факторы, и создает условия для 
бурения интервалов между креплениями в наиболее сжатые сроки. По
следнее условие является принципиальным, так как практика буровых ра
бот четко подтверждает, что чем меньше времени затрачивается на буре
ние интервала ствола между креплениями, тем меньше количество и тя
жесть возникающих осложнений и ниже стоимость проводки скважины.

Рассмотрим влияние некоторых перечисленных факторов на подбор 
рациональной конструкции скважины.

Геологические условия бурения. Чтобы обеспечить лучшие условия 
бурения, наиболее эффективную технологию проводки и предупредить 
возможные осложнения, необходимо учитывать:

а) характеристику пород, вскрываемых скважиной, с точки зрения 
возможных обвалов, осыпей, кавернообразования;

б) проницаемость пород и пластовые (поровые) явления;
в) наличие зон возможных газо-, нефте- и водопроявлений и поглоще

ний промывочной жидкости и условия, при которых эти осложнения воз
никают;

г) температуру горных пород по стволу;
д) углы падения пород и частоту чередования их по твердости.
Детальный учет первых трех факторов позволяет определить необхо

димые глубины спуска обсадных колонн.
Породы с низкой прочностью должны быть перекрыты обсадной ко

лонной (или колоннами) сразу же после вскрытия всей их толщины, так 
как при бурении могут образоваться обвалы и резко осложняются работы 
по проходке.

Зоны с различным характером осложнений (проявления и поглоще
ния) также должны быть изолированы друг от друга, если пластовые дав
ления превосходят давления гидроразрыва пород, так как предупреждение 
каждого из этих осложнений достигается прямо противоположными несо
вместимыми методами.

Температура горных пород в процессе бурения значительно влияет на 
вязкость, статическое напряжение сдвига (СНС) и водоотдачу бурового 
раствора: чем выше температура горных пород, тем труднее поддерживать 
эти параметры в допустимых пределах. Иногда кроме термостойких реа
гентов для прохождения таких зон требуются различные несовместимые 
системы буровых растворов, что вызывает необходимость разобщения по
добных зон обсадными колоннами. Значительная разница температур тре
бует применения различных типов тампонажных цементов.

Углы падения горных пород и частота чередования их по твердости 
при прочих условиях оказывают доминирующее влияние на темп искрив
ления ствола в процессе бурения. Чем больше углы падения пород (при
мерно до 60°) и чем чаще породы с различной твердостью переслаиваются, 
тем выше темп набора кривизны.

Колебания зенитного и азимутного углов являются основной причиной 
образования желобных выработок в стволе и препятствуют достижению 
обсадными колоннами проектных глубин в стволе вследствие их заклини
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вания при спуске в желобах. Для успешного выполнения заданной про
граммы крепления необходимо, чтобы углы искривления ствола были ми
нимальными. Проектная конструкция нарушается, что, как правило, приво
дит к ликвидации скважины в результате невозможности довести ее до за
данной глубины.

Назначение скважины. Сочетание обсадных колонн различных диа
метров, составляющих конструкцию скважины, зависит от диаметра экс
плуатационной колонны.

Диаметр эксплуатационных колонн нагнетательных скважин обуслов
лен давлением, при котором будет закачиваться вода (газ, воздух) в пласт, и 
приемистостью пласта. При выборе диаметра эксплуатационной колонны 
разведочных скважин на структурах с выявленной продуктивностью нефти 
или газа решающим фактором является обеспечение условий для проведе
ния опробования пластов и последующей эксплуатации промышленных 
объектов.

В разведочных скважинах (поискового характера) на новых площадях 
диаметр эксплуатационной колонны зависит от необходимого количества 
спускаемых промежуточных обсадных колонн, качества получаемого кер- 
нового материала, возможности проведения электрометрических работ и 
испытания вскрытых перспективных объектов на приток. Скважины этой 
категории после спуска последней промежуточной колонны можно бурить 
долотами диаметром 140 мм и меньше с последующим спуском 114-мил- 
лиметровой эксплуатационной колонны или колонны меньшего диа
метра.

Наиболее жесткие требования, по которым определяют диаметр экс
плуатационной колонны, диктуются условиями эксплуатации скважин. 
Снижение уровня жидкости при добыче нефти или воды в обсадной ко
лонне и уменьшение давления газа в пласте обусловливает возникновение 
сминающих нагрузок. Вследствие этого обсадная колонна должна быть со
ставлена из труб такой прочности, чтобы в процессе эксплуатации не про
изошло их смятия (необходимая прочность обсадной колонны на сминаю
щие и страгивающие усилия и внутреннее давление).

При проектировании конструкций газовых и газоконденсатных сква
жин необходимо учитывать следующие особенности:

а) давление газа на устье близко к забойному, что требует обеспечения 
наибольшей прочности труб в верхней части колонны;

б) незначительная вязкость газа обусловливает его высокую прони
кающую способность, что повышает требования к герметичности резьбо
вых соединений и колонного пространства;

в) интенсивный нагрев обсадных колонн приводит к возникновению 
дополнительных температурных напряжений на незацементированных уча
стках колонны и требует учета этих явлений при расчете их на прочность 
(при определенных температурных перепадах и некачественном цементи
ровании колонны перемещаются в верхнем колонном направлении);

г) возможность газовых выбросов в процессе бурения требует уста
новки противовыбросового оборудования;

д) длительный срок эксплуатации и связанная с ним возможность кор
розии эксплуатационных колонн требуют применения специальных труб с 
противокоррозионным покрытием и пакеров.

Общие требования, предъявляемые к конструкциям газовых и газо
конденсатных скважин, заключаются в следующем:
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прочность конструкции в сочетании с герметичностью каждой обсад
ной колонны и цементного кольца в колонном пространстве;

качественное разобщение всех горизонтов и в первую очередь газо
нефтяных пластов;

достижение запроектированных режимов эксплуатации скважин, обу
словленных проектами разработки горизонта (месторождения);

максимальное использование пластовой энергии газа для его транс
портировки по внутрипромысловым и магистральным газопроводам.

Запроектированные режимы эксплуатации с максимальными дебитами 
и максимальное использование пластовой энергии требуют увеличения 
диаметра эксплуатационной колонны.

Метод вскрытия пласта. Метод вскрытия определяется главным обра
зом особенностями продуктивных пластов, к которым относятся пластовое 
давление, наличие пропластковых и подошвенных вод, прочность пород, 
слагающих пласт, тип коллекторов (гранулярный, трещиноватый и др.).

При нормальных (гидростатических) и повышенных давлениях экс
плуатационную колонну цементируют через башмак.

При пониженных пластовых давлениях, отсутствии пропластковых и 
подошвенных вод и достаточной прочности пород пласта в некоторых слу
чаях после вскрытия объекта эксплуатационную колонну, имеющую 
фильтр против продуктивных горизонтов, цементируют через боковые от
верстия, расположенные над кровлей этих горизонтов (так называемое 
манжетное цементирование), или «обратным» цементированием.

Однако в ряде случаев до вскрытия продуктивных горизонтов, при на
личии в разрезе пластов с аномально высоким пластовым давлением 
(АВПД) или обваливающихся пород, скважины бурят с промывкой забоя 
буровыми растворами повышенной плотности. Вскрытие объекта с исполь
зованием указанных растворов часто сопровождается их поглощением 
трещиноватыми коллекторами.

Освоение таких скважин затрудняется, а иногда заканчивается безре
зультатно. Для успешного вскрытия, а затем освоения таких объектов 
плотность буровых растворов должна быть минимальной. В рассматривае
мых случаях вскрытие продуктивных пластов возможно только при усло
вии предварительного перекрытия всего разреза до их кровли промежу
точной обсадной колонной. Буровой раствор проектируется специально для 
вскрытия пласта. При этом эксплуатационная колонна может быть либо 
сплошной, либо представлена хвостовиком и промежуточной колонной. 
Если породы продуктивных горизонтов устойчивы, скважины могут экс
плуатироваться и без крепления обсадной колонной.

На рис. 13.1 показаны различные конструкции эксплуатационных ко
лонн в зависимости от метода вскрытия и крепления продуктивных гори
зонтов.

Способ бурения. В нашей стране бурение скважин осуществляется ро
торным способом, гидравлическими забойными двигателями или электро
бурами. Для обеспечения эффективной работы долота при бурении глубо
ких скважин используют турбобуры диаметром 168 и 190 мм. По диаметру 
турбобуров при заканчивании скважины определяют возможную ее конст
рукцию.

Диаметр турбобура, м м .....................................................  190 168
Конструкция скважины, мм.............................................. 377x273x146(168) 351x245x146(168)
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Рис. 13.1. Типы конструкций эксплуатационных колонн:
1 — сплошная колонна, зацементированная через башмак; 2 — сплошная колонна, зацементи
рованная через специальные отверстия под пластом; 3, 4 — зацементированная колонна с 
хвостовиком; 5 — колонна, спущенная до пласта (эксплуатация с отрытым забоем); 6, 7 — 
комбинированные колонны, спущенные секциями

Наименьший диаметр работоспособного электробура равен 215 мм, 
поэтому возможно только следующее сочетание диаметров обсадных ко
лонн в конструкции скважины: 377х299(273)х146(168) мм.

Наиболее широк диапазон возможных сочетаний диаметров обсадных 
колонн в конструкциях при бурении скважин роторным способом.

Для повышения скорости бурения часто применяют (последователь
но и одновременно) турбинный и роторный способы. Как правило, на 
конструкцию скважины турбинный способ отрицательного влияния не 
оказывает.

При разработке рациональной конструкции глубоких разведочных 
скважин необходимо исходить из условий получения наибольших скоро
стей бурения при наименьших объемах работ в промежуточных колоннах, 
выбора минимально допустимых зазоров между колонной и стенками 
скважины, максимально возможного увеличения глубины выхода спускае
мой колонны из-под предыдущей, а также уменьшения диаметра эксплуа
тационной колонны. При выборе конструкции должны быть обеспечены 
условия максимального сохранения естественного состояния ствола сква
жины.

В процессе бурения происходит естественное или принудительное ис
кривление скважин, что затрудняет крепление ствола колоннами обсадных 
труб.

В процессе спуска обсадных труб в скважину наблюдается активное 
взаимодействие колонны труб со стенками скважины и заполняющей ее 
жидкостью. Это взаимодействие носит сложный характер и проявляется в 
виде сопротивления, которое оказывает скважина спуску колонны труб.

Сопротивления, возникающие в определенных условиях, могут дости
гать больших значений и препятствовать спуску обсадных колонн в сква
жину.

Для успешного спуска обсадных колонн ствол скважины в интервале 
крепления должен иметь среднюю интенсивность пространственного ис-
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кривления. Плотность бурового раствора должна быть минимально допус
тимой. Особое значение при этом приобретают гидродинамические на
грузки на продуктивный пласт.

13.3.1. МЕТОДЫ ПРОЕКТИРОВАНИЯ КОНСТРУКЦИЙ СКВАЖИН

Выбор конструкции скважины является основным этапом ее проекти
рования и должен обеспечить высокое качество строительства такого дол
говременно эксплуатируемого сложного нефтепромыслового объекта, пре
дотвратить аварии и осложнения в процессе бурения, создать условия для 
снижения затрат времени и материально-технических средств на бурение.

До настоящего времени конструкции скважин выбирали, как правило, 
без достаточно систематизированного анализа определяющих факторов и 
базировались в основном на принципах минимального расхода металла или 
борьбы с осложнениями в процессе бурения.

Вопросами разработки принципов подхода к проектированию рацио
нальной конструкции скважин занимался ряд исследователей в нашей 
стране и за рубежом. Основной предпосылкой было гидродинамическое 
совершенство конструкции с целью получения на забое скважины макси
мальной гидравлической мощности или определение необходимых зон кре
пления и глубины спуска обсадных колонн в зависимости от условия пре
дупреждения гидроразрыва горных пород или газопроявлений; в других 
случаях определяющим фактором была конечная стоимость скважины как 
инженерного сооружения. В принятом для руководства положении опреде
ляющим принципом проектирования рациональной конструкции скважины 
считается обоснованное распределение всего интервала бурения по не
скольким зонам в зависимости от несовместимости условий бурения от
дельных интервалов скважины. Под несовместимостью условий бурения 
понимают такое их сочетание, когда заданные параметры технологических 
процессов бурения нижележащего интервала скважины вызывают ослож
нения в пробуренном, лежащем выше интервале, если последний не закре
плен обсадной колонной, а проведение специальных дополнительных тех
нологических мероприятий по предотвращению этих осложнений невоз
можно.

Отсутствие единой методики выбора конструкций скважин в одних 
случаях приводит к большим затратам средств на ликвидацию осложнений 
в процессе бурения, а в других — к излишнему расходованию металла на 
крепление скважин.

Вместе с тем есть и рациональный подход к установлению главных 
факторов, определяющих совершенство конструкции скважины в различ
ных геолого-технических условиях.

Рассмотрим основные из них.
При заканчивании скважин турбинным способом необходимо соблю

дать оптимальное соотношение между диаметрами забойного двигателя и 
скважины для сохранения условия, обеспечивающего интенсивность очи
стки забоя. Последнее достигается неизменностью в процессе бурения 
скважины удельного расхода промывочной жидкости д, т.е. расхода Q, от
несенного к площади забоя:

q =  AQ/nD2,
где D — диаметр скважины.
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Условием использования максимума гидравлической мощности потока 
при ограниченном давлении на насосах является реализация на забое 2/3 
общего перепада давления в циркуляционной системе. Ухудшение показа
телей бурения с ростом глубин связано не только с увеличением энергоем
кости разрушения пород на больших глубинах, но и с закономерным паде
нием забойной мощности. В этом случае выбор недостаточно обоснованной 
конструкции скважины (оптимальных соотношений диаметров долот и бу
рильных труб, соответствующего типа и размера забойного двигателя) бу
дет способствовать быстрому снижению забойной гидравлической мощно
сти, так как сохранение оптимального соотношения перепада давления, 
равного 2/3, сильно затрудняется с увеличением глубины и уменьшением 
диаметра скважины.

В табл. 13.5 приведены рациональные диаметры скважины и буриль
ных труб. Эти варианты обеспечивают лучшие условия для бурения сква
жины: большие расходы создают турбулентный режим течения жидкостей; 
тип и конструкция забойного двигателя позволяют получить максимальную 
мощность на забое скважины; бурильные трубы при минимальном весе 
обеспечивают максимальный КПД гидравлической мощности.

Надежность конструкции в зависимости от гидродинамики давлений в 
стволе скважины и возможности возникновения интенсивных поглощений 
бурового раствора или газонефтеводопроявлений служит основой методи
ки.

Необходимая глубина спуска кондуктора или промежуточной колонны 
Нх определяется из условия максимального и минимального значений дав
ления гидравлического разрыва пластов, вскрываемых при бурении под 
очередную промежуточную колонну:

Н\ =  Р\/(Др2 -  АрО,

гАе Pi — ожидаемое давление на устье скважины; Др, — ожидаемое значе
ние градиента гидростатического давления газированного бурового раство
ра в случае газопроявления в процессе бурения под очередную промежу
точную колонну; Др2 — минимальное значение градиента давления разрыва 
пласта для интервала ниже башмака кондуктора.

Как следует из приведенного выше выражения, необходимая длина 
обсадной колонны находится в прямой зависимости от значений давления 
на устье скважины и градиента гидростатического давления бурового рас
твора.

Для газовых месторождений при возможности фонтанирования глуби
ну спуска кондуктора Н" из-за незначительности градиента гидростатиче
ского давления газового столба находят из выражения

Т а б л и ц а  13.5

Рациональные диаметры скважины и бурильных труб

Диаметр сква
жины, мм

Диаметр бурильных труб, мм
Зазор, мм

Забойный двигатель

по телу по замку типоразмер КПД

190 127 ЗУ-155 35 ТС4М-65/8" 0,52
214 127 ЗУ-155 49 ТС5Б-772" 0,63
243 146 ЗУ-188 55 ЗТС5А-8" 0,58
269 146 ЗУ-188 81 ТС5Б-9" 0,69
295 168 ЗУ-212 107 ТС5Б-9" 0,69
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я;' =  р2/др2,

гАе Рг — давление газонасыщенного пласта.
В случае ожидания возможных поглощений ниже башмака проме

жуточной колонны возникает необходимость определить глубину спуска 
этой колонны, которую рассчитывают по формуле

Н2 =  р 3/Лр4,

где Н2 — глубина спуска промежуточной колонны; р3 — максимальное зна
чение гидродинамического давления, возникающего в процессе бурения 
под очередную колонну после спуска предыдущей промежуточной колон
ны; Др4 — минимальное значение градиента давления гидроразрыва для 
интервала бурения под очередную колонну после спуска промежуточной 
колонны.

Таким образом, при проектировании конструкций скважин для кон
кретных геологических условий оптимальные глубины спуска колонн с 
учетом предотвращения поглощений и газоводонефтепроявлений в процес
се бурения определяют последовательно снизу вверх. Расчетные глубины 
спуска кондуктора и других промежуточных колонн уточняют с учетом 
геологических особенностей месторождений.

В.Д. Малеванским предложена зависимость для определения глубины 
спуска промежуточной колонны в газовой скважине:

Н =  Рпд/а',

гДе  Рпл — максимальное возможное давление газа на глубине Н  при опо
рожнении скважины, МПа; а' — градиент давления разрыва пластов, при
нятый равным 0,02 МПа/м.

Для выбора количества обсадных колонн (зон крепления) используют 
совмещенный график изменения пластового давления, давления гидрораз
рыва пород и гидростатического давления столба бурового раствора, по
строенный на основании исходных данных в прямоугольных координатах 
глубина — эквивалент градиента давления (рис. 13.2).

Под эквивалентом градиента давления понимают плотность жидкости, 
столб которой в скважине на глубине определения создает давление, рав
ное пластовому (поровому) или давлению гидроразрыва.

Кривые, характеризующие изменение пластового (порового) давления 
и давления гидроразрыва пластов, строят на основании данных промысло
вых исследований.

Определение зон совместимости, количества обсадных колонн и глу
бин их спуска производят в такой последовательности.

1. По литологической характеристике разреза выделяют интерва
лы с аномальной характеристикой пластовых давлений и давлений гидро
разрыва.

2. Для интервалов по п. 1 находят значения эквивалентов градиентов 
пластовых (поровых) давлений и давлений гидроразрыва слагающих пород.

3. На совмещенный график наносят точки эквивалентов и строят кри
вые эквивалентов градиентов давлений (см. рис. 13.2, точки 1, 2 ..., 19 — 
пластовых давлений, точки 20, 21, ... , 39 — давлений гидроразрыва).

4. Параллельно оси ординат проводят линии АВ, EF, KL и ОР касатель
но к крайним точкам эквивалентов градиентов пластового (порового) дав-
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Рис. 13.2. Совмещенный график давлений для выбора конструкции скважины

ления и линии CD, GH, MN, QS — касательно к крайним точкам кривой 
эквивалентов градиентов давления гидроразрыва.

5. Зоны ABCD, EFGH, KLMH, OPQS являются зонами совместимых ус
ловий бурения.

6 . Линии АВ, EF, KL, ОР определяют граничные условия по пластовым 
давлениям для соответствующих интервалов разреза, а линии CD, GH, MN, 
QS — по давлениям гидроразрыва.

Зоны совместимых условий бурения являются зонами крепления
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скважины обсадными колоннами. Количество зон крепления соответствует 
количеству обсадных колонн.

7. Глубина спуска обсадной колонны (установки башмака) принимает
ся на 10 — 20 м выше окончания зоны крепления (зоны совместимых усло
вий), но не выше глубины начала следующей зоны совместимых условий.

8. Плотность бурового раствора, применяемого при бурении в данной 
зоне крепления, должна находиться в пределах зоны совместимых условий 
и отвечать следующим требованиям: для скважин глубиной до 1200 м гид
ростатическое давление в скважине, создаваемое столбом бурового раст
вора, должно превышать пластовое на 10—15 %, а для скважин глубже 
1200 м — на 5—10 %. Отклонения от установленной плотности промывоч
ной жидкости до 1,45 г/см3 допускаются не больше чем на 0,02 г/см2, а для 
более высокой плотности — не больше чем на 0,03 г/см3 (по замерам буро
вого раствора, освобожденного от газа).

Глубина спуска эксплуатационной колонны определяется способами 
заканчивания и эксплуатации скважины, а глубина спуска кондуктора — 
требованиями охраны источников водоснабжения от загрязнения, предот
вращения осложнений при бурении под очередную обсадную колонну, об
вязки устья скважины противовыбросовым оборудованием и подвески об
садных колонн.

При проектировании и бурении первых трех разведочных скважин, 
если достоверность геологического разреза недостаточна, допускается 
включать в конструкцию скважины резервную промежуточную обсадную 
колонну. В этом случае бурение скважины производят в расчете на креп
ление резервной обсадной колонной намеченного интервала. Однако, если 
в процессе бурения будет установлено, что необходимость в спуске ре
зервной обсадной колонны отпала, продолжают углублять ствол под оче
редную обсадную колонну до запроектированной глубины.

13.4. РАСЧЕТ ЭКСПЛУАТАЦИОННЫХ КОЛОНН. 
ОПРЕДЕЛЕНИЕ НАРУЖНОГО ДАВЛЕНИЯ

Методика Г.М. Саркисова. Расчетное наружное давление определяют 
по составному столбу бурового и тампонажного растворов с учетом на
грузки цементного кольца. В отдельных случаях для скважин, бурящихся в 
сложных геологических условиях, с разрешения нефтегазодобывающего 
объединения допускается определение наружного давления по всему ство
лу скважины по столбу бурового раствора.

Формулы для расчетных давлений зависят от соотношения между L, h,
Н, Z q , причем / г ,  является глубиной, на которой наружное давление при раз
грузке цементного кольца достигает гидростатического и определяется по 
одной из следующих формул:

z  _  ( 1 ~ * ) ( Р ц  -  Pp ) f t  +  £ ( Рц  -  Р р ) £  . j 1 3

0 Рц -  * ( Р о  -  Рв )

„  _  ( 1 - * ) ( Р ц  - Р р ) Л  +  £ ( Рц  - Р р ) £  +  Р ц ^
Z  о -------------------------------------------------------------, ( l o . Z J

Рц — ^ (Р о  — Р н ) — Рв

где L — глубина скважины, м; h — расстояние от устья скважины до уров
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ня тампонажного раствора в затрубном пространстве, м; Я  — расстояние 
от уровня жидкости в колонне, м; к — коэффициент разгрузки цементного 
кольца; рц, рр, р0, рв, рн — плотность соответственно тампонажного и бу
рового растворов, продавочной жидкости, воды и жидкости в колонне, 
кг/м3.

В зависимости от положения уровней h и Я  возможны следующие 
случаи.

1. h > Я  (уровень жидкости в колонне выше уровня подъема тампо
нажного раствора в затрубном пространстве).

По формуле (13.2) находят z0. Если при этом окажется, что < Л, то 
расчетные давления pL, рл, p'h, рн (МПа) соответственно на глубинах L, h и 
Я  определяют по следующим формулам (причем на глубине h получаются 
два значения давлений):

Pi = 10 91(Рц -  Рн)L -  (Рц -  Рр)Л + рнЯ](1 -  *);

Ph = 10 6 gr[(l _ к)рнН  -  к(рц -  р0)(1 -  Л) + (1 -  * ) (Рр -  рн)Л]; 

Рь =Ю -6д[рнЛ - р н(Л -Я )] ;

Р н =Ю -6дРрН.

(13.3)

Здесь и далее д — ускорение силы тяжести, м/с 
Если же окажется, что z0 > h, то

Pi =Ю~6д[(рц - р н)1 - (р ц - р р)Л + рцЯ](1-А:); 

Pz0 = 10~6g[pBz„ - p H(z0 -Я ) ] ;

Ph = 10-6д[рвЛ - р н(Л -Я )];

Р'н =Ю -6д[ррЛ - р н(Л -Я )];  

рн =Ю -6дРрН.

(13.4)

2. h < Н  (уровень жидкости в колонне выше уровня подъема тампо
нажного раствора в затрубном пространстве).

По формуле (13.2) определяют z0. Если при этом окажется, что z0 > Н, 
то давление определяют по формулам

Pi =Ю “ дг[(рц - р н)1 - (р ц - р р)Л + рнЯ](1-А:); 

Pz0 = 10~6g[pBz„ - p H(z0 -Я ) ] ;

Рн = Ю~6дрвЯ ;

Рь = ю~6дрвЛ; 

р' = 10-6дРрЛ.

(13.5)
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Если при расчетах по формуле (13.1) окажется, что z0 < Н, то тогда z0 
надо вычислять по формуле (13.2). Если при этом новом расчете z0 > h, то 
давление находят по формулам

P l = Ю-6д1(рц — P J L  — (рц — Рр)Л +  рнЯ ](1 — *);

Рн = Ю' 91 (Рц -  к Р о ) Н  -  (1 -  к ) ( р ц -  Рр)Л -  £(рц —р0).£.]; 

Pz„ = io _6gpBz0; (13.6)

P h  =ю- д р вЪ

p'h = 10-6дРрЛ.

Если при определении z0 по формуле (13.1) окажется, что < Л, то 

Pl = 10_6д[(рц - р н)1 - (р ц - р р)Л + рнЯ ](1 -Аг);

Рн = Ю 6^[(Рц -  кр0)Н  -  (1 -  £)(Рц - р р)Л-А:(рц -р 0)1];

Ph = Ю 6^([(1 -  А)Рр +к(рц - р 0)]Л-А:(рц -р 0)1 ); 

p'h =Ю -6дРрЛ.

(13.7)

3. Н  =  L  (полное опорожнение скважины).
По формуле (13.1) вычисляют z0. Если окажется, что < Л, то давления 

вычисляют по формулам

P l = Ю - ьд [р р Л  +  Р ц( 1 —Я ) ] ( 1  —i ) ;

Ph = 1 0  6 gr [ ( i  _  k)Pph _  * (Рц _  P o ) ( L  _  щ.

р' = 10-6дРрЛ.

(13.8)

Если же при вычислении z0 окажется, что z0 > h, то

Pi = 10 у [ррЛ + рц (L — Л)] (1 — £);

Pz„ =10_6gpBz0;

Ph = ю -  ДОвЛ; 

р' = 10-6дРрЛ.

(13.9)

После определения расчетных давлений необходимо построить эпюру 
(рис. 13.3). При построении эпюры для глубин L, Н, h, z0 откладывают в 
горизонтальном направлении в принятом масштабе значения давлений pL, 
Рн, Ph, P h , Pz0 и полученные точки А, В, С, D, Е  (соседние) соединяют 
между собой прямолинейными отрезками.
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Рис. 13.4. Схема крепления скважины

На глубине h эпюра имеет скачок, так как для рл получено два значе
ния. Для выравнивания эпюры из точки, соответствующ ей большому зна
чению pi,, необходимо провести вниз вертикальную линию до пересечения 
с лежащ ей ниже частью эпюры. О трезок этой вертикали, начиная от точ
ки пересечения и до уровня h принимается за линию эпюры на этом уча
стке.

Приведенные выше формулы получены для идеального случая крепле
ния скважин. При выводе расчетных формул принимают, что обсадная ко
лонна окружена упругими цементными оболочками и горными породами. 
Пластовое давление пористых, насыщенных жидкостью и газом горизонтов 
принимают равным гидростатическому давлению соответствующ его столба 
воды. Поставленная задача о взаимодействии цементной оболочки и обсад
ной колонны реш ается с использованием формулы Ламе для определения 
радиальных деформаций трубы и цементной оболочки. Приравнивая ради
альные перемещения точек контактной поверхности трубы и оболочки, на
ходят коэффициент разгрузки цементного кольца.

Схема крепления скважин приведена на рис. 13.4.
В постановке и решении задач по расчету обсадных колонн на сопро

тивляемость смятию имеется ряд недостатков.
При бурении скважин в большинстве районов вскрываю т горизонты с 

давлениями насыщающего их флюида, превышающими гидростатическое. 
Поэтому внешнее давление на колонну снизится до пластового, а не до 
гидростатического давления столба воды. Кроме того, необходимо доказать 
применимость условий неразрывности контактной поверхности трубы и 
оболочки в условиях скважины. Экспериментальные работы по исследова
нию прочности обсадных труб, окруженных цементной оболочкой, показа
ли, что жидкость из модели пласта проникала между поверхностью патруб
ка и цементным кольцом. Следовательно, несмотря на наличие цементного
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кольца, активное давление на колонну создавалось жидкостью. Исследова
ниями качества цементирования скважин акустическим цементомером, 
проведенными в последние годы, установлено, что после испытания обсад
ной колонны на герметичность контакт ее с цементным кольцом ухудшает
ся. Все это косвенно указы вает на то, что значения радиальной деформа
ции наружной поверхности обсадной колонны и внутренней поверхности 
цементной оболочки могут быть не равны.

Методика ВНИИБТ. Расчетное наружное давление на колонну опреде
ляют с учетом пластовых давлений высоконапорных горизонтов. Сразу по
сле продавки тампонажного раствора наружным давлением для обсадной 
колонны является:

а) давление составного столба бурового и тампонажного растворов при 
z > h (z — глубина, для которой определяют давление)

Рн =  [ЛРр +  ( Z  -  Л)Рц]10 V ;  (13 .10)

б) давление столба бурового раствора при z < h

Рн =  ю - 6 Z Рр д; (13.11)

в) давление столба тампонажного раствора при h =  0

р„ =  г р цд. (13.12)

В интервале подъема тампонажного раствора после ОЗЦ наружное 
давление для обсадной колонны определяется по следующей формуле:

рн =  zm, (13.13)

где ш — модуль градиента пластового давления.
При спуске колонн секциями и при двухступенчатом цементировании 

наружное давление определяется так же, как для колонн, спускаемых и 
цементируемых в один прием.

О пределен и е вн утреннего д авлен и я

После цементирования обсадных колонн внутреннее давление рв в 
любом сечении определяется по формуле

рв =  z р0д  +  ру, (13.14)

где ру — давление на устье скважины в конце закачки продавочной жидко
сти в процессе испытания на герметичность, при освоении и эксплуата
ции.

Внутреннее давление в скважине из условия аварийного фонтаниро
вания вскрываемых пластов из-под проектируемой колонны рассчитывают 
так:

Рв =  Z рф<7 +  Ро, (13.15)

гАе  Ро — давление на устье при аварийном фонтанировании.
Давление опрессовки обсадной колонны

Р о п р  =  1 , 2 ( р п л  -  Ьрфд). ( 1 3 . 1 6 )

468



Давление на устье

Ру Рпл £рф  (J. (13.17)

Расчетную внешнюю нагрузку определяют как разность между на
ружным и внутренним давлениями.

О пределен и е соп р оти вл яем ости  
труб см ятию

Критическое давление для трубы, при котором наибольшее напряже
ние достигает предела текучести металла, согласно данным Г.М. Саркисова, 
определяется по формуле

где kmin =  5min/D; к0 =  50/D  (здесь 5min — минимальная толщина стенки, 
принимаемая равной 0,8755; 5 — номинальная толщина стенки трубы; 50 — 
средняя толщина стенки, принимаемая равной 0,9055; D — наружный диа
метр обсадной трубы); стт — предел текучести материала трубы; Е — мо
дуль упругости материала трубы; р — разностенность труб, принимаемая 
равной 1,034; е — овальность обсадной трубы.

Значения ркр, подсчитанные по формуле (13.18) при указанных значе
ниях 5min и 50, приведены в инструкции.

На основе данных аналитических и экспериментальных работ 
Т.Е. Еременко предложил формулу для расчета значения сминающего дав
ления для обсадных труб:

к =  0,9315/D; h — глубина пластического слоя, м; р — коэффициент пла
стичности, равный Л/5; X =  0,95 — относительное уменьшение модуля уп
ругости при переходе в пластичную область.

Для облегчения подсчета значений р рекомендуются эмпирические 
формулы:

при к < 0,055

(13.18)

рс = 1,1 к ^ А - ^ А 2 - В ^ (13.19)

где

А = стт + Ек2 (1-ЗХр2 +2Хр3) + ||(1-2р + Хр2) ; 

В =  4Ек2ат(1 -  ЗХР2 +  2Хр3);

Р = 5(к + е) -  + 0,03; (13.20)
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при к > 0,055

P = 5(jc + e ) - - ^ ~  ° ’01° т + 0 ,23 . (13.21)
Ек2 0,01 с>т +130 ' ;

Если вычисленные по формулам (13.20) и (13.21) значения получаются 
с отрицательным знаком, то р принимают равной нулю.

На основе экспериментальных работ, выполненных во ВНИИБТ, Аз- 
НИИбурнефти и б. ВНИИКРнефти, предложены эмпирические формулы 
для расчета минимальных значений сминающих давлений: 

для труб из стали групп прочности С и Д

рс =  0,9стт(2,5А: -  0,047); (13.22)

для труб из стали групп прочности к и Е

рс =  0,9стт(2,37А: -  0,038). (13.23)

Трубы с к =  0,02+0,06 проверяют на устойчивость формы по формуле

2 Fk3рс = 0 , 8 ^ ,  (13.24)
1-ц

где к — отношение номинальной толщины стенки трубы к ее наружному 
давлению.

Р асчет о б сад н ы х колонн 
на вн утр ен н ее д авлен и е

Избыточное внутреннее давление определяют по формуле

Рр = р в -  рн. (13.25)

Критическое внутреннее давление для труб рассчитывают по формуле 
Барлоу

о  ( D 2- d 2)
Ркв = т 2р2 \  (13-26)

где D u d  — наружный и внутренний диаметры трубы соответственно.
При подборе труб необходимо исходить из условия р'р < ркв/а в, где 

ав — коэффициент запаса прочности на внутреннее давление.

13.5. ТИПЫ КОНСТРУКЦИЙ ЗАБОЕВ СКВАЖИН

Создание рациональной конструкции забоя скважин — это обоснова
ние его наружного и внутреннего диаметров, выбор типа фильтра, обосно
вание (констатация) характера сообщения ствола скважины с продуктив
ным пластом с учетом результатов исследования механизма проявления 
горного давления в ПЗП и разрушения коллектора при движении флюида 
пласта.
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Создание рациональной конструкции забоя скважин предусматривает 
сочетание элементов крепи скважины в интервале продуктивного пласта, 
обеспечивающих устойчивость ствола, разобщение пластов, проведение 
технико-технологических воздействий на пласт, ремонтно-изоляционные и 
геофизические работы, а такж е длительную эксплуатацию скважин при 
оптимальном дебите. Иными словами, в понятие конструкции забоя сква
жины входит набор технико-технологических решений по оборудованию 
забоя и призабойной зоны скважин, обеспечивающих связь с пластом, при 
которых скважина будет работать с оптимальным (или максимальным) де
битом, а ПЗП, не разруш аясь (или при минимальном разрушении), позво
ляла бы работать длительное время без ремонта.

Определяющими факторами при выборе конструкции забоя и ее па
раметров являются тип и степень однородности продуктивного пласта, его 
проницаемость, устойчивость пород ПЗП, а такж е наличие или отсутствие 
близко расположенных по отношению к коллектору горизонтов с высоким 
или низким давлением водонефтяного контакта или газовой шапки.

По геологическим условиям залегания нефтегазовой залежи, типу кол
лектора и свойствам пород продуктивного пласта выделяют четыре основ
ных вида объектов эксплуатации:

1 ) коллектор однородный, прочный, порового, трещинного, трещинно- 
порового или порово-трещинного типа; близкорасположенные напорные 
водоносные (газоносные) горизонты и подошвенные воды отсутствуют;

2) коллектор однородный, прочный, порового, трещинного, трещинно- 
порового или порово-трещинного типа; у кровли пласта имеется газовая 
шапка или близкорасположенные напорные объекты;

3) коллектор неоднородный, порового, трещинного, трещинно-поро- 
вого или порово-трещинного типа, характеризующийся чередованием ус
тойчивых и неустойчивых пород, водо- и газосодержащ их пропластков с 
различными пластовыми давлениями;

4) коллектор слабосцементированный, поровый, высокой пористости и 
проницаемости, с нормальным или низким пластовым давлением; при его 
эксплуатации происходит разрушение пласта с выносом песка.

Однородным считается пласт, литологически однотипный по всей тол
щине, который имеет примерно одинаковые фильтрационные показатели и 
пластовые давления в пропластках, насыщен газом, нефтью или водой. 
Пределы изменения коэффициента проницаемости к для однородного 
плата не должны выходить за границы одного из следующих шести клас
сов:

к > 1,0 мкм2; к =  0,05-Ю,1 мкм2;

к =  0,5-И,0 мкм2; к =  0,01-Ю,05 мкм2; 

к =  0 ,1-Ю,5 мкм2; к =  0,001-Ю,01 мкм2.

Если пласт расчленен пропластками с изменяющ ейся (в каждом из 
шести классов) проницаемостью, имеет подошвенные воды, газовы е шапки 
или чередование газоводонефтенасыщенных пропластков с различными 
пластовыми давлениями, то он считается неоднородным.

Прочными коллекторами называют те, которые сохраняют устойчи
вость и не разрушаются под воздействием фильтрационных и геостатиче- 
ских нагрузок. Оценка устойчивости пород в ПЗП — процесс весьма
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Рис. 13.5. Типы конструкций забоев скважин:
1 — эксплуатационная колонна; 2 — цементное кольцо; 3 — перфорационные отверстия; 4 — 
перфорированный (на поверхности) фильтр; 5 — пакер типа ПДМ конструкции БНИИБТ; 6 — 
забойный фильтр; 7 — зона разрушения в слабоцементированном пласте; 8 — проницаемый 
тампонажный материал

сложный и полностью не регламентированный результатами исследова
тельских работ. Для случая эксплуатации скважин открытым забоем наи
более обоснованной, по нашему мнению, является методика, разработанная
Н.М. Саркисовым и др.

Слабосцементированными коллекторами считают такие пласты, поро
ды которых при эксплуатации скважин выносятся на поверхность вместе с 
флюидом. Здесь важно выдерживать депрессию на пласт в расчетных пре
делах. С точки зрения пластовых давлений коллекторы могут быть подраз
делены на три группы: grad рпл > 0 ,1  МПа/10 м; grad рпл =  0,1 МПа/10 м; 
grad рпл < 0 ,1  МПа/10 м.

Пласт является высокопроницаемым, если значения коэффициента 
поровой (кп) или трещинной (кт) проницаемости соответственно более 0,1 и
0,01 мкм2.

Если напорный горизонт находится на расстоянии менее 5 м от про
дуктивного пласта, он считается близкорасположенным. Это условная ха
рактеристика расстояния, взятая из опыта.

Для оценки коллекторов по размеру песчаных зерен пласты разделя
ются по фракционному составу на мелко-, средне- и крупнозернистые с 
размером частиц соответственно 0,10 — 0,25; 0,25 — 0,50 и 0 ,5 0 —1,0 мм.

Конструкции забоев скважин сущ ественно различаются в зависимости 
от геологических условий, технических возможностей и производственного 
опыта в соответствующ их организациях.

Наиболее часто применяют следующий тип конструкции: эксплуата
ционная колонна (хвостовик) спускается в ствол скважины в продуктивном 
пласте, цементируется, перфорируется, хотя на практике апробированы 
следующие четыре типа конструкций (рис. 13.5).

1. Конструкция ПЗП с закрытым забоем. В этом случае продуктивный 
пласт (пласты) перекрывается сплошной колонной или хвостовиком с по
следующими цементированием и перфорацией (рис. 13.5, а).

2. Конструкция ПЗП с открытым забоем. Продуктивный пласт (пла
сты) остается незацементированным, обсаживается либо не обсаживается 
фильтром (рис. 13.5, б, в, г).
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3. Конструкция ПЗП смешанного типа. Нижняя часть продуктивного 
горизонта остается открытой (или обсаженной фильтром), а верхняя пере
крывается обсадной колонной (хвостовиком) с последующими цементиро
ванием и перфорацией (рис. 13.5, д, е).

4. Конструкция ПЗП для предотвращения выноса песка. Против 
продуктивного пласта устанавливают забойные фильтры (рис. 13.5, ж) раз
личных типов или используют проницаемый тампонажный материал 
(рис. 13.5, з).

13.6. ТЕХНОЛОГИЯ КРЕПЛЕНИЯ СКВАЖИН ОБСАДНЫМИ КОЛОННАМИ

Способы спуска обсадной колонны

Обсадную колонну составляют из труб на муфтовых, безмуфтовых 
резьбовых или сварных соединениях и спускают в скважину в один прием 
от забоя и до устья или отдельными секциями с разрывом во времени кре
пления ствола.

Способ спуска колонн и порядок спуска секции зависят от геологиче
ских, технических и технологических условий проводки скважины:

назначения обсадной колонны;
глубины спуска;
конфигурации ствола скважины в интервале спуска предыдущей ко

лонны и объема работ в ней;
техники и технологии бурения в обсаженной скважине до спуска про

ектируемой колонны;
давления высоконапорных горизонтов и градиента гидроразрыва пла

стов, перекрываемых колонной;
гидравлической мощности бурового оборудования, ограничивающей 

возможности углубления скважин на больших глубинах при значительных 
гидравлических потерях в циркуляционной системе.

Спуск обсадной колонны в один прием от забоя до устья скважин ис
пользуется при следующих условиях:

а) для крепления скважин, стволы которых достаточно устойчивы и не 
осложняются в течение трех-четырех суток при оставлении их без про
мывки, т.е. за время, необходимое для производства комплекса работ от 
последней промывки до окончания спуска обсадной колонны;

б) при общей массе обсадной колонны, не превышающей грузоподъ
емности бурового оборудования, вышки, талевой системы;

в) при наличии ассортимента обсадных труб по маркам стали и тол
щинам стенок, соответствующ их данным прочностного расчета обсадной 
колонны;

г) при креплении стволов скважин кондукторами и эксплуатационны
ми колоннами.

При разработке конструкций глубоких скважин должны использовать
ся безмуф товые резьбовые или сварные обсадные колонны, которые по
зволяют усоверш енствовать конструкции многоколонных скважин, осущ е
ствлять крепление стволов при малых кольцевых зазорах, значительно уве
личивать проектные глубины бурящихся скважин и изолировать интервалы 
осложнений, крепление которых не было предусмотрено первоначальным 
проектом работ.
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Использование сварных эксплуатационных колонн в газовы х скваж и
нах обеспечивает и гарантирует их герметичность.

Спуск обсадных колонн секциями необходим при следующих усло
виях:

а) если призабойная зона не промывается в течение полутора-двух су
ток и при этом происходят осложнения с потерей проходимости обсадных 
труб в скважину без проработки ствола (осыпи, сужения, нарастание тол
стых глинистых корок, выпучивание или пластическое течение горных по
род и др.);

б) если необходимо закрепить скважину обсадной колонной большого 
диаметра на значительную глубину;

в) при необходимости подъема тампонажного раствора на большую 
высоту при наличии поглощающих пластов или пластов с низким градиен
том гидроразрыва;

г) когда с целью сохранения верхней части обсадной колонны от про
тирания в процессе бурения верхнюю секцию необходимо спускать в 
скважину перед вскрытием напорных горизонтов либо при протирании 
предыдущей колонны в верхней ее части;

д) если отсутствуют обсадные трубы с прочностной характеристикой, 
соответствующ ей расчетным данным по страгивающим условиям.

Крепление стволов скважин с использованием секционного спуска об
садных колонн позволяет:

перекрывать интервалы осложнений на больших глубинах с мини
мальной затратой времени от конца последней промывки до начала цемен
тирования;

надежно изолировать два или более продуктивных горизонта скважин 
с высоким пластовым давлением или какие-либо осложненные интервалы, 
разделенные меж у собой мощной устойчивой толщей горных пород;

применять комбинированный бурильный инструмент, в результате че
го увеличивается прочность бурильной колонны, снижаются гидравличе
ские сопротивления при прокачке промывочной жидкости в трубах, обес
печивается эффективность буровых работ и возмож ность углубления 
скважины на большую глубину;

экономить металл в результате использования обсадных труб с мень
шими толщинами стенок по сравнению со сплошными колоннами, а так
ж е  использовать трубы с пониженными прочностными характеристи
ками.

Длину первой секции обсадной колонны выбирают из геологических 
требований перекрытия интервала осложнений в минимально возмож ное 
время и из условий прочности верхних труб секции на растягивающую 
нагрузку.

В случае установки головы секции в открытом стволе местоположение 
устройства для стыковки секций выбирают с учетом данных каверно- и 
профилеметрии на номинальном по диаметру участке ствола скважины. 
При перекрытии высоконапорных горизонтов и наличии заколонных про
явлений над головой спущенной секции необходимо наращивать после
дующую секцию обсадной колонны с применением герметизирующих за
колонных устройств.

Промежуточные обсадные колонны могут быть нескольких видов:
сплошные — перекрывающие весь ствол скважины от забоя до ее 

устья независимо от крепления предыдущего интервала;
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хвостовики — для крепления только необсаженного интервала сква
жины с перекрытием предыдущей обсадной колонны на некоторую вели
чину;

потайные колонны — специальные промежуточные обсадные колон
ны, служащие только для перекрытия интервала осложнений и не имею
щие связи с предыдущими или последующими обсадными колоннами.

Секционный спуск обсадных колонн и крепление скважин хвостови
ками возникли, во-первых, как практическое решение проблемы спуска 
тяжелых обсадных колонн и, во-вторых, как решение задачи по упроще
нию конструкции скважин, уменьшению диаметра обсадных труб, а такж е 
зазоров между колоннами и стенками скважины, сокращению расхода м е
талла и тампонирующих материалов, увеличению скорости бурения и сни
жению стоимости буровых работ.

Обсадные трубы к спуску в скважину подготовляют централизованно 
на трубных базах или непосредственно на буровых. Доставленные на 
скважину обсадные трубы должны иметь заводские сертификат и марки
ровку, подтверждающие их соответствие требованиям стандартов. П ерево
зить обсадные трубы необходимо на специально оборудованных сухопут
ных, водных или воздушных транспортных средствах с разгрузкой их 
подъемным краном или другими способами, исключающими сбрасывание 
труб или перетаскивание их волоком. Все обсадные трубы, предназначен
ные для крепления скважины, на буровой необходимо подвергнуть внеш 
нему осмотру. На наружной поверхности труб не должно быть вмятин, ра
ковин, трещин и других повреждений.

Кривизна трубы (стрела прогиба), измеряемая на середине трубы, не 
должна превышать 1/2000 длины трубы. Кривизна концевых участков тру
бы, равных 1/3 длины трубы, не должна превышать 1,3 мм на 1 м.

Конусность резьбы по наружному диаметру ниппельной части трубы и 
по внутреннему диаметру муфты следует проверять гладкими калибрами. 
Ширина пластинчатого щупа, применяемого для этой цели, должна быть не 
более 5 мм.

Допустимые отклонения (в мм) от номинальных размеров резьбы по 
конусности (отклонения от разности двух диаметров на длине резьбы 
100 мм) не должны превышать:

Для ниппеля................................................. + 0 ,36  — 0,22
д)ш муфты...................................................  + 0 ,22 — 0,36

Резьбы муфт и труб, а такж е подготовленные под сварку концы труб 
должны быть гладкими, без заусенцев и других дефектов.

Соответствие внутреннего диаметра трубы номинальному d необходи
мо проверять с помощью ж есткого цилиндрического шаблона:
Условный диаметр обсадной колонны, м м .........................  114 — 219 245 — 340 407 — 508
Длина шаблона, мм......................................................................... 150 300 300
Наружный диаметр шаблона, мм............................................  d —3 d —4 d —5

Обсадные трубы, подлежащие спуску в скважину, должны быть под
вергнуты (на трубной базе или непосредственно на буровой) гидравличе
скому испытанию на внутреннее давление в соответствии с требованиями 
действующих инструкций. Трубы, которые не выдержали испытаний, сле
дует отбраковывать.
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Под понятием «технологическая оснастка обсадных колонн» подразу
мевается определенный набор устройств, которыми оснащают обсадную 
колонну, чтобы создать условия для повышения качества процессов ее 
спуска и цементирования в соответствии с принятыми способами крепле
ния скважин. Поэтому применение технологической оснастки при креп
лении скважин обязательно.

Изделия технологической оснастки одного наименования имеют не
сколько конструктивных модификаций, отличающихся друг от друга прин
ципом действия.

Количество типов и размеров оснастки в зависимости от условий при
менения и диаметров обсадных колонн образует более 250 типоразмеров.

Оборудование. Технологическая оснастка обсадных колонн

Головки цементировочные

Головки цементировочные относятся к оснастке обсадных колонн и 
предназначены для создания герметичного соединения обсадной колонны с 
нагнетательными линиями цементировочных агрегатов. В зависимости от 
конструктивного исполнения они могут применяться при цементировании 
различными способами.

В настоящ ее время серийно выпускаются головки типов ГЦК, ГУЦ по 
ТУ 39-1021—85 и ГЦУ по ТУ 39-921—84. Высота цементировочных головок 
обоих типов позволяет размещать их в подъемных стропах талевой систе-

Рис. 13.6. Головки цементировочные:
а — типа ГУЦ; б  — типа ГЦК
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Т а б л и ц а  13.6
Параметры цементировочных головок типа ГУЦ

Шифр головки Ррабг МПа
Диаметр
колонны,

мм

Габаритные размеры, мм
Масса, кг

длина ширина высота

ГУЦ 140-168x400 40,0 140 1148 1148 875 305
146
168

ГУЦ 178-194x320 32,0 178 1190 1190 935 325
194

ГУЦ 219-245x320 32,0 219 1225 1225 970 365
245

ГУЦ 273-299x250 25,0 273 1270 1270 1060 375
299

ГУЦ 324-340x100 10,0 324 1320 1320 1100 410
340

Т а б л и ц а  13.7
Параметры головок типа ГЦУ

Параметр
Шифр головки

ГЦУ-140-146 ГЦУ-168 ГЦУ-245 ГЦУ-273 ГЦУ-324 ГЦУ-340

Условный параметр, мм 1 4 0 -1 4 6 168 245 273 324 340
Максимальное рабочее 40 40 32 25 10 10
давление, МПа 
Максимальная длина 430 430 515 647 655 665
пробок, устанавливае
мых в головку, мм 
Внутренний диаметр 130 144 209 245 295 305
головки, мм
Число присоединитель 3 3 3 3 3 3
ных боковых отводов 
Высота головки, мм 865 870 1050 1145 1180 1190
Монтажная база на 1100 1150 1205 1220 1285 1285
порных трубопроводов, 
мм
Масса, кг 188 237 337 353 462 446

мы и при соответствующ ем оснащении использовать при цементировании 
с расхаживанием обсадной колонны.

Головки цементировочные типа ГУЦ (рис. 13.6, а) (табл. 13.6) постав
ляются с кранами высокого давления. При установке на устье скважины 
верхние разделительные пробки в эти головки закладываются заранее, так 
что отпадает необходимость разборки этой головки после закачивания там
понажного раствора, как это делается в случае применения цементировоч
ных головок типа ГЦК (рис. 13.6, б).

Последние изготавливаются размерами 377 и 426 мм на давление соот
ветственно 6,4 и 5,0 МПа. При цементировании с применением цементиро
вочной головки типа ГЦК после окончания нагнетания тампонажного рас
твора и промывки линии отвинчивают крышку, опускают в корпус головки 
ниже патрубков цементировочную пробку, завинчивают крышку и начи
нают продавливать тампонажный раствор.

Универсальные цементировочные головки типа ГЦУ (рис. 13.7) (табл. 
13.7) предназначены для обвязки обсадных колонн на устье скважины, за
рядки нижней разделительной пробки в колонну, а такж е для размещения 
верхней (продавочной) разделительной пробки при цементировании сква
жин и управления ее пуском.
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Рис. 13.7. Универсальная цементировочная головка типа ГЦУ:
1 — съемник; 2 — крышка; 3 — гайка; 4 — кран проходной; 5 — присоединительные линии; 6 — корпус; 7 — фиксатор пробки; 8 — указа
тель начала движения пробки



Универсальность головок типа ГЦУ заключается в том, что они позво
ляют цементировать обсадные колонны в подвешенном на буровом крюке 
состоянии, а такж е с одновременным расхаживанием их. Кроме того, го
ловки типа ГЦУ имеют сигнализатор начала движения разделительной 
пробки, более просты в обслуживании, предотвращают наличие остаточных 
давлений над разделительной пробкой после закачки тампонажного рас
твора в колонну.

Разд ел и тел ьн ы е пробки

Разделительные пробки предназначены для предотвращения смеш ива
ния тампонажного раствора с буровым раствором и продавочной жидко
стью при цементировании, а такж е для получения сигнала о посадке проб
ки на стоп-кольцо, свидетельствующ его об окончании процесса продавли- 
вания тампонажного раствора в затрубное пространство скважины. Ис
пользуется несколько типов пробок, каждый из которых предназначен для 
выполнения различных функций.

Пробки продавочные верхние типа ПП (рис. 13.8) предназначены для 
разделения тампонажного раствора при его продавливании в затрубное 
пространство скважин от продавочной жидкости. Сущ ествует модифика
ция пробок, у которых в верхней части корпуса на внутренней поверхно
сти нарезана резьба для заглушки. Без заглушки эта пробка мож ет быть 
использована как секционная. Основные параметры этих пробок приведе
ны в табл. 13.8.

Пробки разделительные двухсекционные типа СП (рис. 13.9) предна
значены для цементирования потайных колонн и секций обсадных колонн, 
спускаемых частями. В процессе цементирования при продавливании там
понажного раствора верхняя секция пробки движется внутри бурильных 
труб, разделяя продавочную жидкость и тампонажный раствор, до тех пор 
пока не достигнет нижней секции пробки, установленной на штифтах на 
торце верхней трубы обсадной колонны, затем, перекрыв отверстие в 
нижней секции пробки, под действием возникающ его давления движется 
вместе с ней до посадки на стоп-кольцо. Пробки типа СП изготавливают по 
ТУ 39.207 — 76 для обсадных колонн следующих диаметров: 114—140, 146, 
168, 1 7 8 -1 9 4 , 2 1 9 -2 4 5 , 2 7 3 -2 9 9 , 3 2 4 -3 5 1 , 377 и 4 0 7 - 4 2 6  мм.

Пробки разделительные нижние типа ПЦН (рис. 13.10) разработаны в

а б

Рис. 13.8. Пробки продавочные верхние 
типа ПП:
а — с пригуммированными резиновыми 
манжетами; б  — с наборными резиновыми 
манжетами; 1 — резиновые манжеты; 2 — 
алюминиевый корпус; 3 — дистанционная 
втулка; 4 — стяжная гайка



Т а б л и ц а  13.8
Параметры пробок типа ПП

Параметр
Шифр пробки

ПП-114х 146 ПП-146х 168 ПП-178х194 ПП-219х245

Диаметр спускаемых обсад 1 1 4 -  146 1 4 6 -  168 1 7 8 -  194 2 1 9 -2 4 5
ных труб, мм
Уплотняемые диаметры
(внутренний диаметр обсад
ных труб), мм:

максимальный 130 154 180 230
минимальный 96 124 154 195

Максимальный допустимый 6,0 6,0 6,0 6,0
перепад давления, МПа
Габаритные размеры, мм:

диаметр 136 158 185 236
высота 227 205 225 320

Масса, кг 3,8 5,2 6,6 13,2

П р о д о л ж е н и е  т а б л .  13.8

Шифр пробки
Параметр

ПП-273х299 ПП-324х351 ПП-377 ПП-407 х426

Диаметр спускаемых обсад 2 7 3 -2 9 9 3 2 4 -3 5 1 377 407 -  426
ных труб, мм
Уплотняемые диаметры
(внутренний диаметр обсад
ных труб), мм:

максимальный 282 331 359 406
минимальный 249 301 353 382

Максимальный допустимый 4,5 4,5 3,0 3,0
перепад давления, МПа
Габаритные размеры, мм:

диаметр 285 335 364 410
высота 365 415 560 620

Масса, кг 16,8 25 59 7,5

а б в г
■3

4

Рис. 13.9. Пробки разделительные двухсекционные типа СП:
а, б  — верхняя секция пробок для бурильных труб; в, г — нижняя секция пробок для обсад
ных труб; 1 — резиновые манжеты; 2 — корпус; 3 — седло; 4 — срезные калибровочные 
штифты; 5 — дистанционная втулка
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Рис. 13.10. Пробки разделительные нижние типа ПЦН:
1 — резиновые манжеты с сердечником; 2 — жестяная 
мембрана; 3 — гайка; 4 — кольцевой нож; 5 — упорное 
кольцо

Рис. 13.11. Комплект разделительных пробок типа КРП
/ — нижняя; II — верхняя

б. ВНИИКРнефти на базе пробки ПВЦ. Отличительной особенностью их 
является наличие сквозного отверстия в сердечнике, в нижней части кото
рого устанавливается мембрана из жести, закрепленная гайкой. Внутри нее 
установлен подвижной кольцевой нож с упорным кольцом.

Такие пробки используют для разделения буферной жидкости или бу
рового раствора с тампонажным. Нижнюю пробку устанавливают в цемен
тировочной головке ниже верхней пробки или в верхней трубе обсадной 
колонны перед подачей в нее буферной жидкости или тампонажного рас
твора. При нагнетании жидкости пробка движется вниз в обсадной колон
не до упора на стоп-кольцо или опорную поверхность обратного клапана 
типа ЦКОД, после чего, вследствие возрастания давления в колонне, ее 
корпус с манжетами и мембраной смещ ается на кольцевой нож, который 
подрезает мембрану. Под действием потока жидкости мембрана отгибается, 
образуя канал, по которому жидкость поступает в затрубное пространство 
скважины.

Комплект разделительных пробок типа КРП (рис. 13.11) разработан в 
б. ВНИИКРнефти, применяется для разделения буферной жидкости, там
понажного и бурового растворов и облегчения герметичной посадки на уп
ругое кольцо клапана типа ЦКОД при цементировании. Комплект состоит 
из двух частей: нижней пробки, устанавливаемой в обсадную колонну, и

481



Т а б л и ц а  13.9
Параметры пробок типа КРП

Параметр
Шифр пробки

К РП -140-146 КРП-168 КРП-178

Условный диаметр, мм 1 4 0 -  146 168 178
Диаметр манжет пробок, мм 143 164 174
Перепад давления, выдерживаемого 
верхней пробкой и комплектом на 
упорном кольце, МПа

10,0 10,0 10,0

Давление срабатывания диафрагмы 
при посадке на упорное кольцо, МПа

1,2 1,2 1,2

Рабочая температура, °С, не более 130 130 130
Длина пробки, мм, не более 315/335* 3 5 0 /360 3 5 0 /360
М асса комплекта, кг, не более 4,55 6,0 6,13
Наименьший допустимый диаметр 
сужения в обсадной колонне, мм, не 
менее

88 106 111

* Б числителе дана длина нижней пробки, в знаменателе — верхней.

верхней пробки, устанавливаемой в цементировочную головку. Каждая 
пробка содержит полый, легко разбуриваемый корпус 1, наконечники из 
алюминиевого сплава 4 и резиновые манжеты 2, 3. Нижняя пробка имеет 
разрушаемую диафрагму 5. Нижние манжеты 3 пробок имеют канавки с 
заостренными кромками и служат для очистки стенок обсадной колонны от 
остатков вытесняемой жидкости. М анжеты 2 имеют по периферии тре
угольные вы резы и, кроме разделения жидкостей, служат такж е для цен
трирования пробки по оси обсадной колонны.

При остановке нижней пробки на упорном кольце под действием и з
быточного давления ее диафрагма разрывается на отдельные лепестки, от
крывая таким образом канал для прохождения тампонажного раствора. 
Верхняя пробка при посадке на нижнюю, благодаря наличию уплотняюще
го элемента, позволяет обеспечить герметичность соединения. Конструк
тивное исполнение пробок предотвращает их всплытие в случае отказа об
ратного клапана.

Основные параметры пробок приведены в табл. 13.9.

К лапан ы  обратн ы е

Клапаны обратные дроссельные типа ЦКОД (рис. 13.12) предназначе
ны для непрерывного самозаполнения буровым раствором обсадной колон
ны при спуске ее в скважину, предотвращения обратного движения тампо
нажного раствора из заколонного пространства и для упора разделитель
ной цементировочной пробки. Шифр ЦКОД обозначает: Ц — цементиро
вочный, К — клапан, О — обратный, Д — дроссельный. Добавление в 
шифре «М» означает модернизацию типоразмера клапана.

Клапаны ЦКОД-1 (табл. 13.10) изготавливают по ТУ 39-01-08-281—77 
для обсадных колонн диаметрами 114—194 мм, а клапаны ЦКОД-2 (табл. 
13.11) — по ТУ 39-01-08-281—77 для обсадных колонн диаметрами 219 — 
426 мм.

Кроме клапанов типа ЦКОД имеются другие обратные клапаны: та
рельчатые, шаровые, с шарнирной заслонкой и т.д. Обратные клапаны у с
танавливают либо в башмаке колонны, либо на 10 — 20 м выше него.
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Рис. 13.12. Клапаны обратные ЦКОД-1 (в) и ЦКОД~2(б):
1 — корпус; 2 — нажимная гайка; 3 — набор резиновых шайб; 4 — резиновая диафрагма; 5  — 
опорное кольцо; 6 — шар; 7 — ограничительное кольцо; 8 — резинотканевая мембрана; 9 — 
дроссель; 10 — чугунная втулка; 11 — бетонная или пластмассовая подвеска

Клапаны типа ЦКОД спускают в скважину с обсадной колонной без 
запорного шара, который прокачивают в колонну после ее спуска на за
данную глубину. Шар, проходя через разрезные шайбы и диафрагму, за
нимает рабочее положение.

При спуске секций обсадных колонн с обратным клапаном типа ЦКОД

Т а б л и ц а  13.10

Параметры обратных клапанов ЦКОД-1

Шифр клапана

Параметр
ЦКОД-114-1; 
Ц КОД-114-1- 

ОТТМ; 
Ц КОД-114-1- 

ОТТГ

ЦКОД-127-1;
ЦКОД-127-1-

ОТТМ;
ЦКОД-127-1-

ОТТГ

Ц К О Д -140-1; 
Ц КОД-140-1- 

ОТТМ; 
Ц КОД-140-1- 

ОТТГ

ЦКОД-146-1; 
ЦКОД-146-1- 

ОТТМ; 
ЦКОД-146-1- 

ОТТГ

Условный диаметр клапана, 
мм

114 127 140 146

Максимальное рабочее дав
ление, МПа

15 15 15 15

Максимальная допустимая 
температура, °С

200 200 200 200

Диаметр шара, мм 45 45 76 76
Диаметр отверстия в дроссе
ле, мм

10 Регулируем
4 - 1 4

14 14

Наружный диаметр клапана, 
мм

133 146 159 166

Длина клапана, мм 288/355* 3 3 0 /365 3 4 4 /370 3 4 4 /370
М асса клапана, кг 11/12,3* 14/14,9 16,7/17,8 19,4/20,9
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П р о д о л ж е н и е  табл.  13.10

Параметр

Шифр клапана

Ц КОД-168-1; 
ЦКОД-168-1-ОТТМ; 
ЦКОД-168-1-ОТТГ

ЦКОД-178-1; 
ЦКОД-178-1-ОТТМ; 
Ц КОД-178-1-ОТТГ

Ц КО Д -194-1; 
Ц КОД-194-1-ОТТМ; 
ЦКОД-194-1-ОТТГ

Условный диаметр клапана, 168 178 194
мм
Максимальное рабочее дав 15 15 15
ление, МПа
Максимальная допустимая 200 200 200
температура, °С
Диаметр шара, мм 76 76 76
Диаметр отверстия в дроссе 14 20 20
ле, мм
Наружный диаметр клапана, 188 198 216
мм
Длина клапана, мм 344/370* 3 2 5 /368 3 1 8 /330
М асса клапана, кг 24,4/25,8* 29 ,5 /30 ,7 32 /33 ,7

*В знаменателе приведены значения параметров клапанов с резьбой О П Т .

Т а б л и ц а  13.11

Параметры обратных клапанов ЦКОД-2

Шифр клапана

Параметр
ЦКОД-219-2;
ЦКОД-219-2-

ОТТМ;
ЦКОД-219-2-

ОТТГ

ЦКОД-245-2;
ЦКОД-245-2-

ОТТМ;
ЦКОД-245-2-

ОТТГ

ЦКОД-237-2;
ЦКОД-273-2-

ОТТМ;
ЦКОД-273-2-

ОТТГ

ЦКОД-292-2;
ЦКОД-292-2-

ОТТМ

ЦКОД-324-2;
ЦКОД-324-2-

ОТТМ

Условный диаметр 
клапана, мм

219 245 273 292 324

Максимальное рабо
чее давление, МПа

10 10 7,5 7,5 7,5

Наружный диаметр 
клапана, мм

245 270 299 324 351

Длина клапана, мм 318/350* 3 6 5 /420 340 /387 345 350
М асса клапана, кг 39/41,5* 5 7 ,2 /58 ,6 58 ,6 /6 0 66,3 76,5

П р о д о л ж е н и е  т а б л . 13.11

Шифр клапана

Параметр ЦКОД-340-2;
ЦКОД-340-2-

ОТТМ
ЦКОД-351-2 ЦКОД-377-2 ЦКОД-407-2 ЦКОД-426-2

Условный диаметр 
клапана, мм

340 351 371 407 426

Максимальное рабо
чее давление, МПа

7,5 5,0 5,0 5,0 5,0

Наружный диаметр 
клапана, мм

365 376 402 432 451

Длина клапана, мм 350 365 370 374 380
М асса клапана, кг 82 86,4 96 105 115

*В знаменателе приведены значения параметров клапанов с резьбой ОТТГ.

на бурильных трубах, внутренний диаметр которых меньше диаметра шара, 
последний сбрасываю т в колонну перед соединением бурильных труб с 
секцией. В этом случае последнее самозаполнение колонны с жидкостью 
исключается.

484



Верхняя часть клапана внутри имеет опорную торцовую поверхность, 
которая выполняет функцию стоп-кольца для остановки разделительной 
цементировочной пробки. Установки упорных колец не требуется.

В шифрах обратных клапанов встречаются аббревиатуры ОТТМ, что 
означает, что применена трапецеидальная резьба, и ОТТГ — вы сокогерме
тичное соединение; в клапанах без таких обозначений используется тре
угольная резьба.

Клапаны для обсадных колонн диаметрами 219 — 426 мм рассчитаны на 
применение при температурах, не превышающих 130 °С, но по технически 
обоснованному требованию потребителя могут быть изготовлены (до диа
метра 340 мм включительно) на максимальную допустимую температуру 
200 °С. Диаметр шара этих клапанов 76 мм, минимальный диаметр проход
ного сечения в диафрагме 60 мм, диаметр отверстия в дросселе 20 мм, мак
симальный расход жидкости через клапаны 60 л/с.

Баш м аки колон н ы е

Башмаки колонные типа БКМ (рис. 13.13, а) (табл. 13.12) по О СТ 
39-011 —87 предназначены для оборудования низа обсадных колонн из труб 
диаметром 114 — 508 мм с целью направления их по стволу скважины и за
щиты от повреждений при спуске в процессе крепления нефтяных и газо
вых скважин с температурой на забое до 250 °С. Эти башмаки состоят из 
корпуса с неразъемной насадкой, которая формируется в нем из смеси 
тампонажного цемента и песка в соотношении 3 :1 . В корпусе башмака вы 
полнены отверстия с пазами, которые образуют дополнительные каналы 
циркуляции бурового раствора. В верхней части корпуса имеется резьба, 
при помощи которой башмак соединяется с нижней обсадной трубой.

Рис. 13.13. Башмаки колонные:
а — типа БКМ; 1 — корпус; 2 
ной направляющей насадкой; в

заглушка; 3 — направляющая насадка; 
направляющая насадка; г — типа Б

б — типа БП с чугун-
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Т а б л и ц а  13.12
Параметры башмаков типа БКМ

Условный диа
метр обсадной  

трубы, мм

Диаметр
башмака,

мм

Высота
башмака,

мм

Диаметр 
центрально

го отвер
стия, мм

Диаметр 
отверстия 

каналов, мм

Число от
верстий 
каналов

М асса, кг, 
не более

114 133 274 50 12 4 12
127 146 274 60 12 4 13
140 159 296 70 15 6 15
146 166 298 70 15 6 16
168 188 303 80 15 6 20
178 198 330 90 20 6 23
194 216 350 100 20 6 30
219 245 360 110 20 6 38
245 270 378 120 20 8 42
273 290 382 130 20 8 44
299 324 385 150 20 8 46
324 351 390 160 20 8 50
340 365 395 170 20 8 53
351 376 405 180 20 8 58
377 402 405 190 20 8 65
406 432 410 200 20 8 70
426 451 425 220 20 10 78
473 508 425 250 20 10 85
508 533 425 280 20 10 98

Резьба мож ет быть треугольной, трапецеидальной (ОТТМ) и высокогерме
тичной (ОТТГ).

Для обсадных колонн диаметром 351 мм и более иногда используют 
башмаки с фаской без металлических направляющих насадок, позволяю 
щие исключить разбуривание металла на забое.

В случаях, когда ствол скважины крепят гладкими безмуфтовыми тру
бами и межколонные зазоры невелики, направляющие насадки крепят к 
нижней трубе колонны.

При спуске потайных колонн или секций обсадных колонн с прора
боткой ствола иногда, если это необходимо, направляющие насадки выпол
няют в виде породоразрушающего наконечника.

Находят такж е применение башмаки типа БП (рис. 13.13, в) с навин
чиваемой направляющей чугунной насадкой и типа Б (рис. 13.13, в).

Ц ентраторы

Центраторы предназначены для обеспечения концентричного разме
щения обсадной колонны в скважине в целях достижения качественного 
разобщения пластов при цементировании. Кроме того, центраторы способ
ствуют облегчению спуска обсадной колонны за счет снижения сил трения 
между обсадной колонной и стенками скважины, увеличению степени вы
теснения бурового раствора тампонажным за счет некоторой турбулизации 
потоков в зоне их установки, облегчению работ по подвеске потайных ко
лонн и сты ковке секций за счет центрирования их верхних концов. Конст
руктивно центраторы выполняют неразъемными и разъемными, причем 
предпочтение отдается последним. Обычно центраторы располагают в 
средней части каждой обсадной трубы.
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Рис. 13.14. Центратор:
1 — петлевые проушины; 2 — гвозди; 3 — спиральные клинья; 
4 — ограничительные кольца; 5  — пружинные планки; 6 — пазы 
сегментов

Т а б л и ц а  13.13

Параметры центраторов ЦЦ-1

Шифр центратора Максимальная ради
альная нагрузка, Н Число планок М асса, кг, не более

ЦЦ-1 4 0 /1 9 1 -2 1 6 -1 7 850 6 9
ЦЦ-1 4 6 /1 9 1 -2 1 6 -1 7 850 6 9,5
ЦЦ-1 4 6 /2 2 2 -2 5 1 -1 7 850 6 9,5
ЦЦ-1 6 8 /2 1 6 -2 4 5 -1 7 850 6 10,5
ЦЦ-1 6 8 /2 5 1 -2 7 0 -1 7 850 6 10,5
ЦЦ-2 19/270-1 10 456 8 14
ЦЦ-2 4 5 /2 9 5 -3 2 0 -1 10 450 8 15,0

П р и м е ч а н и е . Б шифре центратора ЦЦ-1 число перед косой означает диаметр об
садной колонны (в мм), для которой он предназначен; после косой дан интервал диаметров 
(в мм) скважины, в которую спускают колонну.

В разработке центраторов принимали участие ВНИИБТ и б. ВНИИКР- 
нефть.

Сущ ествуют конструкции центраторов нескольких типов: ФП, ЦПР, 
ЦЦ, ЦЦ-1 и ЦЦ-2.

Центраторы типа ЦЦ являются модификацией центраторов типа ЦПР. 
Центраторы ЦЦ-2 благодаря конструктивным особенностям могут приме
няться и в наклонно направленных скважинах (за счет возможности изм е
нения высоты ограничителя прогиба пружинных планок).

Наибольшее распространение получили центраторы ЦЦ-1 рис. 13.14 
(табл. 13.13). Они выпускаются серийно по ТУ 39-01-08-283 — 77.



С кребки

Скребки предназначены для разрушения глинистой корки на стенках 
скважины, что улучшает сцепление тампонажного цемента с породой. Этот 
эффект проявления при цементировании скважин с расхаживанием. С кре
бок корончатый типа СК (рис. 13.15) — разъемный и состоит из корпуса 2, 
половинки которого соединяются с помощью штыря 3. Рабочие элементы 
скребков 1 выполнены из пучков стальной пружинной проволоки и при
креплены к корпусу накладками. Скребок комплектуется стопорным коль
цом с фиксирующимся на трубе спиральным клином.

Скребок устанавливается таким образом, чтобы рабочие элементы с 
согнутыми вовнутрь концами были направлены вверх, обеспечивая себе 
минимальный износ при спуске колонны. При движении обсадной колон
ны вверх рабочие элементы отгибаются и разруш ают глинистую корку на 
стенке скважины. Скребки устанавливают выш е или ниже центратора.

Т урбули заторы

Турбулизаторы типа ЦТ предназначены для завихрения восходящего 
потока тампонажного раствора в затрубном пространстве скважины при 
цементировании. Как правило, их размещ ают против границ зон расшире
ния ствола скважины на расстоянии не более 3 м друг от друга.

Турбулизатор (рис. 13.16) (табл. 13.14) состоит из неразъемного корпу
с а / и  лопастей 2. Лопасти устанавливаются в пазы, прорезанные в корпусе 
под углом 35°, и крепятся к корпусу металлическими накладками с помо
щью точечной сварки. Лопасти могут быть металлическими или резино
кордными. На обсадной трубе турбулизатор крепят с помощью спирально-

Рис. 13.15. Скребок разъемный типа СК Рис. 13.16. Турбулизатор типа ЦТ
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Т а б л и ц а  13.14
Параметры турбулизаторов типа ЦТ

Шифр турбулизатора Наружный диа
метр, мм

Внутренний диа
метр, мм

Длина лопасти, 
мм

М асса, кг, не 
более

ЦТ-1 14/151 170 116 95 2,0
ЦТ-1 27 /1 6 5 186 129 105 2,5
ЦТ-1 40/191 210 142 115 3,0
ЦТ-1 40 /2 1 6 236 142 115 3,0
ЦТ-1 4 0 /2 1 2 - 2 1 6 210 142 115 3,0
ЦТ-1 4 6 /2 1 2 - 2 1 6 210 148 120 3,5
ЦТ-1 46 /2 1 6 236 148 120 3,5
ЦТ-1 6 8 /2 1 2 - 2 1 6 210 171 135 4,5
ЦТ-1 68 /2 1 6 236 171 135 4,5
ЦТ-1 78 /2 4 5 266 181 145 5,0
ЦТ-1 94 /2 4 5 266 197 160 6,0
ЦТ-2 19/270 290 222 180 8,0
ЦТ-2 45 /2 9 5 293 248 200 8,5

П р и м е ч а н и е . Для всех типоразмеров число лопастей — 8, а максимальная нагрузка 
на корпус турбулизатора — 7850 Н.

го клина 3, забиваемого в кольцевую канавку и отверстие, выполненные в 
утолщенной части корпуса. Разработчик турбулизаторов б. ВНИИКРнефть. 
Они изготавливаются по ТУ 29-01-08-284 — 77.

М уф ты ступ ен чатого цем ен ти рован и я

При креплении скважин в ряде случаев возникает необходимость 
подъема тампонажного раствора за обсадными колоннами на значительную 
высоту (до 3000 м и более). Обеспечить успешность и вы сокое качество 
проведений операций при подъеме тампонажного раствора на такую вы со
ту за один прием цементирования не всегда возможно. Применяемое в 
этих случаях цементирование обсадных колонн с подъемом тампонажного 
раствора на большую высоту в два приема осущ ествляется с помощью 
муфт ступенчатого цементирования.

Муфты ступенчатого цементирования в стволе скважин рекомендуется 
устанавливать в интервалах устойчивых непроницаемых пород и на участ
ках, где отсутствуют уширения, каверны или желеобразования.

Муфты ступенчатого цементирования МСЦ-1, разработанные в 
б. ВНИИКРнефти, предназначены для оснащения обсадных колонн диамет
ром от 140 до 245 мм и проведения процесса цементирования скважин в 
две ступени как с разрывом во времени, так и без него (рис. 13.17). Муфты 
ступенчатого цементирования М СЦ-2 используют для оснащения обсадных 
колонн диаметрами от 273 до 340 мм (рис. 13.18).

Ряд условных диаметров муфт соответствует ряду обсадных труб 
(ГОСТ 632 — 80) диаметрами от 140 до 245 мм. Максимальная допустимая 
рабочая температура не более 100 °С. Избыточное давление, необходимое 
для срабатывания затворов цементировочных отверстий муфт, составляет 
4 - 8  МПа.

Конструктивно муфта представляет собой полый цилиндрический 
корпус с присоединительными резьбами на концах и смонтированную на 
его внешней поверхности обойму, образующую на части длины кольцевую 
полость, в которой размещ ена с возможностью  осевого перемещения за
слонка. Внутри корпуса размещ ены нижняя и верхняя втулки, такж е
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Рис. 13.17. Муфта ступенчатого цементирования МСЦ-1:
а, б, в — различные положения втулки; 1 — корпус; 2 — обойма; 3, 6 — верхняя и нижняя 
втулки; 4 — срезные винты; 5  — заслонка; 7 — циркуляционное отверстие; 8 — упорное 
кольцо; 9, 10, 11 — пробки продавочная, падающая и запорная соответственно

имеющие возмож ность осевого перемещения. В корпусе и обойме имеется 
несколько соосно расположенных циркуляционных боковых отверстий. В 
корпусе муфты М СЦ-2 предусмотрены такж е сквозны е пазы, в которых 
размещены сухари, ж естко соединяющие заслонку с верхней втулкой. В 
исходном положении заслонка и втулки зафиксированы на корпусе с по
мощью срезных винтов, причем заслонка и верхняя втулка находятся выше 
циркуляционных отверстий, а нижняя втулка герметично перекрывает 
циркуляционные отверстия в корпусе.

Эластичные уплотнительные манжеты продавочной и запорной пробок 
при движении внутри обсадной колонны плотно прижимаются к ее стен
кам и надежно отделяют тампонажный раствор от продавочной жидкости.

490



Рис. 13.18. Муфта ступенчатого цементирования МСЦ-2:
а, б, в — различные положения втулки; 1 — корпус; 2 — срезные винты; 3 — стопорное коль
цо; 4 — заслонка; 5  — сухарь; 6 — 7 — верхняя и нижняя втулки; 8 , 9 — наружное и внутрен
нее упорные кольца; 10, 11, 12 — пробки продавочная, падающая и запорная соответственно

Продавочная пробка имеет конусный наконечник с уплотнением для 
плотной посадки на упорное стоп-кольцо, а запорная пробка — в нижней 
части конусный поясок с уплотнением для плотной посадки на седло верх
ней втулки.

Обтекаемая форма падающей пробки и наличие ребер-стабилизаторов 
ускоряю т ее погружение в столбе промывочной жидкости в колонне. В 
нижней части падающей пробки выполнен конусный поясок с уплотнением 
для посадки на седло верхней втулки.

Присоединительные резьбы муфты выполняют в соответствии с ГОСТ 
632 — 80 на обсадные трубы и до начала использования муфты защищают от 
загрязнения и повреждения предохранительными пробками и колпачками.



Глава 14
ЦЕМЕНТИРОВАНИЕ СКВАЖИН

В се способы цементирования имеют одну цель — вытеснить буровой 
раствор тампонажным из затрубного пространства скважины и поднять 
последний на заданную высоту. В результате этого предотвращается 
возмож ность движения любой жидкости или газа из одного пласта в дру
гой через заколонное пространство, обеспечивается длительная изоляция 
продуктивных объектов от посторонних вод, укрепляются неустойчи
вые, склонные к обвалам и осыпям породы, обсадная колонна предохраня
ется от коррозии пластовыми водами и повышается ее несущая способ
ность.

Весь комплекс работ, связанных с замещением бурового раствора це
ментным (тампонажным), называется цементированием скважины или об
садной колонны; сюда ж е  входят ожидание затвердения цементного рас
твора (ОЗЦ) и период формирования цементного камня. Сущ ествует не
сколько методов цементирования. Из них наиболее распространен метод 
прямого цементирования, применяемый с некоторыми вариациями и изм е
нениями с начала прошлого века (Перкинс, А. Богушевский).

Важность качественного цементирования обусловлена тем, что это за
ключительный этап строительства скважин, поэтому неудачи при его вы
полнении могут свести к минимуму ожидаемый эффект, стать причиной 
неправильной оценки перспективности разведываемых площадей, появле
ния «новых» залежей нефти и, особенно, газа в коллекторах, перетоков 
флюидов, грифонообразования, газопроявлений и т.д. Стоимость скважин, 
особенно глубоких, высока, а ущерб от некачественного их крепления мо
ж ет быть еще большим. Процесс цементирования скважин — операция 
необратимая, ремонт и восстановление их связаны со значительными за
тратами средств и времени.

Цементный раствор поступает в заколонное пространство, замещая 
находящийся там буровой раствор, и затвердевает в камень.

Назначение и функции, выполняемые цементным камнем, многооб
разны.

1. Разобщение пластов, их изоляции, т.е. образование в стволе безуса
дочного тампона, внутреннюю часть которого составляет колонна обсадных 
труб. Важным условием является равномерная толщина цементного камня 
со всех сторон. Размеры кольцевого зазора (т.е. толщина цементного коль
ца) не определяют качества разобщения пластов, однако влияют на форми
рование цементного камня или предопределяют его отсутствие.

2. Удержание обсадной колонны от всевозмож ны х перемещений; про
седания под действием собственного веса, температурных деформаций, 
деформаций вследствие возникновения перепадов давления в колонне, 
ударных нагрузок, вращений и т.д.

3. Защита обсадной колонны от действия коррозионной среды.
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4. Повышение работоспособности обсадной колонны с увеличением 
сопротивляемости повышенным (против паспортных данных) внешнему и 
внутреннему давлениям. Естественно, цементное кольцо должно быть 
сплошным и иметь при этом определенную физико-механическую харак
теристику.

5. Сплошное цементное кольцо, приобретая в процессе формирования 
камня способность к адгезии (цементный камень сцепляется с металлом 
труб, образуя интерметаллический слой), создает предпосылки к еще 
большему повышению сопротивляемости высоким внешним и внутренним 
давлениям.

Краткосрочность операции цементирования скважин не делает ее м е
нее значимой, хотя мож ет быть причиной недостаточного внимания к ее 
выполнению.

Эксплуатация скважин требует устойчивой работы крепи, что обеспе
чивается формированием цементного камня вдоль ствола и заполнением 
им всего заколонного пространства, соответствием свойств камня (и всей 
крепи) требованиям, обусловленным внешними воздействиями (нагрузки, 
коррозия и т.д.). Количественно оценить все  факторы сложно, что объяс
няется скудностью исследовательского материала, сложностью моделиро
вания процессов и сложностью получения достоверных результатов. О с
новные трудности при этом заключаются в отсутствии информации (почти 
полное) об условиях, в которых предстоит формироваться цементному 
камню, и о свойствах материала, который образуется в скважине в резуль
тате замещения им бурового раствора.

Профиль ствола в азимут каждой его точки, расположение, глубина, 
форма и перемежаемость горных пород, состояние бурового раствора, сте
пень его «защемленности», размеры зон «защемленности», возникновение 
«центров» движения бурового раствора, толщина фильтрационной корки, 
размеры зон смешения бурового и тампонажного растворов, концентрация 
растворов по сечениям, а такж е события на границах — у стенок скваж и
ны и обсадной колонны — явления случайные. Случайным является и сам 
факт качественного или некачественного разобщения пластов.

Цементирование скважин должно быть скорее некачественным, так 
как за один цикл закачки цементного раствора при принятой технологии 
невозможно добиться полного вытеснения бурового раствора без специ
альных мероприятий. Поэтому к качеству цементирования надо подходить 
как к явлению случайному и делать все  возмож ное для его повышения. Ра
ботоспособность цементного камня такж е определяется рядом случайных 
событий.

Необходимо с начала бурения управлять процессами формирования 
ствола скважины, приближать его конфигурацию к «идеальному» цилинд
ру, создавать будущие условия работы цементного камня с учетом макси
мального срока безаварийной эксплуатации скважин и обеспечения охра
ны недр. Зачастую ствол получается таким, что заведомо мож ет гарантиро
вать только некачественное цементирование вследствие создания такой 
конфигурации и такого профиля ствола, из которого полное вытеснение 
бурового раствора невозможно.

Негативным фактором является отсутствие (иногда полное) информа
ции о состоянии цементного камня в скважине. Используемые приборы 
фиксируют не качество цементирования, полноту вытеснения бурового 
раствора цементным, отсутствие или наличие каналов в цементном раство
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ре-камне, а некоторую разность плотностей растворов и камня на их гра
ницах, наличие или отсутствие контакта колонны (и только!) с цементным 
камнем — и все  это неповторяемо, непостоянно и неоднозначно.

Высокое качество цементирования любых скважин включает два по
нятия: герметичность обсадной колонны и герметичность цементного коль
ца за колонной.

Качество цементирования скважин в настоящ ее время определяется 
неоднозначно, а соответствующ ие методы оценки порой дают противоре
чивые и взаимоисключающие результаты.

Высокое качество цементирования скважин (результат работы) следует 
отличать от успешного проведения процесса цементирования. Этот процесс 
мож ет быть выполнен успешно, а качество цементирования останется низ
ким. Известны случаи, когда операция заверш алась при чрезмерно боль
ших давлениях или в ходе ее отмечались поглощения либо другие ослож 
нения, однако качество цементирования было высоким.

Для обеспечения герметичности при наличии тампонажных растворов 
высокого качества необходимо создать контакт безусадочного цементного 
камня, обсадной трубы и стенки скважины. В процессе цементирования не 
должно быть гидроразрыва пластов.

В обеспечении герметичности скважин одно из центральных м ест за 
нимает технология цементирования.

Под технологией цементирования нефтяных и газовых скважин следу
ет понимать соблюдение выработанных норм и правил работы с целью 
наиболее полного заполнения заколонного пространства скважины тампо
нажным раствором определенного качества (взамен бурового) на заданном 
участке и обеспечения контакта цементного раствора-камня с поверхно
стью обсадной колонны и стенкой скважины при сохранении целостности 
пластов.

Технологический процесс цементирования определяется геологиче
скими, технологическими и субъективными факторами. При анализе влия
ния различных факторов на качество цементирования скважин субъектив
ный фактор мож ет не рассматриваться, так как предполагается, что опера
торы имеют необходимую квалификацию и нарушений в проведении тех
нологического процесса нет.

Технологические факторы необходимо соверш енствовать, однако не 
все из них могут быть изменены. Геологические факторы следует тщатель
но изучать и учитывать при назначении определенных параметров техно
логического процесса. Например, склонность пород к гидроразрыву необ
ходимо брать за основу при назначении высоты подъема тампонажного 
раствора, изменении его плотности и обеспечении скорости движения рас
творов в заколонном пространстве.

Большинство технико-технологических факторов управляемые. Во 
всех случаях следует стремиться к тому, чтобы все режимные параметры 
оказывали воздействие на процесс цементирования для обеспечения пол
ного замещения бурового раствора тампонажным. Важное значение при 
этом имеют состояние ствола скважины, его чистота, конструкция скваж и
ны, геометрия заколонного пространства и его гидродинамическая харак
теристика. На практике качественное цементирование скважин достигает
ся с большим трудом, если ему не уделено должное внимание еще в про
ц ессе бурения, т.е. при формировании ствола. Ускоренная проводка сква
жин без одновременного учета требований для последующего качественно
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го цементирования приводит к заведомо некачественному разобщению 
пластов.

К отличительным особенностям цементирования скважин относятся:
использование техники, которая позволяет цементировать скважины 

на достаточно высоком уровне;
разнообразие применяемых способов цементирования (сплошное, 

двухступенчатое, секциями, обратное и др.);
широкий ассортимент специальных тампонажных цементов, позво

ляющий охватить практически все  геолого-физические условия скважин.
Как показывает опыт крепления скважин у нас в стране и за рубежом, 

повысить качество разобщения пластов можно, применяя комплекс меро
приятий технического характера и усоверш енствуя технологию цементи
рования, а не изыскивая «универсальные» способы цементирования.

В настоящ ее время изучено значительное число факторов, опреде
ляющих качество цементирования скважин. К основным из них относятся 
те, которые обеспечивают контактирование тампонажного раствора с по
родами и обсадной колонной при наиболее полном вытеснении бурового 
раствора тампонажным с заданными свойствами и наименьших затратах 
средств и времени:

1) сроки схватывания и время загустевания тампонажного раствора, 
его реологическая характеристика, седиментационная устойчивость, водо
отдача и другие свойства;

2) совместимость и взаимосвязь свойств буровых и тампонажных рас
творов;

3) режим движения буровых и тампонажных растворов в заколонном 
пространстве;

4) объем закачиваемого тампонажного раствора, время его контакта со 
стенкой скважины;

5) качество и количество буферной жидкости;
6) режим расхаживания колонны в процессе цементирования;
7) применение скребков;
8) центрирование колонны;
9) использование элементов автоматизации, приспособлений и уст

ройств для повышения качества цементирования.
При проведении цементировочных работ необходимо учитывать, что 

применение одного мероприятия требует осуществления или изменения 
другого. Так, очищение стенок скважины от глинистой корки скребками 
при расхаживании обсадных колонн в большинстве случаев не мож ет быть 
выполнено без обработки используемых тампонажных растворов для сни
жения показателя фильтрации и т.д.

Таким образом, технологические факторы, способствующ ие повыш е
нию качества цементировочных работ, взаимосвязаны и взаимозависимы.

Технологические свойства буровых и тампонажных растворов — это 
комплекс свойств указанных жидкостей, влияющих на наиболее полное 
замещение одной жидкости другой без нарушения процесса цементиро
вания.

К ним относятся реологические параметры, показатель фильтрации, 
абразивные свойства, седиментационная устойчивость, способность не за 
густевать при взаимном перемешивании, сохранять подвижность в течение 
процесса цементирования и т.д. При основном цементировании такие 
свойства, как механическая прочность и проницаемость тампонажного
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камня, не могут считаться технологическими, тогда как, например, при ус
тановке цементных мостов для забуривания стволов скважин прочность 
камня — это технологический параметр процесса.

На качество цементировочных работ влияют статическое и динамиче
ское напряжение сдвига бурового раствора, его вязкость и показатель 
фильтрации, а такж е толщина, механические свойства и проницаемость 
фильтрационной корки.

Д аж е при удовлетворительных характеристиках бурового раствора он 
не мож ет быть вытеснен в полном объеме из-за наличия застойных зон и 
каверн. Глинистая корка остается на стенках скважины.

При закачке и продавке цементный раствор смеш ивается с глинистым. 
При этом иногда наблюдается сильное загущение смеси, что приводит к 
резкому повышению давления. Подбором оптимальных составов тампо
нажных растворов во многих случаях можно уменьшить загущение смесей 
или исключить его.

Успех работы по цементированию скважин часто определяется пока
зателем фильтрации тампонажных растворов. В результате отфильтровы- 
вания воды раствор становится вязким, труднопрокачиваемым, сроки схва
тывания его ускоряются. Если процесс цементирования осущ ествляется с 
очищением стенок скважины от глинистой корки, необходимо принимать 
эффективные меры для резкого снижения показателя фильтрации цемент
ного раствора.

Реологические характеристики тампонажных и буровых растворов оп
ределяются природой базисных материалов и наполнителей, зависят от их 
соотношения, количества и природы введенных реагентов, температуры, 
давления, конструктивных особенностей аппаратуры, методики определе
ния параметров.

Тампонажные (как и глинистые) растворы обладают свойством тиксо- 
тропии.

Вытеснение бурового раствора тампонажным характеризуется коэф
фициентом вытеснения кв. Под коэффициентом вытеснения бурового рас
твора тампонажным понимают отношение объема вытесненного бурового 
раствора Д V (или закачанного цементного при отсутствии поглощения или 
проявления) к полному объему V  скважины (с учетом объема труб) до вы 
соты подъема тампонажного раствора.

Закономерности вытеснения одной жидкости другой изучены далеко 
не полностью даж е для таких жидкостей, как вода, керосин, бензин, нефть 
и т.д. Что касается вязкопластичных жидкостей, какими являются буровой 
и тампонажный растворы, изучение процессов их смешивания и вы тесне
ния в скважине еще более сложно. Так, чтобы обеспечить практически 
полное вытеснение этих растворов на отдельных участках скважины, необ
ходимо особым образом подготовить ствол скважины, оборудовать обсад
ную колонну, составить рецептуру буровых и тампонажных растворов и по 
определенной гидравлической программе закачать и продавить тампонаж
ный раствор до заданной высоты подъема.

Анализ лабораторных и промысловых данных показывает, что модели
ровать процессы смешивания и вытеснения буровых и тампонажных рас
творов сложно. Следует учесть, что в условиях скважины объем оставш е
гося бурового раствора не ограничен объемом пристенного слоя: он оста
ется в кавернах, желобных выработках, застойных зонах, в виде глинистой 
корки и т.д. Сущ ественно затрудняет изучение этих процессов наличие
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желобов, каверн, прилегание обсадной колонны к стенкам скважины. Тео
ретические и экспериментальные исследования усложняются в случае тур
булентного течения вязкопластичных жидкостей, в первую очередь тампо
нажных растворов.

Сущ ествует несколько способов цементирования обсадных колонн. 
Все они могут быть разделены на две большие группы — первичные и вто
ричные (ремонтные, повторные, восстановительные) способы цементиро
вания нефтяных и газовых скважин. Первичные процессы цементирования 
проводятся после бурения (первичные), вторичные (ремонтные) — после 
первичных, обычно после некоторого периода работ в скважинах и нару
шения герметичности затрубного пространства или колонны, появления 
посторонних вод, прохождения газа по зацементированному затрубному 
пространству и т.д.

Каждая из названных групп мож ет иметь подгруппы и подразделения.

14.1. ПЕРВИЧНЫЕ СПОСОБЫ ЦЕМЕНТИРОВАНИЯ

С плош н ое ц ем ен ти рован и е с д ву м я  пробкам и  (рис. 14.1)

После спуска в скважину колонны обсадных труб с установленным 
над башмаком стоп-кольцом на верхней трубе монтируется цементировоч
ная головка. В цементировочной головке закрепляется верхняя цементиро
вочная (разделительная) пробка. В головках некоторых конструкций и 
нижняя цементировочная пробка монтируется в корпусе.

Цементировочная головка соединяется с цементировочными насосами 
или насосами буровой. После промывки скважины в колонну продавлива
ется нижняя цементировочная пробка (рис. 14.1, а). Если нижняя цементи
ровочная пробка вставлена в цементировочную головку, то она продавли
вается в колонну. Одновременно в работу включаются насосы цементиро
вочных агрегатов и цементно-смесительные машины, приготовляющие це
ментный (тампонажный) раствор.

После закачки в скважину необходимого количества цементного рас
твора сбрасываю т верхнюю цементировочную пробку (рис. 14.1, б). Ц е
ментный раствор движется между двумя пробками, которые отделяют его 
от бурового раствора, предохраняя от загрязнения в обсадной колонне 
(рис. 14.1, в).

Вслед за верхней цементировочной пробкой закачивают продавочную 
жидкость (чаще всего буровой раствор), которой цементный раствор про
давливают в затрубное пространство. Продавливание начинается с момента 
посадки нижней пробки на стоп-кольцо и продавливания диафрагмы в 
пробке (рис. 14.1, г). Это достигается незначительным повышением давле
ния в колонне.

Подсчитывается количество продавочной жидкости, закачиваемой в 
скважину. Когда остается около 1 - 2  м3 продавочной жидкости, интенсив
ность ее закачки снижают. Процесс ведут до схождения пробок, посадки 
верхней пробки на нижнюю. Этот момент называется моментом «стоп» и 
характеризуется повышением давления.

Применение нижней цементной пробки весьма целесообразно: це
ментный раствор не смеш ивается с буровым в трубах, уменьшаются раз-
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Рис. 14.1. Схема цементирования скважины с двумя пробками (по стадиям)

Рис. 14.2. Схема цементировочных (разделительных) пробок:
а — нижняя; б, в — верхние

меры зоны смешения растворов в затрубном пространстве; меньше во з
можность увеличения давления при прокачке цементного раствора в за
трубном пространстве.

Перед тампонажным раствором закачивают буферную жидкость, 
предназначенную для предупреждения смешения бурового и тампонажного 
растворов, для очистки ствола и стенок скважины.

На рис. 14.2 представлены различные цементировочные пробки; их на
значение — разделение цементного и глинистого растворов и фиксация 
окончания процесса цементирования скважин.

С плош н ое ц ем ен ти рован и е с одной (верхней) пробкой

При цементировании нефтяных и газовых скважин обычно пользуют
ся, к сожалению, одной (верхней) цементировочной пробкой. Операция 
осущ ествляется по схеме, описанной для сплошного цементирования с
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двумя пробками, с той лишь разницей, что нижняя цементировочная проб
ка отсутствует, верхняя пробка садится на стоп-кольцо, что сопровождает
ся ростом давления.

Процесс цементирования считается оконченным.

Ц ем ен ти рован и е х во ст о ви к а  и н и ж н и х секций 
обсад н ы х колонн

Хвостовики и нижние секции обсадных колонн при их секционном 
спуске цементируют в большинстве случаев одинаково. Иногда хвостовики 
цементируют без разделительных цементировочных пробок. В этом случае 
процесс цементирования заключается в следующем.

После подготовки ствола скважины на бурильной колонне на задан
ную глубину спускают хвостовик. Обсадная колонна (хвостовик) соединя
ется с бурильными трубами с помощью левого переводника. При спуске 
хвостовик и бурильные трубы заполняют буровым раствором. Затем в тру-

а  б  в

Рис. 14.3. Схема разделительной пробки при цементировании хвостовика:
а, б, в — этапы следования частей пробки; 1 — труба; 2 — верхняя часть пробки; 3 , 4  — ниж
няя часть пробки; 5, 11 — кольцо; 6, 7 — узел соединения; 8 — пробка; 9 — шлицы; 10 — пе
реводник; 12 — труба
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бы закачивают необходимое количество цементного раствора, продавли
ваемого продавочной жидкостью (буровым раствором). Количество прода
вочной жидкости принимают равным внутреннему объему бурильных труб 
и хвостовика, исключая объем цементного раствора в нижней части обсад
ных (цементный стакан). После продавки цементного раствора вращением 
вправо отвинчивают бурильные трубы от хвостовика и приподнимают их 
на несколько метров. Через бурильные трубы прокачивают буровой рас
твор, чтобы удалить из них и скважины излишки цементного раствора, 
поднявшегося выш е верхней муфты хвостовика. Скважина промывается, 
пока не будет прокачан буровой раствор в количестве, равном полуторно
му или двойному объему скважины (выше хвостовика).

При цементировании хвостовиков успешно применяют цементировоч
ную пробку. Пробка состоит из двух частей: нижняя часть подвешивается 
на специальном патрубке в хвостовике с помощью штифтов, верхняя часть 
пробки освобождается и движется по колонне бурильных труб. Когда 
верхняя часть пробки садится в отверстие нижней и перекрывает его, со з
дается избыточное давление и штифты срезаю тся. Обе части пробки дви
жутся вместе, разделяя буровой раствор от цементного, давая возможность 
фиксировать давление «стоп» (рис. 14.3). Для спуска хвостовиков и секций 
обсадных колонн (кроме верхней) и удержания их в подвешенном положе
нии сущ ествуют специальные устройства — подвески, конструкции кото
рых различны.

М ан ж етн ое цем ен ти рован и е

М анжетное цементирование применяют на месторождениях с низким 
пластовым давлением или с сильно дренированными, подверженными гид
роразрыву пластами. На обсадную колонну в нижней части устанавливают 
манжету (корзину), в интервале крепления которой обсадную колонну 
перфорируют. Стоп-кольцо устанавливают выш е отверстий перфорации. 
Цементируют как обычно, однако цементный раствор выходит не из-под 
башмака колонны, а из отверстий. Наличие манжеты не позволяет цемент
ному раствору опускаться ниже места ее установки. Давление на пласт в 
нижней части скважины остается прежним. Участок ствола скважины вы 
ше манжеты цементируют.

Д ву хсту п ен чатое ц ем ен ти рован и е ск важ и н

Двухступенчатое цементирование применяют, когда по геолого
техническим причинам цементный раствор не мож ет быть поднят на тре
буемую высоту в одну ступень. Целесообразно его использовать в следую
щих случаях: 1 ) при наличии зон поглощения в нижележащ их пластах;
2) при наличии резко различающихся температур в зоне подъема цемент
ного раствора, вызывающ их быстрое его схватывание в нижней части;
3) если на буровую нельзя одновременно вы звать большое количество це
ментировочных агрегатов; 4) при поглощении цементного раствора. При
менение двухступенчатого способа цементирования мож ет способствовать 
экономии цемента.

При двух- (иногда трех-) ступенчатом цементировании колонну цемен
тируют в две стадии — вначале цементируют нижнюю часть колонны, за
тем — верхнюю часть.
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Рис. 14.4. Схема двухступенчатого цементирования:
а — положение до открытия отверстий в цементиро
вочной муфте: б — положение при открытии отверстий  
в цементировочной муфте; 1 — верхнее седло; 2 — 
верхний цилиндр; 3 — отверстия для выхода цементного 
раствора; 4 — нижнее седло; 5  — нижний цилиндр; 6 — 
муфта для двухступенчатого цементирования; 7 — об
садная колонна; 8 — обратный клапан; 9 — направляю
щий башмак

Рассмотрим более подробно способ 
двухступенчатого цементирования (рис. 14.4).
На выбранной глубине на обсадную колонну 
при ее спуске устанавливают специальную 
муфту, имеющую отверстия. При цементи
ровании нижней части обсадной колонны 
они закрыты. После промывки скважины в 
колонну помещают нижнюю цементировоч
ную (разделительную) пробку; при цементи
ровании с одной пробкой нижнюю цементи
ровочную пробку не применяют. Затем зака
чивают цементный раствор, после чего сбра
сываю т вторую цементировочную (раздели
тельную) пробку. Продавочной жидкостью, 
взятой в количестве, примерно равном объ
ему нижней части обсадной колоны, продав
ливают цементный раствор. Затем в колонну 
помещают третью цементировочную (разде
лительную) пробку, диаметром больше двух 
первых.

Когда верхняя цементировочная (разде
лительная) пробка садится на первую, третья 
пробка подходит к цементировочной муфте 
и сдвигает ниппель, открывая отверстия. Третья пробка остается на муфте, 
а продавочная жидкость получает выход через отверстия специальной 
муфты. После промывки поднявшегося выш е отверстий специальной муф
ты цементного раствора в течение некоторого времени (с учетом затверде
ния цементного раствора за нижней секцией колонны) закачивают новую 
порцию цементного раствора, которая выходит из отверстий и поднимается 
выше муфты в затрубном пространстве. За цементным раствором сбрасы
ваю т четвертую пробку, которая является одновременно запорной и разде
лительной. После выдавливания всего цементного раствора через отверстия 
четвертая пробка подходит к муфте и сдвигает ниппель, закрывая отвер
стия. Процесс цементирования считается законченным.

Описанный двухступенчатый способ цементирования часто применя
ют с некоторыми изменениями, используя первые две пробки или одну 
из них.

Успех проведения процесса при двухступенчатом способе цементиро
вания определяется в основном качественностью и надежностью муфты в 
работе.
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О бр атн ое ц ем ен ти рован и е ск в а ж и н  (через затр убн ое п р остр ан ство)

Под обратным цементированием понимают процесс, когда тампонаж
ный раствор заливается (закачивается) в затрубное (межколонное) про
странство сверху и перемещается на любую глубину под действием своего 
собственного веса или продавливается насосами.

Способ обратного цементирования известен давно. Однако широкого 
распространения он пока не получил из-за некоторых недостатков, основ
ным из которых является трудность практического определения конца опе
рации, т.е. момента, когда цементный раствор входит в башмак цементи
руемой колонны.

Этот способ довольно часто применяют как ремонтно-восстано- 
вительный при обнаружении течей в эксплуатационных обсадных колон
нах. Использовать его целесообразно, если в разрезе скважины имеются 
непрочные пласты, подверженные гидроразрыву при небольших давлениях.

Прежде процесс обратного цементирования скважин сводился к сле
дующему. Когда скважина считалась подготовленной после вытеснения 
глинистого раствора из обсадной колонны водой через башмак в затрубное 
пространство, закрывался кран на колонной головке. Вокруг колонны уста
навливалась специальная обшивка из досок в виде плотного ящика, в кото
рый закачивался цементный раствор. Раствор начинали закачивать, одно
временно открыв кран на головке обсадной колонны для выхода жидкости. 
В скважине восстанавливалась циркуляция. Скорость циркуляции, а следо
вательно, и процесса цементирования регулировалась степенью открытия 
крана на головке и могла быть доведена до большой величины.

Конец операции определялся моментом понижения давления на голов
ке. Цементирование должно вестись таким образом, чтобы емкость вокруг 
колонны все  время была наполнена цементным или (затем) глинистым рас
твором (если предусмотрено цементирование затрубного пространства не 
на всю  высоту).

В настоящ ее время способ обратного цементирования значительно 
усоверш енствован. В некоторых случаях он имеет сущ ественные преиму
щества перед обычным.

Один из способов оборудования устья скважин приведен на рис. 14.5. 
С целью определения специальными приборами момента входа цементного 
раствора в колонну его можно активировать радиоактивными изотопами. 
Для этого используют соли и другие материалы, наличие которых в це
ментном растворе изменяет его свойства и дает возмож ность четко фикси
ровать границу между буровым и тампонажным растворами. Количество 
закачиваемого в затрубное пространство скважины цементного раствора 
контролируется или по расчету, или прибором гамма-каротажа (когда це
мент затворяется водой, активированной радиоактивными изотопами). 
Прибор спускаю т в колонну и за первой порцией цементного раствора 
вводят ампулу с радиоактивным изотопом через лубрикатор.

Затрубное пространство можно герметизировать превентором или 
специальными устройствами. Выходящий из обсадных труб буровой рас
твор через специальные отводы направляется в желоб.

При закачке цементного раствора по расчету необходимо тщательно 
учитывать кавернозность, возмож ность частичного поглощения цементного 
раствора при цементировании, сжимаемость раствора и другие факторы. 
Наиболее надежным методом контроля за движением цементного раствора
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Рис. 14.5. Оборудование устья 
скважины при обратном цемен
тировании:
1 — направление; 2 — эксплуата
ционная колонна; 3 — промежу
точная колонна; 4 — колонный 
фланец; 5  — уплотнения; 6 — 
крестовина; 7 — превентор; 8 — 
бурильная труба диаметром 141 мм; 
9 — ротор 10 — элеватор; 11 — 
переводник; 12 — сальниковое 
уплотнение; 13 — манометр; 14 — 
каротажный кабель

в затрубном пространстве скважины является метод гамма-каротажа для 
фиксации местоположения верхней части цементного раствора.

Применяя обратный способ цементирования, можно так подобрать 
свойства цементного раствора, что после его закачки в затрубное про
странство скважины он мож ет схватиться почти одновременно по всей вы 
соте подъема.

14.2. ПОВТОРНЫЕ (ИСПРАВИТЕЛЬНЫЕ) СПОСОБЫ 
ЦЕМЕНТИРОВАНИЯ СКВАЖИН

Под повторными способами цементирования понимают исправитель
ные способы, применение которых вызвано необходимостью проведения 
ремонтных работ в результате обнаружения течи, нарушения герметично
сти колонны или поступления пластовых вод в скважину через отверстия 
перфорации вм есте с нефтью или газом.

Все повторные (исправительные) способы цементирования сводятся к 
транспортированию некоторого количества цементного раствора (опреде
ляемого расчетом) в скважину, обсаженную колонной труб или не обса
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женную ими. Цель применения повторных способов цементирования — 
добиться герметизации колонны или изоляции продуктивного пласта. В не
которых случаях причиной исправительных работ является необходимость 
восстановления герметичности зацементированного затрубного простран
ства, в котором образовались каналы и началось движение газа (воды или 
нефти).

Цементный раствор транспортируется в скважину по трубам малого 
диаметра. Закачанный в них раствор продавливается буровым раствором в 
пространство за трубами малого диаметра. Трубы поднимают, промывают 
буровым раствором, и после затвердения цементного раствора цементиро
вание считается оконченным. Цементный камень, полученный в скважине 
описанным способом, называется цементным мостом.

В некоторых случаях находящийся в скважине цементный раствор 
стараются задавить в каналы пласта или в отверстия в колонне, являющ ие
ся причиной ее негерметичности. Тогда пространство между обсадными 
трубами или между трубами малого диаметра и стенкой скважины герме
тизируют и создаю т давление прокачиванием в трубы бурового раствора. 
Эта операция называется цементированием под давлением или установкой 
моста под давлением.

14.3. МАТЕРИАЛЫ И ХИМИЧЕСКИЕ РЕАГЕНТЫ 
ДЛЯ ТАМПОНАЖНЫХ РАСТВОРОВ

Раствор, получаемый после затворения тампонажного цемента водой 
(или иной жидкостью), обработанной химическими реагентами (или без 
них) для повышения качества раствора и камня или облегчения проведения 
технологического процесса, называю т тампонажным.

Тампонажные растворы применяют для разобщения пластов в самых 
различных геолого-технических условиях: от —15 до + 2 5 0  °С и от 1,5 до 
200 МПа в каналах заколонного пространства размером от нескольких 
миллиметров до 0,5 м, в каналах длиной от нескольких сот до нескольких 
тысяч метров при наличии самых разнообразных пород в разрезе скваж и
ны, представленных относительно инертными в химическом отношении 
породами и легко растворимыми солями, прочными или рыхлыми, подвер
женными гидроразрывам и другими видам разрушений.

В таких условиях, используя цементный раствор лишь одного типа, 
нельзя обеспечить герметичность заколонного пространства. Нужен ряд 
растворов, изготовляемых из разных цементов и обрабатываемых химиче
скими реагентами, при использовании различных технологических схем 
приготовления.

Тампонажные цементы, из которых изготовляют тампонажные раство
ры, могут быть классифицированы по следующим признакам: вещ ествен
ному составу, температуре применения, плотности тампонажного раствора, 
устойчивости тампонажного камня к воздействию агрессивных пластовых 
вод, линейным деформациям тампонажного камня при твердении.

1. По вещ ественному составу в зависимости от содержания добавок 
тампонажные цементы разделяются на группы: 1 — без добавок, 2 — с до
бавками.

2. По температуре применения (°С) тампонажные цементы разделяют
ся на группы: 1 — для низких температур (ниже + 15), 2 — для нормальных
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температур (от +  15 до + 50), 3 — для умеренных температур (от + 5 0  до 
+  100), 4 — для повышенных температур (от +  100 до +  150), 5 — для вы со
ких температур (от 150 до 250), 6 — для сверхвысоких температур (выше 
+  250), 7 — для циклически меняющихся температур.

3. По плотности тампонажного раствора (кг/м ) тампонажные цементы 
разделяются на группы: 1 — легкие (ниже 1400), 2 — облегченные (1400 — 
1650), 3 — нормальные (1650—1950), 4 — утяжеленные (1950 — 2300), 5 — 
тяжелые (выше 2300).

4. По устойчивости тампонажного камня к воздействию агрессивных 
пластовых вод тампонажные цементы разделяются на группы: 1 — устой
чивые только к хлоркальциево-натриевым водам, 2 — устойчивые к суль
фатным водам, а такж е к хлоркальциево-натриевым, 3 — устойчивые к 
кислым (углекислым, сероводородным) водам, 4 — устойчивые к магнези
альным водам, 5 — устойчивые к полиминеральным водам.

5. Кроме того, применяют тампонажные растворы, в которых в каче
стве жидкости затворения применяют воду с солями (до насыщения), там
понажные растворы на нефтяной основе, аэрированные тампонажные рас
творы, органоминеральные композиции (вплоть до исключения минераль
ного компонента), быстросхватывающ иеся составы для борьбы с поглоще
нием при бурении скважин и др.

14.3.1. ТАМПОНАЖНЫЙ ПОРТЛАНДЦЕМЕНТ

Под тампонажным цементом понимается продукт, состоящий из смеси 
тонкомолотых вяжущ их вещ еств (портландцемент, шлак, известь и др.), 
минеральных (кварцевый песок, опока, диатомит, цеолит, трепел, глина, 
шлак и др.) или органических (резиновая крошка, нефтяной кокс, кероген- 
Т и др.) добавок, после затворения которого водой получают раствор, а за
тем камень.

В зависимости от вяжущ ей основы тампонажные цементы делятся на 
несколько видов: тампонажный цемент на базе портландцемента, тампо- 
нажный цемент на базе доменных шлаков, белитокремнеземистый цемент, 
известково-песчаные смеси, прочие на минеральной основе (гипсовые, на 
основе природных минералов и горных пород) и органические крепители.

Активные свойства тампонажного портландцемента определяются в 
основном химически связанным оксидом кальция (СаО) с кремнеземом, 
глиноземом и оксидом железа.

Кремнезем способствует образованию силикатов кальция и алюминия, 
придает цементу гидравлические свойства, т.е. способность затвердевать, 
длительное время работать в водной среде. Увеличение содержания S i 0 2 
приводит к некоторому замедлению сроков схватывания тампонажных 
растворов в комнатных условиях и повышает сульфатостойкость цементно
го камня.

Глинозем способствует ускорению сроков схватывания цементного 
раствора, но понижает прочность камня.

Увеличение оксида ж елеза в цементе приводит к замедлению процес
сов схватывания тампонажных растворов и снижает раннюю прочность 
цементного камня.

В качестве примесей в портландцементе содержатся еще некоторые 
оксиды.

Оксид магния (МдО) в избыточных количествах (более 4,5 %) вы зы ва
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ет увеличение объема и разрушение твердеющего цементного камня. Это 
объясняется тем, что МдО, находясь в химически не связанном состоянии 
в клинкере, медленно вступает во взаимодействие с водой в то время, когда 
раствор уж е затвердел.

Свободный, т.е. химически не связанный, оксид кальция — вредная 
составляющая, процесс его гидратации протекает с увеличением объема 
твердой фазы. Для предотвращения указанных отрицательных последствий 
содержание свободного оксида кальция не должно превышать 1 %.

При обжиге оксидов до температуры спекания (около 1450 °С) они, 
вступая во взаимодействие друг с другом, образуют искусственные мине
ралы, называемые клинкерными.

К минералам-силикатам относятся трехкальциевый 3 C a 0 -S i0 2 и двух
кальциевый 2 C a 0 -S i0 2 силикаты.

К минералам-плавням относятся следующие соединения: трехкальцие
вый алюминат З С а0А 120 3, пятикальциевый триалюминат 5Са0-ЗА120 3, од
нокальциевый алюминат С а0А 120 3, четырехкальциевый алюмоферрит 
4 C a 0 A l20 3-Fe20 3, однокальциевый феррит C a 0 -F e 20 3, двухкальциевый 
феррит 2C a0-F e20 3, минерал Торопова 46C a0-16A l20 3-7Fe20 3.

Кроме минералов, в силикатном цементе содержится стекловидная 
масса, представляющая собой эвтектический расплав, из которого не успе
ли выделиться минералы ввиду быстрого охлаждения цементного клинкера. 
Содержание этой массы составляет 5 —12 %. Стекло состоит в основном из 
незакристаллизовавш ихся ферритов, алюминатов, двухкальциевого силика
та, щелочных соединений, части содержащ егося в клинкере оксида магния.

К важнейшим минералам относятся алит и белит. Алит состоит в ос
новном из трехкальциевого силиката. Белит представляет собой одну из 
модификаций двухкальциевого силиката (2 C a 0 -S i0 2). Промежуточное ве
щ ество состоит в основном из целита (алюмоферрит кальция) и заполняет 
промежутки между кристаллами алита и белита.

Свойства тампонажных портландцементов определяются в значитель
ной степени важнейшими минералами, к которым относятся: трехкальцие
вый силикат 3 C a 0 -S i0 2 (C3S), двухкальциевый силикат 2 C a 0 -S i0 2 (C2S), 
трехкальциевый алюминат ЗСа0-А120 3 (С3А), четырехкальциевый алюмо
феррит 4C a0-A l20 3-Fe20 3 (C4AF).

А кти вн ы е м и н еральн ы е д об авки  к  вяж у щ и м  вещ ествам

При производстве тампонажных портландцементов применяются ак
тивные добавки. Согласно О СТ 21-9 — 81, активными минеральными добав
ками называются вещ ества (природные и искусственные), которые при 
смешении в тонкоизмельченном виде с воздушной известью  и при затво- 
рении водой образуют тесто, способное после твердения на воздухе про
должать твердеть и под водой.

Активные минеральные добавки разделяются на две группы: I — при
родные (естественные), II — искусственные.

I группа.
А. Добавки осадочного происхождения:
а) диатомиты — горные породы, состоящ ие преимущественно из скоп

ления микроскопических панцирей диатомитовых водорослей и содержа
щие в основном кремнезем в аморфном состоянии;
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б) трепелы — горные породы, состоящ ие из микроскопических пре
имущественно округлых зерен и содержащие главным образом кремнезем 
в аморфном состоянии;

в) опоки — уплотненные диатомиты и трепелы;
г) глиежи — породы, образующиеся в результате природного обжига 

глины при подземных пожарах и в угольных пластах.
Б. Добавки вулканического происхождения:
а) пеплы — породы, содержащ ие алюмосиликаты и находящиеся в 

природе в виде рыхлых, частично уплотненных отложений;
б) туфы — уплотненные и сцементированные вулканические породы;
в) пемзы — камневидные породы, характеризующ иеся пористым губ

чатым строением (вспученное вулканическое стекло);
г) трассы — метаморфизованные разновидности вулканических туфов.
II группа:
а) кремнеземистые отходы — отходы, богатые кремнекислотой, полу

ченные при извлечении глинозема из глины;
б) обожженны е глины — продукт искусственного обжига глинистых и 

самовозгорающ ихся пород в отвалах пустых шахтных пород (глинистые и 
углистые сланцы);

в) топливные золы и шлаки — побочный твердый продукт, образую
щийся в процессе сжигания при определенном температурном режиме не
которых видов топлива, в составе минеральной части которых преобладают 
кислотные оксиды;

г) доменные гранулированные шлаки (кислые и основные) — силикат
ные расплавы (кислые и основные), получаемые при выплавке чугуна и об
ращаемые в мелкозернистое состояние путем быстрого их охлаждения.

14.3.2. СПЕЦИАЛЬНЫЕ ТАМПОНАЖНЫЕ ЦЕМЕНТЫ

Ш ирокое разнообразие геолого-технических условий в отечественной 
практике бурения и крепления скважин вы зы вает необходимость разра
ботки специальных тампонажных цементов.

Ш лак оп есч ан ы е цементы

Роль вяжущ его материала в шлакопесчаных цементах исполняет шлак, 
активность которого повышается с ростом температуры, а роль замедлите
ля — кварцевый или кварцево-магнетитовый песок.

Доменные шлаки, издавна применяемые в строительной практике, по 
химическому составу приближаются к портландцементному клинкеру, от
личаясь от него обычно меньшим содержанием окиси кальция.

В строительной промышленности используют несколько различных 
видов вяжущ их материалов на базе доменных шлаков. Доменные шлаки, 
как основные, так и кислые, применяют в цементной промышленности 
главным образом в гранулированном виде.

Свойства шлаковых цементов сущ ественно отличаются от свойств 
портландцемента. При нормальных условиях шлаковые цементы очень 
медленно твердеют, однако с повышением температуры до 100 °С и выше 
процессы схватывания и твердения интенсифицируются и из шлакопесча
ного цемента образуются плотные и прочные камни, очень стойкие в аг-
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рессивных средах. Остальные технические свойства (изменение объема, 
водопотребность, подвижность и др.) близки к свойствам портландцемента. 
Повышенная стойкость в минерализованных и пресных водах дает во з
можность рекомендовать их к применению в качестве тампонажного мате
риала в нефтяных и газовых скважинах, где высокая минерализация вод 
отрицательно сказы вается на долговечности портландцементного камня.

Доменный шлак — это неметаллический продукт, состоящий в основ
ном из силикатов и алюминатов кальция. Он получается вм есте со сталью 
(чугуном) в доменной печи в виде расплава и затем охлаждается. При бы
стром охлаждении водой, паром или воздухом образуется гранулированный 
шлак, при медленном — комовой. Высокую гидравлическую активность 
доменный шлак приобретает при очень быстром охлаждении или грануля
ции водой. Медленно охлаждаемый шлак успевает до некоторой степени 
закристаллизоваться, и гидравлические свойства его снижаются.

Ш лак оп есч ан ы е цем енты  для кр еп лен и я ск в а ж и н  
с забой н ой  тем п ературой  вы ш е 200 °С 
и давлен и ям и  до 100 М П а

Для цементирования скважин с забойной температурой более 200 °С и 
давлениями до 100 МПа наиболее перспективны смеси на базе кислых до
менных шлаков, имеющие приемлемые сроки схватывания и дающие плот
ный безусадочный камень.

Сроки схватывания растворов из кислых шлаков увеличиваются при 
повышении дозировки кварцево-магнетитового песка Так, даже при темпе
ратурах 250 — 300 °С и давлении 100 МПа на базе доменных шлаков можно 
подобрать смеси, обладающие необходимыми свойствами для цементиро
вания, и получить непроницаемый камень достаточной прочности.

При температуре более 100 °С и высоких давлениях измельченные 
гранулированные ферромарганцевые шлаки начинают проявлять вяжущие 
свойства. Эти шлаки в качестве вяжущ его могут быть использованы при 
температурах 150 — 300 °С, верхняя граница области применения ферро
марганцевых шлаков составляет 350 — 400 °С.

При температуре 175 °С и давлении 70 МПа начало схватывания хи
мически не обработанного ферромарганцевого шлакопесчаного раствора 
составляет 4,5 —5,5 ч, при температуре 200 °С и давлении до 100 МПа нача
ло схватывания — не более 3 ч.

Если необходимо использовать ферромарганцевый шлак при более 
низких температурах, то требуется обрабатывать его ускорителями сроков 
схватывания либо вводить обычный доменный шлак. Сильный ускоритель 
для данного шлака — кальцинированная сода, введение которой в количе
стве 1 % от массы шлака позволяет при температуре 125 °С и давлении 40 
МПа получать растворы с началом схватывания 2 — 2,5 ч. Введение пре
дельного шлака в ферромарганцевый позволяет значительно расширить 
область его применения.

Ш лак оп есч ан ы е цем енты  совм естн ого  пом ола

Наибольший эффект замедления сроков схватывания шлакопесчаных 
растворов обеспечивается при совместном помоле шлака и кварцевого пес
ка. Если при прочих равных условиях начало схватывания шлакопесчаного

508



раствора с немолотым кварцевым песком наступает через 1 ч, то при ис
пользовании молотого оно увеличивается ориентировочно до 1 ч 30 мин. 
При использовании шлакопесчаного цемента совместного помола начало 
схватывания удлиняется до 4 ч.

Эффект замедления сроков схватывания растворов из шлакопесчаных 
цементов совместного помола наблюдается при температурах до 200 — 
250 °С и давлениях до 100—120 МПа. Замедляющая способность песка, со
вместно измельченного со шлаком, характерна для всех  кварцевых песков, 
не содержащ их ускоряющих примесей.

Ш лакоп ортлан дц ем ен ты

Для успешного использования шлаковых и шлакопесчаных цементов 
при температурах ниже 100—120 °С необходимо вводить интенсификаторы 
твердения, к которым относится портландцемент. В табл. 14.1 приведены 
данные об изменении сроков схватывания шлаковых растворов с различ
ным содержанием тампонажного портландцемента.

Ш лаковый раствор при температуре 22 °С весьма медленно схваты ва
ется. Добавление 10 % портландцемента приводит к резкому сокращению 
сроков схватывания раствора, причем основную роль при этом играет 
портландцемент. Дальнейшее увеличение его дозировки способствует не
значительному последовательному ускорению сроков схватывания. С во з
растанием температуры до 75 °С активность шлака увеличивается и добав
ка 30 % портландцемента приводит к ускорению сроков схватывания, что 
объясняется в основном сроками схватывания раствора из портландцемен
та: чем быстрее схватывается портландцемент, тем интенсивнее схваты ва
ется смесь.

М еханическая прочность смесей приведенных составов изменяется в 
зависимости от количества вводимого портландцемента. Сроки схваты ва
ния шлакопортландцементного раствора будут несколько медленнее сроков 
схватывания растворов из портландцемента. С увеличением дозировки 
портландцемента проницаемость шлакопортландцементных образцов 
уменьшается.

Дальнейшее повышение температуры и давления приводит к интенси
фикации процессов твердения шлаковых растворов. Шлакопортландце- 
ментные растворы без предварительного анализа в лаборатории применять 
нельзя, если забойная температура превыш ает 80 — 90 °С. Сроки схватыва-

Т а б л и ц а  14.1

Изменение сроков схватывания шлакопортландцементных смесей 
при температуре 22 °С

М ассовая доля компонентов раствора, % Сроки схватывания, ч — мин

Шлак Цемент Бода начало конец

100 0 29 6 0 - 0 0 6 4 - 0 0
90 10 29 6 - 5 0 8-00
80 20 29 6 - 5 0 7 - 4 0
70 30 30 6 - 4 0 7 - 4 0
50 50 30 6-00 7 - 1 0
30 70 46 5 - 2 5 6 - 5 0
10 90 40 5 - 0 0 6 - 3 5
0 100 40 5 - 0 0 6 - 3 5
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Физико-механические свойства шлакопортландцементных образцов, 
твердеющих при 75 °С

Т а б л и ц а  14.2

М ассовая доля компонентов раствора, % Предел прочности, МПа, образцов, 
выдержанных в течение

Шлак липецкий Портланд
цемент Бода

2 сут 10 сут

на изгиб на сжатие на изгиб на сжатие

100 0 42 — — 2,4 8,5
90 10 42 2,3 4,7 2,7 11,7
80 20 43 3,5 15,2 5,2 16
70 30 44 4,6 16,9 5,6 20,2
60 40 44 5,3 20,9 6 20,7
50 50 43 5,9 22,1 6,3 22,1
40 60 42 6 22,3 6,9 23
30 70 41 7,4 27,9 7,2 —

20 80 40 8,9 30,9 8,1 33,5
10 90 38 8,9 37,4 6,3 30,2
0 100 35 10 41,9 — —

ния этих смесей регламентируются в основном сроками схватывания порт
ландцемента и наступают, как правило, очень быстро.

Ш лакопортландцементные образцы при твердении в условиях дейст
вия температуры 75 °С с возрастом увеличивают механическую прочность, 
если в смесь введено до 60 % портландцемента (табл. 14.2).

Н ом ен клатур а сп ец и ал ьн ы х там п о н аж н ы х цем ен тов

Большинство специальных тампонажных цементов (табл. 14.3) разра
ботано в б. ВНИИКРнефти, а их выпуск освоен Константиновским и Иль- 
ским заводами утяжелителей.

Ш лакопесчаные цементы совместного помола в зависимости от назна
чения выпускают двух видов: Ш ПЦС-120 и Ш ПЦС-200. Цемент Ш ПЦС-120 
отличается от Ш ПЦС-200 повышенной активностью за счет добавки порт
ландцемента.

Утяжеленные цементы подразделяются в зависимости от назначения и 
плотности получаемого из них раствора. По назначению они делятся на 
утяжеленные цементы для нормальных и умеренных температур (УЦГ-1, 
УЦГ-2) и для повышенных и высоких (УТТТТ Т1-120, УШ Ц2-120, УТТТТ11 -200, 
УШ Ц2-200).

Шифры цементов: ШПЦС — шлакопесчаный цемент совместного по-

Т а б л и ц а  14.3
Основная характеристика специальных тампонажных цементов

Марка цемента
Бодоцемент
ное отноше

ние

Растекаемость  
по конусу 

Аз НИИ, см

Плотность 
(средняя), 

г /см 2

Температурные пределы 
применения, °С

рекомендуемые допустимые
Ш ПЦС-120 0,45 1 8 - 2 0 1 ,8 - 1 ,8 3 1 0 0 -  150 4 0 -  160
Ш ПЦС-200 0,4 1 8 - 2 0 1 ,7 8 -1 ,8 3 1 5 0 - 2 5 0 1 0 0 - 2 5 0
УЦГ-1 0,35 20-21 2 ,0 6 - 2 ,1 5 20-100 20-  100
УЦГ-2 0,32 20-21 2 ,1 6 - 2 ,3 20-100 20-  100
УТТТТ Т1 -120 0,35 1 9 - 2 2 2 ,0 6 - 2 ,1 5 1 0 0 -  150 4 0 -  160
УШ Ц2-120 0,32 1 9 - 2 0 2 ,1 6 - 2 ,3 1 0 0 - 1 5 0 4 0 -  160
УТТТТ Т1-200 0,35 2 0 - 2 3 2 ,0 6 - 2 ,1 5 1 5 0 - 2 5 0 1 0 0 - 2 5 0
ОЦГ 0 ,9 5 - 1 ,0 5 2 0 - 2 4 1 ,4 -  1,5 5 0 - 1 0 0 3 0 -  120
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мола, УЦГ — утяжеленный тампонажный цемент, УШЦ — утяжеленный 
шлаковый цемент. Первая цифра (1 и 2) после буквенного обозначения 
указы вает на вид цемента в зависимости от плотности получаемого из них 
раствора. Плотность раствора цементов первого вида (УЦГ-1, УШЦ1-120, 
УШ Ц1-200) составляет 2 ,0 6 -2 ,1 5  г/см3, второго (УЦГ-2, УШ Ц2-120, УТТТТТ2- 
200) — 2,16 — 2,3 г/см3. Последнее число в шифре цементов обозначает 
температуру испытания цемента по техническим условиям. Так, цементы 
Ш ПЦС-120, УШ Ц1-120 и УШ Ц2-120 испытывают при температуре 120 °С и 
давлении 40 МПа; Ш ПЦС-200, УШ Ц1-200 — при 200 °С и давлении 60 МПа, 
цементы УЦГ-1 и УЦГ-2 — при температуре 75 °С и атмосферном давлении.

Специальные тампонажные цементы изготовляют совместным измель
чением вяжущ ей основы, утяжеляющей, активизирующей и других доба
вок или раздельным измельчением с последующим смешением указанных 
компонентов.

Специальные цементы отличаются от применяемых тампонажных см е
сей однородностью гранулометрического состава, повышенными физико
механическими свойствами, высокой термостойкостью; при их использова
нии исключается необходимость приготовления сухой смеси в промысло
вых условиях.

Перед каждым цементированием проводят лабораторные испытания 
проб цемента для уточнения рецептуры тампонажного раствора.

В б. ВНИИКРнефти разработаны облегченные шлаковые магнезиаль
ные цементы. В качестве вяжущ его вещ ества использован доменный ос
новной шлак Константиновского завода, облегчающая добавка — палыгор- 
скит. Цемент ОШ Ц-220 — это смесь шлака с палыгорскитом в соотнош е
нии 4 :1 , ОШ Ц-120 — та ж е  смесь с добавкой 1,5 % портландцемента к м ас
се смеси. Пределы прочности камня из цементов ОШ Ц-200 и ОШ Ц-120 
приведены ниже.
Бремя твердения образца, с у т .......................................................  2 3 90 180 270 360
Предел прочности на сжатие, МПа, образцов цемента:

ОТТТТ1-1 2 0 ............................................................................................. 0,7 7,4 8,6 9,5 9,8 13,1
О Ш Ц -200............................................................................................. 0 2,6 4,7 4,9 5,7 6,4

Облегченные шлаковые цементы на основе гранулированного домен
ного шлака и палыгорскита устойчивы против магнезиальной коррозии, 
термостойки и могут быть рекомендованы для изоляции соленасыщенных 
водоносных горизонтов, а такж е отложений бишофита и карналлита в 
нефтяных и газовых скважинах при высоких температурах и давлениях. 
Для повышения начальной прочности цементного камня и регулирования 
сроков схватывания раствора рекомендуется увеличить количество порт
ландцемента до 5 —10 % и ввести жидкость затворения КМЦ-500 в количе
стве 0,3 —0,5 % от массы сухой смеси. В качестве среды затворения может 
быть рекомендован только насыщенный раствор хлорида магния.

14.4. ОСНОВНЫЕ СВОЙСТВА ЦЕМЕНТНОГО РАСТВОРА 
И КАМНЯ

Свойства цементного раствора зависят от многих факторов, таких как 
химико-минеральный состав, качество и количество наполнителей, водоце
ментное отношение, количество и природа химических наполнителей, ре
жим перемешивания, температура, давление и др.
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Основные свойства цементного раствора применительно к скважинам 
следующие: водосодержание, подвижность (растекаемость), плотность, по
казатель фильтрации, динамическое сопротивление сдвигу, структурная 
вязкость, седиментационная устойчивость, время загустевания, сроки схва
тывания и некоторые другие. К свойствам цементного камня следует отне
сти механическую прочность, проницаемость, объемные изменения, корро
зионную устойчивость в агрессивных средах и модуль упругости.

Свойства цементных растворов и камня могут быть изменены введе
нием наполнителей, активных добавок или обработкой химическими реа
гентами.

Водосодержание. Водосодержание характеризуется водоцементным 
отношением, т.е. отношением массы воды к м ассе твердого тампонажного 
материала. Для стандартных тампонажных портландцементов с удельной 
поверхностью 2500 — 3500 см2/г водоцементное отношение мож ет колебать
ся в пределах от 0,5 до 0,6.

Растекаемость. Важное свойство цементного раствора — подвижность, 
которую в начальный момент после затворения определяют с помощью 
усеченного конуса АзНИИ путем отсчета среднего диаметра расплывшего
ся раствора в двух направлениях (наибольшее и наименьшее).

Плотность. Одна из важных характеристик цементного раствора — 
плотность. Она зависит от плотности сухих тампонажных материалов и 
жидкости затворения, а такж е от водоцементного отношения. Это практи
чески единственный показатель качества раствора, контролируемый в про
ц ессе его приготовления и транспортирования в скважину.

Для стандартного цементного раствора при В/Ц =  0,5 (в соответствии 
с требованиями ГОСТ 1581—85) его расчетная плотность составляет 1,81 — 
1,85 г/см3.

В промысловых условиях ее чаще всего определяют с помощью арео
метров АГ-1 и АГ-2 в каждой точке затворения независимо от наличия 
станции контроля цементирования СКЦ, которая обеспечивает автоматиче
скую регистрацию и запись средней плотности закачиваемого в скважину 
раствора. Непрерывный контроль плотности тампонажного раствора дости
гается применением радиоактивных плотномеров.

Показатель фильтрации. Под воздействием перепада давления в це
ментном растворе происходит процесс водоотделения, который называется 
фильтрацией. Скорость фильтрации в значительной мере зависит от при
нятого В/Ц: она обратно пропорциональна квадрату удельной поверхности 
цемента (тонкости помола), количеству наполнителя и вязкости жидкой 
фазы цементного раствора.

Вследствие высокой фильтрации цементный раствор становится вя з
ким, труднопрокачиваемым, сроки схватывания его ускоряются, в резуль
тате образования толстых цементных корок возмож ен прихват обсадной 
колонны во время ее расхаживания.

Фильтрация цементного раствора мож ет быть определена с помощью 
специального прибора УВЦ, разработанного во ВНИИКАнефтегазе, или 
прибора ВМ -6 , который применяется для измерения фильтрации бурового 
раствора при давлении 0,1 МПа (в этом случае говорят о предельной 
фильтрации за определенное время).

Седиментационная устойчивость. Под седиментационной устойчиво
стью подразумевают способность частиц тампонажного раствора оседать в 
жидкости затворения под действием сил тяжести. Этот параметр зависит
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от разности плотностей твердой и жидкой фаз тампонажного раствора, 
микроструктуры порового пространства, вязкости жидкости затворения.

Вследствие сильно развитой межфазной поверхности тампонажные 
растворы агрегативно неустойчивы. О характере и степени седиментаци- 
онных перемещений в основной части столба тампонажного раствора с 
достаточной точностью можно судить по характеру и степени перемещ е
ний верхнего уровня твердой составляющей раствора.

При цементировании обсадных колонн в газовых скважинах и сква
жинах с наличием зон АВПД появляется необходимость нормирования се- 
диментационной устойчивости тампонажных растворов, для повышения 
которой мож ет быть рекомендован к использованию весь комплекс меро
приятий по снижению показателя фильтрации цементных растворов.

Загустевание. Спустя некоторое время после затворения и механиче
ского перемешивания начинает проявляться способность цементных рас
творов к структурообразованию, которое выражается последовательно в 
загустевании и схватывании растворов. Загустевание тампонажных раство
ров оценивают консистометром.

Сущ ественно влияют на загустевание цементных растворов природа 
цемента, тонкость его помола, В/Ц, температура, давление и некоторые 
другие факторы.

Увеличить время загустевания тампонажных растворов можно, ис
пользуя замедлители процессов структурообразования, качество и количе
ство которых подбирают с учетом конкретных условий скважин (к числу 
замедлителей относятся ССБ, КМЦ, гипан НТФ, ОЭДФ, ВКК, хромпик и др.).

Сроки схватывания. Возможность применения тампонажных раство
ров в отечественной практике в большинстве случаев определяется срока
ми схватывания, которые зависят от химикоминерального состава цемента, 
его удельной поверхности, В/Ц, химических реагентов, вводимых в рас
твор, температуры, давления и других факторов.

При прочих равных условиях с повышением удельной поверхности 
цемента и уменьшением В/Ц сроки схватывания цементного раствора 
уменьшаются. На их уменьшение температура влияет более существенно, 
чем давление, а их совместное воздействие еще эффективнее.

Механическая прочность цементного камня. Прочность тампонажного 
камня характеризуется временным сопротивлением сжатию, растяжению 
или изгибу. Изготовленные определенной формы образцы цементного 
камня испытывают на прочность, причем определяют напряжение, соот
ветствую щ ее разрушению образца.

М еханическая прочность цементного камня зависит от многих факто
ров, основными из которых являются химико-минеральный состав цемента, 
В/Ц, удельная поверхность цемента, наличие наполнителей и химических 
добавок, условия твердения и др. Существенно влияют на прочность це
ментного камня такж е температура и давление.

Проницаемость цементного камня. Под проницаемостью цементного 
камня понимают его способность пропускать через себя жидкости или га
зы при определенном перепаде давления. Для обеспечения надежного раз
деления пластов цементный камень в затрубном пространстве должен 
иметь минимально возможную  проницаемость для пластовых флюидов.

Проницаемость цементного камня изменяется в процессе его тверде
ния и сущ ественно зависит от природы цемента и наполнителей, В/Ц, у с
ловий и времени твердения и т.д.
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Регули рован и е св о й ств  цементного р аствор а 
и кам н я с пом ощ ью  реаген тов

Усложнение геолого-технических условий сооружения скважин, а 
такж е соверш енствование техники и технологии их бурения и крепления 
повышают уровень требований к тампонажным материалам и приготавляе- 
мым из них растворов. Это вы зы вает необходимость целенаправленного 
изменения свойств цементных растворов и образующегося камня путем 
обработки их химическими реагентами.

К показателям тампонажных систем, количественное изменение кото
рых часто вы зы вается необходимостью технологии или особенностями у с
ловий скважины, относятся время загустевания или сроки схватывания, 
реологические свойства, седиментационная устойчивость для тампонажных 
растворов и механическая прочность, проницаемость, коррозионная устой
чивость для тампонажного камня.

При количественном изменении одного показателя тампонажного рас
твора изменяется другой (или другие) параметр, и в некоторых случаях в 
нежелательном направлении. Как правило, реагенты и материалы, вводи
мые в тампонажные системы, оказываю т комплексное воздействие и изм е
няют одновременно несколько параметров.

Некоторые реагенты при одних условиях изменяют свойства тампо
нажных систем в одном направлении, а при других — в противоположном. 
Кроме того, один и тот ж е  реагент при различных дозировках мож ет вы
зывать противоположные воздействия.

Применение тампонажных цементов в различных условиях связано с 
использованием следующих реагентов:

ускорителей схватывания и твердения тампонажных растворов — хло
ридов кальция, натрия, калия и алюминия, сульфатов натрия и калия, угле
кислых калия и натрия, едкого натра, кремнекислых натрия и калия (жид
кого стекла), нитратов натрия и кальция, нитрит-нитрита кальция, нитрит- 
нитрит-хлорида кальция с мочевиной, мочевины, нитрит-нитрит-сульфата 
натрия, сульфаниловой кислоты, триэтаноламина, мелассы;

пластификаторов (разжижителей) — С-3, 10 — 03, НТФ, ОЭДФ, ССБ, 
КССБ, ПАШ, ВЛХК, этилсиликоната натрия, метилсиликоната натрия, 
СПД, мылонафта, НЧК, ПФЛХ, ФХЛС, сульфированного нитролигнина, 
нитролигнина, окзила, синтана-5 и синтана ПЛ, Д-4 и Д-12, гексаметаф ос
фата и нитрофосфата, ВРП, ГИФ-1, хромпика;

замедлителей схватывания и твердения — НТФ, ОЭДФ, винной кислоты 
и ее солей, борной кислоты, хромпика, гипана, окзила, КССБ, СДБ, ФХЛС, 
ПФЛХ, сульфированного нитролигнина, карбоксиметилцеллюлозы (КМЦ), 
малеинового ангидрида, гексаметафосфата и нитрофосфата, КДБ, ПАД-3;

понизителей фильтрации — гипана, СДБ, КССБ, ПФЛХ, ФХЛС, кар
боксиметилцеллюлозы (КМЦ), полиоксиэтилена, бентонитовой глины, 
сульфированного нитролигнина, поливинилового спирта (ПВС), метаса, по
лиакриламида, К-4, метилцеллюлозы, оксиэтилцеллюлозы, декстрина, мо
дифицированного крахмала;

пеногасителей — НЧК, окисленного петралатума, соапстока, Ж Ж Т, 
PC, кальциевого мылонафта, флотомасла, полиметилсилоксана, скрубберно- 
го конденсата, Т-66 , стеарокса-6 , АГ-2, АГ-3, НГВ-1, полиамида, стеарата 
алюминия, ПЭС, ОКП-50, СЖ К, ВМС, ВМ С-12, П-79, сивушного масла, 
карболениума.
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При выборе реагента необходимо исходить из того, что многие реа
генты по своему технологическому эффекту равноценны. Поэтому необхо
димо учитывать их стоимость, расстояние до завода-изготовителя, агрегат
ное состояние (например, применение реагентов в виде жидкостей затруд
нено в зимнее время, и особенно в северных регионах), условия поставки 
(некоторые реагенты заводы-изготовители поставляют только крупными 
партиями — не менее вагона, цистерны).

Ускорители схватывания и  твердения. Для сокращения времени ож и
дания затвердения цемента (ОЗЦ) в тампонажные растворы вводят ускори
тели процессов схватывания и твердения. При выборе реагента необходи
мо учитывать, что, как правило, Na2S 0 4, K2S 0 4, C a (N 0 3)2, ННК, ННС эф
фективны для растворов, приготовленных на основе низко- и среднеалю- 
минатных цементов, а реагенты, содержащие хлор-ионы, — на основе и 
высокоалюминатных.

14.5. ОБЩИЕ ПОЛОЖЕНИЯ ТЕХНОЛОГИИ 
ЦЕМЕНТИРОВАНИЯ СКВАЖИН

Отечественными исследователями выполнен большой объем теорети
ческих, экспериментальных и промышленных исследований процессов 
смешивания и вытеснения буровых и тампонажных растворов, буферной 
жидкости в скважине.

Основные результаты теоретических работ, лабораторных и промыш
ленных экспериментов заключаются в следующем.

1. Процесс вытеснения жидкостей из кальциевого пространства под
чинен строгой закономерности и мож ет быть поставлен в зависимость от 
обобщенного параметра Рейнольдса вытесняющ ей жидкости.

2. Коэффициент вытеснения Кв имеет максимальные значения при 
структурном и турбулентном режимах. Создание турбулентного потока 
предпочтительнее, так как обеспечивается более высокая степень вы тесне
ния по сравнению _со структурным потоком. Проведение процесса при 
низких значениях Re затруднительно из-за возможного видоизменения 
структурного режима в переходный.

3. Абсолютная величина рассматриваемого коэффициента максималь
на при вытеснении воды и значительно снижается при использовании бу
ровых растворов.

При турбулентном режиме течения влияние динамического напряже
ния сдвига буровых и тампонажных растворов проявляется в меньшей сте
пени, чем действие инерционных сил.

Установлено, что связь между коэффициентом вытеснения и скоро
стью аналогична связи между коэффициентом вытеснения и Re. Следова
тельно, вода, движущаяся при высоких числах турбулентности, обеспечи
вает эффективное вы теснение растворов в скважине и поэтому должна в 
чистом виде с добавлением различных ПАВ использоваться при цементи
ровании всех скважин и установках мостов, где это допускается геолого
техническими условиями. С увеличением Re значение Кв возрастает.

Эффективность вытеснения растворов из кольцевого пространства 
скважины целесообразно ставить в зависимость от режима течения вы тес
няемой жидкости, а определять только во взаимосвязи и взаимозависимо
сти с режимами течения вытесняемой и вытесняющ ей жидкостей.

515



Для обеспечения турбулизации рекомендуется в раствор вводить пла
стификаторы.

Достижение турбулизации за счет увеличения скорости потока в усло
виях малых кольцевых зазоров и высоких реологических показателей це
ментных растворов — задача весьма сложная и часто неразрешимая. В по
добной ситуации турбулизация потока мож ет быть обеспечена путем меха
нического воздействия на поток турбулизируюгцими элементами — турбу- 
лизаторами.

Буф ерны е ж и д к о сти

Под буферной жидкостью понимают промежуточную жидкость между 
буровым и тампонажным растворами, которая способствует повышению 
качества цементирования скважин и облегчает проведение процесса це
ментирования. При отсутствии буферных жидкостей в результате коагуля
ции бурового раствора в зоне его смешения с тампонажным наблюдается 
рост давления в 1 ,4—1,8 раза, при этом коэффициент вытеснения бурового 
раствора не превыш ает 0,4 —0,6.

В настоящ ее время в мировой практике используются около 100 ре
цептур буферных жидкостей, что связано с применением их для решения 
большого круга задач, возникающ их при цементировании. С целью выбора 
для каждой конкретной операции оптимальных рецептур разработаны раз
личные классификации.

Классификация буферных жидкостей по их свойствам и составу по
ложена в основу действующего ОСТа. По физическим свойствам буфер
ные жидкости подразделяются на вязкоупругие и вязкие, которые, в свою 
очередь, делятся на вы соковязкие и низковязкие. Большинство буферных 
жидкостей — низковязкие.

В комплексе мероприятий, обеспечивающих высокую  степень вы тес
нения бурового раствора из колонного пространства и удаление глинистых 
корок со стенок скважины, одним из основных является использование 
буферных жидкостей.

По составу применяемые буферные жидкости можно разделить на од
нофазные, двухфазные, трехфазные и многофазные.

К однофазным относятся вода, вода с растворенными материалами 
(хлористый натрий, хлористый кальций, пирофосфат натрия), нефть, газ, 
кислоты (грязевая, соляная).

Двухфазные буферные жидкости состоят из жидкости и твердых не
растворимых (обычно абразивных) добавок (вода с пуццоланом, вода с 
кварцевым песком или цементом, нефть с песком или баритом).

Трехф азные буферные жидкости состоят из жидкой (вода, нефть), га
зообразной (азот, воздух) фаз и твердых вещ еств (кварцевый песок, пуццо
лан, цемент). В них вводят такж е хорошо растворимые реагенты (дисперга- 
торы, эмульгаторы, стабилизаторы, турбулизаторы и др.).

М ногофазные буферные жидкости включают в себя, кроме жид
кой, газообразной фаз и химических реагентов, разнообразные твердые ве
щества.

И звестны буферные жидкости, каждый компонент которых выполняет 
определенные функции.

Универсальные буферные жидкости, пригодные для широкого исполь
зования при всех условиях бурения, отсутствуют, поэтому в отечественной
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практике применяют следующие виды буферных жидкостей: утяжеленные 
(на солевой или полимерной основе), комбинированные, аэрированные, 
эрозионные, незамерзающ ие, жидкости с низким показателем фильтрации, 
вязкоупругий разделитель, нефть и нефтепродукты, растворы кислот и 
воду.

Выбор вида буферной жидкости базируется на лабораторной проверке 
совместимости ее с конкретными буровым и тампонажным растворами. 
При смешении буферной жидкости с буровым раствором не должны по
вышаться реологические параметры зоны смешения, а смесь ее с тампо
нажным раствором не должна характеризоваться снижением растекаемо- 
сти и уменьшением времени загустевания раствора.

Для снижения интенсивности частичного смешения буферной жидко
сти с контактирующими растворами в процессе движения их в затрубном 
пространстве необходимо выполнение условия, при котором ее вязкость и 
плотность превышали бы аналогичные показатели вытесняемой жидкости 
или приближались к их средним значениям для разобщ аемых жидкостей.

Эффективность очистки затрубного пространства от остатков бурово
го раствора повышают, применяя комплексные буферные жидкости. Пер
вая их часть представлена жидкостью, отвечающей требованиям высокой 
степени вытеснения, вторая — жидкостью, обладающей высокой физико
химической активностью. Для головной части составной буферной жидко
сти лучшими являются вязкоупругие разделители.

Для предотвращения ухудшения технологических свойств некоторого 
объема буферной жидкости и тампонажного раствора вследствие их час
тичного смешения при течении в обсадной колонне, а такж е для улучше
ния качества цементирования призабойной зоны после закачки буферной 
жидкости следует вводить нижнюю цементировочную пробку.

При цементировании обсадных колонн в скважинах, пробуренных с 
использованием буровых растворов на водной основе, не рекомендуется 
использовать в качестве буферной жидкости нефть или нефтепродукты, 
так как образующаяся на ограничивающих поверхностях пленка нефти по
выш ает проницаемость контактных зон цементного камня в затрубном 
пространстве.

Поскольку эффект от применения буферных жидкостей возрастает с 
увеличением времени их воздействия на стенки скважины, то с увеличени
ем объема закачиваемых жидкостей качество цементирования улучшается.

Буферные жидкости классифицируют по их основе: на водной, нефтя
ной, полимерной или на основе других органических соединений.

По воздействию  на стенки скважины выделяют абразивные и неабра
зивные буферные жидкости; в составе первых содержатся кварцевый пе
сок, опока или другие абразивы, способные разрушать глинистую корку на 
стенках скважины. Кроме того, буферные жидкости могут различаться по 
степени физико-химического воздействия на глинистую корку и застойные 
зоны глинистого раствора (в результате добавок кислот, щелочей, раство
ров ПАВ), плотности и устойчивости к температурному воздействию.

Ц ентр ирование обсад н ы х колонн в ск ва ж и н е

Для создания условий максимального вытеснения бурового раствора 
тампонажным обсадные колонны центрируют. В случае применения пру
жинных центраторов с незначительной деформируемостью циркуляция и
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течение вязкопластичных буровых растворов восстанавливаются без обра
зования застойных зон даж е в области структурного режима течения в 
скважинах. При значительной деформации пружинных центраторов (до 
диаметра долота) их эффективность незначительна. Вытеснение следует 
вести при турбулентном движении растворов.

Центраторы такж е облегчают процесс спуска обсадной колонны 
вследствие снижения сил трения между трубами и стенками скважины, 
увеличивают степень вытеснения бурового раствора тампонажным при це
ментировании обсадной колонны в результате образования локальных за
вихрений восходящ его потока жидкостей на участках размещения центра
торов, облегчают работу по подвеске хвостовиков и стыковке секций об
садных колонн, благодаря центрированию из верхних концов.

Как правило, центраторы устанавливают на колонне в средней части 
каждой обсадной трубы, т.е. там, где происходит наибольший ее изгиб. Не 
рекомендуется размещать центраторы в зоне расположения муфт обсадной 
колонны.

Центрирование колонн способствует равномерному распределению 
цементного раствора вокруг обсадной колонны, повышает качество разоб
щения пластов, улучшает проходимость обсадной колонны по стволу сква
жины. Именно этот эффект центрирования обсадных колонн постоянно 
привлекает внимание специалистов. В последние годы было разработано и 
опубликовано несколько методик и инструкций по центрированию обсад
ных колонн в скважинах.

Р асх аж и в ан и е о б сад н ы х колонн 
при цем ентировании ск в а ж и н

Расхаживание обсадных колонн в процессе цементирования и расха
живание обсадных колонн с использованием тампонажных растворов с по
ниженным показателем фильтрации сущ ественно повышают качество ра
зобщения пластов, способствуя увеличению полноты вытеснения бурового 
раствора.

Одна из причин положительного влияния расхаживания обсадных ко
лонн на полноту вытеснения бурового раствора — разрушение его струк
туры и изменение положения колонны в процессе движения относительно 
стенок скважины, что открывает доступ потоку буферной жидкости и там
понажного раствора в застойные зоны и желобные выработки. При этом 
происходит турбулизация потока.

Расхаживать колонны для повышения качества их цементирования 
следует во время движения буферной жидкости и тампонажного раствора. 
Целесообразна эта операция и до выхода раствора в заколонное простран
ство. Свойства бурового раствора, защемленного в суженных местах, 
значительно изменяются: структура разрушается, напряжение сдвига 
снижается.

Структура бурового раствора в защемленных застойных зонах разру
шается и в том случае, когда колонне обсадных труб сообщ ают вращатель
ное движение.

К факторам, наличие которых вы зы вает необходимость расхаживания 
колонн при цементировании скважин, относятся (кроме увеличения полно
ты вытеснения бурового раствора): 1) возмож ность прихвата колонн;
2) возникновение в них больших (при защемлении колонн) растягивающих
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усилий в результате значительной разницы температур находящихся в 
скважине и закачиваемых в нее жидкостей.

Результаты геофизических исследований цементировочных работ под
тверждают, что расхаживание обсадных колонн в процессе цементирова
ния с использованием растворов с пониженной водоотдачей существенно 
повышает качество разобщения пластов, так как увеличивается полнота 
вытеснения бурового раствора.

Ц ем ен ти рован и е секц и он н ы х колонн и хво ст о ви к о в

Увеличение глубины скважин, рост забойных температур и давлений, 
наличие в разрезе горизонтов с аномально высокими и низкими давления
ми, чередование устойчивых и склонных к гидроразрыву пород вы зы ваю т 
необходимость изменять технологию спуска обсадных колонн, способы 
крепления и цементирования скважин. В связи с этим получило развитие 
крепление скважин хвостовиками и специальными обсадными колоннами, 
применение двухступенчатого способа цементирования, цементирования 
способом обратной циркуляции и т.д. Эти способы, имеющие специфиче
ские особенности цементирования, не позволяют обеспечить герметич
ность затрубного пространства. С их помощью преодолеваются трудности, 
связанные со спуском тяжелых колонн в осложненный ствол, подъемом 
тампонажного раствора на заданную высоту и т.д.

Крепление скважин обсадными колоннами-хвостовиками впервые в 
практике буровых работ в нашей стране разработано и применено на Ку
бани. До этого хвостовики использовались только при заканчивании сква
жин в качестве последней колонны. Крепление скважин хвостовиками 
(секциями) предусматривает применение разъединителя от подвесного уст
ройства. Для конкретных условий выбирают определенный тип разъедини
теля или подвесного устройства.

Хвостовики и секции обсадных колонн разгружаю т на забой, подве
шивают при помощи различных устройств, которые отличаются друг от 
друга способом подвески, принципом действия механизма и конструктив
ными особенностями. Различают подвесные устройства «на цементе», кли
новые и упорные. Технологический процесс в значительной мере опреде
ляется качеством и выбором разъединителя, обеспечивающего безаварий
ный спуск с последующим разъединением бурильных труб и обсадных. 
Разъединители подразделяются на резьбовые и безрезьбовы е (кулачковые, 
замковые, шпилевые). Секции обсадных колонн соединяют с помощью 
стыкующихся устройств, которые различаются по двум признакам: во з
можности обеспечения промывки и особенностям конструкций уплотни
тельных элементов.

После спуска первой секции обсадную трубу со специальными муфта
ми и левым переводником навинчивают под бурильный инструмент и про
должают спуск колонны на этом инструменте с доливом колонны. В вер х
ней части первой секции на расстоянии 6 — 8 м от специальной муфты и 
друг от друга устанавливают два центрирующих пружинных фонаря. Длину 
бурильной колонны подбирают таким образом, чтобы ведущая труба захо
дила в скважину в процессе цементирования не менее чем на 2/3 ее 
длины.

Нижнюю секцию обсадной колонны цементируют через бурильный 
инструмент, ведущую трубу и вертлюг с двухгорловым отводом и двумя
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шлангами, к которым подключают цементировочные агрегаты. В месте 
подключения буровых шлангов к двухгорловому отводу вертлюга устанав
ливают задвижки высокого давления.

Для обеспечения высокого качества цементирования и достижения 
необходимой высоты подъема раствора в заколонном пространстве особое 
внимание обращают на подсчет количества продавочной жидкости и точ
ность ее замера в процессе продавки. Ввиду того, что нижнюю секцию це
ментируют без цементировочной пробки, во избежание перекачки прода
вочной жидкости и оголения башмака колонны в колонне оставляют це
ментный стакан высотой не менее 25 м.

После окончания продавки цементного раствора в заколонное про
странство проверяют герметичность закрытия обратных клапанов методом 
снижения давления и замера количества вытекаемой жидкости. При не- 
герметичности их закрытия два-три раза продавливают вытекший из ко
лонны раствор, снижая его уровень до обеспечения герметичности. Затем 
обсадную колонну постепенно разгружают на забой, отвинчивают и под
нимают бурильный инструмент.

Для обеспечения нормального соединения обеих секций необходимо 
знать точное местонахождение «головы» нижней секции, которое опреде
ляют с помощью каротажных работ. Перед спуском второй секции обсад
ной колонны незакрепленную часть в случае необходимости шаблонируют 
трехшарошечным долотом, места посадок инструмента прорабатывают. Низ 
второй секции обсадной колонны оборудуют чугунной направляющей 
пробкой и соединительным патрубком. На соединительный патрубок наде
ваю т уплотнительное кольцо и обваривают с муфтой обсадной трубы и 
патрубком. В стыке первой и второй труб помещают стоп-кольцо. На пер
вой и второй трубах устанавливают два центрирующих фонаря, которые 
должны обеспечить соединение двух частей колонны.

После допуска колонны скважину промывают и доводят параметры 
бурового раствора до указанных в плане работ. При правильном соедине
нии двух секций вследствие уменьшения зазора между соединительным 
патрубком и корпусом специального патрубка резко повышается давление. 
После посадки колонну поднимают на высоту, обеспечивающую открытие 
цементировочных отверстий, но не допускающую полного разъедине
ния секций между собой. После падения давления цементируют верхнюю 
секцию обычным способом через заливочную головку с помощью верх
ней разъединительной пробки. По окончании цементирования верхнюю 
секцию опускают до закрытия цементировочных отверстий в патрубке 
с разгрузкой на 0,08 — 0,12 мН от собственного веса верхней секции. 
При этом уплотнительное кольцо садится на конус на специальной муф
те, что обеспечивает дополнительную герметизацию места соединения 
секций.

Ш ирокое распространение получила технология цементирования хво
стовиков и секций обсадных колонн с цементировочным пробками.

С тупенчаты й сп осо б  цем ен ти рован и я о б сад н ы х колонн

Двухступенчатое цементирование осущ ествляют с помощью цементи
ровочных муфт. Муфта представляет собой полый цилиндрический корпус 
с присоединительными конусными резьбами на конце и обоймой, смонти
рованной на его внешней поверхности и образующей на части длины
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кольцевой зазор. В корпусе и обойме выполнены боковые цементировоч
ные отверстия.

Цементирование первой ступени проводят обычным способом. Тампо
нажный раствор отделяют от продавочной жидкости разделительной проб
кой, которая свободно минует внутренние втулки муфты и движется вниз 
до посадки на стоп-кольцо. После получения сигнала о посадке пробки на 
стоп-кольцо останавливают насосы и опускают в колонну открывающую 
пробку, которая погружается в продавочную жидкость средней плотности 
со скоростью около 1 м/с.

По достижении пробкой седла нижней втулки возобновляют нагнета
ние жидкостей в скважину. Под действием давления нагнетания втулка 
сдвигается вниз и открывает боковые отверстия. Далее скважину промы
ваю т через боковые отверстия, а затем закачивают в колонну цементный 
раствор для цементирования второй ступени. При этом цементный раствор 
отделяют от продавочной жидкости закрывающ ей пробкой. Дойдя до муф
ты, закрывающая пробка садится на верхнюю втулку и сдвигает ее вниз, 
открывая отверстия в корпусе над заслонкой. Создавая избыточное давле
ние 7,0 —8,0 МПа, заслонку перемещают вниз и герметично перекрывают 
боковые отверстия в корпусе и обойме муфты. Процесс цементирования 
заканчивается при закрытии боковых отверстий в муфте. После затверде
вания цементного раствора внутренние втулки муфты разбуривают.

Отсутствие обратного движения жидкости проверяют через открытый 
кран на цементировочной головке или агрегате, что такж е подтверждает 
успеш ное закрытие отверстий муфты.

Ниже и выш е муфты на расстоянии 2 —3 м устанавливают по одному 
пружинному фонарю для центрирования муфты. Чтобы не допустить пере
качки цементного раствора и оголения башмака колонн, высоту цементно
го стакана несколько увеличивают (до 40 — 50 м) в расчете на последующее 
разбуривание.

Опыт проведения двухступенчатого цементирования выявил некото
рые недостатки способа: оголение башмака, наличие незначительного неза- 
цементированного участка в заколонном пространстве, неполадки с муфтой.

М ан ж етн ы й  сп осо б  цем ен ти рован и я ск в а ж и н

Этот способ применяется, когда попадание тампонажного раствора 
ниже интервала цементирования нежелательно.

В этом случае обсадную колонну оборудуют манжетой, представляю
щей собой воронку, изготовленную из эластичного материала, который ар
мирован металлическими полосами. Верхний диаметр манжеты несколько 
больше диаметра скважины, вследствие чего тампонажный раствор из 
перфорированного участка трубы длиной 5 — 30 м не проникает при нагне
тании в затрубное пространство скважины, находящееся ниже манжеты. В 
трубах ниже манжеты устанавливают диафрагму, пропускающую жидкость 
только в направлении снизу вверх.

О бр атн ое ц ем ен ти рован и е колонн

Под обратным цементированием понимают процесс заливки (закачи
вания) тампонажного раствора в заколонное пространство сверху и пере
мещения его на любую глубину. В настоящ ее время способ обратного це
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ментирования значительно усоверш енствован. В некоторых случаях он 
имеет сущ ественные преимущества по сравнению с обычным способом.

Технологические особенности обратного цементирования заключаются 
в следующем. Для проверки герметичности предыдущей колонны и усть
евой части скважины необходимо провести обратную промывку насосами 
при давлении 8 — 9 МПа, т.е. при давлении, которое ожидается в процессе 
цементирования. Заколонное пространство можно герметизировать с по
мощью превентора или специальных металлических колец, одно из кото
рых устанавливают заранее в колонном фланце предыдущей колонны. Ц е
ментный раствор закачивают через два 5 1 —76-мм отвода, приваренные к 
предыдущей колонне, или через крестовину превентора. Выходящий из 
трубного пространства буровой раствор направляют через специальный 
отвод, имеющий два пробковых крана, в желоба. Количество закачиваемо
го раствора контролируют или по расчету, или прибором гамма-каротажа 
(ГК), спущенным в колонну через специальный лубрикатор. В этом случае 
вслед за первой порцией цементного раствора вводят ампулу с радиоак
тивными изотопами.

При закачке цементного раствора по расчету следует учитывать ка- 
вернозность, возмож ность частичного поглощения раствора в процессе це
ментирования, сжимаемость раствора и др. Обычно коэффициент, учиты
вающий все эти факторы, устанавливают опытным путем.

На практике известны способы прямого, обратного и ступенчатого це
ментирования скважин. Наибольшее распространение получил первый из 
них. Ступенчатый способ цементирования применяется, как правило, 
в случаях высокопроницаемых горизонтов с низким пластовым давлени
ем или при необходимости подъема тампонажного раствора на большую 
высоту.

Детальное рассмотрение способа обратного цементирования показы
вает, что он имеет ряд преимуществ:

1) исключается необходимость подбора рецептур тампонажного рас
твора в зависимости от забойных условий. М ожно добиться одновременно
го схватывания всего раствора, получив монолитный цементный камень с 
одинаковой прочностью по всем у стволу;

2) сокращаются затраты времени на операции по цементированию;
3) ограничиваются одной зоной смещения глинистого и цементного 

растворов;
4) гидравлический расчет более точен для призабойной зоны, так как 

гидравлические потери в колонне обсадных труб проще поддаются расчету;
5) возможна закачка тампонажного раствора в турбулентном потоке 

без опасения разрыва пласта и возникновения поглощений, что важно при 
вытеснении промывочной жидкости из затрубного пространства;

6) требуются меньшие мощности оборудования для цементирования.
Несмотря на это, применение способа обратного цементирования ог

раничено из-за отсутствия средств контроля за процессом цементирования.
С целью предотвращения поглощений при цементировании эксплуата

ционных колонн применяют способ ступенчатого цементирования скважин 
с подъемом тампонажного раствора за обсадной колонной в две ступени и 
более. Сущность способа заключается в том, что в результате уменьшения 
интервала цементирования в один прием на пласты действует меньшее 
давление, в связи с чем уменьшается опасность поглощений.
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С хем ы  разм ещ ен и я и о б вя зк и  оборудован и я 
при цементировании

В настоящ ее время в различных неф тегазовых районах применяют не
сколько отличающихся друг от друга технологических схем приготовления 
и нагнетания тампонажных растворов. Это отличие обусловлено специфи
кой геолого-технических, а иногда и климатических условий данного 
района, что определяет выбор конструкции скважины, способа цементи
рования и тампонажного материала для каждого конкретного района.

Отличие этих схем заключается в использовании различного числа 
цементировочных агрегатов и цементосмесительных машин, а такж е в 
применении специальных устройств или механизмов, повышающих качест
во раствора или цементирования в целом и улучшающих условия труда об
служивающ его персонала. Схема обвязки оборудования при использовании 
20 — 40 т сухого тампонажного материала для приготовления раствора при
ведена на рис. 14.6.

При использовании 40 — 60 т сухого материала для приготовления и на
гнетания тампонажного раствора применяют большее число агрегатов, по
зволяющих аккумулировать весь сухой материал в трех точках затворения. 
Если масса сухого материала превыш ает 60 т, то изменяется схема обвязки 
цементировочных агрегатов и цементносмесительных машин (рис. 14.7).

Во всех  этих схемах, как правило, предусматривается такое соотнош е
ние между численностью цементосмесительных машин и цементировочных 
агрегатов, при котором обеспечивается бесперебойное приготовление и 
нагнетание тампонажного раствора в скважину с заданным темпом. Обыч-

Рис. 14.6. Схема обвязки агрегатов при цементировании скважин с использованием 20 -4 0  т 
сухого тампонажного материала:
1 — цементосмесительная машина 2СМ Н -20; 2 — цементировочный агрегат ЦА-320М ; 3 — 
цементировочный агрегат ЗЦА-400А; 4 — блок манифольда 1БМ-700; 5  — станция контроля 
цементирования; 6 — цементировочная головка; штрихпунктир — движение продавочной 
жидкости; сплошная линия — движение тампонажного раствора
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Рис. 14.7. Схема обвязки агрегатов при цементировании скважин с использованием более 
60 т сухого материала.
Уел. обознач. см. на рис. 14.6

но с одной цементосмесительной машиной 2СМ Н-20 работают два цемен
тировочных агрегата, один из которых (имеющий водоподающий насос) 
подает жидкость на затворение в гидровакуумное смесительное устройство 
цементосмесительной машины, а второй (не имеющий водоподающего на
соса) вм есте с первым нагнетает готовый раствор в скважину. При этом 
суммарная подача жидкости (по паспортным данным) двумя агрегатами не
сколько больше производительности цементосмесительной машины. Как 
правило, для продавливания верхней разделительной пробки используют 
агрегат ЗЦА-400А, который обвязываю т с цементировочной головкой.

В различных районах страны в связи со специфическими условиями 
схемы обвязки оборудования несколько видоизменяются.

В б. Грознефти и Краснодарнефтегазе использовали осреднительные 
емкости, смонтированные на автомашине и имеющие перемешивающие 
устройства. Прежде чем подать раствор в скважину, его некоторое время 
перемешивают в этой емкости; благодаря этому повышается его однород
ность, что сущ ественно улучшает качество цементирования. Представляет
ся целесообразным организовать серийное изготовление таких емкостей. 
На рис. 14.8 показана схема расстановки и обвязки оборудования при це
ментировании скважин облегченным тампонажным раствором с примене
нием осреднительной емкости и использованием резервуара вместимостью 
40 м3 для заготовки воды затворения.

Иногда для аккумулирования жидкости затворения используют пере-
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Рис. 14.8. Схема обвязки агрегатов при цементировании облегченным раствором с использо
ванием осреднительной емкости и резервуара для заготовки жидкости затворения:
1 — цементосмесительная машина 2СМН-20; 2 — цементировочный агрегат ЦА-320М; 3 — 
цементировочный агрегат ЗЦА-400А; 4 — блок манифольда 1БМ-700; 5 — станция контроля 
цементирования СКЦ-2М; 6 — цементировочная головка; 7 — осреднительная емкость; 8 — 
резервуар; пунктиром обозначено движение жидкости затворения

движные емкости различной вместимости (рис. 14.9). Пунктирными линия
ми показано направление движения воды, сплошными — тампонажного 
раствора, штрихпунктирными — продавочной жидкости. При работе по 
этой схеме после приготовления и нагнетания тампонажного раствора при 
его продавливании смесительные машины и обвязанные с ними цементи
ровочные агрегаты могут быть отсоединены и отправлены на базу.

В б. ВНИИКРнефти разработана и внедрена специальная технологиче
ская схема приготовления и нагнетания тампонажного раствора (рис. 
14.10), исключающая его потери (особенно при использовании вспениваю
щих реагентов) и позволяющая увеличить подачу насосов цементировоч
ных агрегатов за счет создания подпора на приеме.

В ЗапСиббурнефти для приготовления растворов из лежалых цементов 
иногда используют фрезерно-струйную мельницу, соединенную с оборудо
ванием по схеме, указанной на рис. 14.11 (разработана в б. ВНИИКРнеф
ти); используется также схема цементирования скважин с применением 
гидравлического способа активации цемента, при котором поток тампо-
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Рис. 14.9. Схема обвязки агрегатов с использованием двух емкостей для аккумулирования 
жидкости затворения вместимостью по 25 м3:
1 — цементосмесительная машина 2СМН-20; 2 — цементировочный агрегат ЦА-320М; 3 — 
цементировочный агрегат ЗЦА-400А; 4 — блок манифольда 2БМ-700; 5 — станция контроля 
цементирования СКЦ-2М; 6 — цементировочная головка; 7 — емкость

нажного раствора под большим давлением подается в устройство, где со
ударяется со стенкой или встречным потоком; в результате этого разруша
ются комкообразные включения и повышается степень гидратации.

С целью увеличения степени вытеснения бурового раствора из за- 
трубного пространства скважины при цементировании, а следовательно,

1 2  3 4 5 6 7 8 91011 12 13 14

//77/ /  ///  /// /// /// /У/ /// ■/// /// /// /// ///  /// /7/ 7//  /// /// /// /// /// ///

Р ис. 14.10. Те х н о ло ги ч е ск а я  схема п р и го то в ле н и я  и  н а гн е та н и я  в спененны х растворов:
1 — бункер цементосмесительной машины; 2 — обратный клапан гидровакуумного смеси
тельного устройства; 3 — приемная воронка бункера цементосмесительной машины; 4 — гид
ровакуумное смесительное устройство; 5 — напорная труба; 6 — всасывающий коллектор 
насоса; 7 — трубопровод; 8 — клапан; 9 — приемная часть; 10 — гофрированный шланг; 11 — 
откидная крышка; 12 — уровнемер; 13 — насос цементировочного агрегата; 14 — сливной 
патрубок
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Рис. 14.11. Технологическая схема 
приготовления и закачки тампонаж
ных растворов с применением фре- 
зерно-струйной мельницы:
1 — цементосмесительная машина 
2СМН-20; 2 — цементировочный аг
регат ЦА-320М; 3 — фрезерно-струй- 
ная мельница; 4 — цементировочная 
головка

Нь QO
О

О

ч XJ
Рис. 14.12. Схема размещения и обвязки оборудования при цементировании скважины с 
расхаживанием колонны:
1 — цементосмесительная машина 2СМН-20; 2 — цементировочный агрегат ЦА-320М; 3 — 
цементировочный агрегат ЗЦА-400А; 4 — блок манифольда 1БМ-700; 5 — станция контроля 
цементирования; 6 — цементировочная головка; 7 — шарнирные звенья гибкого металличе
ского шланга; 8 — стояк

для повышения его качества были разработаны и внедрены способ приме
нения и комплекс устройств, позволяющих в процессе цементирования 
проводить осевое перемещение обсадной колонны.

На рис. 14.12 представлена схема расположения оборудования и от
дельных устройств, обеспечивающих расхаживание колонны в процессе 
нагнетания жидкости при цементировании.
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14.6. ОСНОВЫ РАСЧЕТА ПЕРВИЧНОГО ЦЕМЕНТИРОВАНИЯ 
ОБСАДНЫХ КОЛОНН

Различными авторами предложен ряд методов расчета цементирования 
скважин. Применяемые методики расчета излагаются в одной и той же по
следовательности и описывают определение:

1 ) потребного количества цементного раствора, цемента и воды для 
приготовления раствора;

2) потребного количества бурового раствора для продавки цементного 
раствора в затрубное пространство;

3) давления на головке колонны к моменту окончания цементирова
ния;

4) количества цементного и бурового растворов, закачиваемых на раз
личных скоростях агрегата;

5) времени, потребного на цементирование скважины, а также коли
чества агрегатов и цементосмесительных машин.

Расчет первых трех разделов весьма прост. Суть методики определе
ния количества жидкости, закачиваемой на различных скоростях агрегатов 
(по Т.Е. Еременко и А.А. Федорову) заключается в следующем.

Рассмотрим момент цементирования (рис. 14.13), когда уровни це
ментного раствора в колонне и за колонной выравнялись. К этому моменту 
в колонну должно быть закачано определенное количество бурового рас
твора.

Введем обозначения: угр — плотность бурового раствора; уцр — плот
ность цементного раствора; р — допустимое давление агрегата на данной 
скорости; рг — потери на преодоление гидравлических сопротивлений; 
h0 — высота цементного раствора в скважине; /0 — высота столба бурового 
раствора над верхней пробкой.

В момент выравнивания уровней цементного раствора в скважине 
давление на головке колонны, которое должен преодолеть насос цементи
ровочного агрегата, будет равно:

а) при одинаковой плотности глинистого раствора у'гр в колонне и у "р

за колонной (т.е. у'гр =  у" ) — давлению на преодоление гидравлических 

сопротивлений, т.е. рг, которое определяется заранее;
6) при неодинаковой плотности бурового раствора (т.е. у'гр Ф у" ) — 

некоторому давлению

Ро =  Р г + М у 'г.р -  Yr.p)<7- ( 1 4 1 )

При дальнейшей закачке бурового раствора в колонну высота столба 
его в колонне будет увеличиваться, цементного раствора — уменьшаться, а 
в кольцевом пространстве — возрастать. Давление на головке колонны бу
дет возрастать за счет создания разности высот столбов цементного и гли
нистого растворов в колонне и кольцевом пространстве. Давление на го
ловке колонны будет увеличиваться пропорционально снижению уровня 
цементного раствора в колонне (при условии постоянного внутреннего 
диаметра колонны и постоянного диаметра скважины), т.е. пропорциональ
но повышению столба бурового раствора над верхней пробкой.

Исходя из этого, можно составить уравнение для любого промежуточ
ного момента цементирования (рис. 14.14).
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Рис. 14.13. Схема положения уровней в ко
лонне и скважине

Рис. 14.14. Схема промежуточного положе
ния уровней

При увеличении высоты столба бурового раствора в колонне от /0 до / 
давление на головке колонны возрастает от Ро(Рг) А° Рг т  е -

I -  10 =  ах{р -  ро) (14.2)

ИЛИ

I -  10 =  ах{р -  рг). (14.3)

Из этого уравнения можно определить значение / при заданном р:

I =  10 +  ах(р -  ро) (14.4)

ПРИ Уг.р *  Уг.р или

/ =  /0 +  ах(р -  рг) (14.5)

при у'г.р =  у';.р .

В формулах ах — коэффициент пропорциональности, показывающий, 
на сколько метров должен увеличиваться столб бурового раствора над 
верхней пробкой, чтобы давление на головке колонны возросло на
0,1 МПа. Коэффициент ах можно определить при использовании конечных 
значений р и /, исходя из следующих рассуждений: при увеличении столба 
бурового раствора в колонне от /0 до /к (конец цементирования, см. рис. 
14.14) давление на головке колонны возрастает от р0 до рк. Подставив в 
уравнение (14.14) рк вместо р и /к вместо / и решив уравнение относительно 
di, получим

Й1 =  ( 4  -  /о)/(Рк -  Ро). (14.6)

Исходя из равенства столбов цементного и бурового растворов, заме
няем разность столбов бурового раствора разностью столбов цементного 
раствора

/к +  Л =  /о +  ho, (14.7)

где h — высота цементного стакана, оставляемого в колонне.
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После подстановки получаем уравнение для нахождения с/,:

d! =  (Ло -  Л )/ (р к -  ро) (14.8)

(это при условии у"р Ф Уг.р).

Для случая, когда у "р =  у'гр (р0 =  рг), величину с/, найдем следующим

образом. Из уравнения рк =  ру +  рг получаем, что ру =  рк — р0. После чего 
уравнение (14.8) примет вид

Подставляя в уравнения (14.4) и (14.5) значения pIV, Рш, Рп и р: макси
мального давления, допускаемого при работе на IV, III, II, I скоростях агре
гата, определяем высоты столбов бурового раствора над верхней пробкой, 
при которых агрегат должен быть переключен на следующую (меньшую) 
скорость:

Для упрощения расчета можно вместо 7Ш, 7П, /, определять сразу Лш, Лп, 
hi — высоту столбов глинистого раствора, закачиваемого на III, II, I скоро
стях агрегата. Исходя из уравнений

= O i (P k “ Рп)-

В общем виде расчет цементирования скважины по этой методике 
приведен ниже.

1. Объем цементного раствора, подлежащего закачке в скважину, на
ходим по формуле

где к' — коэффициент, учитывающий увеличение объема скважины за счет 
образования каверн, трещин и пр. (величина его колеблется в диапазоне 
1,05—1,3); £>д, DH, dBH — соответственно диаметр долота, наружный и внут
ренний диаметры колонны в мм; Нцр — высота подъема цементного рас
твора за колонной в м; h — высота цементного стакана в м.

2. Потребное количество сухого цемента

(*! =  (Л0 -  h)/pT (14.8а)

и т.д. (14.9)

Л ш  — /ш  — hn  — 1ц — lui, h i — li  — 1ц,

после подстановки и приведения в (14.9) находим

л ш = ai (Рш -  Piv);

= °i(Pn _ Рш); * (14.10)

Уцр = 0,785(k’D 2A- D 2H)H np+0,785d2BHh, (14.11)

G
Д 1+W  Ц' Р^Ц' Р '

V  уц.р I (14.12)

где W  — водоцементное отношение.
3. Потребное количество воды для затворения цемента 

Vb =  W G 4,

гАе VB — потребный объем воды в м3.

(14.13)
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4. Объем продавочной жидкости

Упр =  FT(L -  Л), (14.14)

где FT — площадь внутреннего сечения колонны в м3.
5. Давление на головке колонны в конце цементирования (перед схож

дением пробок), которое должен преодолеть насос цементировочного агре
гата, состоит из двух величин:

Рк =  Рт +  Ру,

гАе Рт — давление, затрачиваемое на преодоление гидравлических потерь; 
р у — давление, затрачиваемое на преодоление разности весов столбов бу
рового и цементного растворов в колонне и в затрубном пространстве.

Так как здесь движутся две жидкости — цементный и буровой рас
творы (в колонне и за колонной), то обычные формулы трубной гидравли
ки неприменимы. Для определения этой величины пользуются эмпириче
скими формулами.

6 . По величине рк выбирают цементировочный агрегат.
7. Количество жидкости, закачиваемой на различных скоростях агре

гата:
а) для многих случаев (при pIV > рг) весь цементный раствор может 

быть закачан на IV  скорости цементировочного агрегата; если pIV < рг, то 
столб цементного раствора, который должен быть закачан на III скорости 
до переключения агрегата на IV  скорость, может быть определен по фор
муле

К р = (Рг - Р 1у )/ (уц.р -  Уг.р)?; (14.15)

б) высоты столбов глинистого раствора, которые могут быть закачаны 
при работе агрегата на различных скоростях:

Ло =  ^ц.р/ (F T +  kiFK); l0 =  L -  h0; ах =  (h0 -  h)/py; (14.16)

Av =  h  +  °l(P lV  — Р г ) ;  Лш =  OilPin — Piv) И т.д.

в) количество жидкости, закачиваемой на различных скоростях агрега
та, равно

V,v =  /IV • Ft и  т .д . (14.17)

8. Время цементирования при условии работы одного цементировоч
ного агрегата

7ц =  tlv +  tm +  tu +  ti +  t, (14.18)

где /1v; /in; /[[; ft — время работы агрегата на соответствующей скорости; / — 
время на отвинчивание стопорных болтов цементировочной головки для 
закладывания или освобождения пробок;

y IV + y IV у 111 + у 111 V "  V '
t _  Ц'Р г.р . t _  "ц .р  т  v r.p . t _  г.р . _  v r.p 
l IV — г l III — г 1П — г Ч  — г

4 lY  Чш  Чп 41

гАе <7ivl <7im Яп< ф — производительность агрегата на соответствующей ско
рости.

9. Потребное количество цементосмесительных машин:
а) по грузоподъемности
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где GM — емкость бункера одной цементосмесительной машины в т;
б) по производительности

V <rIV
ш = ЛЧдА (14.19а)

Яы

где — суммарная производительность всех агрегатов при работе на

высшей скорости; дм — максимальная производительность одной цемен
тосмесительной машины.

Количество цементосмесительных машин, так же как количество агре
гатов, принимается большее из полученных при двух подсчетах.

14.7. ЗАКЛЮЧИТЕЛЬНЫЕ РАБОТЫ 
ПОСЛЕ ЦЕМЕНТИРОВАНИЯ

Заключительные работы после цементирования скважины включают:
1 ) ожидание затвердения цементного раствора, закачанного в затрубное 
пространство скважины (ОЗЦ); 2) терморадиометрию для установления 
границ цементного камня за колонной (ОЦК); 3) оборудование устья сква
жины для ее эксплуатации; 4) разбуривание обратного клапана и цемент
ного стакана; 5) опрессовку и испытание колонны на герметичность;
6) перфорацию колонны; 7) спуск насосно-компрессорных труб и основа
ние скважины.

После того, как цементный раствор закачан в колонну и поднят на за
данную высоту в затрубном пространстве, скважину оставляют в покое для 
твердения цементного раствора.

Колонну держат под давлением, которое было в ней к концу продавки, 
для чего перекрывают краны на цементировочной головке.

Длительность времени твердения цементного раствора (ОЗЦ) в прак
тике бурения нефтяных и газовых скважин принята 24 ч для эксплуатаци
онных колонн, 16 ч — для промежуточных колонн и 12 ч — для кондук
торов.

В течение периода твердения цементного камня следят за показаниями 
манометра на цементировочной головке. В скважинах с повышенной тем
пературой на забое давление внутри колонны может подняться выше до
пускаемого. В этом случае его снижают. В зависимости от качества исполь
зуемого цемента, величины водоцементного отношения, глубины скважины 
и ее геологических особенностей (например, высокой забойной температу
ры) время, отводимое на твердение цементного камня, может изменяться; 
однако, независимо от условий, ОЗЦ не должно превышать 24 ч.

По истечении срока твердения цементного раствора снимают цемен
тировочную головку и приступают к определению фактической высоты 
подъема цементного кольца при помощи электротермометра, спускаемого в 
колонну.

А К Ц  необходимо производить сразу же после окончания цементиро
вания (конца схватывания цементного раствора).

По окончании электротермометрических работ для определения высо
ты подъема цементного раствора и характера его расположения вокруг ко
лонны в скважине приступают к оборудованию устья скважины.

т =  G4/GM, (14.19)
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Цель обвязки устья скважины — укрепить эксплуатационную колонну 
и герметично перекрыть межтрубное пространство между всеми выходя
щими на дневную поверхность колоннами.

В зависимости от назначения и конструкции скважины для обвязки 
устья применяют оборудование, соответствующее одной из трех типовых 
схем.

По первой схеме предусматривается обвязка устья скважины одноко
лонной конструкции для колонн диаметром 114, 141 и 168 мм, рассчитан
ных на рабочее давление 7,5 и 12,5 МПа. Оборудование состоит из фланца 
диаметром 203 мм (8"), навинчиваемого на резьбу эксплуатационной ко
лонны. Наружные диаметры фланцев унифицированы, размеры их соот
ветствуют размерам фланцев крестовины фонтанной арматуры.

По второй схеме — для двухколонной конструкции скважины обвязка 
состоит из обсадных труб диаметром 273x168 мм и 299x168 мм, рассчи
танных на рабочее давление 12,5 МПа. Оборудование состоит из колон
ной головки и деталей обвязки: колонного фланца, металлической проклад
ки, шпилек и гаек.

По третьей схеме — для трехколонной конструкции скважины обвязка 
состоит из обсадных труб: 462x273x168 мм; 426x299x168 мм, рассчитанных 
на рабочее давление 12,5, 20,0 и 30,0 МПа. Оборудование состоит из ко
лонной головки и деталей обвязки: колонного фланца (14 или 16"), шести 
клиньев диаметром 273 или 299 мм для подвески промежуточной колонны, 
резинового пакера диаметром 273 или 299 мм и катушки.

Для контроля межтрубного пространства в корпусах колонных головок 
имеется по два 50-мм отвода, из которых один закрывается пробкой, а дру
гой является выкидом с установленной на нем задвижкой и манометром.

Концы промежуточных и эксплуатационных колонн привариваются к 
катушкам колонных головок плотным герметизирующим швом.

При разбуривании в колонне упорного кольца, обратного клапана и 
цементного стакана применяют пикообразные долота без наварки твердым 
сплавом диаметром меньшим внутреннего диаметра колонны на 6 — 10 мм. 
Для разбуривания в 146-мм колонне используют бурильные трубы диамет
ром 73 мм, в 168-мм — бурильные трубы диаметром 89 мм. Во избежание 
повреждения колонны в процессе разбуривания металлических деталей 
необходимо соблюдать осторожность — уменьшить скорость вращения до
лота и осевую нагрузку на него.

Обратный клапан целесообразно разбуривать специальным фрезером 
с последующим извлечением металлических кусков магнитным пауком.

После промывки водой или буровым раствором приступают к испыта
нию колонны на герметичность одним из двух существующих способов: 
опрессовкой водой или снижением уровня жидкости.

Эксплуатационную колонну в эксплуатационных скважинах испыты
вают на герметичность опрессовкой, в разведочных скважинах применяют 
оба способа — опрессовку водой и снижение уровня жидкости оттартыва- 
нием ее или поршневанием.

При испытании колонны опрессовкой на устье устанавливают цемен
тировочную головку и, заполнив скважину водой, создают при помощи бу
рового насоса или насоса цементировочного агрегата давление, величина 
которого устанавливается в зависимости от диаметра и марки стали труб.

Если через 30 мин давление в колонне не снизится больше чем на 
0,5 МПа, то колонна считается герметичной.
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По второму способу колонна испытывается понижением уровня жид
кости.

Колонна считается выдержавшей испытание, если уровень жидкости в 
ней после снижения до заданной глубины не поднимается более чем на 1 м 
в колоннах диаметром 146—168 мм и на 0,5 м — в колоннах диаметром 
219 мм и выше в течение 8 ч.

При неудовлетворительных результатах испытание повторяют, и если 
окажется, что колонна негерметична, то приступают к обследованию со
стояния колонны и к ремонтным работам.

После испытания на герметичность на колонну устанавливают за
движку на случай фонтанирования скважины во время перфорации колон
ны. В результате перфорации, т.е. пробивки в колонне пулевых отверстий 
на уровне продуктивных горизонтов, нефть и газ получают возможность 
войти во внутреннюю полость колонны, откуда их извлекают на поверх
ность одним из существующих способов эксплуатации скважин.

После установления при помощи перфорации сообщения между про
дуктивными пластами и эксплуатационной колонной оборудуют устье 
скважины под эксплуатацию (соответственно категории данной скважины).

Например, при глубинно-насосной эксплуатации устанавливают одну 
колонную головку или трубный пьедестал; для фонтанного способа экс
плуатации — фонтанную арматуру с системой выкидных отводов и мани- 
фольдов.

Установке фонтанной арматуры предшествует спуск в эксплуатацион
ную колонну до начала фильтра насосно-компрессорных труб, предназна
чаемых для подъема по ним нефти или газа в процессе фонтанирования 
скважины. После спуска колонны-подъемника из насосно-компрессорных 
труб и окончания монтажа фонтанной арматуры (елки) приступают к вы
полнению последней операции — к освоению скважины.

Под освоением скважины понимают проведение ряда мероприятий 
для вызова притока нефти с доведением ее отбора до наибольшего значе
ния для данной категории скважины и для подъема ее на дневную поверх
ность в сборные резервуары, а газа — в газопроводы.

Процесс освоения скважины — заключительный этап строительства 
глубокой скважины.

14.8. ОСНОВЫ ТЕХНОЛОГИИ УСТАНОВКИ ЦЕМЕНТНЫХ МОСТОВ

Одна из серьезных разновидностей технологии процесса цементиро
вания — установка цементных мостов различного назначения. Повышение 
качества цементных мостов и эффективности их работы — неотъемлемая 
часть совершенствования процессов бурения, заканчивания и эксплуатации 
скважин. Качеством мостов, их долговечностью определяется также на
дежность охраны недр и окружающей среды. Вместе с тем промысловые 
данные свидетельствуют, что часто отмечаются случаи установки низко
прочных и негерметичных мостов, преждевременного схватывания це
ментного раствора, прихвата колонны труб и т.д. Эти осложнения обуслов
лены не только и не столько свойствами применяемых тампонажных мате
риалов, сколько спецификой самих работ при установке мостов.

В глубоких высокотемпературных скважинах при проведении указан
ных работ довольно часто происходят аварии, связанные с интенсивным
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загустеванием и схватыванием смеси глинистого и цементного растворов. 
В некоторых случаях мосты оказываются негерметичными или недостаточ
но прочными. Например, только 40 — 50 % мостов, устанавливаемых в глу
боких скважинах Северного Кавказа, являются удачными.

Успешная установка мостов зависит от многих природных и техниче
ских факторов, обусловливающих особенности формирования цементного 
камня, а также контакт и «сцепление» его с горными породами и металлом 
труб. Поэтому оценка несущей способности моста как инженерного со
оружения и изучение условий, существующих в скважине, являются обя
зательными при проведении этих работ.

Несмотря на то, что из всех видов операций, связанных с цементиро
ванием скважин, наибольшее число случаев с неудачным или безрезуль
татным исходом приходится на установки мостов, этот вопрос еще недос
таточно освещен в литературе.

Цель установки мостов — получение устойчивого водогазонефтене- 
проницаемого стакана цементного камня определенной прочности для пе
рехода на вышележащий горизонт, забуривания нового ствола, укрепления 
неустойчивой и кавернозной части ствола скважины, опробования гори
зонта с помощью испытателя пластов, капитального ремонта и консервации 
или ликвидации скважин.

По характеру действующих нагрузок можно выделить две категории 
мостов: испытывающих давление жидкости или газа и испытывающих на
грузку от веса инструмента во время забуривания второго ствола, приме
нения испытателя пластов или в других случаях.

Мосты, относящиеся ко второй категории, должны, помимо газоводо- 
непроницаемости, обладать весьма высокой механической прочностью.

Анализ промысловых данных показывает, что давления на мосты могут 
составлять до 85 МПа, осевые нагрузки — до 2100 кН и возникают напря
жения сдвига на 1 м длины моста до 30 МПа. Такие значительные нагрузки 
возникают при опробовании скважин с помощью испытателей пластов и 
других видах работ.

Несущая способность цементных мостов в значительной мере зависит 
от их высоты, наличия (или отсутствия) и состояния глинистой корки или 
остатков бурового раствора на колонне. При удалении рыхлой части гли
нистой корки напряжение сдвига составляет 0,15 — 0,2 МПа. В этом случае 
даже при возникновении максимальных нагрузок достаточна высота моста 
18 — 25 м. Наличие же на стенках колонны слоя бурового (глинистого) рас
твора толщиной 1 — 2 мм приводит к уменьшению напряжения сдвига и к 
увеличению необходимой высоты до 180 — 250 м. В связи с этим высоту 
моста Нш следует рассчитывать по формуле

Нш > Н0 -  Q m/7iD c[tm], (14.20)

где Ом — осевая нагрузка на мост, обусловливаемая перепадом давления; 
Dc — диаметр скважины; [тм] — удельная несущая способность моста, ве
личина которой определяется как адгезионными свойствами тампонажного 
материала, так и способом установки моста; Н0 — глубина установки ниж
ней части моста.

Герметичность моста также зависит от его высоты и состояния по
верхности контакта, так как давление, при котором происходит прорыв во
ды, прямо пропорционально длине и обратно пропорционально толщине
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корки. При наличии между обсадной колонной и цементным камнем гли
нистой корки с напряжением сдвига 6,8 —4,6 МПа, толщиной 3 —12 мм гра
диент давления прорыва воды составляет соответственно 1,8 —0,6 МПа на 
1 м. При отсутствии корки прорыв воды происходит при градиенте давле
ния более 7,0 МПа на 1 м.

Следовательно, герметичность моста в значительной мере зависит 
также от условий и способа его установки. В связи с этим высоту цемент
ного моста следует определять и из выражения

Ны > Н0 — рм/[Др], (14.21)

гАе Рш ~  максимальная величина перепада давлений, действующего на мост 
при его эксплуатации; [Др] — допустимый градиент давления прорыва 
флюида по зоне контакта моста со стенкой скважины; эту величину опре
деляют в основном в зависимости от способа установки моста, применяе
мых тампонажных материалов.

Из значений высоты цементных мостов, определенных по формулам 
(14.20 и 14.21), выбирают большее. Ориентировочные значения [тм], [Др] 
при установке мостов через заливочную колонну с применением раствора 
из портландцемента в зависимости от технологии установки приведены в 
табл. 14.4.

Установка мостов производится по балансовому методу, сущность ко
торого состоит в следующем. Спускают до забоя заливочные трубы и про
мывают скважину до выравнивания параметров бурового раствора, затем 
затворяют и продавливают в трубы цементный раствор. Необходимым ус
ловием при этом является обязательное соответствие плотности продавоч- 
ного раствора плотности бурового раствора, благодаря чему происходит 
уравновешивание цементного раствора в трубах и кольцевом пространстве. 
После продавки трубы поднимают до определенной отметки, а избыточный 
цементный раствор вымывают обратной промывкой.

Т а б л и ц а  14.4

Ориентировочные значения [т„] и [Д/>]

Условия и технологические 
мероприятия по установке 

моста
[Ар], МПа/м [тм] , МПа

Б обсаженной скважине

С применением скребков и 
моющих буферных жидко
стей

5,0 1,0

С применением моющих бу
ферных жидкостей

2,0 0,5

Без скребков и жидкостей 1,0

Б необсаженной колонне

0,05

С применением скребков и 
моющих буферных жидко
стей

2,0 0,5

С применением абразивных 
буферных жидкостей

1,0 0,2

С применением неабразив
ных буферных жидкостей

1,0 0,05

Без буферных жидкостей 0,5 0,01
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Установка моста имеет много общего с процессом цементирования ко
лонн и имеет ряд особенностей, которые сводятся к следующему:

1 ) используется малое количество тампонажных материалов;
2) нижняя часть заливочных труб ничем не оборудуется, стоп-кольцо 

не устанавливается;
3) не применяются резиновые разделительные пробки;
4) во многих случаях производится обратная промывка скважин для 

«срезки» кровли моста;
5) мост ничем не ограничен снизу и может растекаться под действием 

разности плотности цементного и бурового растворов.
Установка моста — простая по замыслу и способу проведения опера

ция, которая в глубоких скважинах существенно осложняется под действи
ем таких факторов, как температура, давление, газо-, водо-, нефтепроявле- 
ния и др. Немаловажное значение имеют также длина, диаметр и конфигу
рация заливочных труб, реологические свойства цементного и бурового 
растворов, чистота ствола скважины и режимы движения нисходящего и 
восходящего потоков. На установку моста в необсаженной части скважины 
значительно влияет кавернозность ствола.

Цементные мосты должны быть достаточно прочными. Практика работ 
показывает, что если при испытании на прочность мост не разрушается 
при создании на него удельной осевой нагрузки 3,0—6,0 МПа и одновре
менной промывке, то его прочностные свойства удовлетворяют условиям 
как забуривания нового ствола, так и нагружения от веса колонны труб 
или испытателя пластов.

При установке мостов для забуривания нового ствола к ним предъяв
ляется дополнительное требование по высоте. Это обусловлено тем, 
что прочность верхней части (Hi) моста должна обеспечить возмож
ность забуривания нового ствола с допустимой интенсивностью искривле
ния, а нижняя часть (Н0) — надежную изоляцию старого ствола. Высота 
моста

где Rc — радиус искривления ствола.
Опыт бурения и эксплуатации скважин показывает, что оптимальная 

величина интенсивности искривления ствола составляет 1° на 10 м, что со
ответствует радиусу искривления 573 м. Значение Н0 определяют из усло
вий (14.20 и 14.21).

Характерно, что число неудачных или безрезультатных операций оди
наково велико при производстве работ как в обсаженной, так и в открытой 
части ствола скважины.

До настоящего времени основной способ установки цементных мос
тов — закачивание в скважину цементного раствора в проектный интервал 
глубин по колонне труб, спущенной до уровня нижней отметки моста, с 
последующим подъемом этой колонны выше зоны цементирования. Как 
правило, работы проводят без разделительных пробок и средств контроля 
за их движением. Процесс контролируют по объему продавочной жидко
сти, рассчитываемому из условия равенства уровней цементного раствора 
в колонне труб и кольцевом пространстве, а объем цементного раствора 
принимают равным объему скважины в интервале установки моста. Эф

537



фективность данного способа низка, что и подтверждается данными прак
тики: до 50 % мостов оказываются непрочными, негерметичными или они 
вообще отсутствуют.

Опыт установки мостов в глубоких высокотемпературных скважи
нах показывает, что в районах, которые отличаются высокими геотерми
ческими условиями, установленные цементные мосты часто оказыва
лись непрочными и негерметичными. В некоторых случаях при продав- 
ливании цементный раствор преждевременно схватывался в заливочных 
трубах.



Глава 15_______________
ОСВОЕНИЕ И ИСПЫТАНИЕ СКВАЖИН

Освоение скважины — это особый технологический цикл, который за
вершает ее строительство. Качество освоения и результаты последующей 
эксплуатации скважин зависят от того, насколько удается восстановить 
фильтрационные характеристики продуктивных пластов-коллекторов на 
стадии первичного и вторичного вскрытия пласта, вызова притока, приме
нения различных методов интенсификации притока из пласта. Качество 
освоения скважин, в конечном итоге, определяет темпы и характер разра
ботки месторождений.

Под освоением скважин понимается комплекс проводимых в них ра
бот по окончании бурения, крепления и перфорации (или капитального 
ремонта) с целью получить при оптимальных технологических режимах 
работы эксплуатационного пласта максимальный дебит нефти (газа) или 
лучшую приемистость пласта при закачке в него флюидов. Иногда освое
ние совмещают с гидроразрывом пласта, но это скорее исключение из пра
вила1.

Процесс освоения скважины заключается в возбуждении скважины, 
очистке призабойной зоны пласта (ПЗП) от жидкости и прочих загряз
няющих примесей, находящихся в стволе, в проведении необходимых ра
бот для улучшения фильтрационной характеристики призабойной зоны 
продуктивного пласта.

Сущность возбуждения скважины состоит в понижении давления на 
забой (в ПЗП), создаваемого столбом бурового раствора (или иной жидко
сти), различными способами до давления меньше пластового, чтобы обес
печить приток нефти или газа в скважину.

Понижение давления у  забоя скважины может быть достигнуто сле
дующими способами:

заменой бурового раствора раствором меньшей плотности (разница в 
плотности последовательно заменяемых жидкостей не должна быть более 
0,5 г/см3);

заменой бурового раствора водой;
снижением уровня жидкости в скважине (свабирование, поршне- 

вание);
использованием аэрированных жидкостей и пенных систем;
поршневанием с подкачкой газообразного агента;
промывкой скважины (фонтанной) находящейся в стволе жидкостью 

при практическом равенстве давлений пластового и в ПЗП.
В ряде работ отечественных исследователей доказана эффективность

1 Некоторые специалисты в термин «освоение скважин» вкладывают более широкий
смысл — все этапы заканчивания скважин, иногда и разбуривание пород продуктивного пла
ста.

539



воздействия на ПЗП с целью очистить ее и, следовательно, повысить дебит 
скважины путем создания многократных мгновенных депрессий — ре
прессий.

При анализе состояния дел по освоению скважин прослеживаются два 
основных направления повышения эффективности работ:

улучшение организации работ с целью сократить значительные потери 
непроизводительного времени;

разработка новых технических решений и технологических процессов, 
более надежных и эффективных.

Задача вторичного вскрытия — создание совершенной гидродинами
ческой связи между скважиной и продуктивным пластом без отрицатель
ного воздействия на коллекторские свойства призабойной зоны пласта 
(ПЗП), без значительных деформаций обсадных колонн и цементной обо
лочки. Решение этой задачи обеспечивается выбором условий перфорации, 
перфорационной среды, оптимального для данных условий типоразмера 
стреляющей аппаратуры и оптимальной плотности перфорации.

При разработке процесса перфорации должны учитываться геолого
промысловая характеристика залежи, тип коллектора и технико-техноло- 
гические данные по скважине:

толщина, фильтрационно-емкостные свойства призабойной и удален
ной зон пласта, расчлененность, литофациальная характеристика пласта и 
вязкость нефти;

расстояние до контактов — водонефтяного (ВНК), газонефтяного 
(ГНК) и газоводяного (ГВК);

пластовое давление и температура в интервале перфорации; 
число обсадных колонн в интервале перфорации, минимальный внут

ренний диаметр в колонне труб;
максимальный угол отклонения скважины от вертикали; 
состояние обсадной колонны и ее цементной оболочки; 
свойства и состав жидкости, применявшейся при первичном вскрытии 

пласта.
В нефтегазодобывающих скважинах интервал перфорации определя

ется насыщенностью пород пластовыми флюидами и устанавливается гео
логической службой предприятий, ведущих буровые работы. Нефтенасы
щенный пласт перфорируется по всей толщине продуктивного объекта.

Пласты с подошвенной водой и газовой «шапкой» перфорируются в 
нефтяной части.

15.1. ТЕХНИКО-ТЕХНОЛОГИЧЕСКАЯ ХАРАКТЕРИСТИКА УСЛОВИЙ 
ПРОВЕДЕНИЯ ПЕРФОРАЦИИ. ПЕРФОРАТОРЫ

Вскрытие пластов стреляющими перфораторами может осуществлять
ся при репрессии (забойное давление в скважине выше пластового) и де
прессии (забойное давление в скважине ниже пластового).

Вскрытие пластов при депрессии осуществляется перфораторами типа 
ПНКТ, спускаемыми на насосно-компрессорных трубах (НКТ), ПР, ПРК и 
КПРУ, спускаемыми через НКТ. Перфораторы П Н КТ рекомендуется при
менять при вскрытии любой части пласта, в том числе и приконтактных 
зон независимо от величины искривления скважины, качества цементной 
оболочки, обсадной колонны, аномальности пластового давления.
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Для вскрытия пластов при репрессии исходят из условий безопасного 
проведения перфорации и предотвращения проникновения больших объе
мов жидкости из скважины в пласт.

Гидростатическое давление столба жидкости, заполняющей скважину, 
должно превышать пластовое на величину:

10—15 % для скважин глубиной до 1200 м, но не более 15 МПа;
5 —10 % для скважин глубиной до 2500 м (в интервале от 1200 до 

2500 м), но не более 2,5 МПа;
4 —7 % для скважин глубиной более 2500 м (в интервале от 2500 м до 

проектной глубины), но не более 3,5 МПа.
Перед проведением перфорации в скважину спускают Н КТ с промыв

кой до искусственного забоя. Через Н КТ закачивают перфорационную и 
буферную (при необходимости) жидкости из расчета заполнения интервала 
перфорации и на 100—150 м выше. Устье скважины оборудуется противо
выбросовым устройством (задвижкой с превентором).

Перфорацию следует производить не более чем двумя спусками пер
фораторов в один и тот же интервал. В зонах ВНК и ГНК перфорацию ре
комендуется выполнять за один спуск перфоратора. Слабопроницаемые 
сцементированные пласты рекомендуется вскрывать гидропескоструйной 
перфорацией.

В мировой и отечественной практике нефтегазодобывающей промыш
ленности прострелочные перфорационные работы в нефтяных и газовых 
скважинах по видам и объемам (%) применения распределяются следую
щим образом.

Кумулятивная перфорация............................... ..90 — 95
Б том числе с депрессией на пласт.......... ..2 — 4

Пулевая перфорация............................................2 — 3
Г идроабразивная................................................ ..1 — 2

Прочие виды (механическая, с растворяю
щимися вставками и др.)................................... ..0,5

В подавляющем большинстве случаев все виды перфорационных работ 
в скважинах производятся при репрессии (Лрр) на продуктивный пласт.

Величина репрессии не должна превышать 5 —10 % от значения пластового 
давления (но не более 2,5 —3,5 МПа), в зависимости от глубины скважины.

При репрессии на пласт в призабойной зоне продуктивного пласта об
разуется блокирующая зона, состоящая из пристенной кольматационной 
(толщиной до 5 —1,5 мм) и инфильтрационной (радиусом до 300—1000 мм) 
зон. Чем больше репрессия на пласт (а также водоотдача бурового раство
ра и время контакта его с продуктивным пластом), тем более мощная бло
кирующая зона образуется при первичном вскрытии пласта.

Вторичное вскрытие пласта осуществляется также стреляющими и 
гидропескоструйными перфораторами. По принципу действия стреляющие 
перфораторы подразделяются на пулевые, торпедные и кумулятивные.

Гидропескоструйная перфорация, относимая некоторыми авторами 
даже не к средствам вскрытия, а к средствам интенсификации притока, 
как показал промысловый опыт, не дает существенных преимуществ перед 
широко распространенной кумулятивной перфорацией. По этой причине, а 
также в связи с большой трудоемкостью широкого распространения гид
ропескоструйная перфорация пока не получила.

Пулевые перфораторы представляют собой короткоствольные орудий
ные системы, в которых пули разгоняются по стволу за счет энергии рас
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ширяющихся пороховых газов и, приобретая достаточную кинетическую 
энергию на выходе из ствола, пробивают преграду. Поиск конструкторов 
по повышению эффективности пулевых перфораторов привел к созданию 
конструкции с вертикально-криволинейными стволами типа ПВН, в кото
рых разгон пуль осуществляется по стволам значительной длины, располо
женным вдоль оси корпуса. При такой конструкции длина ствола увеличи
вается до 400 — 500 мм против 60 — 70 мм у  перфораторов с горизонтальным 
расположением стволов, а скорость пули на выходе из ствола достигает 
900—1000 м/с. Такие перфораторы имеют пробивную способность, срав
нимую с пробивной способностью кумулятивных перфораторов того же 
поперечного размера (при средней прочности пород).

Для вторичного вскрытия пластов применяют пулевые перфораторы 
залпового действия с вертикально-наклонными стволами ПВН90, ПВН90Т, 
ПВТ73, ПВК70 (поперечные габариты 90, 73 и 70 мм), которые могут спус
каться в обсадную колонну с минимальным внутренним диаметром 117,5 и 
98 мм соответственно. У  перфораторов типа ПВН в двух взаимно перпен
дикулярных плоскостях попарно расположены четыре ствола. Для взаимно
го уравновешивания сил отдачи парные стволы идут в общих пороховых 
камерах навстречу друг другу.

Перфоратор ПВТ73 имеет двухствольную конструкцию, в которой пу
ли разгоняются по двум каналам в противоположных направлениях. В од
ноканальном многосекционном перфораторе ПВК70 ствол проходит по оси 
перфоратора, причем используются пули с увеличенным диаметром и 
массой.

Глубина пробивания в породе средней прочности указана ниже.

Тип перфоратора....................  ПВН90, ПБН90Т ПВТ73 ПБК70
Глубина, мм.............................  140 180 200

Области применения перфораторов типа ПВН, ПВК, ПВТ определяют
ся как термобарическими (предельная температура и максимальное допус
тимое давление) так и геологическими условиями.

Механизм образования кумулятивной струи состоит в следующем. 
При взрыве цилиндрического заряда взрывчатого вещества происходит 
почти мгновенное превращение его в газообразные продукты, разлетаю
щиеся во все стороны по направлениям, перпендикулярным к поверхности 
заряда. При наличии выемки в заряде газообразные продукты детонации 
части заряда, называемой активной частью, двигаясь к оси заряда, концен
трируются в мощный поток, называемый кумулятивной струей. Если выем
ка в заряде облицована тонким слоем металла, то при детонации заряда 
вдоль его оси образуется кумулятивная струя, состоящая не только из газо
образных продуктов, но и из размягченного металла, выдавливаемого из 
металлической облицовки. Обладая очень высокой скоростью в головной 
части (6 — 8 км/с), при соударении с твердой преградой струя развивает 
такое давление, по сравнению с которым предел прочности даже особо 
прочных материалов пренебрежимо мал (в 400 — 600 раз меньше).

Перфораторы подразделяются на корпусные перфораторы многократ
ного использования типа ПК и однократного использования типа ПКО.

Из перфораторов типа ПК более распространены перфораторы 
ПК105ДУ, ПК85ДУ, ПК95Н, а из перфораторов типа ПКО  — перфораторы 
ПКОЭ8, ПК073.

Из корпусных полуразрушающихся перфораторов на промыслах стра-
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Рис. 15.1. Размеры перфорационных каналов для основных типов перфораторов при отстре
лах по единой мишени (обсадная колонна -  цементное кольцо -  порода):
а — в поверхностных условиях; б  — при давлении 30 МПа; ш3 — масса заряда; v  — скорость 
пули на выходе из ствола

ны наибольшее распространение нашли перфораторы в стеклянных обо
лочках ГЖС80, ГЖС105, ГЖС65, из разрушающихся — перфораторы с за
рядами в литых алюминиевых оболочках КПРУ65, ПР54.

Размеры перфорационных каналов, получаемых при отстреле зарядов 
наиболее распространенных кумулятивных перфораторов по единым ми
шеням с породами прочностью на одноосное сжатие 45 МПа, в поверхно
стных условиях и при давлении 30 МПа приведены на рис. 15.1, пробивная 
способность перфораторов показана на рис. 15.2.

Образование канала в преграде при гидропескоструйном способе пер
форации осуществляется за счет гидромониторного эффекта высокоскоро
стной струи, выходящей из насадки, и абразивного действия песка, содер-
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Рис. 15.2. Пробивная способность перфораторов (труба толщиной 10 мм из стали группы 
прочности Д, цементное кольцо за 25-мм колонной с о,ж = 20 МПа, предел прочности породы 
на сжатие с ,ж = 45 М П а при температуре 20 °С и всестороннем давлении 30 МПа):
/ — обсадная труба; I I  — цементное кольцо; III  — порода

жащегося в струе. Это пока единственный промышленно применяемый в 
настоящее время способ вскрытия пластов, исключающий воздействие 
взрывных нагрузок на пласт и, следовательно, особенно целесообразный в 
тех случаях, когда механоактивационные процессы могут значительно 
ухудшить проницаемость пористой среды.

Гидропескоструйный перфоратор представляет собой стальной корпус 
с насадками из твердых сплавов, при прокачке через которые жидкости с 
расходом 1—6 л/с скорость струи достигает 200 м/с. Для создания необхо
димых давлений при прокачке гидроабразивных смесей используют насос
ные агрегаты 2АН500 и 4АН700, количество которых на одну операцию 
может изменяться от 2 до 6 и более. Время образования одного канала ко-
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леблется от 20 до 30 мин, расход рабочей жидкости — от 1 до 7 м3, песка — 
от 50 до 700 кг.

В условиях гидростатических давлений, характерных для скважин 
средних глубин, глубина перфорационных каналов в породах средней 
прочности не превышает 135 мм. Учитывая большую трудоемкость осуще
ствления гидропескоструйной перфорации по сравнению с кумулятивной и 
пулевой, на промыслах ее применяют довольно редко.

15.2. ВЛИЯНИЕ УСЛОВИЙ В СКВАЖИНЕ НА ЭФФЕКТИВНОСТЬ ВСКРЫТИЯ 
ПЛАСТОВ ПЕРФОРАЦИЕЙ

Скважина, имеющая перфорированный забой, называется несовер
шенной по характеру вскрытия продуктивного пласта. Если продуктивный 
пласт вскрыт бурением не на всю толщину, то такая скважина называется 
несовершенной по степени вскрытия пласта. В обоих случаях фактический 
дебит при прочих одинаковых условиях будет меньше дебита скважины с 
открытым забоем из-за возникновения дополнительных фильтрационных 
сопротивлений, которые обусловлены искривлением и сгущением линий 
токов жидкости и газа в околоствольной зоне пласта и на стенке скважины 
(точнее, на границе скважина — пласт). Сгущение линий токов, в свою 
очередь, обусловлено тем, что уменьшилась площадь поверхности скважи
ны, граничащая с пластом, по сравнению со случаем открытого забоя 
скважины, вскрывшей продуктивный пласт на всю толщину. Так как на
рушается геометрия течения жидкости и газа, рассматриваемые виды не
совершенства иногда называют несовершенством геометрическим.

Существующая технология вторичного вскрытия пластов перфорацией 
предполагает спуск перфораторов в скважину на каротажном кабеле в зо
ну перфорации с заполнением скважины обычно тем же буровым раство
ром, с использованием которого вскрывали бурением продуктивный пласт. 
В момент сообщения скважины с пластом в последний через перфораци
онные каналы под действием статического давления и динамических 
взрывных нагрузок будет фильтроваться буровой раствор. В поры породы 
вокруг перфорационных каналов проникают как твердые частицы из рас
твора, так и фильтрат из него.

В табл. 15.1 приведены результаты исследований влияния на коэффи
циент совершенства типа бурового раствора и соотношения между разме
рами пор и частиц твердой фазы бурового раствора.

Чем больше содержится в буровом растворе мелкой фракции и чем 
больше размер пор, тем в большей степени снижается коэффициент со-

Т а б л и ц а  15.1

Влияние типа бурового раствора на коэффициент совершенства

Тип бурового раство
ра

Содержание фракций 
размером менее 

1 мкм, %

Среднеарифметиче
ское значение диа

метра пор, мкм
Коэффициент со
вершенства канала

Хроматный 17,4 3,76 0,66
4,62 0,65

Известковый 19,3 3,32 0,59
5,00 0,43

Обработанный УЩР 28,1 3,36 0,39

545



вершенства перфорационных каналов. Очевидно, через перфорированный 
канал в поровое пространство из раствора потоком фильтрата заносятся 
наиболее мелкие твердые частицы, которые при обратном потоке пласто
вой жидкости не удаляются из пор. В тех случаях, когда размер твердых 
частиц больше диаметра пор, они в поровое пространство потоком фильт
рата не заносятся (И.Н. Гайворонский).

Проведенные эксперименты позволяют сделать следующий важный 
вывод: существующая технология перфорации на репрессии с использова
нием буровых растворов с твердой фазой оказывает особенно отрицатель
ное влияние при вскрытии высокопроницаемых пластов. Технология 
вскрытия продуктивных пластов на репрессии и с применением растворов 
на водной основе с твердой фазой приводила к тому, что низкопроницае
мые пласты наиболее сильно загрязняются при бурении, а высокопрони
цаемые — при перфорации.

На рис. 15.3, б показано совместное влияние параметров зоны про
никновения и зоны пониженной проницаемости породы вокруг каналов 
перфорации на коэффициент гидродинамического совершенства. В рас
сматриваемом диапазоне изменения этих параметров коэффициент совер
шенства не превышает значения 0,5.

Предотвратить загрязнение породы при перфорации на репрессии 
можно, проводя следующие мероприятия:

применяя в качестве задавочного раствора минерализованную (напри
мер, пластовую) или пресную воду, облагороженную добавкой поверхност- 
но-активных веществ (ПАВ);

используя растворы на нефтяной основе; 
применяя высококонцентрированные растворы солей.
Характерная особенность предлагаемых задавочных растворов — от

сутствие в них твердой фазы, наличие которой, как было показано ранее, в 
наибольшей степени снижает гидродинамическую эффективность перфо
рационных каналов.

ПАВ, вводимые в перфорационную жидкость, должны удовлетворять 
следующим требованиям:

Рис. 15.3. Зависимость коэффициента гидродинамического совершенства скважины от тол
щины прискважинной зоны с пониженной проницаемостью:
а — /к =  200 мм, dK =  6,35 мм, л =  13 отверстий на 1 м, гс =  75 мм, RK =  100 м; б  — р3 =  20, 
5 =  12,7 м, /к =  200 мм, dK =  6,35 мм, л =  13 отверстий на 1 м, гс =  75 мм, RK =  100 м; шифр 
кривых — кратность снижения проницаемости породы в прискважинной зоне размером Ь
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при малой концентрации значительно уменьшать поверхностное натя
жение на границе раздела вода — углеводородная среда;

улучшать смачиваемость породы нефтью в присутствии водного 
фильтрата;

не образовывать нерастворимого осадка при контакте с пластовыми 
водами, содержащимися в них солями и с горными породами;

препятствовать диспергированию и набуханию глинистых частиц, со
держащихся в породе пласта, в присутствии водного фильтрата;

иметь низкий показатель адсорбции на поверхности порового про
странства;

препятствовать образованию на границе раздела фаз адсорбционных 
слоев гелеобразной структуры.

Наиболее подходящими для обработки перфорационных жидкостей 
растворами на водной основе являются неионогенные ПАВ (ОП-7, ОП-Ю, 
У Ф Э 8, К А УФ Э 14, дисолван и др.), поскольку они хорошо растворимы в 
пресной и минерализованной воде, мало адсорбируются на поверхности 
горных пород, эффективно снижают поверхностное натяжение на границе 
вода — нефть при малой концентрации (0,1—0,3 %). Ионогенные (анион
ные — сульфонол, азолят, сульфонатриевые соли СНС и катионные — ка- 
тапин, выравниватель А  и др.) ПАВ могут давать осадки с минерализован
ной водой, интенсивнее адсорбируются на поверхности породы.

При использовании буровых растворов на нефтяной основе перфора
цию также следует проводить с применением подобных задавочных рас
творов.

Рассмотренные растворы могут успешно выполнять функции задавоч
ных только в тех случаях, когда значение пластового давления ниже гидро
статического. При пластовых давлениях выше гидростатического в качестве 
гомогенной (без твердой фазы) перфорационной жидкости следует приме
нять, например, водный раствор хлористого кальция, плотность которого 
можно довести до 1,40 г/см3. Раствор хлористого кальция способствует аг
регированию глинистых частиц в пласте, в результате чего в некоторой 
степени снижаются негативные последствия применения при бурении бу
ровых (глинистых) растворов на водной основе.

Более кардинальным направлением совершенствования технологии 
вскрытия продуктивных пластов перфорацией является перфорация на де
прессии при герметизированном устье скважины, которая может осущест
вляться в двух вариантах:

с помощью перфораторов, спускаемых в скважину на кабеле внутри 
колонны НКТ;

с помощью перфораторов, спускаемых в скважину на колонне НКТ. 
Перфорация на депрессии — наиболее прогрессивный способ вторич

ного вскрытия пласта, поскольку в момент создания перфорационных ка
налов под действием больших градиентов давления возникает интенсивный 
приток нефти или газа из пласта в скважину, в результате чего происходит 
самоочистка перфорационных каналов и породы призабойной зоны. К то
му же для газовых скважин и для нефтяных фонтанных скважин процесс 
вторичного вскрытия пласта совмещается с процессом вызова притока 
нефти или газа из пласта в скважину. Рассмотрим технологию и технику 
перфорации на депрессии.

По первому варианту применяют перфораторы типа КПРУ65, ПР54, 
ПР43. До спуска перфоратора скважину оборудуют колонной НКТ, а на
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устье устанавливают фонтанную арматуру. На место буферного патрубка 
устанавливают лубрикатор — устройство, позволяющее спускать в рабо
тающую скважину какие-либо приборы при наличии давления на устье.

Снижая уровень раствора в скважине (замена на облегченный рас
твор, полное удаление раствора из скважины и заполнение ее воздухом, 
природным газом или азотом) создают необходимый перепад между пла
стовыми и забойными давлениями, выбранный применительно к данным 
геолого-техническим условиям. В скважину через лубрикатор необходимой 
длины (максимальное число одновременно спускаемых кумулятивных заря
дов перфораторов не должно превышать 150 — 300) на каротажном кабеле 
спускают малогабаритный перфоратор с установкой его против перфори
руемого интервала. После срабатывания перфоратора пласт начинает сразу 
же проявлять себя, и происходит интенсивный процесс очистки перфора
ционных каналов и породы пласта вокруг скважины. В высокопродуктив
ных нефтяных и, особенно, газовых добывающих скважинах по мере за
полнения ствола скважины пластовым флюидом происходит интенсивный 
рост давления на устье. Устройство лубрикатора таково, что позволяет вы
вести каротажный кабель из скважины, а при необходимости можно снова 
произвести его спуск в скважину для дострела нужного интервала.

При использовании малогабаритных перфораторов кумулятивной 
струе приходится преодолевать большое расстояние до соударения с пре
градой — обсадной колонной, а известно, что глубина пробития в преграде 
в значительной степени зависит от толщины слоя жидкости (рис. 15.4). П о
этому наибольший эффект ожидается от применения таких перфораторов 
в газовой среде, в связи с чем за рубежом для вскрытия газоносных пла
стов иногда применяют следующую технологию. После неполного удаления 
жидкости с забоя скважины в нее через лубрикатор спускают малогаба
ритный перфоратор, к нижней части которого подсоединяют дополнитель
но один-два заряда в индивидуальных оболочках, которые срабатывают от
дельно от всего перфоратора при подаче электрического импульса с по
верхности. После включения в работу вскрытой этими зарядами части га
зоносного пласта и полного удаления жидкости с забоя скважины осущест
вляется срабатывание всей сборки перфоратора в среде природного газа.

Для вскрытия пластов на депрессии по второму варианту (с помощью 
перфораторов, спускаемых на насосно-компрессорных трубах) используют 
корпусные перфораторы одноразового использования типа ПКО, которые

/ к .  ММ

Рис. 15.4. Зависимость длины канала перфорации в 
породе от толщины слоя воды в зоне перфорации при 
давлении 30 М П а при использовании различных 
перфораторов.
Перфораторы: 1 — ПК103; 2 — ПР54
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срабатывают не от электрического импульса (кабель здесь отсутствует), а 
от механизма ударного действия. Перфоратор срабатывает при нажиме на 
него резинового шара, сбрасываемого в колонну труб с закачкой в них 
порции жидкости. Такие перфораторы спускаются вместе со специальной 
головкой с ударно-взрывным устройством для срабатывания кумулятивных 
зарядов и имеют марку ПНКТ89 и ПНКТ73. В них имеются устройства для 
передачи детонации от секции, что позволяет их свинчивать друг с другом 
для одновременного вскрытия интервала пласта толщиной до 50 м и более. 
После срабатывания перфоратора и соединения скважины с пластом про
стрелянный корпус перфоратора остается в скважине, если скважина ра
ботает фонтанным способом.

К недостаткам этого способа перфорации следует отнести невозмож
ность спуска в зону работающего пласта геофизических приборов (дебито- 
метров, термометров и т.д.). Кроме того, данный способ не позволяет про
извести повторную перфорацию без подъема колонны НКТ, а следователь
но, без глушения скважины раствором; имеется опасность прихвата пер
форатора в скважине песком при ее длительной работе в процессе экс
плуатации слабосцементированных пластов.

15.3. ВЫБОР ПЛОТНОСТИ ПЕРФОРАЦИИ И ТИПОРАЗМЕРА ПЕРФОРАТОРА

Оптимальная плотность перфорации должна обеспечить максимально 
возможное гидродинамическое совершенство скважины, а также необхо
димую сохранность обсадной колонны и цементной оболочки за пределами 
зоны перфорации.

Она определяется фильтрационно-емкостными свойствами пласта, од
нородностью, уплотненностью, расстоянием от ГНК, ВНК и соседних пла
стов и методов перфорации. В табл. 15.2 приводится рекомендуемая плот
ность перфорации перфораторами ПКСУА80 для условия создания конеч
ной плотности за один этап, т.е. без промежуточного освоения пласта меж
ду отдельными спусками перфоратора.

Более низкая плотность перфорации при депрессии объясняется обес
печением при этом методе полной очистки прострелочных каналов от шла-

Т а б л и ц а  15.2

Рекомендуемая плотность перфорации для различных пластов

Категория пород Проницае
Плотность перфорации, 

отверстие на 1 м
мость, мкм2

при депрессии при репрессии

Слабоуплотненные песчано-алевролитовые > 0,1 6 12
породы с глинистым цементом < 0,1 10- 12 12- 18
Уплотненные песчано-алевролитовые породы > 0,01 18-20 12-20
с кварцевым и карбонатно-глинистым це
ментом
Карбонатные аргиллиты и другие породы, в < 0,001 18-20 20-24
которых отсутствует трещиноватость 
Сильно уплотненные песчаники, алевроли > 0,01 10- 12 18-20
ты, известняки, доломиты, мергели и другие < 0,01 12 18-24
породы с развитой трещиноватостью 
Тонкослоистые 20 20-24
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ма и возникновением вокруг каждого канала больших локальных депрес
сий непосредственно после перфорации.

При использовании перфораторов с повышенной пробивной способ
ностью, соответствующей пробивной способности ПКО-89 или близкой к 
этой величине, плотность перфорации может быть снижена на 50 %.

Типоразмер перфоратора выбирают на основе детальных сведений о 
состоянии цементной оболочки эксплуатационной колонны, обсадных труб, 
свойствах жидкостей, заполняющих скважину, наличии препятствий в тру
бах, положении ВНК и ГНК относительно перфорируемого интервала, ко
личестве колонн, перекрывающих пласт, термодинамических условиях в 
скважине, толщине пласта. Вначале выбирают группу перфораторов, кото
рая может быть применена при данных термобарических условиях в сква
жине (табл. 15.3). Вскрытие пластов при наличии более одной колонны 
осуществляется по индивидуальным планам с использованием наиболее 
эффективной прострелочно-взрывной аппаратуры.

Из выбранной группы последовательно исключают перфораторы, 
не рекомендуемые по следующим причинам:

неудовлетворительное состояние цементной оболочки, близкое распо
ложение ВНК и (или) ГНК;

недостаточные зазоры между перфоратором и стенкой обсадных 
труб;

большой угол наклона скважины — все перфораторы, спускаемые на 
кабеле, имеют низкую проходимость при значении угла искривления 
скважины больше 0,7 рад (40°);

содержание в пластовом флюиде агрессивных компонентов (углекис
лый газ, сероводород);

необходимость спуска глубинных приборов в интервал перфорации 
без подъема Н КТ после проведения прострелочно-взрывных работ;

возможность выноса из пласта больших объемов шлама и твердой фа
зы бурового раствора.

Из оставшихся перфораторов выбирают наиболее производительные и 
с большей пробивной способностью. При этом учитывают следующие осо
бенности перфораторов:

в случае неудовлетворительного состояния цементной оболочки и при 
вскрытии приконтактных зон могут быть использованы только корпусные 
перфораторы типа ПНКТ, ПК, ПКО  и П КО Т (см. табл. 15.3);

при вскрытии пластов, насыщенных агрессивными флюидами, пер
форация обычными перфораторами может проводиться только при ре
прессии;

для многих типов перфораторов имеется минимальное гидростатиче
ское давление, начиная с которого их можно применять;

перфораторы типа П Н КТ не могут быть применены в случае вы
носа из пласта больших объемов породы и твердой фазы бурового раст
вора;

наращивание плотности перфорации, очистка призабойной зоны пла
ста (ПЗП) при использовании перфораторов типа П Н КТ требуют полного 
подъема НКТ вместе с корпусом перфоратора;

в скважинах с большим углом искривления — больше 0,7 рад (40°) 
перфораторы типа П Н К и П Н КТ имеют преимущества по проходимости;

вскрытие пластов при депрессии может осуществляться только перфо
раторами типа ПР, КПРУ, ПНКТ;
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Т а б л и ц а  15.3

Основные технические характеристики стреляющих перфораторов, рекомендуемых для вскрытия пластов

Параметры

Кумулятивные перфораторы
Пулевые
перфора

торы
ПБКТ79,
ПВТ73

Корпусные Бескорпусные

ПК85ДУ,
ПК105ДУ

ПК80Н,
ПК95Н

ПНКТ73,
ПНКТ89 ПК073, ПК089 ПК073,

ПКОТ89

ПКСУЛ80,
ПКСУЛ80-1,

ПКС105У

ПР43,
ПР54 КПРУ65

Максимальное гидростатическое давле 80 120 100 45 (сталь Е") 70 120 (сталь 50; 80 80 80 100
ние, МПа Е")
Максимальная температура, °С 180; 200 200 170 180; 200 180; 200 100; 150 150 150 200
Минимальное гидростатическое давле - - 10 20(ЭПК073) 40 10 - - -
ние в скважине, МПа 10(ЗПК07ЭЕ) 50 10

20(ЗПК089)
10(ЗПК089Е)

Минимальный внутренний диаметр об 98 96 96 96 96 96 50
садной колонны (или НКТ) для малога 118 118 118 118 118 118 62 76 98
баритных перфораторов, мм
Число труб в интервале перфорации 1 1 -3 1 -3 1 -3 1 -3 1 -3 1 1 -2 1 -3

1 -2 1 -2
Репрессия (« +  ») + + + + + - - +
Депрессия (« — ») — + +
Максимальное число зарядов, отстрели 20 20 250* 60 (100 °С) 40(100 °С) 100* 100 300 12
ваемых на спуск 20(100 °С)* 20(100 °С)*

45(100 °С)* 30(Т100 °С)*
15(100 °С) 15 (Т 100 °С)

Максимальная плотность за спуск, от 12 12 6 10 10 6 10 8 2
верстие/м 6(ЗПК089) и

*10(ЗПК0089Е) 6
Полная длина** канала в комбинирован 95 185 155 155 155 165 120
ной мишени при твердости породы (не 145 255 250 250 250 275 150 200
менее) 700 МПа, мм
Средний диаметр канала, мм (не менее), 3 10 И И И 8
при твердости породы 700 МПа 8,5 12 12 12 12 8 8 25

12 10 9 20

* Максимальное число зарядов, отстреливаемых за спуск, для перфораторов типа ПКСУЛ, ПКС, ПНКТ, ПКО и ПКОТ должно уста
навливаться в зависимости от геолого-технических условий в скважине, состояния колонны и цементного камня, качества корпусов и 
средств взрывания. При минимально допустимых зазорах между перфоратором и обсадной колонной и (или) низком качестве корпусов и 
средств взрывания максимальное число одновременно отстреливаемых зарядов должно быть уменьшено и устанавливается в каждом кон
кретном случае.

"Комбинированная мишень состоит из стальной (ст. 3) пластины толщиной 10 мм, цементного камня толщиной 20 мм и искусствен
ного песчаника с твердостью по штампу не менее 700 МПа.



пулевые перфораторы с вертикально-криволинейным стволом ПВКТ-70, 
ПВТ-73 создают повышенный диаметр перфорационного канала, в резуль
тате чего улучшается совершенство вскрытия в коллекторах третьей и 
четвертой категорий и пластах, представленных тонкослоистым чередова
нием;

бескорпусные перфораторы (ГЖС) обеспечивают высокую производи
тельность и могут использоваться в случаях, когда не требуется полная со
хранность колонны и цементной оболочки за пределами интервала перфо
рации;

продуктивные нефтеносные пласты, удаленные от водоносных и газо
носных пластов и от ВНК и ГНК менее чем на 10 м, вскрываются корпус
ными перфораторами плотностью не более 12 отверстий на 1 м.

Решение о выборе типоразмера и плотности перфорации принимает 
геологическая служба нефтегазодобывающего управления.

При гидропескоструйном методе вскрытия монолитные однородные по 
проницаемости пласты вскрывают точечными каналами. Плотность перфо
рации 2 — 4 отверстия на 1 м. Плотные, абразивостойкие слабопроницаемые 
коллекторы (песчаники, известняки, доломиты) эффективнее вскрывать 
вертикальными щелями высотой не менее 100 мм и не более 500 мм. Мак
симальный охват пласта обеспечивают щели, располагаемые в шахматном 
порядке. При вскрытии пластов гидропескоструйным методом применяют 
пескоструйные перфораторы АП-6М  с насадками диаметром 4,5 —6,0 мм. 
Технология проведения гидропескоструйной перфорации разрабатывается 
согласно Временной инструкции по гидропескоструйному методу перфора
ции и вскрытию пласта.

15.4. ВЛИЯНИЕ ТИПА БУРОВЫХ РАСТВОРОВ И СПЕЦИАЛЬНЫХ ЖИДКОСТЕЙ 
НА КАЧЕСТВО ВТОРИЧНОГО ВСКРЫТИЯ ПРОДУКТИВНЫХ ПЛАСТОВ

В нашей стране более 90 % объемов работ по вторичному вскрытию 
проводится путем кумулятивной перфорации в условиях превышения за
бойным давлением пластового. При этом по действующим в настоящее 
время единым техническим правилам ведения буровых работ требуется 
заполнять эксплуатационную колонну буровым раствором, применяемым 
при первичном вскрытии пластов.

За рубежом отказались от проведения перфорационных работ в среде 
бурового раствора и используют для этих целей специальные жидкости для 
перфорации без твердой фазы или содержащие кислоторастворимые на
полнители.

В отечественной практике аналогичные способы ведения работ пока 
не нашли широкого применения по различным причинам.

Перед перфорацией при депрессии башмак Н КТ или Н КТ с перфора
тором П Н КТ спускают до такой глубины, чтобы была обеспечена надеж
ность замены жидкости в интервале перфорации и выше него на 100 — 
150 м на перфорационную жидкость (ИЭР, нефть, дизельное топливо, РНО, 
водный раствор сульфонола, полимерный раствор, водные растворы хлори
дов и бромидов Na, К, Са, Zn и др., пластовая вода). Затем перфоратор 
П Н КТ или башмак Н КТ устанавливают в необходимое положение и при
ступают к созданию депрессии (замещают жидкость скважины на нефть,
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дизельное топливо, пену, техническую воду, облегченные растворы без 
твердой фазы).

Для перфорации при репрессии на пласт скважину (либо зону интер
вала перфорации и на 100—150 м выше нее) следует заполнить перфора
ционной жидкостью, не содержащей твердой фазы. Наиболее благоприят
ные условия перфорации при репрессии обеспечивают перфорационные 
жидкости на углеводородной основе (нефть, конденсат, дизельное топливо, 
ИЭР, ИБР). Эти жидкости должны быть совместимы с пластовыми флюи
дами. Сохранение коллекторских свойств продуктивных пластов отмечает
ся при использовании в качестве жидкостей перфорации пластовых вод и 
водных растворов хлористого кальция, хлористого калия, бромистого калия, 
бромистого цинка.

Общие требования ко всем перфорационным и рабочим жидкостям 
гидропескоструйной перфорации следующие. Жидкости:

должны быть совместимы с пластовыми флюидами и не вызывать на
бухания глин, осадкообразования и образования эмульсии;

должны быть технологичными с точки зрения легкости их приготовле
ния, хранения, использования;

должны быть совместимы с буровым раствором или жидкостями, за
полняющими скважину;

не должны загрязнять окружающую среду;
должны обеспечивать свободный доступ перфораторов к интервалу 

перфорации;
жидкости и условия их применения должны отвечать требованиям 

пожаровзрывобезопасности, а также безопасности людей, выполняющих 
работу с этими жидкостями;

коррозионная активность жидкостей не должна превышать допусти
мой величины.

Применение специальных жидкостей при вторичном вскрытии пла
стов дает более высокий эффект по сравнению с перфорацией в среде бу
рового (глинистого) раствора. Однако при этом не исключается кольмата- 
ция пласта-коллектора взвешенными частицами, попадающими в жидкость 
в процессе ее приготовления, транспортировки и закачки в скважину. Об 
этом наглядно свидетельствуют данные зарубежных исследовании, пред
ставленные на рис. 15.5, из которых видно, что при концентрации твердых 
частиц в перфорационных жидкостях 485 мг/л резко ухудшаются коллек
торские свойства пород. Вследствие этого дальнейшее совершенствование 
технологии вторичного вскрытия пластов потребовало решения вопросов 
глубокой очистки перфорационных жидкостей от взвешенных частиц. В 
результате в зарубежной практике получила распространение технология 
вторичного вскрытия, которую можно считать третьим этапом ее раз
вития.

Отличительной особенностью этой технологии является проведение 
дополнительного комплекса работ по снижению концентрации взвешенных 
частиц в перфорационной среде.

Новая технология предусматривает замещение бурового раствора в 
скважине перфорационной жидкостью без твердой фазы в несколько 
этапов:

замена бурового раствора в эксплуатационной колонне водой; 
отмывание ствола скважины от остатков бурового раствора путем 

циркуляции воды с добавками спиртов и поверхностно-активных веществ
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Рис. 15.5. Снижение проницаемости керна в результате фильтрации воды с различной кон
центрацией твердой фазы в зависимости от отношения объема воды К  к объему порового 
пространства керна Vn.
Номер кривой на рисунке........  1 2  3 4  5 6 7 8 9
Концентрация твердой фазы,
мг/л................................................ 2 2,5 14 26 48 50 84 110 485

по замкнутому циклу емкость — насос — фильтр, а для удаления вымы
ваемых твердых частиц — скважина — емкость;

замещение воды отфильтрованной перфорационной жидкостью.
Для удаления из воды вымываемых твердых частиц и перфорационных 

жидкостей используют фильтры различных конструкций: сетчатые, с 
фильтрующими элементами в виде пластин, заполненные кварцевым пес
ком и др.

При выборе типа перфорационной жидкости для заполнения зоны 
перфорации необходимо руководствоваться правилами, определяющими 
требования к фильтрату бурового раствора на стадии первичного вскры
тия. Кроме того, необходимо учитывать и свойства фильтрата, проникшего 
в пласт в процессе первичного вскрытия.

К наиболее перспективным перфорационным жидкостям в условиях 
первичного вскрытия пластов с использованием водных растворов следует 
отнести различные по плотности растворы солей Na.., К + и Са2+. Для при
готовления солевого раствора плотностью до 1,40 г/см3 целесообразно ис
пользовать хлорид кальция, а для получения более тяжелого — бромид 
кальция.

При реализации высокоэкономичного варианта технологии вторичного 
вскрытия с порционной закачкой перфорационной жидкости в зону пер
форации одной из главных проблем является выбор буферного разделите
ля. Он должен предотвратить смешение перфорационной среды и бурового 
раствора как в процессе закачки в скважину, так и в течение последующих 
нескольких суток при многократных спусках перфораторов, геофизических 
приборов и др. Задача эта чрезвычайно сложна, так как связана с необхо-
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димостью выполнения взаимоисключающих требований. С одной стороны, 
для надежного разобщения систем необходимо создать прочную структуру 
в буферном разделителе; с другой — показатели структурных свойств бу
ферного раствора должны быть такими, чтобы обеспечивалось свободное 
прохождение перфоратора.

При использовании водных растворов в качестве буферных раздели
телей возможно разделение перфорационной жидкости и бурового раство
ра в процессе последовательного их течения в колонне. Однако при этом 
отмечается значительное загрязнение жидкости полимерами, которые от
рицательно влияют на фильтрационные свойства коллектора. Предотвра
тить этот процесс, а также надежно изолировать жидкость можно при ис
пользовании в качестве буферного разделителя инвертной эмульсии. В 
этом случае буферная жидкость противоположна по природе смачивания 
разделяемым жидкостям. Взаимного растворения жидкостей не происхо
дит, что предотвращает загрязнение специальных жидкостей (СЖ ) компо
нентами буферного разделителя.

15.5. ВЫЗОВ ПРИТОКА НЕФТИ И ГАЗА 
ИЗ ПРОДУКТИВНОГО ПЛАСТА

При вызове притока флюидов из коллектора необходимо учитывать 
вещественный состав пласта, качество его сцементированности, условия 
залегания, характер проявления вод и др. Недоучет конкретных условий 
может привести к разрушениям слабосцементированной породы в при
ствольной зоне, нарушениям цементного кольца, деформации эксплуатаци
онной колонны, прорыву посторонних вод и т.д.

Считают, что приток будет интенсивным при создании высоких де
прессий на пласт, достигаемых за короткий промежуток времени, причем 
после начала притока рекомендуется некоторое время поддерживать фор
сированный режим работы скважины для хорошей очистки призабойной 
зоны пласта. В некоторых случаях (прочный пласт-коллектор, отсутствие 
подошвенной воды) подобный подход приемлем, но указанная точка зрения 
противоречит современным требованиям к освоению скважин. Результа
тивность ее зависит от эффективности разрушения блокады в ПЗП. Вид 
блокады характеризует степень ущерба для реактивного пласта и опреде
ляет эффективное воздействие, обеспечивающее прорыв этой блокады и 
восстановление продуктивности скважины (пласта). Приведенные в 
табл. 15.4 категории блокады ПЗП классифицированы по степени загряз
нения с учетом процессов, происходящих с той или иной интенсивностью 
в ПЗП при вскрытии пласта бурением.

Эти процессы неравнозначны, и оценить степень влияния их на 
фильтрационные характеристики пласта можно лишь при учете реальных 
горно-геологических условий. В табл. 15.5 процессы, происходящие в ПЗП, 
систематизированы по признакам воздействия. Движущей силой приве
денных в табл. 15.5 процессов являются:

перепады давления на пласт и интенсивность их приложения; 
разность забойной и пластовой температур;
результирующее давление физико-химических процессов, которые 

определяются наличием контракционного градиента, градиента напряже
ния смачиваемости, электродвижущими силами и т.д.
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Т а б л и ц а  15.4

Классификация блокад ПЗП (по В.М. Подгорнову)

Катего
рия

блокады
Характеристика блокады Признаки, определяющие 

блокаду
Воздействие, обеспечи

вающее прорыв блокады

I

III

IV

V

Проникновение не изме
няет фазовой проницае
мости в ПЗП

Блокада фильтратом бу
рового раствора (сниже
ние подвижности фаз в 
ПЗП)

Блокада твердой фазой 
бурового раствора при 
несущественном проник
новении фильтрата (из
менение структуры 
фильтрующего простран
ства)
Блокада твердой фазой и 
фильтратом раствора (из
менение объема и струк
туры пространства, сни
жение подвижности фаз в 
ПЗП)

Блокада буровым раство
ром трещин и перфора
ционных каналов

Нормированная репрессия. 
Оптимальный состав де- 
прессионной среды буро
вого раствора.
Высокая подвижность пла
стовых агентов и флюидов. 
Низкая активность физико
химических процессов в 
ПЗП
Большая продолжитель
ность от момента вскрытия 
пласта до вызова притока. 
Повышенная репрессия. 
Интенсивная прямоточная 
капиллярная пропитка, ос
мотические перетоки в 
пласт.
Большая скорость фильт
рации раствора в ПЗП. 
Фазовые переходы в ПЗП 
Низкая проницаемость 
фильтрационной корки. 
Высокое содержание в бу
ровом растворе коллоидной 
глины и барита. 
Сравнительно высокая 
вязкость фильтрата 
Большая репрессия. 
Высокое содержание в рас
творе адгезионно-активной 
фазы и адсорбционно
активных реагентов. 
Большая скорость фильт
рации раствора в ПЗП. 
Гидрофилизация ПЗП и 
набухание глинистого це
мента
Гидроразрыв ПЗП и по
глощение бурового раство
ра.
Высокая прочность в 
структуре раствора

Одноцикловое приложе
ние депрессии при ее оп
тимальной скорости

Одноцикловое или по
этапное снижение де
прессии с оптимальной 
интенсивностью; предва
рительное воздействие с 
целью сократить зоны 
проникновения

Импульсное приложение 
максимальной по вели
чине депрессии

Многоцикловое приложе
ние оптимальной по вели
чине депрессии; предва
рительное воздействие с 
целью интенсификации 
притока

Г идровибровоздействие 
или многоцикловое воз
действие с приложением 
оптимальной депрессии 
при максимальной скоро
сти

Воздействие на ПЗП приводит к снижению подвижности агентов, на
сыщающих эту зону, к изменению структуры и объема фильтрующего про
странства, что в конечном счете снижает продуктивность пласта.

Изменение структуры фильтрующего пространства характеризуется 
перераспределением размеров пор за счет физического проникновения 
дисперсной фазы буровых растворов. Это проникновение определяется 
соотношением размеров частиц твердой фазы и пор и характерно для по
верхностных участков ствола, где происходит интенсивная кольматация с 
перераспределением пор по размерам.

Более равномерное изменение объема фильтрующего пространства 
происходит в результате набухания, формирования или размывания ад
сорбционных и гидратных пленок на поверхности пор.
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Т а б л и ц а  15.5

Причины изменения продуктивности ПЗП

Признак воздействия на ПЗП Процессы в призабойной зоне 
продуктивного пласта Причины блокады ПЗП

Термодинамическая неурав
новешенность пластовых за
бойных условий

Проникновение дисперсной 
среды буровых растворов в 
ПЗП через фильтрационную 
корку1

Проникновение тонко дис
персной фазы в ПЗП рас
творов1

Проникновение бурового 
раствора в П ЗП 1

Высокое напряжение на ске
лет породы2

Изменение свойств пласто
вых флюидов соответственно 
забойным условиям. 
Выделение газа из нефти. 
Конденсирование новообра
зований.
Растворение газа в фильтра
те.
Высаливание и комплексооб- 
разование.
Перераспределение водона- 
сыщенности.
Образование эмульсии и га
зовых депрессий 
Набухание гидратирующих 
минералов.
Донасыщение поверхности 
фильтрующих каналов вод
ной фазой.
Гидрофилизация поверхности 
фильтрующих каналов. 
Адсорбция асфальтосмоли
стых компонентов пластовых 
нефтей.
Адсорбция химических реа
гентов из фильтратов буро
вых растворов.
Адгезия сконденсированной в 
пластовых условиях твердой 
фазы
Адгезия твердой фазы буро
вых растворов на поверхно
сти фильтрующих каналов. 
Частичная или полная заку
порка фильтрующих каналов 
Структурообразование и коа
гуляция в объеме поглощен
ного бурового раствора. 
Формирование внутренней 
фильтрационной корки на 
проницаемых стенках кана
лов и трещин
Образование и деформация 
трещин.
Разрушение скелета породы

Снижение подвижности пла
стовых флюидов.
Снижение подвижности фаз 
ПЗП без изменения объема и 
структуры фильтрующего 
пространства

Снижение подвижности фаз 
ПЗП и снижение эффектив
ного радиуса (объема) фильт
рационных каналов

Изменение структуры фильт
рующего пространства (пере
распределение пор по разме
рам)

Заполнение перфорационных 
и фильтрующих каналов и 
трещин загустевающей со 
временем суспензией

Разрушение структуры филь
трующего пространства

1 Формирование зоны проникновения.
2 Деформация породы.

Существенно влияет на подвижность углеводородов в зоне проникно
вения перераспределение водонефтегазонасыщенности и наличие внесен
ных или сконденсированных в пластовых условиях веществ, находящихся 
во взвешенном состоянии.

Снижение подвижности жидких углеводородов в ПЗП за зоной про
никновения происходит при снижении температуры и давления в около- 
скважинном пространстве при циркуляции бурового раствора за счет фа
зовых переходов (выделение твердых или газообразных компонентов).

Разрушение или деформация проницаемого пространства, которые
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Т а б л и ц а  15.6

Способы вызова притока для различных категорий блокады ПЗП (по В.М. Подгорнову)

Способы вызова и интенсификации притока Категория блокады ПЗП, разру
шаемой при применении способа

Замена раствора на более легкий раствор I; II
Замена на аэрированные растворы I; II
Использование струйных насосов I; II; IV
Поршневание (свабирование) I; II
Вытеснение раствора газом II; IV
Нагнетание газовых пачек II; IV
Использование пусковых отверстий I; II
С помощью испытателя пластов III
Метод мгновенных глубоких депрессий III
Метод переменных давлений III; IV; V
Метод плавного снижения и мгновенного увеличения де III; IV
прессии
Вибровоздействие II; IV; V

возможны как при вскрытии пласта бурением, так и при вызове притока 
из него, определяются уровнем значений репрессий и депрессий на пласт.

Технология вызова из продуктивных пластов притока должна учиты
вать категорию блокады ПЗП. В табл. 15.6 приведены рекомендуемые спо
собы вызова притока для различных категорий блокады ПЗП.

Универсального способа разрушения любого типа блокады ПЗП при 
вызове притока в настоящее время нет, поэтому при выборе метода воз
действия на пласт необходимо учитывать состояние призабойной зоны, 
особенно в низкопроницаемых пластах. Различия в характере воздействия 
разными способами вызова притока определяются уровнем депрессии, 
скоростью и цикличностью ее приложения. Выбор способа вызова притока 
для конкретных объектов в скважине производят с учетом объективных 
возможностей производства. В условиях поисково-разведочного бурения 
определение категории блокады ПЗП затруднено и низка вероятность по
лучения притока из низкопрочных коллекторов при приложении высоких 
депрессий. В этих условиях рекомендуется вызов притока из пласта осуще
ствлять поэтапно, обеспечивая последовательное наращивание возбуждаю
щего действия на ПЗП. Показателями этого воздействия являются перепад 
давления (депрессия) и характер его приложения, разность пластовой и 
забойной температур. Непосредственному вызову притока из пласта может 
предшествовать физико-химическое воздействие на призабойную зону за 
счет регулирования состава жидкости освоения.

Абсолютное значение депрессии определяют, исходя из величины 
максимальной гидравлической репрессии, которая была при циркуляции 
бурового раствора в процессе вскрытия продуктивного пласта бурением. 
Величина депрессии должна быть более чем в 2 раза больше. В этом случае 
коэффициент восстановления нефтепроницаемости ПЗП достигает 
6 0 -7 0  %.

Минимальная депрессия, обеспечивающая разрушение блокады и 
движение фильтрата раствора к забою, в низкопроницаемых отложениях 
должна быть не менее 6,5 — 8 МПа. Однако при депрессиях такого уровня 
восстановление проницаемости призабойной зоны невысокое.

Вовлечение пластовых агентов и флюидов в движение к забою сква
жины из фильтрующих каналов различного размера происходит неодно
значно. Снижение скорости приложения депрессии способствует более
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полному охвату фильтрующих каналов и, как правило, более высокому де
биту. С другой стороны, разрушение блокады ПЗП, срыв фильтрационной 
корки эффективнее происходит при высоких скоростях приложения де
прессии. Оптимальный диапазон скорости приложения депрессии 0,5 —
5 МПа/ч. Возбуждение притока пластового флюида или газа из закольма- 
тированной ПЗП зависит также от адгезионной активности твердой фазы 
буровых растворов и коллекторских свойств породы. Для глинистых и утя
желенных буровых растворов прорыв газа осуществляется в основном при 
срыве корок, требующем более высокой депрессии и скорости ее прило
жения, особенно в низкопроницаемых коллекторах.

Эффективное напряжение, испытываемое матрицей коллектора, мо
жет оказаться в этих ситуациях выше предела упругости и даже предела 
прочности породы. При проектировании технологии вызова притока эти 
процессы необходимо учитывать. В случае отсутствия прочностных данных 
призабойной зоны целесообразно использовать методы вызова притока с 
плавным приложением депрессии. Это позволит выйти на оптимальный 
режим при максимальных напряжениях в породах, находящихся в приза
бойной зоне пласта. Однако при применении для вскрытия пласта бурени
ем бурового раствора с тонкодисперсной и адгезионно-активной твердой 
фазой эффективность плавного приложения депрессии снижается.

Восстановление подвижности вязких и тиксотропных жидкостей в 
ПЗП обеспечивается циклическим воздействием. Создание депрессии в 
импульсном режиме (с частотой до нескольких сотен герц) способствует 
разрушению эмульсии, газовых пузырей, гидратных слоев и усадке набух
ших глин, а также очистке ПЗП от твердой фазы.

Таким образом, технология вскрытия пласта бурением и последующая 
технология вызова притока взаимосвязаны, и только с учетом этой зависи
мости можно получить при вызове притока максимально возможную про
дуктивность осваиваемого пласта.

В практике заканчивания скважин депрессию на пласт создают, заме
няя буровой раствор в скважине на более легкий (вода, нефть, газирован
ный раствор, специальные жидкости, пена) или снижая уровень жидкости 
в скважине вытеснением сжатым газом (азотом, воздухом), реже тартанием 
или свабированием.

Свабирование и тартание применяют редко из-за их взрывоопасности, 
низкой производительности, отсутствия надежного контроля за процессом. 
В С Ш А эти способы снижения давления в ПЗП применяются значительно 
шире, так как буровые обеспечены надежной противовыбросовой армату
рой, лубрикаторами и контрольными устройствами.

В РФ  разработана технология освоения скважин с использованием га- 
зификационной установки типа АГУ-8К. Производительность установки 5 —
6 м3/мин газообразного азота, максимальное давление до 22 МПа. Широкое 
применение ограничивается дефицитом установок и отсутствием в нефте
газовых районах страны заводов по производству азота (заправочных стан
ций). В С Ш А для этой цели широко используется газификационная уста
новка фирмы «Кадд Прешер Контрол». Особенностью установки является 
наличие в комплекте лебедки с намотанными на ее барабан тонкими тру
бами диаметром 25 — 31 мм, которые при операциях по вызову притока 
принудительно пропускают в Н КТ через лубрикатор на глубину более 
5000 м.

Способы и технологические приемы по вызову притока из пласта,
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применяемые в отечественной практике и за рубежом, примерно одина
ковые.

В американской практике большинство скважин (исключение состав
ляют скважины с низкими пластовыми давлениями) оборудуют специаль
ным комплектом внутрискважинного оборудования, состоящего из НКТ, 
пакеров, циркуляционного клапана и других приспособлений для проведе
ния операций по освоению и глушению скважин, созданию противодавле
ния в межколонном пространстве для предотвращения смятия обсадных 
труб и защиты обсадных колонн от воздействия высокого давления и аг
рессии пластовых флюидов.

В табл. 15.7 представлены данные о передвижных воздушных компрес
сорах, выпускаемых в РФ  и США, которые используют при освоении 
скважин.

В последнее время у  нас разработана передвижная компрессорная ус
тановка типа СД 9/101 на рабочее давление 9,9 МПа при подаче 9 м3 /мин. 
Осваивается ее выпуск для нефтяной промышленности, ведутся работы по 
созданию более совершенных моделей.

В РФ  разработан передвижной агрегат ПНКА-1 для приготовления и 
нагнетания пены или аэрированной жидкости. Производительность агрега
та (по пене) 10 м3/ч, максимальное давление нагнетания 10 МПа, содержа
ние воздуха в пене 35 — 45. Получаемая с помощью этого агрегата пена 
имеет недостаточную степень аэрации (до 45), что не во всех случаях по
зволит эффективно использовать его при освоении скважин.

В РФ  и за рубежом проводятся научно-исследовательские работы по 
разработке технологических процессов освоения скважин с применением 
самогенерирующихся пенных систем. Вспенивание растворов производит
ся газами, выделяющимися при химических и термохимических процессах, 
происходящих при закачке этих веществ раздельно непосредственно в 
скважине.

Большое внимание при этом уделяется предупреждению загрязнения 
окружающей среды. Сжигание поступающего из скважины флюида обес
печивает чистоту вокруг буровой, что особенно важно при строительстве 
морских скважин.

Перед освоением скважину оборудуют комплексом управляемых кла- 
панов-отсекателей. Внутренняя поверхность обсадной колонны, внешняя и 
внутренняя поверхности Н КТ обрабатываются ингибитором коррозии пу-

Т а б л и ц а  15.7

Характеристика передвижных воздушных компрессоров, выпускаемых в РФ  и СШ А

СШ А РФ

Параметр
Фирма

«Инжер-
солл-
Рэнд»

Фирма «Элиот»
Тип компрессора

Модель

38МВ 32МВ 25МВ УКП-80 КС
16/100

КПУ
16/250 СД 9/101

Мощность, кВт 3169,2 Нет свед. Нет свед. Нет свед. 220,6 301,5 500,1 132,4
Подача, м3/мин 85 600 300 100 8 16 16 9
Давление на
гнетания, МПа

10,5 20 50 70 8 10 25 9,91

Масса, т 6,35 13,2 9,53 7,3 16,1 23 28,5 10
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тем замены жидкости, заполняющей скважину, на жидкость, содержащую 
ингибитор коррозии.

В скважинах с пластовым давлением выше гидростатического и АВПД 
вызов притока нефти осуществляется заменой бурового раствора на более 
легкую жидкость, инертную к сероводороду.

В скважине с пластовым давлением ниже гидростатического (АНПД) и 
содержанием сероводорода в нефти до 6 % приток вызывают нагнетанием 
природного или нефтяного газа, по согласованию с местным органом Гос
гортехнадзора, двух- или многофазных пен, инертных к сероводороду и 
углекислому газу, инертных (дымовых) газов с содержанием кислорода не 
более 2 % по объему. После получения притока через ингибиторный кла
пан в продукцию скважины вводится ингибитор коррозии. Освоение сква
жин осуществляется с соблюдением правил техники безопасности и охра
ны окружающей среды.

Если в процессе заканчивания скважины проницаемость породы при
забойной зоны снизилась, то вызов притока следует начинать только после 
проведения мероприятий, направленных на восстановление проницаемости 
призабойной зоны. В противном случае скважина может оказаться «сухой» 
или вызов притока при применении обычных методов может произойти, но 
только по немногочисленным пропласткам, имеющим повышенную прони
цаемость, а это приведет к неравномерной по толщине выработке пласта и 
низкой конечной величине нефтегазоотдачи.

Следует иметь в виду, что в газонасыщенных коллекторах проникший 
раствор выносится потоком газа только из крупных поровых каналов. Пла
сты с аномально высоким пластовым давлением часто высокой репрессии, 
а создать в процессе вызова притока равную по абсолютной величине де
прессию, с целью удаления проникшего в пласт раствора, технически 
невозможно.

Метод восстановления проницаемости призабойной зоны выбирают в 
зависимости от предполагаемых причин и степени снижения естественной 
проницаемости, свойств коллектора, условий заканчивания скважины. На 
протяжении десятков лет для восстановления проницаемости призабойной 
зоны широко применяются кислотная обработка и гидравлический разрыв 
пласта (ГРП).

При кислотной обработке происходит растворение породы и загряз
няющего породы материала, очищение поровых каналов, трещин, каверн, 
увеличение размеров и возникновение новых каналов фильтрации. Перед 
применением кислотного воздействия обычно рекомендуется дополнитель
ная кумулятивная или гидропескоструйная перфорация. Для обработки 
карбонатных пород применяется раствор соляной кислоты, в случае терри- 
генных коллекторов — смесь растворов плавиковой и соляной кислот.

Сущность ГРП заключается в нагнетании в призабойную зону жидко
сти разрыва и расклинивающего агента (обычно кварцевого песка) под 
давлением, достаточным для раскрытия существующих или возникновения 
новых трещин в породе. Этот метод характеризуется высокой гибкостью 
процесса — в качестве жидкости разрыва могут применяться вода, нефть, 
кислотный раствор, в качестве расклинивающего агента — различные 
твердые материалы. С целью снижения давления разрыва и инициирова
ния развития трещин предварительно рекомендуется провести дополни
тельную кумулятивную или гидропескоструйную перфорацию.

Важным является то обстоятельство, что кислотная обработка и ГРП
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применимы практически при любой степени снижения проницаемости 
призабойной зоны. Относительно высокая стоимость этих методов не 
должна служить препятствием к их применению, поскольку затраты быст
ро окупаются.

Если установлено, что после полной замены в скважине бурового рас
твора на воду нет признаков фонтанирования и для вызова притока из 
пласта требуется снижать уровень жидкости в скважине в целях сниже
ния забойного давления, то устье скважины оборудуют согласно схеме 
рис. 15.6 и приступают к выполнению работ по вызову притока двухфаз
ной пеной.

Прежде всего буровой раствор в скважине заменяют на водный рас
твор ПАВ. Концентрацию ПАВ (ОП-Ю, сульфонол, ДС-РАС и др.) прини
мают в диапазоне 0,1—0,2 % (по активному веществу). Во избежание кон
такта больших объемов бурового раствора с вскрытой перфорацией тол
щиной продуктивного пласта замену бурового раствора на водный раствор 
осуществляют прямой промывкой. Водный раствор закачивают в НКТ, бу
ровой раствор вытесняют через затрубное пространство. После этого при
ступают к замене водного раствора ПАВ на двухфазную пену. Как правило, 
такая замена проводится при обратной промывке, т.е. пена закачивается в 
затрубное пространство, водный раствор ПАВ вытесняется из скважины по 
НКТ. Вытесняемый водный раствор ПАВ в дальнейшем используют для об
разования пены. Однако во избежание контакта большого количества вод
ного раствора ПАВ со вскрытой толщиной пласта, как и при замене буро
вого раствора водным раствором ПАВ, применяют следующий технологи
ческий прием.

Сначала водный раствор ПАВ можно заменить на двухфазную пену с 
малой степенью аэрации (например, а  =  5-ь 10) при прямой промывке до 
полного удаления из скважины водного раствора ПАВ, а затем приступить 
к дальнейшим работам по снижению забойного давления путем замены в 
скважине пены с меньшей степенью аэрации (с большей плотностью) на 
пену с большей степенью аэрации (с меньшей плотностью). При этом на
гнетание осуществляется в затрубное пространство, а вытеснение происхо
дит по НКТ. Описанный технологический прием, т.е. предварительную за-
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Рис. 15.6. Схема обвязки 
устья скважины при освое
нии пеной:
1 — НКТ; 2 — манометры;
3 — расходомер воздуха; 4 — 
компрессор; 5 — обратные 
клапаны; 6 — аэратор; 7 — 
нагнетательная линия; 8 — 
насос; 9 — мерная емкость; 
10 — накопительная емкость 
для пенообразующей жид
кости; 11 — выкид пены;
12 — затрубное пространст
во
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мену водного раствора ПАВ на двухфазную пену с малой степенью аэра
ции, можно использовать в тех случаях, когда известно, что такая замена 
не вызовет притока жидкости и газа из пласта. Распределение плотности 
пены по глубине скважины дано в табл. 15.8.

Промысловая практика показывает, что при использовании компрес
сора типа УКП-80 для образования пены в течение 7 — 8 ч снижается за
бойное давление в скважине глубиной 5000 — 6000 м на величину, равную 
80 — 85 % гидростатического. Поэтому нет смысла применять более мощные 
компрессоры для вызова притока жидкости и газа из пласта двухфазной 
пеной. Напротив, можно использовать и менее мощные компрессоры. Од
нако при этом продолжительность вызова притока будет несколько больше. 
Таким образом, зная характеристику компрессора и задаваясь предельным 
давлением нагнетания, можно проектировать режим снижения забойного 
давления с применением двухфазной пены.

При замене в скважине жидкости на двухфазную пену, а затем пены с 
большой плотностью на меньшую для постепенного снижения забойного 
давления необходимо прежде всего добиваться устранения пульсации дав
ления. Достигается это путем постепенного и плавного снижения расхода 
жидкости. При необходимости расход жидкости можно довести до 0,5 — 
0,3 л/с при сохранении подачи компрессора на неизменном уровне.

Таким путем можно добиться существенного снижения давления на 
забое скважины, соблюдая при этом режим вызова притока жидкости и 
газа из пласта (плавность и отсутствие пульсации давления). Это очень 
важно для предотвращения преждевременного прорыва подошвенной во
ды, нижних и верхних вод, расположенных над кровлей и в подошве про
дуктивного пласта. Кроме того, плавный и постепенный режим снижения 
забойного давления предотвратит деформацию цементного кольца за экс
плуатационной колонной в интервале продуктивного пласта, а также раз
рушение призабойной зоны при наличии слабосцементированных коллек
торов.

После достижения заданной величины забойного давления с учетом 
энергии сжатых пузырьков останавливают насос и компрессор, дальнейшее 
снижение забойного давления происходит за счет реализации упругой 
энергии пенной системы, которая выражается в самоизливе пены из сква
жины. Следует отметить, что некоторые разновидности вызова притока 
жидкости и газа из пласта, применяемые иногда в промысловой практике, 
неправомерно противопоставляются пенным системам. Например, вызов 
притока с применением азота некоторыми промысловыми специалистами 
считается особым способом. На самом деле азот, как воздух, природный 
газ и другие, является газовой фазой пенной системы и его использование 
для образования пены даст лучшие результаты, чем самостоятельное при-

Т а б л и ц а  15.8

Плотность пены по глубине скважины

Глубина, м
Плотность пены, г/см3

Глубина, м
Плотность пены, г/см3

измеренная рассчитанная измеренная рассчитанная

200 0,27 0,26 1000 0,47 0,49
400 0,32 0,31 1200 0,52 0,55
600 0,36 0,37 1400 0,56 0,61
800 0,41 0,43

563



менение азота для вызова притока из пласта. Некоторые специалисты счи
тают возможным после уменьшения забойного давления путем постепенно
го снижения плотности пены в скважине оставшийся столб пены прода
вить (удалить из ствола скважины) воздухом. Такой способ совершенно 
неприемлем, так как применение воздуха в момент начала притока нефти 
или газа может вызвать серьезные осложнения. Мнение сторонников тако
го технологического приема, считающих, что применение воздуха на ко
нечном этапе вызова притока из пласта несколько ускорит процесс закан- 
чивания скважин, ошибочно. Во-первых, ускорение в этом случае может 
измеряться часами, не более. Во-вторых, задача состоит не в том, чтобы 
ускорить вызов притока на несколько часов или даже на сутки, а главным 
образом в том, чтобы обеспечить в процессе вызова притока при использо
вании пенных систем высокую продуктивность скважины за счет очистки 
призабойной зоны пласта и вовлечения в работу низкопроницаемых про
слоев.

Анализ промысловой практики показывает, что применение пенных 
систем для вызова притока жидкости и газа из пласта является наиболее 
прогрессивным способом, отвечающим современным требованиям техноло
гии освоения скважин как разведочных, так и добывающих. Дальнейшее 
совершенствование этого способа должно идти по пути создания более 
компактных агрегатов для образования пены, условий для быстрого разру
шения на поверхности поступающей из скважины пены в целях обеспече
ния непрерывной циркуляции.

15.5.1. ТЕХНОЛОГИЯ ОСВОЕНИЯ СКВАЖИН С ИСПОЛЬЗОВАНИЕМ 
АЗОТНЫХ ГАЗИФИКАЦИОННЫХ УСТАНОВОК ТИПА АГУ-8К

Применение азотных газификационных установок предусматривается 
при освоении скважин, содержащих сероводород, в условиях малопрони
цаемых коллекторов и низких пластовых давлений, в зоне влияния подзем
ного горения и в других случаях, где существующие методы освоения ма
лоэффективны и не обеспечивают взрывобезопасности работ, а также при 
освоении скважин в суровых климатических условиях при температуре 
окружающего воздуха —30 °С и 50 °С. При планировании и проведении 
процессов освоения следует учитывать ограниченный объем жидкого азота 
в установке АГУ-8К.

Технология вызова притока нефти и газа из пласта с использованием 
передвижных азотных газификационных установок типа АГУ-8К заключа
ется в том, что газообразный азот или газированная им жидкость (пена) 
нагнетаются в скважину и замещают находящуюся в ней жидкость (буро
вой раствор, воду или нефть). Регулируя среднюю плотность закачиваемой 
в скважину системы и используя упругие свойства газа и пены, по мере их 
выпуска из скважины можно снизить противодавление на пласт в необхо
димых пределах.

Область применения различных азотсодержащих циркуляционных 
флюидов — газообразного азота, газированной им жидкости (пены) для 
вызова притока нефти и газа из пласта зависит от геолого-технических и 
других условий освоения скважин.

Для создания глубоких депрессий на пласт, вплоть до осушения глубо
ких скважин (если это допустимо), при плавном темпе снижения забойного 
давления целесообразно комбинированное применение азотсодержащих
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систем — последовательной в один и более циклов промывки скважин га
зированной азотом жидкостью (пеной), которая, при необходимости, мо
жет быть вытеснена из скважины азотом.

Азотно-кислотную обработку призабойной зоны пласта применяют для 
интенсификации притока нефти и газа. Применение азота при кислой об
работке улучшает условия освоения скважин и очистку призабойной зоны 
пласта после обработки и повышает безопасность работ.

Технология азотно-кислотных обработок пласта с использованием пе
редвижных азотных газификационных установок типа АГУ-8К заключается 
в том, что в призабойную зону продуктивного пласта через перфорацион
ные отверстия нагнетаются последовательно порции сжатого газообразного 
азота и газированного азотом кислотного раствора, которые продавливают
ся в пласт водой, нефтью или газированной азотом жидкостью (пеной).

В связи с высокой активностью азотно-кислотной смеси и практиче
ски полной ее нейтрализацией еще в процессе фильтрации в призабойной 
зоне нет необходимости в выдерживании кислоты на реагирование. По
этому сразу после окончания продавливания приступают к освоению 
скважины, плавно снижая устьевое давление с целью удаления продуктов 
реакции кислоты из пласта и создания необходимой депрессии для вызова 
притока из скважины.

Подаваемый в пласт вместе с кислотой газ обеспечивает более глубо
кий охват призабойной зоны кислотным воздействием и заполнение части 
перового пространства коллектора нереагирующим и незакупоривающим 
агентом — азотом. Последнее в значительной мере способствует более лег
кому удалению продуктов реакции из пласта при вызове притока и более 
рациональному использованию кислоты в процессе обработки, что в ко
нечном счете обеспечивает лучшую очистку и рост проницаемости приза
бойной зоны пласта и повышение его нефтеотдачи.

Операция по азотно-кислотному воздействию на пласт повышает на
чальную производительность скважин вследствие увеличения проницаемо
сти призабойной зоны.

Технология предусматривает газификацию на скважине жидкости, 
приготовление и нагнетание в скважину газообразного азота и газирован
ных азотом жидкостей (пен) для вызова притока флюида из пласта и азот- 
но-кислотную обработку призабойной зоны.

Технология значительно повышает взрывобезопасность проведения 
работ по освоению скважин и технико-экономические показатели кислот
ного воздействия на призабойную зону пласта, особенно в условиях слабо
проницаемых пород и сравнительно низких пластовых давлений.

Предельное снижение уровня жидкости при вызове притока путем 
вытеснения из скважины газообразным азотом составляет 2700 м, если 
скважина была заполнена водой, и 3300 м, если скважина заполнена неф
тью плотностью 850 кг/м3.

Наиболее целесообразно освоение скважин глубиной 2000 — 5000 м га
зированными азотом системами (пеной). Азотно-кислотная обработка при
забойной зоны может быть совмещена с вызовом притока нефти и газа из 
пласта. Продуктивный (перспективный) пласт при этом должен быть пред
ставлен устойчивыми породами.



15.5.2. ТЕХНОЛОГИЯ ВЫЗОВА ПРИТОКА ИЗ ПЛАСТА 
ПЕНАМИ С ИСПОЛЬЗОВАНИЕМ ЭЖЕКТОРОВ

Технология вызова притока из пласта пенами с использованием эжек
торов состоит в приготовлении с помощью последних, насосного и ком
прессорного оборудования двухфазных пен, закачивании их в скважину 
для вытеснения воды и создании необходимой величины депрессии на за
бое за счет меньшей плотности пены и ее самоизлива. Она имеет свои осо
бенности. Применение эжектора для приготовления пен позволяет исполь
зовать в качестве источников сжатого воздуха компрессоры пневматиче
ской системы буровых установок при кустовом и разведочном бурении. В 
качестве источников сжатого воздуха могут быть использованы передвиж
ные компрессоры высокого давления. Применение эжектора при использо
вании компрессоров высокого давления позволяет упростить управление 
процессом приготовления и закачивания пены и повысить качество по
следней.

Основными факторами улучшения условий взрывобезопасности при 
освоении скважин с помощью технологического процесса с использовани
ем эжекторов по сравнению с технологией освоения скважин путем вы
теснения жидкости сжатым воздухом являются:

уменьшение вероятности внутрискважинного воспламенения вследст
вие использования в качестве рабочего агента пены;

использование сжатого воздуха низкого давления при применении 
компрессоров буровых установок.

Технология вызова притока из пласта пенами с использованием эжек
торов предназначена для освоения разведочных и эксплуатационных сква
жин с пластовым давлением, равным или ниже гидростатического, если 
после замены раствора, находящегося в скважине, на воду не был получен 
приток.

Предельная глубина скважин, на которой может быть использован 
процесс вызова притока пенами с использованием эжекторов, 3000 м.

Процесс вызова притока с использованием эжекторов должен обеспе
чивать снижение забойного давления. Ниже приведены значения макси
мального снижения забойного давления (в % от гидростатического) при вы
зове притока пеной из скважины, заполненной водой.

Глубина скважины, м ..................................................................... 1500 2000 2500 3000
Максимальное снижение забойного давления при исполь
зовании оборудования:

компрессоры буровых установок (КТ-6, КТ-7, КСЭ-57).... 40/50 30/45 25/35 20/30
передвижные компрессоры типа УКП-80, СД-9/101;
КПУ-16/100...............................................................................  85 80 75 70

Перед проведением процесса вызова притока с использованием эжек
торов в скважину спускают лифтовую колонну на глубину, при которой ее 
башмак размещается на 5 —10 м выше интервала перфорации. Устье обо
рудуется трубопроводами и арматурой таким образом, чтобы обеспечива
лась возможность закачивания пены в межтрубное пространство и одно
временного выброса жидкости из трубного пространства скважины, а так
же возможность осуществления последующего самоизлива пены из меж- 
трубного и трубного пространств одновременно.

Схема обвязки наземного оборудования и устья скважины при прове-
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Рис. 15.7. Схема обвязки наземного оборудования и устья скважины при вызове притока 
пенами с использованием эжектора:
1 — цементировочный агрегат; 2 — компрессор; 3 — линия для подачи пенообразующей жид
кости; 4 — воздухопровод; 5 — обратный клапан эжектора; 6 — эжектор; 7 — заглушка; 8 — 
пенопровод; 9, 10, 11, 12, 13, 14 — задвижки; 15 — эксплуатационная колонна; 16 — выброс 
пены; 17 — накопительная емкость; 18 — нефтепромысловый коллектор; 19 — манометр

дении процесса вызова притока с использованием передвижных компрес
соров или компрессоров буровой установки представлена на рис. 15.7.

Обвязка эжектора осуществляется таким образом, чтобы его боковой 
патрубок с обратным клапаном был направлен вертикально вниз.

9 8 6

I

Рис. 15.8. Эжектор жидкостно-газовый ЭЖГ-2:
1 — корпус эжектора; 2 — диффузор; 3 — камера смесительная; 4 — гайка; 5 — втулка; 6 — 
решетка; 7 — седло обратного клапана; 8 — насадок; 9 — уплотнение; 10 — шар
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Подвод сжатого воздуха к эжектору при использовании компрессоров 
буровой установки осуществляется от ресивера с помощью резинового 
шланга с внутренним диаметром не менее 25 мм или по временному раз
борному трубопроводу из НКТ.

При кустовом бурении подвод воздухопровода от действующей буро
вой к группе осваиваемых скважин целесообразно осуществлять заблаго
временно в период их обвязки с коллектором. Конец провода проводится к 
центру группы скважин и оборудован запорным вентилем. Общий вид 
эжектора ЭЖ Г-2 представлен на рис. 15.8. Пенообразующая жидкость для 
двухфазной пены может быть приготовлена непосредственно в процессе 
закачивания пены в скважину.

Параметры технологии вызова притока из пласта пенами с использо
ванием эжекторов выбирают, исходя из необходимости создания требуе
мой величины снижения забойного давления (депрессии) и имеющегося 
компрессорного оборудования.

Воздействие на призабойную  зону пласта  
многократными мгновенными депрессиями-репрессиями

Сотрудниками Ивано-Франковского института нефти и газа во главе с 
Р.С. Яремийчуком на основе анализа фильтрационных процессов, проте
кающих в прискважинной зоне пласта, было показано, что в момент мгно
венного снижения давления или его восстановления происходит сле
дующее:

возникают высокие градиенты давления, направленные либо из пласта 
в скважину, либо из скважины в пласт;

высокие градиенты давления из пласта в скважину совпадают практи
чески во времени со снятием давления на забой, а следовательно, с отсут
ствием сил, прижимающих дисперсную фазу к скелету породы либо к 
трещинам в пласте, что облегчает вынос частиц в скважину;

высокий градиент давления из скважины в пласт позволяет изменять 
положение застрявших частиц в перегибах пор либо в извилистых трещи
нах, что при последующем снижении давления облегчает их вынос в сква
жину;

максимальный градиент давления возникает на расстоянии 1,05—1,07 
радиуса скважины;

в прискважинной зоне пласта возникают градиенты скоростей рас
пространения депрессионной воронки между скелетом пласта, дисперсной 
фазой и пластовым флюидом.

При мгновенной смене давлений в скважине меняется напряженно- 
деформированное состояние из-за смены радиального и кольцевого напря
жений, что способствует раскрытию трещин либо их распространению в 
сторону пласта.

Теоретически представляется возможным быстрейшее восстановление 
фильтрационной способности пород путем воздействия на призабойную 
зону пласта циклически повторяющимися переменными давлениями, по
средством чередования резко создаваемых глубоких депрессий и их вы
равнивания до пластового давления или депрессий с репрессиями.

Такую теоретическую предпосылку подтвердили исследования на об
разцах коллекторов месторождений Западной Сибири, характеризующихся 
низкими фильтрационными свойствами.
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Рис. 15.9. Зависимость коэффициента увеличения проницаемости песчаника к„/At, от числа 
циклов п  и вида воздействия на коллектор (а~е):
а — депрессии (рд =  0,6 МПа); б  — депрессии (рд =  0,6 МПа) в сочетании с репрессиями 
(рр =  0,6 МПа); в — депрессии (рд =  3 МПа); г — депрессии (рд =  3 МПа) в сочетании с ре
прессиями (рр =  1,5 МПа); д — депрессии (рд =  3 МПа) в сочетании с репрессиями (рр = 
=  3 МПа); е — депрессии (рд =  6 МПа)

Как показали результаты исследований, величина резко создаваемых 
депрессий или репрессий с депрессиями, их число (число циклов), частота 
каждого цикла воздействия и вид воздействия зависят от многих факторов: 
литолого-петрографических особенностей коллекторов, их пористости и 
проницаемости, размеров пор и структуры порового пространства, состава 
и свойств флюидов, процессов, происходящих в коллекторах при вытесне
нии водными растворами нефти и наоборот, и др. Очень важно и то, на 
какой стадии эксплуатации (освоения) находятся скважины и разработка 
месторождения в целом и какие методы воздействия на ПЗП необходимо 
провести с целью восстановления ее проницаемости.

На рис. 15.9 и 15.10 показана эффективность воздействия на коллек
тор переменными давлениями в зависимости от технологических пара
метров.

Важное значение при воздействии переменными давлениями имеет 
полупериод одного цикла. На рис. 15.11 приведены кривые увеличения
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Рис. 15.10. Зависимость коэффициента увеличения 
проницаемости алевролита к„/к, от числа циклов п и 
вида воздействия на коллектор
а — депрессии (рд =  3,6 МПа); б  — депрессии (рд = 
=  3,6 МПа) в сочетании с репрессиями (рр =  1,8 МПа); 
в — депрессии (рд =  3,6 МПа) в сочетании с репрес
сиями (рр =  3,6 МПа); г — депрессии (рд =  3,6 МПа) в 
сочетании с репрессиями (рр =  7,2 МПа)

кп /к.

Рис. 15.11. Зависимость коэффици
ента увеличения проницаемости 
алевролита к„/кп от числа циклов 
п и полупериода одного цикла 
воздействия

проницаемости образца породы в зависимости от числа циклов при раз
личных полупериодах каждого цикла воздействия. В целом для исследован
ных образцов, характеризующихся довольно широким диапазоном фильт- 
рационно-емкостных параметров, эффективность воздействия переменны
ми давлениями получена при полупериодах одного цикла воздействия от 
2 0 -3 0  до 150-200 с.

15.5.3. СВАБИРОВАНИЕ (ПОРШНЕВАНИЕ)

Одним из способов снижения давления на забой является свабирова- 
ние (поршневание). Сваб — поршень, снабженный клапаном, который спус
кают на канате в колонну НКТ. Клапан при ходе поршня вниз открывается, 
а при ходе вверх закрывается. Уплотнение сваба достигается за счет рези
новых манжет, укрепленных на металлическом стержне. Глубина погруже
ния сваба зависит от мощности агрегата, на котором установлена лебедка, 
размеров лебедки и прочности каната, на котором спускается сваб.
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Различают максимальную глубину погружения и глубину погружения 
под уровень. Первая зависит от прочности каната и мощности агрегата, 
вторая — от диаметра НКТ, плотности жидкости и прочности каната. По 
мере снижения уровня жидкости в скважине глубина погружения под уро
вень уменьшается.

Уровень жидкости в скважине при свабировании снижается посте
пенно в течение сравнительно длительного времени, что способствует 
плавному запуску скважины. Если за один рейс будет извлечена жидкость 
из 250 м Н КТ диаметром 73 мм, то общее снижение уровня в скважине 
диаметром 146 мм составит около 60 м.

Постепенное снижение давления на забой не позволяет осуществлять 
резкую депрессию на пласт, которая иногда необходима для очистки кана
лов в призабойной зоне пласта. Поэтому при отсутствии притока при сва
бировании необходимо убедиться в наличии связи пласта со скважиной и 
принять меры по устранению сопротивления движению жидкости.

Свабирование скважин с высоким пластовым давлением производят 
при установленных на устье фонтанной арматуре и противовыбросовом 
сальниковом устройстве (лубрикаторе). Если давление ниже гидростатиче
ского, используют только устройство для направления жидкости, извлекае
мой из скважины, в емкости.

Приток из нефтяного пласта при свабировании определяют по появле
нию в извлекаемой жидкости газа, эмульсии и нефти. При получении ин
тенсивного притока уровень в скважине возрастает и встречается свабом 
на глубине, откуда жидкость уже была извлечена. Если пластовое давление 
ниже гидростатического, свабирование ведут до полного извлечения нахо
дящейся в скважине жидкости, т.е. замены ее пластовым флюидом.

Снижение уровня в скважине с помощью желонки — один из спосо
бов уменьшения давления на забой. Это один из самых старых методов вы
зова притока из пласта. Тартание может быть использовано при испытании 
неглубоких скважин с низкими пластовыми давлениями.

Ж елонка изготовляется из тонкостенных труб диаметрами 89 и 
114 мм, в нижней части ее имеется клапан, а в верхней — приспособление 
для крепления каната. Ж елонка спускается в скважину на канате под уро
вень жидкости, наполняется, а затем поднимается на поверхность. Иногда 
желонку опускают в интервал перфорации и многократным подъемом и 
спуском ее создают эффект поршневания. Работы по снижению уровня 
жидкости в скважине ведутся медленно, так как объем желонок невелик. 
Например, для снижения уровня на 500 м в колонне диаметром 168 мм ж е
лонкой диаметром 114 мм и длиной 10 м необходимо сделать более 110 
рейсов.

Глубина спуска ограничивается прочностью и длиной каната, на кото
ром спускается желонка. В последние годы тартание при испытании сква
жин используется редко.

15.6. ИССЛЕДОВАНИЕ СКВАЖИНЫ В ПРОЦЕССЕ ОСВОЕНИЯ

Гидродинамические исследования проводятся с целью определения 
рациональных режимов эксплуатации скважин, коэффициента гидропро
водности пласта в районе исследуемой скважины, пьезопроводности, ко
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эффициента гидродинамического совершенства скважины, оценки качест
ва освоения.

По каждой вновь вводимой из бурения скважине проводится комплекс 
гидродинамических исследований, включающий:

исследование методом установившихся отборов (не менее чем на трех 
режимах) с построением индикаторных диаграмм, определением коэффи
циента продуктивности и оценкой величины гидропроводности по каждому 
работающему пласту (пропластку);

исследование методом восстановления давления с определением ко
эффициента гидропроводности пласта и количественной оценкой коэффи
циента продуктивности, приведенного радиуса скважины и коэффициента 
гидродинамического совершенства скважины;

исследование профиля притока с получением зависимости суммарного 
расхода жидкости q и ее обводненности пв от глубины измерения Н  в 
пределах общего интервала перфорации и определением дебитов жидкос
ти Дд и обводненности п'в для отдельных участков перфорированного ин
тервала;

отбор и исследование глубинных проб нефти с целью определения в 
пластовых условиях давления насыщения, содержания растворенного газа, 
вязкости, плотности, объемного коэффициента нефти.



Глава 16
БУРОВОЕ И ЦЕМЕНТИРОВОЧНОЕ 
ОБОРУДОВАНИЕ

Строительство нефтяных и газовых скважин в связи с большим раз
нообразием геологических и географических условий требует использова
ния разнообразных технических средств: буровых установок, включающих 
в свой комплект различные машины и механизмы; технических средств для 
морского бурения; специальных видов оборудования устья скважин и за
бойных двигателей; специфического цементировочного оборудования и 
оснастки.

16.1. БУРОВЫЕ УСТАНОВКИ И ОБОРУДОВАНИЕ

Буровые установки (БУ) представляют собой совокупность наземных 
сооружений, бурового оборудования и механизмов, силового привода, кон
трольно-измерительных приборов, вспомогательных грузоподъемных меха
низмов, средств автоматизации и механизации трудоемких и тяжелых про
цессов. БУ должны соответствовать целям бурения, конструкциям скважин, 
климатическим, геологическим и географическим условиям. В связи с 
этими требованиями БУ можно разделить на три основные группы: для 
геологоразведочного бурения; для эксплуатационного и глубокого разве
дочного бурения; для сверхглубокого разведочного и эксплуатационного 
бурения.

Основной объем буровых работ в нефтяной и газовой промышленно
сти выполняется БУ двух последних групп. С помощью буровых установок 
для геологоразведочного бурения бурят вращательным способом, используя 
вращатель роторного или шпиндельного типа, с очисткой забоя от выбу
ренной породы промывкой водой или глинистым раствором буровыми на
сосами, продувкой забоя компрессорами, а также при помощи шнеков. 
Можно выделить следующие типы буровых установок для геологоразве
дочного бурения:

с транспортировкой выбуренной породы с помощью шнековой колон
ны ШАК-4 (до 30 м), УШ -2Т (до 60 м), У ТТТБТ-М  (до 75 м);

для колонкового бурения УКБ-1, 2, 3, 4, 5, 6 , 7 и 8 с соответствующими 
глубинами бурения до 12,5/25, 50/100, 200/300, 300/500, 500/800, 800/1200, 
1200/2000, 2000/3000 (в числителе и знаменателе указаны глубины бурения 
в м при использовании соответственно твердых сплавов и алмазов);

легкие самоходные буровые установки для роторного бурения УРБ2А 
(до 200 м), УРБ-ЗАМ (до 300 м) и 1БА15В (до 500 м).

Буровые установки для бурения скважин на нефть и газ глубиной от 
1500 до 8000 м предназначены для вращательного способа бурения ротором
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или забойными двигателями (турбобур, электробур и объемные забойные 
двигатели) с приводом от ДВС и электроприводом.

Современные буровые установки представляют собой сложные инже
нерные комплексы, обычно включающие в свой состав: буровые сооруже
ния (вышка, основания, укрытия, мостки и стеллажи для бурильных и об
садных труб); спускоподъемное оборудование (лебедка, кронблок, талевый 
блок, крюк и крюкоблок); оборудование для выноса выбуренной породы из 
скважины и удаления последней из системы циркуляции (буровые насосы 
или компрессоры, циркуляционные системы, сита, песко- и илоотделители, 
устройства для приготовления буровых растворов и ввода различных реа
гентов); оборудование для вращения бурильной колонны (ротор, вертлюг); 
силовой привод; средства автоматизации и механизации спускоподъемных 
операций и подачи долота; противовыбросовое оборудование; контрольно
измерительные приборы.

Наличие большого числа элементов, их размеры и массовые характе
ристики обусловливают сложность транспортирования, монтажа и демон
тажа буровых установок. Указанные операции по способу их осуществле
ния могут быть подразделены на крупноблочный, мелкоблочный и поагре- 
гатный методы монтажа и демонтажа.

Крупноблочный метод используют для буровых установок, состоящих 
из отдельных блоков, в которые объединены несколько агрегатов и узлов, и 
являющихся отдельной транспортабельной монтажной единицей. Эти бло
ки перевозят специальными транспортными средствами только по откры
той местности. Блок обычно состоит из жестко соединенных между собой 
цельносварных металлоконструкций, на которых смонтированы агрегаты и 
узлы буровой установки. Такие блоки перевозят в районах с ровным 
рельефом при отсутствии на пути следования промышленных и гражданс
ких сооружений, а также иных препятствий, мешающих транспортиро
ванию.

Мелкоблочный метод применяют при большей дифференциации бло
ков, что позволяет перевозить отдельные единицы универсальными транс
портными средствами по железной и шоссейной дорогам и с помощью воз
душного транспорта. Этот метод используют в сложных природно
географических условиях в труднодоступных районах.

Поагрегатный метод применяют для буровых установок, собираемых 
из отдельных агрегатов, секций и элементов, которые перевозят универ
сальными транспортными средствами.

Основания буровых установок представляют собой комплекс металло
конструкций и предназначены для установки на них оборудования, агрега
тов и механизмов с целью обеспечения удобной эксплуатации, снижения 
вредных вибраций, сокращения сроков монтажа и демонтажа. В зависимо
сти от размещаемого на них оборудования основания разделяют на сле
дующие блоки: вышечный, предназначенный для установки вышки и меха
низма крепления неподвижной ветви талевого каната; лебедочный; под
свечников; энергетический; насосный; элементов для приготовления буро
вых растворов.

Число используемых блоков зависит от типа буровых установок, габа
ритов и массы устанавливаемого оборудования. При установке оснований 
буровых комплексов обычно сооружают фундаменты, которые должны 
обеспечивать удельное давление (в МПа) на грунт в зависимости от вида 
пород (не более):
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Пластическая глина 0,1-0,25 
0,3 -0 ,6  
0,1-0,25 
0,25-0,4 
0,2 -0 ,3

Твердая глина
Пластический суглинок
Твердый суглинок
Сухой песок....
Влажный песок 0,15-0,25
Гравий..
Щебень

0,5-0,6 
0,4-0,6 
0,3 -0 ,5  
0,05

Пластический мергель 
Растительная зем ля ....

При этом масса фундамента должна обеспечивать поглощение вибра
ционных нагрузок, быть достаточной для компенсации опрокидывающих 
моментов, а материал его должен быть устойчивым к температурным и 
другим атмосферным воздействиям, иметь необходимые прочностные ха
рактеристики на сжатие и ударные нагрузки. В бурении используют ста
ционарные и передвижные фундаменты. Первые менее выгодны и обычно 
используются для бурения скважин на большие глубины с продолжитель
ным сроком строительства. В зависимости от типа оборудования и скважин 
для сооружения фундаментов используют лесоматериалы, бетоны и метал
локонструкции.

Для работы с трубами в процессе бурения с целью их подачи на рабо
чую площадку к ротору для наращивания бурильной и обсадной колонн в 
буровые сооружения включают мостки со стеллажами, представляющие 
собой металлические рамы из нескольких секций, укрепленные на гори
зонтальных стойках. К раме, перекрытой рельефным железом, приварены 
рельсы для подающей к наклонному ж елобу тележки. Мостки соединяют с 
рабочей площадкой наклонной рамой под обеспечивающим удобное затас
кивание труб углом. Для хранения труб у  мостков с правой и левой сторо
ны имеются стеллажи из легких металлоконструкций, плоскость продоль
ных балок которых располагается на одном уровне с плоскостью мостков.

Для обеспечения нормальной работы персонала буровой и бурового 
оборудования в составе буровых сооружений предусмотрены укрытия, ко
торые обычно подразделяются на две группы: укрытия вышки и укрытия 
привышечных сооружений, в которых установлены силовой привод, буро
вые насосы, оборудование для приготовления и очистки буровых раство
ров, спускоподъемные механизмы и др.

Укрытия привышечных сооружений представляют собой металлокон
струкции на специальных колоннах, установленных на фундаменте. На ко
лоннах укреплены легкие стропильные фермы. Металлоконструкции также 
облицовывают защитными листами.

16.1.1. БУРОВЫЕ УСТАНОВКИ ОАО «УРАЛМАШ»

ОАО «Уралмаш» производит комплектные буровые установки (БУ) и 
буровое оборудование для бурения нефтяных и газовых скважин глубиной 
2500 — 8000 м с дизельным (Д) и дизель-гидравлическим (ДГ) приводами, 
электрическим приводом переменного тока (Э) и регулируемым (тиристор
ным) электроприводом постоянного тока (ЭР) с питанием от промышлен
ных сетей, а также от автономных дизель-электрических станций (ДЕ).

К преимуществам установок относятся:
высокая приводная мощность исполнительных механизмов;
широкая гамма приводных систем с различными характеристиками 

(регулируемыми и нерегулируемыми);
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высокая долговечность оборудования, обусловленная оптимальными 
параметрами механизмов, применением высокопрочных сталей с большим 
запасом прочности, гарантированным качеством изготовления и контроля 
комплектующего оборудования;

наличие регуляторов, обеспечивающих автоматическую (заданную 
оператором) подачу и режимы нагружения инструмента на забой;

высокая степень механизации буровых работ, в том числе спуско
подъемных операций (СПО), за счет использования механизмов АСП, обес
печивающих сокращение времени их выполнения на 40 % (по желанию 
заказчика возможна поставка установок с ручной расстановкой свечей);

возможность выбора оптимальных режимов бурения благодаря нали
чию приводных систем и регуляторов подачи долота; 

легкость управления и удобство в эксплуатации;
комплектация укрытиями в холодном или утепленном исполнении с 

системами обогрева рабочих помещений;
возможность кустового бурения скважин в грунтах с низкой несущей 

способностью (специальное исполнение установок).
Высокие эксплуатационные качества буровых установок подтвержда

ются многолетней практикой их использования в различных природно- 
климатических условиях — от Крайнего Севера до тропиков.

Установки обладают универсальными монтажно-транспортными каче
ствами и в зависимости от класса и назначения перевозятся крупными 
блоками на специальных транспортных средствах (тяжеловозах), секциями 
(модулями) на трейлерах и поагрегатно транспортом общего назначения. 
Для установок кустового исполнения (К), предназначенных для бурения 
скважин на грунтах с низкой несущей способностью, предусмотрена воз
можность перемещения оборудования в пределах куста блоками с помо
щью специальных устройств, входящих в комплект поставки.
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Т а б л и ц а  16.1

Технические характеристики буровых установок Уралмашзавода

Тип буровой установки
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Допускаемая нагрузка на 2000 2000 2000 3200 3200 4000 4500 5000 2000 2250 2250 3200 3260
крюке, кН
Условная глубина буре 3200 3200 3200 5000 5000 6500 5000 8000 3200 3600 3600 5000 5000
ния, м
Скорость подъема крюка 0,2±0,05 О 1 О to 0,2 0,2 0,1 -0,2 О 1 О to 0,2 0,2 0,2 0,19 0,18 0,16 0,16
при расхаживании колон
ны, м/с
Скорость подъема элева 1,5 1,5 1,5 1,82 1,6 1,6 1,5 1,6 1,5 1,58 1,5 1,43 1,43
тора (без нагрузки), м/с,
не менее
Расчетная мощность на 670 670 670 1100 1100 1475 1100 2200 670 710 700 690 690
входном валу подъемного
агрегата, кВт
Диаметр отверстия в 700 700 700 700 700 700 700 950 700 700 700 700 700
стволе ротора, мм
Расчетная мощность при 370 370 280 370 370 440 440 500 370 370 370 218 218
вода ротора, кВт, не более
Мощность бурового насо 950 950 950 950 950 1180 950 1180 1180 600 600 600 600 600
са, кВт
Вид привода Э ЭР ДГ ДГ ЭР ЭР ЭР ЭР|ДЕ Э Д Э Д Д
Площадь подсвечников 4000 4000 4000 6000 6000 8000 5500 8200 4000 - - 4000 4000
при размещении свечей
диаметром 114 мм, м2
Высота основания (отмет 7,2 6,0 7,2 6,0 8,0 8,0 6,2 9,4 8,0 8 8 10 7,2 — — 6,5 6,5/8,0
ка пола буровой), м
Просвет для установки 5,7 4,7 5,7 4,7 6,7 6,7 5,0 7,4 6,7 6,7 6,7 8,5 5,7 — — 5,2 5,2/6,7
стволовой части превен
торов, м



Т а б л и ц а  16.2

Комплектность буровых установок и наборов бурового оборудования

Механизмы и агре
гаты

БУ3200/200ЭУК-2М2, 
БУ3200/200ЭУК- 

2М2У, 
БУ3200/200ЭУК-2МЯ

БУ3200/200ЭУК-
ЗМА

БУ3200/200ДГУ-1М , 
БУ3200/200ДГУ-1 У, 
БУ3200/200ДГУ-1Т*

БУ3200/200ЭУ-1М,
БУ3200/200ЭУ-1У НБО-1К БУ5000/320ЭУК-Я

Лебедка буровая 
Насос буровой 
Ротор
Комплекс меха
низмов АСП 
Кронблок 
Талевый блок 
Крюкоблок 
Вертлюг 
Вышка
Привод основных 
механизмов

Циркуляционная
система

ЛБУ22 — 720 
УНБТ-950А 

Р-700

УКБ-6 — 250

УТБК-5 — 225 
УВ-250МА 

ВМР-45х200У 
Лебедки и ротора: 
электродвигатель 
АКБ-13 — 62 — 8 — 

УХЛ2 
Буровых насосов: 
электродвигатель 
АКСБ-15-54 — 6 — 

УХЛ2
ЦС3200ЭУ

ЛБУ22 -  670 
УНБТ-950А 

Р-700 
АСП-ЗМ1

УКБА-6 — 250 
УТБА-5 — 200

УВ-250МА 
ВМА-45х200— 1 

Лебедки, ротора и 
буровых насосов: 
электродвигатели 

4ПС450-1000 —УХЛ2

K -2 M -V I

ЛБУ22 — 720 
УНБТ-950А 

Р-700 
АСП-ЗМ1

УКБА-6 -  250 
УТБА-5 -  200

УВ-250МА 
ВМА-45х200— 1 

Лебедки, ротора и 
буровых насосов: 
групповой от трех 
силовых агрегатов 

типа СА-10

ЦС3200 -  VI 
ЦС3000ДГУ-1Т*

ЛБУ22 -  720 
УНБТ-950А 

Р-700 
АСП-ЗМ1

УКБА-6-250 
УТБА-5-200

УВ-250МА 
ВМА-45х200— 1 
Лебедки и роторе 

АКБ-13-6 
Буровых насосов 

АКСБ-15 —

ЦС3200 — 01 — VI

ЛБУ22 — 720 
УНБ-600А 

Р-700

УКБ-6-250

УТБК-5-225 
УВ-250МА 

ВМР-45х200У 
i: электродвигатель 
2 — 8 — УХЛ2 
: электродвигатель 
54 — 6 — УХЛ2

ЦС3200ЭУК-2М — VI

ЛБУ37- 1100 
УНБТ-950А 

Р-700

УКБ-6-400

УТБК-5-320 
УВ-320МА 

ВМР-45х320 
Лебедки, ротора и 
насосов: индиви

дуальный от элек
тродвигателя 

4ПС450-1000 — 
УХЛ2

П р о д о л ж е н и е  табл .  16.2

Механизмы и агре
гаты

БУ5000/320ДГУ-1Т, 
БУ5000/320ДГУ-1, БУ5000/320ЭР -0 БУ5000/320ЭР,

БУиИОС320ДЕ БУ5000/450ЭР -  Т БУ6500/450ЭР БУ8000/500ЭР БУиИОС500ДЕ

Лебедка буровая ЛБУ37- 1100Д ЛБУ37- 1100 ЛБУ37- 1100 ЛБУ42- 1100Т ЛБУ2000ПМ ЛБУ3000ПМ1 ЛБУ3000ПМ1
Насос буровой УНБТ— 950А УН БТ-950А У Н Б Т -950А У Н Б Т - 1180А1 УНБТ— 950А УНБТ -  1180 А1 У Н Б Т - 1180А1
Ротор Р -700 Р-700 Р-700 Р -700 Н — 700 Р -  9500 Р -700
Комплекс меха
низмов АСП

АСП-ЗМ4 АСП-ЗМ4 АСП-ЗМ4 — АСП-ЗМ5 АСП-ЗМ6 АСП-ЗМ6

Кронблок УКБА-6-400 УКБА-6 -  400 УКБА-6-400 УКБ-7 -  500 УКБА-7 -  500 УКБА-7 -  600 УКБА-7 -  600
Талевый блок УТБА-5-320 УТБА-5 -  320 УТБА-5-320 — УТБ А-6 -  400 УТБА-6 — 500 УТБА-6-500
Крюкоблок - - - УТБК-6 — 450 - - -
Вертлюг УВ-320МА УВ-320МА УВ-320МА УВ-450МА УВ-450МА УВ-320МА,

УВ-450МА
УВ-450МА

Вышка ВМА-45х320 ВМА-45х320 ВМА-45х320 ВУ-54х450 ВУ-45х400 ВУ-45х500А ВУ-45х500А



Привод основных Лебедки, ротора и Буровой лебедки: электродвига Лебедки, ротора Лебедки: Лебедки: электродвигатели
механизмов буровых насосов: тель 4ПС-450- 1 ООО — УХЛ2 и буровых насо электродвига ДПЗ 99/85 -  6КМ2

групповой от 4 Буровых насосов: электродвига сов: индивиду тель ДПЗ Ротора и буровых насосов:
силовых агрегатов тель 4ПС-450- 1 ООО — УХЛ2 альный от элек 99/85 -  6КМ2 электродвигатели 4ПС-450 —

типа СА-10 тродвигателей 
4ПС-450- 1000- 

УХЛ2

Ротора и бу
ровых насо
сов: электро

двигатели 
4ПС-450 — 
1000 — УХЛ2

1000--УХЛ2

Циркуляционная ЦС5000ДГУ-1Т, ЦС5000ЭУ ЦС5000ЭР — VI ЦС5000, ЦС6500ЭР ЦС8000ЭР Комплекс обо
система ЦС5000ДГУ-1 450ЭР -  Т рудования за

рубежных 
фирм

П р о д о л ж е н и е  табл .  16.2

Механизмы и агрегаты НБО-Э НБО-Д БОЗД86-1 БОЗД86-2

Лебедка буровая ЛБУ-1200 ЛБУ-1200 ЛБУ-1200Д — I ЛБУ-1200Д — II
Насос буровой УНБ-600А УНБ-600А УНБ-600А УНБ-600А
Ротор Р-700 Р-700 Р-700 Р-700
Комплекс механизмов АСП — — — —
Кронблок УКБ-6-270 УКБ-6-270 УКБ-7 — 400 УКБ-7-400
Талевый блок УТБ-5-225 УТБ-5-225 УТБ-6-320 УБ Т-6 — 320
Крюкоблок УТБК-5-225 УТБК-5-225 УТБК-6 — 320 УТБК-6-320
Вертлюг УВ-250МА УВ-250МА УВ-320МА УВ-320МА
Вышка - - - BMP-45x320 — I
Привод основных механиз Лебедки и ротора: электродвигатель Лебедки, ротора и одного бурового насоса:
мов АКБ-13 -  62 -  8 -  УХЛ2 групповой от 3 дизелей В2500ТКС4

Буровых насосов: электродвигатель Второго бурового насоса:
СДБМ99/46 -  8 -  УХЛ2 групповой от 2 дизелей В2500ТКС4

Циркуляционная система - - - -

П р и м е ч а н и я .  1. Циркуляционная система может поставляться в любой комплектации, включая оборудование зарубежных фирм. 
2. Допускается любая комплектация оборудования по требованию заказчика.



В табл. 16.1 даны технические характеристики буровых установок и 
наборов бурового оборудования, в табл. 16.2 указаны основные комплек
тующие механизмы и агрегаты.

На рис. 16.1 приведен общий вид одной из установок.
В буровых установках с дизель-электрическим приводом 

BYUNOC 500ДЕ и БУиЫОС320ДЕ в качестве источника энергии использу
ются дизель-электрические станции фирмы Caterpillar, а для очистки буро
вого раствора — оборудование зарубежных фирм.

Буровые лебедки

Буровые лебедки конструкции Уралмашзавода характеризуются высо
кой приводной мощностью, оптимальными соотношениями диаметра бара
бана и талевого каната, оборудованы надежными тормозными системами и 
регуляторами подачи долота на забой, а также механизмами для правиль
ной укладки талевого каната на барабане.

Шифр лебедок: ЛБУ22 —720 — лебедка буровая Уралмашзавода, натя
жение ходового конца талевого каната 22 т (220 кН), расчетная мощность 
на входном валу лебедки 720 кВт. В некоторых шифрах указывается только 
расчетная мощность (например, ЛБУ3000).

Шифр вспомогательного тормоза: ТЭИ-710 —45 — тормоз электриче
ский индукционный, 710 — расстояние от основания лебедки до оси (мм), 
45 — максимальный тормозной момент (кН-м); УТГ-1450 — уралмашевский 
тормоз гидродинамический, активный (максимальный) диаметр — 1450 мм.

В табл. 16.3 приведены параметры буровых лебедок, а на рис. 16.2 — 
общий вид лебедки ЛБУ37 — 1100.

Регуляторы подачи долота (РПД), характеристики которых приведены 
в табл. 16.4, позволяют автоматически поддерживать заданную операто
ром (бурильщиком) скорость подачи инструмента и в случае необходи
мости могут быть использованы в качестве аварийного привода для подъе
ма бурильной колонны, а также при подъеме и опускании буровой 
вышки.

Буровые насосы

Завод «Уралмаш» выпускает буровые насосы двух типов: двухпоршне
вой насос двустороннего действия — дуплекс УНБ-600А (рис. 16.3) и трех
поршневые насосы одностороннего действия — триплекс УНБТ-950А, 
УНБТ-1180А1 и УНБТ-750 (рис. 16.4).

Шифр насосов УНБ-600А — уралмашевский насос буровой мощностью 
600 кВт; УНБТ-950А — уралмашевский насос буровой трехпоршневой 
мощностью 950 кВт.

Эти насосы характеризуются оптимальными параметрами кривошип- 
но-шатунного механизма, надежным исполнением гидравлической и меха
нической частей, оборудованы компенсаторами на входе и выходе, систе
мой смазки трущихся частей, консольно-поворотными кранами для облег
чения работ по замене сменных деталей и узлов гидравлической части, а 
также автоматическими предохранительными клапанами.

В табл. 16.5 приведены параметры буровых насосов, в табл. 16.6 — 
16.8 — характеристики (подача, давление) на различных втулках, в 
табл. 16.9 — размеры насосов.
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Т а б л и ц а  16.3

Параметры буровых лебедок

Показатели
Буровые лебедки

ЛБУ22 -  720 ЛБУ22 — 670 ЛБУ37- 1100 ЛБУ2000ПС ЛБУ3000М1 Л Б У - 1200 Л Б У - 
1200(Д — 1)

Л Б У -  
1200 (Д — 2)

Максимальное усилие в канате, кН 220 220 370 365 460 273 289 289
Расчетная мощность на входном 720 670 1100 1475 2200 710 690 690
валу, кВт
Диаметр талевого каната, мм 28 28 35 35 38 32 32 32
Диаметр бочки барабана, мм 650 500 685 835 935 800 800 800
Длина бочки барабана, мм 840 1180 1373 1445 1540 1030 1030 1030
Число скоростей лебедки (с учетом 4 2 4 2 2 5/4 5/4 5/4
коробки скоростей)/на ротор 
Диаметр тормозных шайб, мм 1180 900 1270 1450 1600 1450 1450 1450
Ширина тормозной колодки, мм 230 230 230 230 260 230 230 230
Тип вспомогательного тормоза ТЭИ-710 — 45 ТЭИ-710 — 45 ТЭИ-800 -  60 Основной электродвига- УТГ-1450 УТГ-1450 УТГ-1450

Габаритные размеры, мм: 
длина 6854 7866 8333

те

8430**

ль

8725** 7250 7407 7430
ширина 3208* 3100 3230* 3480** 3464** 3545 2776 2903
высота 2695 2207 2208 2540** 2560** 2865 2420 2420

Масса, кг 31 490 34 000 39 050 39 330** 49 200** 26 320 23 875 24 450

* Транспортный размер.
** Параметры приведены без основного электродвигателя.





Т а б л и ц а  16.4

Параметры регуляторов подачи долота

Буровые установки

Показатели
БУ3200/200 
с дизель- 

гидравлическим и 
электрическим 

(переменного то
ка) приводами

БУ3200/
200ЭУК-ЗМА

БУ5000/ 
320ДГУ-1, 
БУ5000/ 
320ДГУ-Т

БУ5000/
320ЭР-0,
БУ5000/

320ЭУК-Я,
ByUNOC

320ДЕ

БУ5000/
320ЭР

БУ6500/
400ЭР

БУ8000/ 
500ЭР

ByUNOC/
500ДЕ

Мощность электродвигателя, кВт 55 90 53/55 90 90 90 75 90
Номинальная частота вращения вала 
электродвигателя, об/мин

1120 1000 1000 1000 1000 1180 630 1000

Передаточное число редуктора 31,5 25 50 105 50 50 50 50
Максимальное усилие, развиваемое 
на канате буровой лебедки, кН

1800 2200 3200 3200 3200 3400 3400 3400

Скорость подачи инструмента, м/с 
Габаритные размеры, мм:

0,02 0,035 0,024 0,027/0,135 0,024 0,02 0,023 0,023

длина 1762 2400 2295 1890 1890 2100 2355 2100
ширина 1587 3150 1610 1782 1782 2175 2185 2175
высота 1427 1980 955 1728 1728 1633 1275 1663

Масса, кг 1462 4555 1951 3240 3265 5470 5243 5470



Рис. 16.3. Буровой насос УНБ-600А
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Т а б л и ц а  16.5

Параметры буровых насосов

Показатели
Насосы

УНБ-600А УНБТ-950А, 
УНБТ-1180А1 УНБТ-750

Мощность насоса, кВт 600 950/1180 750
Число цилиндров 2 3 3
Максимальное число ходов поршня в 65 125 160
минуту
Максимальная частота вращения вход 320 556 687
ного вала, об/мин
Длина хода поршня, мм 400 290 250
Максимальное давление на выходе, 25 32 35
МПа
Максимальная идеальная подача, л/с 51,9 46 50,7
Размер клапана по стандарту АНИ № 9 № 7 № 7
Тип зубчатой передачи Косозубая Шевронная Шевронная
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П р о д о л ж е н и е  табл .  16.5

Показатели
Насосы

УНБ-600А УНБТ-950А, 
УНБТ-1180А1 УНБТ-750

Передаточное число редуктора 4,92 4,448 4,307
Гидравлический блок 
Условный проход, мм:

Литой Кованый Кованый

входного коллектора 275 250 250
выходного коллектора 

Габаритные размеры базовой модели, 
мм:

109 100 100

длина 5100 5390 5030
высота 1877 2204 2057
ширина 2626 2757 2530

Масса базовой модели, кг 22 985 22 800/22 810 17 180
Диаметр шкива, мм
Тип пневмокомпенсатора на выходе

1400, 1700, 1800 1000/710
Сферический

818

Высота насоса с краном, мм 3976 3620 3684
Ширина насоса со шкивом, мм 3016 3205 2961
Масса насоса с компенсатором, шки
вом и краном, кг

25 500-26 310 24 468 -  24 475 18 560

П р и м е ч а н и е .  Параметры базовой модели приведены без шкива, компенсатора и 
консольно-поворотного крана.

Т а б л и ц а  16.6

Характеристика буровых насосов УНБТ-950А и УНБТ-1180А1

Диаметр
поршня,

Предельное давление на 
выходе из насоса, МПа 

(кгс/см2)

Подача идеальная, л/с, при частоте ходов поршня 
в минуту

УНБТ-950А УНБТ-1180 А1 125 115 100 85 75 50 25 1

180 19,0 (190) 23,5 (235) 46,0 42,3 36,8 31,3 27,6 18,4 9,2 0,368
170 21,0 (210) 26,5 (265) 41,0 37,7 32,8 27,9 24,6 16,4 8,2 0,328
160 24,0 (240) 30,0 (300) 36,4 33,5 29,12 34,7 21,84 14,56 7,28 0,2911
150 27,5 (275) 32,0 (320) 31,9 29,3 25,52 21,7 19,14 12,76 6,38 0,255
140 32,0 (320) 32,0 (320) 27,8 25,5 22,24 18,9 16,68 11,12 5,56 0,222

Т а б л и ц а  16.7

Характеристика бурового насоса УНБ-600А

Диаметр 
поршня, мм

Предельное давле
ние на выходе из 

насоса, МПа 
(кгс/см2)

Подача идеальная, л/с, при частоте ходов поршня 
в минуту

65 60 50 40 30 20 10 1

200 10,0 (100) 51,9 47,9 39,9 31,9 23,9 16,0 8,0 0,798
190 11,5 (115) 45,7 42,2 35,2 27,7 21,1 14,1 7,0 0,703
180 12,5 (125) 42,0 38,8 32,3 25,8 19,4 12,9 6,5 0,646
170 14,5 (145) 36,0 33,2 27,7 22,2 16,6 11,0 5,5 0,554
160 16,5 (165) 31,5 29,1 24,2 18,4 14,4 9,7 4,8 0,485
150 19,0 (190) 27,5 25,4 21,2 16,9 12,7 8,6 4,3 0,429
140 22,5 (225) 23,3 21,5 17,9 14,3 10,7 7,2 3,6 0,358
130 25,0 (250) 19,7 18,9 15,2 12,1 9,1 6,1 3,0 0,303
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Т а б л и ц а  16.8

Характеристика бурового насоса УНБТ-750

Диаметр 
поршни, мм

Предельное давление 
на выходе из насоса, 

МПа (кгс/см2)

Подача идеальная, л/с, при частоте ходов поршня 
в минуту

160 140 125 115 100 75 50 1

180 13,5 (135) 50,7 44,4 39,6 36,5 31,7 23,8 15,85 0,317
170 15,2 (152) 45,2 39,5 35,3 32,4 28,2 21,2 14,1 0,282
160 17,1 (171) 40,2 35,1 31,4 28,8 25,1 18,8 12,5 0,251
150 19,6 (196) 35,2 30,8 27,5 25,3 22,0 16,5 11,0 0,220
140 22,4 (224) 30,7 25,2 23,7 21,8 19,0 14,2 9,5 0,19
130 26,0 (260) 26,5 23,2 20,7 19,1 16,6 12,4 8,3 0,166
120 35,0 (350) 22,0 19,2 17,1 15,7 13,7 10,3 6,85 0,137

Т а б л и ц а  16.9

Размеры насосов, мм

Обозна
чение на 

рис. 16.3 — 
16.4

Тип насоса
Обозна
чение на 
рис. 16.4

Тип насоса

УНБТ-950А,
УНБТ-
1180А1

УНБ-600А УНБТ-750
УНБТ-950А,

УНБТ-
1180А1

УНБ-600А УНБТ-750

А 2860 3305 2828 И 1405 855 1152
Б 1641 2092 1569 К 5390 510 5030
Б 1036 1035 979 Л 2101 1872 1923
Г 496 625 586 м 2204 2050 2060
А 230 175 210 н 1672 1500 1545
Е 1080 720 522 о 1262 1284 1312
Ж 2312 550 1884 п 1312 1305 1219
3 500 345 430 р 1350 434 1270
3i — 830 — с — 1816 —

Ротор

Основные характеристики роторов приведены в табл. 16.10. 

Т а б л и ц а  16.10

Параметры роторов

Показатели
Тип ротора

Р-700 Р-950 Р-1260

Диаметр отверстия в столе ротора, мм 700 950 1260
Диаметр отверстия с переводником, мм 560 560, 700 560, 700, 950
Допускаемая статическая нагрузка на стол, кН 5000 6300 8000
Максимальная частота вращения стола ротора, 
об/мин

350 350 350

Расстояние от центра до цепного колеса, мм 1353 1353 1651
Статический крутящий момент на столе ротора, 
кН-м

80 120 180

Передаточное число от приводного вала до стола 
ротора
Тип зубчатой передачи 
Приводной вал:

3,61 3,81

Коническая

3,96

диаметр (выходной), мм 150 150 150
длина выходной части, мм 165 165 250
размеры шпоночного паза, мм 40x148 40x148 40x153

Подшипники приводного вала 7538 7538 3634
Основная опора 1687/770Х 1687/1060Х 1687/ 1400Х
Вспомогательная опора 1688/770Х 1688/ 1060Х И 689/1400Х
Размер квадратного отверстия в зажимах под ве
дущую трубу, мм

120, 145, 160 120, 145, 160 120, 145, 160
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П р о д о л ж е н и е  табл .  16.10

Показатели
Тип ротора

Р-700 Р-950 Р-1260

Масса, кг 4760 7000 9460
Размеры (рис. 16.3), мм:

А 680 750 800
Б 200 220 200
Б 2270 2425 2910
Г 1353 1353 1651
А 740 875 1070
Е 1945 2065 2535
Ж 305 330 360
И 775 925 1115
К 2010 2165 2630
Л 1200 1550 1930
м 1545 1850 2230

Талевые механизмы

Элементы талевого механизма (кронблоки, талевые блоки, крюки) 
имеют оптимальные соотношения диаметров канатного шкива и талевого 
каната. Канавки канатных шкивов обработаны ТВЧ. Оси шкивов и крюки 
выполнены из легированной стали высокой прочности. В качестве опор 
шкивов использованы подшипники с высокой долговечностью.

Крюки литой конструкции позволяют выполнить крюкоблоки мень
ших габаритов по радиусу вращения и встроить удлиненную литую защел
ку для автоматического захвата штропов вертлюга. Небольшие габариты по 
радиусу вращения, наличие гидроамортизатора и ориентира обеспечивают 
удобство работы при расстановке свечей.

Т а б л и ц а  16.11 

Параметры кронблоков

Буровые установки с ручной расстановкой свечей
Показатели

УКБ-7 — 400 
для ЗД86 — 1

УКБ-7 -  400УКБ-6 — 250 УКБ-6-270 УКБ-7-500для ЗД86 — 2

Схема кронблока Б Б Е Е А
Максимальная на 2500 2700 4000 4000 5000
грузка, кН
Число канатных 6 6 7 7 7 +  2
шкивов
Диаметр каната, мм 28 32 32 32 35
Наружный диаметр 1000 1120 1120 1120 1400
шкива, мм
Диаметр шкива по 900 1000 1010 1010 1285
дну канавки, мм
Диаметр оси, мм 220 220 260 260 280
Подшипник шкива 97744ЛМ 42244 7097152М 7097556М

Конический Роликовый Конический двухрядный Конический
двухрядный цилиндриче 260x400x104 двухрядный
220x340x100 ский

220x400x65
280x420x110

Габаритные размеры,
мм:

длина 3180 2320 2220 3230 6815
ширина 2606 1440 1460 3190 2440
высота 1335 1322 1590 2440 2200

Масса, кг 3885 3430 3560 6400 9515
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П р о д о л ж е н и е  т а б л .  16.11

Буровые установки механизмами типа АСП
Показатели

УКБА-6 — 250 УКБА-6 -  400 УКБА-7 -  500 УКБА-7 -  600 УКБА-7 -  600 
для UNOC 500

Схема кронблока Б Б А А А
Максимальная на 2500 4000 5000 6000 6000
грузка, кН 
Число канатных 6 6 7 +  2 7 7 +  2
шкивов
Диаметр каната, мм 28 35 35 38 38
Наружный диаметр 1000 1400 1400 1500 1500
шкива, мм
Диаметр шкива по 900 1285 1285 1365 1375
дну канавки, мм 
Диаметр оси, мм 220 280 280 380 280
Подшипник шкива 97744ЛМ 7097156М 7097156М 1097976К 7097156М

Конический Конический Конический Конический Конический
двухрядный двухрядный двухрядный двухрядный двухрядный
220x340x100 280x420x110 280x420x110 380x520x150 280x420x110

Габаритные размеры, 
мм:

длина 4390 4390 6750 5090 6920
ширина 2820 3190 3130 2250 3250
высота 1810 2200 2192 2240 2360

Масса, кг 5170 8040 9925 И 683 И 855

Т а б л и ц а  16.12

Параметры крюкоблоков

Крюкоблок
Показатели УТБК-5 — 225 

(НБО-Д, НБО-Э)
УТБК-6 — 320 

(ЗД86-1, ЗД86-2)
УТБК-6-450 УТБК-5-225 УТБК-5-320

Максимальная 2250 3200 4500 2250 3200
нагрузка, кН
Число канатных 5 6 6 5 5
шкивов
Диаметр каната, мм 32 32 35 28 35
Наружный диа 1120 1120 1400 1000 1400
метр шкива, мм
Диаметр шкива по 1000 1010 1285 900 1285
дну канавки, мм
Диаметр оси шки 220 260 280 220 280
ва, мм
Исполнение крюка Пластинчатый Пластинчатый Литой Пластинчатый Литой
Ход пружины 145 200 200 145 200
крюка, мм
Подшипник шкива 42244 7097152М 7097156М 97744ЛМ 7097156М

Роликоподшип Конический Конический Конический Конический
ник двухрядный двухрядный двухрядный двухрядный двухрядный

220x440x65 260x400x104 280x420x110 220x340x100 220x340x100
Масса, кг 6100 7520 8500 5320 7970
Размеры (см. рис. 
16.3), мм:

н 1 670 710 843 610 850
н 2 1320 1780 875 1260 875
н 3 1430 1260 1612 1430 1612
Н 0 3280 3540 3507 3190 3507
Н 3950 4250 4350 3800 4090
В 1170 1160 1450 1060 1450
By 320 300 700 320 700
в 2 630 630 960 630 960
А 1125 1174 860 1010 860
A i 665 665 520 665 520
А 220 220 200 220 200
3i 210 210 210 210 210
з 2 150 150 150 150 150
d 150 120 120 150 120
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Т а б л и ц а  16.13

Параметры талевых блоков для работы с АСП

Талевый блок

Показатели
УТБА-5 -  200 УТБА-5 -  320 УТБА-6 — 400 УТБА-6 -  500

УТБА-6 -  500 
(БУиИОС 

500ДЕ)

Максимальная на
грузка на крюке, кН

2000 3200 4000 5000 5000

Число канатных 
шкивов

5 5 6 6 6

Диаметр каната, мм 28 35 35 38 38
Число осей для уста
новки шкивов

2 2 2 2 2

Наружный диаметр 
шкива, мм

1000 1400 1400 1500 1500

Диаметр шкива по 
дну канавки, мм

900 1285 1285 1365 1375

Диаметр оси шкива, 
мм
Подшипник шкива:

220 280 280 380 280

тип КД97744ЛМ КД7097156М КД7097156М КД1097976К КД7097156М
размеры 

Габаритные размеры, 
мм:

220x340x100 280x420x110 280x420x110 380x520x150 280x420x110

высота 2215 2705 2735 2845 2845
ширина 1318 1485 1430 1710 1570

Масса, кг 4250 6850 7720 10 580 7420

Т а б л и ц а  16.14

Параметры вертлюгов

Показатели
Вертлюг

УВ-250МА УВ-320МА УВ-450МА

Допускаемая (максимальная) нагрузка, кН 2500 3200 4500
Динамическая нагрузка (при 100 об/мин), 
кН

1450 2000 2600

Максимальное давление прокачиваемой 
жидкости (раствора) в стволе, МПа 
Габариты сменной верхней трубы, мм:

25/32 32/35 40

внутренний диаметр 75 75 75
наружный диаметр 90 90 90
высота 220 220 250

Твердость рабочей поверхности трубы, 
HRC
Размеры штропа, мм:

>55 >55 >55

верхнее сечение Н хА 140x150 150x170 170x190
высота 1738 1950 2185
внутренний радиус г 125 125 125

Просвет для подвешивания на крюке В, 510 540 832

Диаметр пальца штропа d, мм 115 140 140
Резьба переводника для соединения с ве
дущей трубой (левая)

3-152Л 3-152Л 3-152Л

Присоединительная резьба ствола (левая) 3-152Л 3-171Л 3-171Л
Соединение ствола с буровым рукавом Фланцевое Фланцевое Фланцевое или 

резьбовое через 
проводник с 

резьбой LP4 API 
std.5B

Основной опорный подшипник 6 -  19744ХМУ 6 -  19752ХУ 6 -  19760ХУ
Центрирующий подшипник 
Габаритные размеры, мм:

32140, 32144 32144 2032148М

высота с переводником 2850 3000 3360
ширина по пальцам штропа 1090 1212 1375

Масса, кг 2200 2980 4100
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В зависимости от требований заказчика талевые механизмы поставля
ются в двух модификациях: для ручной расстановки свечей и для исполь
зования в комплекте с механизмами типа АСП, включая автоматический 
элеватор.

В табл. 16.11 — 16.14 приведены основные параметры элементов талево
го механизма, на рис. 16.5 — талевый блок, а на рис. 16.6 — вертлюг.

Дизельные агрегаты

Дизельные и дизель-гидравлические агрегаты используются для приво
да основных механизмов буровых установок (буровой лебедки, ротора и 
буровых насосов).

Дизельный агрегат включает дизель и системы обслуживания (охлаж
дения, смазки, запуска, контроля и др.), гарантирующие его надежную ра
боту в пределах заданного срока службы. Дизель-гидравлические агрегаты 
оборудованы гидротрансформатором с системами его обслуживания.

Дизели снабжены демпферами крутильных колебаний, обеспечиваю
щими их работу в широком диапазоне оборотов коленчатого вала, а также 
системами предпускового запуска и аварийно-принудительной сигнали
зации.

В табл. 16.15 приведены характеристики дизельных агрегатов.
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Т а б л и ц а  16.15

Параметры дизеля и дизельных агрегатов

Показатели СА10-1 СА-30 В2-500ТК-С4

Дизель 6ЧН21/21 12415/18
Число цилиндров 6 12
Расположение цилиндров Рядное V -образное
Диаметр цилиндров, мм 210 150
Ход поршня, мм 210 180
Номинальная мощность, кВт (л.с.) 463,7 (630) 330 (450)
Частота вращения коленчатого вала, 
об/мин:

при номинальной мощности 1200 1600
при максимальном крутящем мо 850 1150
менте
максимально устойчивая холостого 540 600
хода
максимальная без нагрузки, огра 1500 1900
ниченная регулятором 

Степень сжатия 13,5 14-15
Направление вращения (со стороны По часовой стрелке
вентилятора)
Удельный расход топлива при номи 153 +  8 162 +  8
нальной мощности, г/(л.с.-ч)
Удельный расход масла при номиналь
ной мощности, г/(л.с.-ч): 

на угар 1,0 Не более 1,2
общий 1,34 —

Привод вентилятора Регулируемый Не регулируемый
Система наддува
Демпфер крутильных колебаний

Турбонаддув 
Жидкостного типа

Система смазки Принудительная под давлением с « сухим» картером
Система охлаждения
Система предпускового подогрева

Замкнутая
Имеется Нет

Система аварийно-принудительной Имеется Имеется
сигнализации
Назначенный срок (ресурс) до первой 10 000 7000
переборки,ч
Срок службы до капитального ремон 40 000 15 000
та, ч
Габаритные размеры, мм: 

длина 2515 1850
ширина 950 1036
высота 1800 1070

Масса, кг 4800 1450

Г идротрансформатор ГЗ -  675 - -

Мощность номинальная, кВт 463,2 - -
Номинальная частота вращения, 1200 — —
об/мин
Коэффициент полезного действия с 88±2 — —
учетом отбора мощности на насос, % 

Агрегат

Номинальная мощность на выходе, кВт 375 (510) 441,2 (600) 317 (432)
(л.с.)
Эксплуатационный диапазон частоты 650-1000 650- 1000 750-1650
вращения выходного вала, об/мин 
Соединение гидротрансформатора с Эластичная — —
валом дизеля
Размер от основания до оси выходного

муфта
750 490 564

вала, мм
Габаритные размеры, мм: 

длина 4280 3880 2900
ширина 1500 1508 1580
высота 2855 2212 1500

Масса, кг 8500 7200 2200
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Комплекс механизмов АСП для производства 
спускоподъемных операций 
при бурении скважин

Комплекс механизмов типа АСП (табл. 16.16) предназначен для меха
низации и частичной автоматизации спускоподъемных операций. Он обес
печивает:

совмещение во времени подъема и спуска колонны труб и незагру
женного элеватора с операциями установки свечей на подсвечник, выноса 
ее с подсвечника, а также с развинчиванием или свинчиванием свечи с 
колонной бурильных труб;

механизацию установки свечей на подсвечник и вынос их к центру, а 
также захват или освобождение колонны бурильных труб автоматическим 
элеватором.

Схема расположения механизмов АСП на буровой показана на 
рис. 16.7. На кронблочной площадке установлены амортизаторы 1 и 
верхний блок 2 или кронштейн поворотный 17 механизма подъема, 
направляющие канаты 3 центратора, магазин 4, нижний блок 5 механиз
ма подъема, центратор 8, механизм расстановки свечей 9, механизм за
хвата свечей 10, канат механизма подъема 11. На площадке буровой распо
ложены подсвечник 6, блок цилиндров механизма подъема 7, автоматиче
ский буровой ключ 13, ротор 15 с пневматическими клиньями. К талевому 
блоку подвешен автоматический элеватор 12. Пост АСП 14 размещен 
на площадке подсвечника. Бурильные свечи 16 устанавливаются на под
свечник.

Т а б л и ц а  16.16

Параметры комплексов механизмов типа АСП

Показатели АСП-ЗМ1 АСП-ЗМ4 АСП-ЗМ5 АСП-ЗМ6

Буровая установка БУ3200/200 БУ5000/320 БУ6500/400 БУ8000/500
Длина свечи, м 23-29 23-29 23-29 23-29
Автоматический элеватор 
Грузоподъемность механизма 
подъема свечи, кН, в зависимости 
от давления воздуха:

ЭА-400 ЭА-400 ЭА-400 ЭА-500

0,3 МПа 25 25 25 25
0,7 МПа 58 58 58 58
1,0 МПа 82 82 82 82

Максимальный ход стрелы меха
низма расстановки свечей, мм

3940 5620 5620 5620

Максимальный ход тележки влево 
и вправо, мм

2200 2750 3480 3480

Мощность электродвигателя для 
привода тележки и стрелы, кВт 
Диаметр стальных труб, на работу 
с которыми рассчитаны механизм 
захвата свечи и автоматический 
элеватор, мм:

3,5 3,5 3,5 3,54

бурильных 8 9 - 146 89-146 8 9 - 146 89-146
утяжеленных 108- 178 108-178 108-178 108- 178

593



Рис. 16.7. Схема расположения механизмов АСП на буровой



Буровые вышки

Мачтовые буровые вышки для буровых установок завода «Уралмаш» 
изготовляются следующих типов: А-образные (ВМ), П-образные (ВМП) и 
четырехопорные (ВУ).

А-образные вышки применяются в буровых установках классов 
3200/200 и 5000/320, П-образные — в буровых установках класса 5000/320.

Четырехопорные мачтовые вышки используются в буровых установ
ках классов 6500/400 и 8000/500. Обладая жесткостью башенных, вышки 
этого типа сохранили монтажные качества мачтовых вышек. Оригинальная 
схема подъема предусматривает использование в качестве устройства для 
подъема вышки буровой площадки. Вышки такого типа обеспечивают од
новременное размещение двух комплектов свечей: для работы с механизи
рованной их расстановкой, с одной стороны, и для работы с ручной рас
становкой — с другой.

Подъем и опускание вышек осуществляются буровой лебедкой с по
мощью специальных устройств.

Внутри одной ноги вышки имеются лестницы тоннельного типа до 
подкронблочной площадки, внутри второй ноги — лестницы маршевого 
типа с переходными площадками (до платформы верхнего рабочего).

В табл. 16.17 и 16.18 приведены основные параметры вышек, на 
рис. 16.18 — схема их конструкций.

Т а б л и ц а  16.17

Параметры мачтовых вышек

Показатели
А-образные вышки П-образные

вышки

ВМА-45х200 ВМР-45х200У ВМР-45х320,
ВМА-45х320 ВМП-45х320

Допускаемая нагрузка на крюке, 
кН

2000 2000 3200 3200

Рабочая высота (расстояние от ро
тора до подкронблочной рамы), м

45 45 45 45

Нагрузка на крюке при испыта
нии, кН

2400 2400 3840 3840

Расстояние между ногами, м 10,3 10,3 10,3 —

База нижняя (расстояние между 
осями опорных шарниров), м

2,6x10,3

Длина свечи, м 25-27 25-27 25-27 25-27
Диаметр и толщина трубы, мм 140x8 140x8 140x14 -
Профиль уголка — — — 200x200x17
Соединение секций между собой Пальцевое Пальцевое Пальцевое Фланцевое
Длина секций, м И  940 И 940 И  940 И  900-12 750
Габариты сечения ноги, м 
Размеры, мм:

1640x2440 1640x2440 1640x2440 1800x3000

Н 44 800 44 800 44 800 44 800
Н1 6200 7200 8200 8200
н 2 3550 4750 5300 2400
н 3 4600 4600 4600 4100

16 750 17 250 17 750 17 350
А 10 300 10 300 10 300 10 300
A t — — — 2600
В 620 650 630 250
Bi

Масса, кг:
9880 9635 4450 5250

секции (максимальная) 3795 3483 4475 7010
вышки 36 290 30 766 41 050 69 450

Система подъема вышки Буровой лебедкой с помощью специального приспособле
ния
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Рис. 16.8. Буровые вышки мачтового типа:
а — А-образные; б  — П-образные; в — четырехопорные мачтовые



Т а б л и ц а  16.18

Параметры четырехопорных мачтовых вышек

Показатели ВУ-45х400А,
ВУ-45х450 ВУ-45х500

Допускаемая нагрузка на крюке, кН 4000/4500 5000
Рабочая высота (расстояние от ротора до под- 45 45
кронблочной рамы), м
Нагрузка на крюке при испытании, кН 4800/5400 6000
Расстояние между ногами, м 11x8 11x8
Длина свечи, м 25-27 25-27
Применяемый профиль уголка:

верхней части 250x250x16 250x250x16
нижней части 160x160x14 160x160x14

Число секций 12 12
Соединение секций между собой Фланцевое на болтах
Длина секций, м 12 865-9925 12 865-9925
Размеры сечения ног вышки, мм 1840x2340 1840x2340
Размеры, мм:

Н 44 800 44 800
H i 8200 10 200
н 2 8300 10 300
Н 3 5000 5000
H i 20 000 20 000
Н 5 1600 1900
Н 6 4136 4950
А 8000 8000
В И 000 И  000

Масса, кг:
секции (максимальная) 6400 6400
вышки 63 000 63 000

Система подъема вышки Буровой лебедкой с помощью полиспаста

16.1.2. БУРОВЫЕ УСТАНОВКИ ОАО «ВОЛГОГРАДСКИЙ ЗАВОД 
БУРОВОЙ ТЕХНИКИ»

Волгоградский завод буровой техники (ВЗБТ) производит комплектные 
буровые установки для бурения нефтяных и газовых скважин глубиной 
1000 — 3500 м с дизельным (Д) и дизель-гидравлическим (ДГ) приводами, 
электрическим приводом переменного тока (Э) и регулируемым (тиристор
ным) электроприводом постоянного тока (ЭП) с питанием от промышлен
ных сетей, а также от автономных дизель-электрических станций (ДЭП). 

Отличительные особенности установок:
высокая приводная мощность исполнительных механизмов; 
широкая гамма приводных систем с различными характеристиками; 
высокая долговечность оборудования, обусловленная оптимальными 

параметрами механизмов, применением высокопрочных сталей с большим 
запасом прочности, гарантированным качеством изготовления и контроля 
комплектующего оборудования;

возможность выбора оптимальных режимов бурения благодаря нали
чию приводных систем и регуляторов подачи долота; 

легкость в управлении и удобство в эксплуатации;
комплектация укрытиями в холодном или утепленном исполнении с 

системами обогрева рабочих помещений;
возможность кустового бурения скважин в грунтах с низкой несущей 

способностью (установки кустового исполнения).
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Т а б л и ц а  16.19

Параметры буровых установок ВЗБТ

Показатели БУ1600/
100ДГУ

БУ1600/
100ЭУ

БУ2500/
160ДГУМ1

БУ2900/ 175ЭП-М, 
БУ2900/ 175ДЭП-2, 

БУ2900/175ДЭП-3***

БУ2900/
175ЭПК

БУ2900/
175ЭПКМ1

БУ2900/
200ЭПК

БУ200/
125ДММ

Допускаемая нагрузка на крюке, кН 1000 1000 160 1750 1750 1750 2000 1250
Условная глубина бурения, м 1600 1600 2500 2900 2900 2900 2900 2000
Скорость подъема крюка при расхажива
нии колонны, м/с

0,1-0,2 0,22 0,1-0,2 0,1-0,2 0,1-0,2 0,1-0,2 0,1-0,2 0,1-0,2

Скорость подъема элеватора (без нагруз
ки), м/с, не менее

1,7 1,7 1,95 1,54 1,54 1,66 1,66 1,5

Расчетная мощность на входном валу 
подъемного агрегата, кВт

300 300 550 550 550 550 550 300

Диаметр отверстия в столе ротора, мм 560 560 560 560 560 560 560 560
Расчетная мощность привода ротора, кВт 180 180 180 180 180 180 180 180
Мощность бурового насоса, кВт 475 475 (600)* 600 600 600 600 600 600
Вид привода ДГ 3** ДГ ЭП ДЭП ЭП ЭП ЭП Д
Площадь подсвечников для размещения 
свечей диаметром 114 мм длиной, м2

2000 2000 3500 3500 3500 3500 3500 2000

Высота основания (отметка пола буровой), 5,0 5,0 (8) 5,5 6,1 7,75 6 8 6,4

Просвет для установки стволовой части 
превенторов, м

3,86 3,86 (6,86) 4,1 4,7 6,4 4,7 6,64 5,05

Масса установки, т 372 343 (375) 359 308 (ЭП 
495 (ДЭП))

528 468 706,5 330

* По заказу потребителей.
** Синхронный или асинхронный (АБК) привод.
*** БУ2900/175ДЭП-3 оснащена циркуляционной системой безамбарного бурения на базе импортного оборудования и центрифугой. 

Предусмотрена утилизация БШ и БСБ.



Т а б л и ц а  16.20

Механизмы и агрегаты буровых установок

Механизмы и 
агрегаты БУ1600/100ДГУ БУ1600/ 100ЭУ БУ2500/

160ДГУМ1

БУ2900/175ЭП-М, 
БУ2900/ 175ДЭП-2, 
БУ2900/175ЭПК

БУ2900/
175ЭПБМ1 БУ2900/200ЭПК БУ2000/

125ДММ

Лебедка буро- Б7.02.00.ООО Б7.02.00.000 С6.02/ЛБ-750 Б1.02.030.000 Б12.02.02.000 Б12.02.02.000-01 М12.02.02.000
ВйЯ
Насос буровой НБТ-475 НБТ-475 (НБТ- 

600-1)
НБТ-600-1 НБТ-600-1 НБТ-600-1 НБТ-600-1 НБТ-600-1

Ротор Б1.17.03.000 Б1.17.03.000 Б1.17.03.000 Б1.17.03.000 Б1.17.03.000 Б1.17.03.000 Б1.17.03.000
Кронблок Б4.10.00.000 Б4.10.00.000 С6.10А/БУ2500ЭУ Б1.10.00.000 Б1.10.00.000 Б38.10.00.000 М11.01.10.000
Крюкоблок — — Сб. 11Б/БУ2500ЭУ Б31.11.00.000 Б31.11.00.000 Б38.11.00.000 М И .14.00.000
Крюк Б4.34.00.000 Б4.34.00.000 — — — — —
Талевый блок Б4.15.00.000 Б4.15.00.000 — — — — —
Вертлюг Б1.56.00.000 Б1.56.00.000 Б 1.56.00.000 Б1.56.00.000 Б1.56.00.000 Б1.56.00.000 Б 1.56.00.000
Вышка буровая Б4.01.00.000 Б4.01.00.000 С6.01/БУ2500ЭУ Б1.01.00.000(ЭП)

Б11.01.00.000 (ДЭП) 
Б11.01.00.000- 

01(ЭПК)

Б12.01.00.000 Б12.01.00.000-01 М12.01.00.000

Привод основ Лебедки, рото Лебедки и ро Лебедки, ротора Лебедки: электро Лебедки: электродвигатель Лебедки и ро
ных механиз ра и насосов: тора: электро и насосов: ди- двигатель МПЭ500-500-УХЛЗ тора: двигатель
мов дизель-гидрав- двигатель зель-гидравли- МПЭ500-500-УХЛЗ Насоса: электродвигатель ЯМ38401.10

лические агре 4АОКБ-450Х- ческие агрегаты Насоса: П245048-УХЛЗ (шасси)
гаты

С6.325/САТ-450
6УХЛ2 

Привод насо
сов: электро

двигатель 
АКСБ-15-44-6- 
6УХЛ2 (СДБО- 

99/49-8У2)

С6.325/САТ-450 электродвигатель
П245048-УХЛЗ

Ротора:
электродвигатель

Д-816

Ротора: электродвигатель Д-816 Насосов: ди
зель 6V396TC4



Указанные качества буровых установок подтверждаются многолетней 
практикой их эксплуатации в различных регионах — от Крайнего Севера 
до тропиков.

В зависимости от класса и назначения установки перевозятся крупны
ми блоками на специальных транспортных средствах (тяжеловозах), сек
циями или модулями на трейлерах соответствующей грузоподъемности, 
поагрегатно транспортом общего назначения. Установки кустового испол
нения (К) перемещаются в пределах куста блоками с помощью специаль
ных устройств, входящих в комплект поставки. Буровая установка 
БУ2900/17ЭПБМ1 спроектирована в блочно-модульном варианте.

В табл. 16.19 даны параметры буровых установок, а в табл. 16.20 — ос
новные комплектующие механизмы и агрегаты (для базовых моделей). В 
зависимости от пожелания заказчика возможны варианты поставок.

Буровые насосы

ВЗБТ выпускает трехпоршневые насосы одностороннего действия 
НБТ-475, НБТ-600 — 1 и НБТ-235, которые характеризуются оптимальными 
параметрами и конструкцией кривошипно-шатунного механизма, надеж
ным исполнением механической и гидравлической частей, оборудованы 
пневматическими компенсаторами на входе и выходе и системой смазки 
трущихся частей (табл. 16.21 — 16.23).

Возможно различное исполнение насосов с правым (левым) располо
жением шкива, компенсатора, фланца нагнетательной линии и звездочкой 
для цепного привода вместо клиноременного.

Т а б л и ц а  16.21

Параметры буровых насосов

Показатели
Насос

НБТ-475 НБТ-600 -  1 НБТ-235

Мощность, кВт 475 600 235
Число цилиндров 3 3 3
Номинальное число ходов поршня в минуту 145 145 160
Частота вращения входного вала, об/мин 457 453 1454
Длина хода поршня, мм 250 250 160
Максимальное давление на выходе, МПа 25 25 25, 40 кр.
Максимальная идеальная подача, л/с 45,65 45,6 26,74
Диаметр клапана, мм 156 156 120
Тип зубчатой передачи Косозубая
Передаточное число редуктора 3,152 3,152 9,09
Гидравлический блок Кованый
Условный проход, мм:

выходного коллектора 95 60
входного коллектора 205 156

Габаритные размеры базовой модели, мм:
длина 4560 2000
высота 1768 1290
ширина 2180 1667

Масса базовой модели, кг 14 500 3883
Диаметр шкива, мм 1120 -
Компенсатор на выходе Сферический
Ширина насоса со шкивом, мм 2605 —
Масса насоса со шкивом и компенсатором, кг 16 250 4271

П р и м е ч а н и е .  Параметры базовой модели даны без шкива и компенсатора.
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Т а б л и ц а  16.22

Характеристика буровых насосов НБТ-475, Н Б Т -600-1 и НБТ-235

Насос Диаметр поршня, мм
Предельное давление 
на выходе из насоса, 

МПа (кгс/см2)

Идеальная подача при 
номинальной частоте 

ходов поршня, л/с

НБТ-600 -  1 180 11,2 (112) 45,57
170 12,6 (126) 40,55
160 14,2 (142) 35,80
150 16,1 (161) 31,34
140 18,6 (186) 27,14
130 21,7 (217) 23,21
120 25,0 (250) 19,54

НБТ-475 180 9,2 (92) 45,67
170 10,3 (103) 40,66
160 11,6 (116) 35,92
150 13,2 (132) 31,46
140 14,1 (141) 27,28
130 17,7 (176) 23,37
120 20,8 (208) 19,72
110 25,0 (250) 16,33

НБТ-235 160 7,5 (75) 25,74
140 9,8 (98) 19,70
120 13,3 (133) 14,42
100 25,0 (250) 10,05
80 40 (400)80 6,43

Т а б л и ц а  16.23

Параметры кронблоков

Показатели
Кронблок

Б4.10.00.000 Сб.ЮА/
БУ2500ЭУ Б1.10.00.000 Б38.10.00.000 М11.01.10.000

Схема кронблока 
(см. рис. 16.9)

б а в в г

Допускаемая нагруз
ка, кН

1000 1750 1750 2000 1000

Число канатных 
шкивов

5 5+1 5 +  1 5 +  1 5

Диаметр каната, мм 25 28 28 32 25
Наружный диаметр 
шкива, мм

900 1000 1000 1000 760

Диаметр шкива по 
дну канавки, мм

800 900 900 900 660

Диаметр оси шкива, 
мм
Габаритные размеры, 
мм:

170 170 170 170 170

длина 910 2680 2120 816 1 Для 1500
ширина 950 1046 910 10001 секции 1000
высота 950 1400 1080 1080J 1000

Масса, кг 1100 2260 1470 2263 1180

П р и м е ч а н и е .  Подшипники шкива — цилиндрический роликоподшипник 42234 
(ГОСТ 8328-75), 170x310x52.
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Талевые механизмы и вышки

Элементы талевого механизма (кронблок, талевый блок, крюк) буро
вых установок ВЗБТ имеют следующие особенности:

приняты оптимальные соотношения диаметров канатного шкива и та
левого каната, гарантирующие высокую долговечность талевого каната;

канавки канатных шкивов кронблока и талевого блока обработаны
ТВЧ;

оси шкивов выполнены из легированной стали высокой прочности и 
износостойкости;

литая конструкция крюка, изготовленная из стали высокой прочности, 
обеспечивает минимальную массу и удобство работы верхового рабочего;

благодаря специальному механизму можно быстро провести перепуск 
талевого каната, что значительно увеличивает его долговечность.

В табл. 16.24 приведены основные параметры элементов талевого ме
ханизма, а на рис. 16.9 общий вид крюкоблока.
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Т а б л и ц а  16.24

Параметры крюкоблоков

Показатели
Крюкоблок

Сб. 11Б/БУ2500ЭУ, Б31.11.00.000 
(Б38.11.00.000) М И .14.00.000

Допускаемая нагрузка на крюке, кН 1750 (2000) 1000
Число канатных шкивов 4 4
Диаметр каната, мм 28 (32) 25
Число осей для установки шкивов 1 1
Наружный диаметр шкива, мм 1000 760
Диаметр шкива по дну канавки, мм 900 660
Диаметр оси шкива, мм 170 170
Исполнению крюка Литой Литой
Ход пружины крюка, мм 140 140
Габаритные размеры, мм:

длина 3264 2750
ширина 660 800
высота 1050 650

Масса, кг 3790 3000
Размеры, мм (см. рис. 16.3):

н 1 675 420
н 2+ н 3 2264 2013
Но 2589 2328
Н 3260 2750
В 1050 800
Bt 380 420
в 2 660 660
А 652 650
A i 385 385
А 170 170
3i 210 210
з 2 150 150
d 110 110

П р и м е ч а н и е .  Подшипники: шкивов — 42234 (ГОСТ 8328 —75), 170x310x52; крюка — 
опорный 8308, 40x75x26; опорный 889736, 180x300x95.

Дизель-гидравлический агрегат САТ-450

В буровых установках БУ2900/175ДГУМ1 и БУ1600/100ДГУ для привода 
основных механизмов применяется дизель-гидравлический агрегат САТ-450, 
состоящий из дизеля В8-500ТК-С4 и турботрансформатора с необходимыми 
системами их обслуживания. Ниже приведены параметры агрегата. 
Параметры агрегата САТ-450

Турботрансформатор............................................................................................. ....ТТ-560К
Номинальная мощность, кВт (л.с.)....................................................................... .... 294 (400)
Номинальная частота вращения, об/мин (с-1) .......................................................1350 (22,5)
Диапазон частоты вращения выходного вала при КПД не ниже 70 % ......... ....3
Коэффициент трансформации............................................................................. .... 3,3
Максимальное значение КПД с учетом отбора мощности на насос:

в режиме трансформатора.............................................................................. ....88±2
в режиме муфты.............................................................................................. .... 77±2

Агрегат
Номинальная мощность на выходном валу, кВт (л.с .)...................................... ....250 (340)
Эксплуатационный диапазон частоты вращения выходного вала, об/мин.... 550— 1350
Соединение турботрансформатора с валом дизеля..............................................С помощью элас

тичной муфты
Размер от основания до оси выходного вала, м м ..................................................760
Габаритные размеры, мм:

длина................................................................................................................... .... 3257
ширина.................................................................................................................... 1472
высота................................................................................................................ .... 2075

Масса, к г .................................................................................................................. .... 4221
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16.1.3. ЦИРКУЛЯЦИОННАЯ СИСТЕМА

Циркуляционная система буровой установки предназначена для при
готовления, очистки, регулирования свойств и циркуляции бурового рас
твора, обеспечивающего вынос выбуренной породы и подведение мощно
сти к забойному двигателю и долоту. Наземная часть циркуляционной сис
темы может быть разбита на подсистему нагнетания и регулирования по
дачи бурового раствора и подсистему приготовления, очистки, регенерации 
и регулирования свойств бурового раствора.

Первая подсистема включает в себя буровые насосы, подпорные цен
тробежные насосы, приемную емкость и обвязку всасывающих и нагнета
тельных линий насосов.

Для хранения раствора в циркуляционной системе предусматривается 
несколько емкостей прямоугольного сечения, в том числе приемная ем
кость со средним полезным объемом 30 — 40 м3, которые соединены между 
собой трубопроводами, по которым раствор перепускается из одной емко
сти в другую. Каждая из подобных емкостей имеет люки для очистки от 
осадка и секцию растворопровода в виде желоба. Все емкости разделены 
на два, иногда на три отсека. Для поддержания подвижности бурового рас
твора используют гидравлические и механические перемешиватели. При
меняют обычно механические перемешиватели пропеллерного типа с при
водом мощностью 4 и 8 кВт. Гидравлические перемешиватели работают от 
центробежных или поршневых насосов и представляют собой погружен
ные под уровень насадки, направленные под различными углами друг к 
ДРУГУ-

Рис. 16.10. Схема очистки бурового раствора:
1 — отсек гидроциклонов; 2 — шламовый насос илоотделителя; 3 , 4 — шламовые насосы пес- 
коотделителя; 5 — шибер; 6 , 8 — окно желоба; 7 — отсек илоотделителя; 9 — отсек гидроци
клонов; 10 — желоб блока гидроциклонов; 11 — шиберная заслонка; 12 — отсек всасывающей 
трубы дегазатора; 13 — желоб отсека вибросит; 14 — отстойник отсека вибросит
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Вторая подсистема предназначена для осуществления следующих тех
нологических операций: приготовления основы бурового раствора в виде 
водоглинистой суспензии, соляробитумной смеси или водонефтяной эмуль
сии; утяжеления бурового раствора; регулирования и стабилизации свойств 
раствора с помощью химических реагентов; очистки бурового раствора от 
выбуренной породы и газа.

В связи с повсеместным использованием порошкообразных материа
лов (глинопорошки, барит и др.) широко применяются при приготовлении 
водоглинистых суспензий и утяжелении блоки приготовления буровых рас
творов типа БПР.

Очистка бурового раствора как одна из важнейших операций в совре
менном бурении, от которой существенно зависит эффективность всего 
процесса строительства скважин, реализуется в самом общем случае со
гласно схеме, приведенной на рис. 16.10. Следует отметить, что в зависи
мости от глубин и геолого-географических условий число элементов в схе
ме может варьироваться. В качестве средств для грубой очистки использу
ют вибросита ВС-1 и ВС-2. Для тонкой очистки бурового раствора исполь
зуют гидроциклонные шлам о отделители, первая ступень которых называ
ется пескоотделителем, а вторая — илоотделителем.

Для очистки от выбуренной породы утяжеленных буровых растворов 
используют специальные установки.

Для удаления газа из бурового раствора применяют вакуумный дега
затор.

16.2. ПАРАМЕТРЫ И КОМПЛЕКТНОСТЬ ЦИРКУЛЯЦИОННЫХ СИСТЕМ

В зависимости от класса буровой установки, определяемого ее грузо
подъемностью и глубиной скважин, а также от сложности технологическо
го процесса бурения буровые установки комплектуются циркуляционными 
системами (ЦС), включающими набор блоков, оснащенных различным 
оборудованием для приготовления, очистки и циркуляции бурового раст
вора.

Расположение блоков циркуляционной системы определяется разме
щением основного бурового оборудования.

Схемы циркуляционных систем, выпускаемых ДАООТ «Хадыженс- 
кий машзавод» для комплектации буровых установок производства АООТ 
«Волгоградский завод буровой техники», представлены на рис. 16.11. В 
табл. 16.25 приведены сведения о комплекте основного оборудования, в 
табл. 16.26 параметры циркуляционных систем.

Схемы циркуляционных систем, выпускаемых ДАООТ «Хадыженский 
машзавод» для комплектации буровых установок производства АООТ 
«Уралмашзавод», представлены на рис. 16.12. В табл. 16.27 даны сведения о 
комплекте основного оборудования.

При использовании полнокомплектных блоков очистки в 2 — 3 раза со
кращается объем отходов бурения, на 40 — 60 % уменьшается расход барита 
и химреагентов. В процессе бурения из блока выходит шлам пониженной 
влажности, пригодный для перевозки в контейнерах или бортовых транс
портных средствах. Такой шлам легко поддается обезвреживанию по из
вестным технологиям при минимуме затрат.

В зависимости от класса буровой установки блок очистки комплекту-
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Буровые
насосы

*

—

Рис. 16.11. Схемы циркуляционных систем:
а — ЦС100Э(01): 1 — трубопровод долива; 2 — растворопровод; 3 — блок очистки; 4 — при
емный блок; 5 — шкаф управления электрооборудованием; б  — 1ЦСМ2500ДЭП: 1 — трубо
провод долива; 2 — растворопровод; 3 — блок очистки; 4 — приемный блок; 5 — укрытие; 
6 — блок распределительного устройства; 7 — резервуар химических реагентов; 8 — блок 
приготовления и обработки бурового раствора; 9 — промежуточный блок

ется: линейным виброситом СВ1Л — 1—3 шт.; пескоотделителем типа 
ГЦ-360М — 1 шт.; илоотделителем типа ИГ-45/75 — 1 шт.; ситогидроци- 
клонным сепаратором СГС 65/300 — 1 шт.; глиноотделителем на базе цен
трифуги полной комплектности (два насоса, перемешиватель, приемное 
устройство, рама) — 1 компл.; блоком флокуляции (по спецзаказу) —
1 компл.; шламовыми насосами типа ГрА 170/40 — 1—3 шт.; дегазатором 
«Каскад-40» — 1 компл.
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Т а б л и ц а  16.25

Комплектность циркуляционных систем производства ДАООТ 
«Хадыженский машиностроительный завод»

Циркуляционная система

Оборудование ЦС100Э(01) 1ЦСМ2500ДЭП 1ЦСМ2500ЭП ЦС2500ЭПК

БУ1600/100ЭУ БУ2500/ 160-ДЭП1 БУ2500/ 160ЭП БУ2500/ 160ЭПК

Блок очистки
Комплектующее
оборудование:

1 1 1 1

вибрационное 
сито ВС-1

2 2 2

вибрационное 
сито ВС-11

1 — — —

пескооотделитель
ПГ-60/300

1

пескоотделитель
ГЦК-360М
илоотделитель
ИГ-45/75

1 1 1

илоотделитель
ИГ-45М

1

ситогидроци- 
клонный сепара
тор СГС 45/150
ситогидроци- 
клонный сепара
тор СГС 65/300

1 1

гидроциклонный
глиноотделитель
ГУР-2

1 1

Блок приготовления 
и обработки бурово
го раствора БПО-6

1 1

Промежуточный
блок

1 1 3

Приемный блок 1 1 1 -
Блок подпорных на
сосов с насосами 
ГрА 170/40 или 
6III8s2

2 2 2 2

Емкость для приго
товления жидких 
химических реаген
тов

1 1

Емкость для хране
ния жидких химиче
ских реагентов

1 1 1

Емкость для воды — — — 1
Блок-модуль хране
ния сыпучих мате
риалов
Гидравлический пе- 
ремешиватель

4 6 6 6

Лопастный переме- 
шиватель

3 5 5 7

Электрооборудование 1 1 1 1
Склад для хранения 
химических реаген
тов
Укрытие 1 1 1 -

П р и м е ч а н и е .  Блоки циркуляционной системы ЦС2500ЭПК расположены под об
щим укрытием.
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Т а б л и ц а  16.26

Параметры циркуляционных систем производства ДАООТ 
«Хадыженский машиностроительный завод»

Циркуляционная система

Параметры ЦС100Э(01) 1ЦСМ2500ДЭП 1ЦСМ2500ЭП ЦС2500ЭПК

БУ1600/ 100ЭУ БУ2500/160-ДЭП1 БУ2500/ 160ЭП БУ2500/ 160ЭПК

Пропускная способ
ность средств очист
ки, м/с, не менее:

вибросит при 
очистке бурового 
раствора на вод
ной основе плот
ностью 1100 —
1200 кг/м3 (кас
сеты с сеткой с 
размером ячеек 
0,16x0,16 мм)

0,03 0,06 0,06 0,06

ситогидроци- 
к донньтх сепара
торов при очист
ке бурового рас
твора плотностью 
до 1600 кг/м3

0,065 0,065

илоотделителя 
при очистке бу
рового раствора 
плотностью 
1100-1200 кг/м3

0,045 0,045 0,045 0,045

гидр о цикло нно го 
глиноотделителя 
при очистке бу
рового раствора 
плотностью 
2000 кг/м3

0,0015-0,003 0,0015-0,003

пескоотделигеля 
Минимальный раз
мер частиц (плотно
стью 2600 кг/м3) , 
удаляемых из буро
вого раствора, мм, не 
более:

0,06

гидроциклонами 
ситогидроци- 
клонного сепара
тора

0,074 0,074

виброситом сито-
гидроциклонного
сепаратора

0,100 0,100

илоотделителем 0,05 0,025 0,025 -
пескоотделителем - - - 0,074

Пропускная способ
ность оборудования 
для удаления газа, 
м3/с, не менее

0,04 0,04

Допустимое остаточ
ное содержание газа 
в буровом растворе, 
%, не более

2 2
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П р о д о л ж е н и е  табл .  16.26

Циркуляционная система

Параметры ЦС100Э(01) 1ЦСМ2500ДЭП 1ЦСМ2500ЭП ЦС2500ЭПК

БУ1600/ 100ЭУ БУ2500/160-ДЭП1 БУ2500/ 160ЭП БУ2500/ 160ЭПК

Полезный объем ре
зервуаров для хра
нения жидких хими
ческих реагентов, м3, 
не менее

6 6 9

Полезный объем ре
зервуаров для хра
нения бурового рас
твора, м3, не менее

60 90 90 120

Установленная мощ
ность электрообору
дования, кВт, не бо
лее

201 370 370 290

Потребляемая мощ
ность, кВт, не более

131 249 249 175

Масса, кг, не более 37 ООО 71 000 71 000 5 480

Пропускная способность блока очистки соответствует классу приме
няемой буровой установки и может в зависимости от набора технических 
средств изменяться от 25 до 90 л/с.

Комплект оборудования размещается на одной или двух емкостях в 
соответствии с условиями бурения и классом буровой установки.

Гидравлическая схема блока очистки позволяет использовать очистные 
механизмы в зависимости от условий бурения, вести обработку бурового 
раствора.

Буровые
насосы

П  тр *0

пая

Рис. 16.12. Схема циркуляционной системы ЦС5000ЭР:
1 — растворопровод; 2 — трубопровод долива; 3 — блок 
очистки; 4 — шкафы электрооборудования; 5, 8 — вса
сывающие трубопроводы; 6 — подпорный трубопровод; 
7 — блок подпорных насосов; 9 — укрытие
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Т а б л и ц а  16.27

Комплектность поставки циркуляционных систем буровых установок производства 
ОАО «Уралмаш»

Циркуляционная система

ЦС3200ЭУК-
2М-У1 ЦС3200-У1 ЦС3000ДГУ-1Т ЦС3200-01-У1

Оборудование
БУ3200/

200ЭУК-2М2,
БУ3200/

200ЭУК-2М2У,
БУ3200/200ЭУК-

2М-2Я
БУ3200/

200ЭУК-ЗМА

БУ3200/
200ДГУ-1М,

БУ3200/
200ДГУ-1У

БУ3200/
200ДГУ-1Т

БУ3200/
200ЭУ-1М,

БУ3200/
200ЭУ-1У

Блок очистки 
Комплектующее оборудо
вание:

1 1 1 1

вибрационное сито 
ВС-1

2 2 1 2

вибрационное сито 
ВС-11

— —

пескоотделитель
ПГ-60/300
пескоотделитель
ГЦК-360М

2

илоотделитель
ИГ-45/75

1

илоотделитель
ИГ-45М

1 1 1

ситогидроциклонный 
сепаратор СГС 45/150

1

ситогидроциклонный 
сепаратор СГС 65/300
гидроциклонный глино- 
отделитель ГУР-2

1 1

глиноотделитель на базе 
центрифуги 

Блок приготовления и об
работки бурового раствора:

БПО-6 — 1 — 1
БПО-7 — — — —

Промежуточный блок 3 2 2 2
Приемный блок — 1 1 1
Блок подпорных насосов с 
насосами ГрА 170/40 или 
6III8s2

1 2 1 2

Емкость для приготовления 
жидких химических реа
гентов

1

Емкость для хранения жид
ких химических реагентов

2 1 1 1

Емкость для воды 1 — 2 —
Блок-модуль хранения сы
пучих материалов
Гидравлический перемеши- 
ватель

6 6 6

Лопастный перемешиватель 7 6 - 6
Электрооборудование 1 1 1 1
Склад для хранения хими
ческих реагентов
Укрытие Под общим укры

тием
1 1

Навес — — — —
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По спецзаказу блок очистки может быть укомплектован расчетной 
технологией регламентирования компонентного состава и управления 
свойствами буровых растворов или компьютерной программой для этих 
целей. Технология позволяет вести оперативное управление процессом 
приготовления и обработки бурового раствора при наименьших затратах 
времени и материалов.

16.2.1. БЛОКИ ЦИРКУЛЯЦИОННЫХ СИСТЕМ ПРОИЗВОДСТВА 
АООТ «ВОЛГОГРАДСКИЙ ЗАВОД БУРОВОЙ ТЕХНИКИ»

Циркуляционные системы производства АООТ «Волгоградский завод 
буровой техники» скомпонованы в виде цельнометаллических блок- 
модулей (для северных регионов) или таких же блок-модулей с быстрораз
борной съемной крышей и мягким укрытием (для южных регионов).

Межблочные соединения блоков быстроразъемные.
Блок-модули снабжены: системой освещения; застекленными окнами; 

системой приточно-вытяжной вентиляции; люками для очистки емкостей; 
желобной системой для перетока бурового раствора по емкостям; донными 
клапанами для слива отработанного бурового раствора; пароподогревателя
ми в донной части емкостей; паровыми калориферами для обогрева поме
щения.

Средства автоматизации и механизации спускоподъемных операций

В целях облегчения труда буровой бригады, повышения производи
тельности труда и качества технологических операций в современных бу
ровых установках широко используются средства автоматизации и механи
зации.

Для автоматизации спускоподъемных операций бурильного инстру
мента широко применяют установки спуско-подъема типа АСП.

В состав комплекса АСП входят автоматический элеватор, механизм 
захвата свечи, механизм подъема свечи, механизм расстановки свечей, 
подсвечники и магазины, подвижный центратор и пульт управления.

Автоматический элеватор предназначен для подхвата и освобождения 
колонны бурильных труб при спускоподъемных операциях. Механизм за
хвата свечи работает при включении с пульта управления, автоматически 
захватывая свечу и освобождая ее после установки на подсвечник. Этот 
механизм состоит из захватного устройства и каретки, которая крепится к 
скобе стрелы механизма расстановки свечей. Механизм подъема свечи 
служит для подъема и спуска механизма захвата со свечой при ее переносе 
и представляет собой блок цилиндров двойного действия с рабочим давле
нием 0,6 —0,9 МПа.

Механизм расстановки свечей предназначен для переноса свечи с 
центра скважины на подсвечник и обратно. Он состоит из рамы с тележ
кой, перемещающейся по направляющим, и стрелы. Подсвечник представ
ляет собой металлоконструкцию, разделенную на секции и предназначен
ную для установки на ней свечей. Для удержания верхних концов свечей в 
определенном порядке используют магазин, разделенный на секции паль
цами. Подвижный центратор перемещается по специальным направляю
щим канатам и удерживает верхний конец свечи в центре скважины при 
свинчивании и развинчивании. На рис. 16.13 приведен общий вид АСП.
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Рис. 16.13. Схема расположения механизмов АСП  на буровой:
1 — направляющие канаты центратора; 2 — центратор; 3 — магазин для свечей; 4 — полати; 
5 — механизм захвата свечи; 6 — механизм расстановки свечей; 7 — пульт управления АСП; 
8 — автоматический элеватор; 9 — подсвечник; 10 — механизм подъема свечи

Для ускорения процесса свинчивания и развинчивания бурильных и 
обсадных труб применяются автоматические ключи. Ниже дана техниче
ская характеристика ключа АКБ-ЗМ2.
Техническая характеристика АКБ-ЗМ2

Диапазон работы ключа, мм:
для труб с бурильными замками...................................................................................  108 — 216
для обсадных труб............................................................................................................ 114—194

Допустимый износ бурильных замков, мм........................................................................  9
Частота вращения турбозажимного устройства (при давлении воздуха на входе в 
пульт ОД МПа), об/мин:

максимальная...................................................................................................................  84
минимальная.....................................................................................................................  80
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Крутящий момент, кН-м:
номинальный............................................................................................................. 1,2
максимальный:

при развинчивании.......................................................................................... .... 50
при завинчивании без докрепления.............................................................. .... 18
при завинчивании с одним докреплением................................................... .... 25

Длина хода блока ключа, мм .........................................................................................10
Давление воздуха в сети (у пульта управления), М П а......................................... ....0,7 —0,1
Расход воздуха на один цикл работы, м3.................................................................... 1,2
Габариты, мм.................................................................................................................... 1655x1013x2388
Габариты пульта управления, мм............................................................................. ....740x415x1300
Масса ключа, к г .......................................................................................................... ....2800

16.3. ОБОРУДОВАНИЕ ДЛЯ ЦЕМЕНТИРОВАНИЯ СКВАЖИН

Для транспортирования тампонажных материалов к буровым скважи
нам и механизированного приготовления растворов применяют цементно
смесительные машины и агрегаты, которые принято называть установками 
смесительными (УС).

Цементно-смесительные машины, имеющие в качестве основных узлов 
бункер, погрузочно-разгрузочное устройство и устройство для приготовле
ния растворов, монтируют на автомобилях или прицепах. Существуют два 
типа смесительных машин: с механической и пневматической разгрузкой 
бункера. Распространение получили установки смесительные УС6-30, кото
рые являются модернизацией цементно-смесительной машины с механиче
ской разгрузкой 2СМН-20.

16.3.1. УСТАНОВКИ СМЕСИТЕЛЬНЫЕ

Установка смесительная механическая УС6-30

Передвижная установка смесительная механическая УС6-30 предна
значена для транспортирования сухих порошкообразных материалов (це
мента, тампонажных смесей и др.), механически регулируемой подачи этих 
материалов винтовыми конвейерами и приготовления тампонажных рас
творов при цементировании нефтяных и газовых скважин. Она работает 
совместно с цементировочным агрегатом, от насоса которого к смеситель
ному устройству подводится жидкость затворения.

Установка предназначена для работы в районах с умеренным и холод
ным климатом.
Техническая характеристика установки УС6-30

Монтажная база.............................................................................................

Наибольшая масса транспортируемого материала по дорогам, т:
с твердым покрытием.............................................................................
без твердого покрытия, включая участки бездорожья......................

Масса догрузки бункера на месте цементирования, т, не более...........
Наибольшая производительность приготовления тампонажного рас
твора плотностью 1,85 г/см3 (расчетная), дм3/ с ........................................
Плотность приготавливаемого раствора, г/см3..........................................
Бремя выхода на заданную плотность раствора, с, не более..................
Наибольшая производительность по сухому цементу, т/ч:

загрузочного винтового конвейера.......................................................
дозирующих винтовых конвейеров (расчетная)................................

Привод винтовых конвейеров......................................................................

Шасси автомобиля 
КрАЗ-250

11.5
9.5 
20,0

27
1,3-2,4 (±0,02)
40

15.0
132.0
От двигателя автомо
биля через коробку 
отбора мощности и 
карданные валы
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Вместимость бункера, м3.........................................................................................14,5
Устройство смесительное........................................................................................Гидровакуумное
Давление жидкости, МПа:

оптимальное.................................................................................................... ....1,5
максимальное................................................................................................. ....2,0

Диапазон регулирования плотности (от заданной) при изменении про
ходного сечения сбросного ствола краном ГРПП, г/см3............................... ....0,3 —0,5

Устройство и принцип работы установки

Оборудование установки состоит из бункера, коробки отбора мощно
сти, трансмиссии, загрузочного и дозировочных винтовых конвейеров, уст
ройства смесительного, системы управления и вспомогательного оборудо
вания (рис. 16.14).

Устройство смесительное гидровакуумного типа (рис. 16.15) работает 
по принципу струйного насоса и представляет собой камеру с диффузором, 
переходящим в сливную трубу. Сливная труба в рабочем положении одним

Рис. 16.14. Установка смесительная механическая УС6-30:
1 — коробка отбора мощности; 2 — карданные валы; 3 — привод загрузочного шнека; 4 — за
грузочный шнек; 5 — воронка загрузочная; 6 — бункер; 7 — вибратор; 8 — камера приемная; 
9 — дозировочные шнеки; 10 — устройство смесительное; 11 — домкраты; 12 — автошасси

Рис. 16.15. Смесительное устройство:
1 — сборный ствол; 2 — зажимный болт; 3 — корпус смесителя; 4 — уплотнение; 5 — креп
ление; 6 — щелевидные поворотные насадки; 7 — упорный штырь
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концом крепится с помощью болтов-фиксаторов к смесительному устрой
ству, а на другом конце имеет деаэратор. В транспортном положении слив
ную трубу крепят с правой стороны бункера.

Принцип работы смесительного устройства основан на следующем: 
струя жидкости затворения, выходя из щелевидного насадка, создает раз
ряжение в камере устройства, при этом тампонажный материал из прием
ной камеры попадает в сливную трубу, в которой за счет турбулентности 
потока происходит перемешивание материалов. Далее готовый раствор по
ступает в приемный бачок насосной установки.

Отличительной особенностью смесительного устройства является воз
можность регулирования плотности раствора без замены насадки, путем 
поворота пробки крана гидросмесителя ГРПП на требуемый угол.

Перемещают сухой тампонажный материал внутри бункера установки 
и подают его к приемной камере и смесительному устройству с помощью 
двух дозировочных винтовых конвейеров (шнеков), расположенному в 
бункере.

Установка смесительная механическая ICM P-20

Установка предназначена для приготовления тампонажного раствора 
при цементировании скважин и для доставки к месту работ сухого тампо
нажного материала с догрузкой бункера на месте проведения работ. Обо
рудование установки смонтировано на санях для возможности ее букси
ровки трактором по снегу. Она может быть использована на морских неф
тяных месторождениях, где может быть установлена на эстакаде или на 
палубе судна, обслуживающего морские месторождения.

На установке отсутствует водоподающий насос, поэтому она должна
работать совместно с цементировочным агрегатом (насосной установкой).
Техническая характеристика установки смесительной ICMP-20

Вместимость бункера, м3................................................................................ ..14,5
(по цементу), т ...............................................................................................20,0

Максимальная масса транспортируемого сухого цемента при букси
ровке на санях, т ............................................................................................. ..8
Максимальная теоретическая производительность приготовления
тампонажного раствора плотностью 1,85 г/см3, дм3/с.............................. ..27
Плотность приготовляемого раствора, г/см3.................................................1,3 —2,4
Требуемое время выхода на заданную плотность раствора, с, не более...40 
Диапазон регулирования плотности (от заданной при изменении про
ходного сечения сбросного ствола краном ГРПП), г/см3...........................0,3 —0,5
Допускаемые колебания плотности раствора относительно заданной,
г/см3, не более ................................................................................................. ..±0,02
Максимально допустимое давление на насадок смесителя, М Па........... ..2
Устройство смесительное............................................................................... ..Струйного типа
Монтажная база.............................................................................................. ..Рама
Привод основных и загрузочных шнеков.....................................................От установленного

двигателя ГАЗ-52 через 
редуктор и цепную пе
редачу

Максимальная теоретическая производительность по сухому цементу, 
т/ч:

загрузочного винтового конвейера........................................................ ..15,0
дозирующих винтовых конвейеров....................................................... ..132

Габаритные размеры, мм:
длина..............................................................................................................9125
ширина..........................................................................................................2600
высота...........................................................................................................3350

Масса, к г .............................................................................................................6200
Наработка на отказ, ч .......................................................................................200
Средний ресурс до капитального ремонта, ч ................................................1000
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Рис. 16.16. Установка смесительная механическая ICMP-20:
1 — рама монтажная; 2 — силовая установка; 3 — редуктор; 4 — основные шнеки; 5 — раз
грузочный шнек; 6 — бункер; 7 — устройство смешивающее; 8 — откидные кронштейны; 9 — 
сани

Установка смесительная механическая ICMP-20 (рис. 16.16) состоит из 
смесительного устройства 7 со сменными насадками, бункера 6, обуслов
ленного основными 4 и загрузочными 5 шнеками, редуктора 3, а также из 
силовой установки 2. Силовая установка расположена на раме 1 и состоит 
из двигателя ГАЗ-52 с фрикционной муфтой, коробки перемены передач, 
систем питания, охлаждения и смазки, электрооборудования, управле
ния КИП.

Рама установки цельносварная с четырьмя кронштейнами 8, по два с 
каждой стороны, для подвески к вертолету при транспортировании по воз
духу. Для транспортирования тягачом рама устанавливается на сани 9, 
состоящие из двух полозьев, жестко связанных между собой поперечи
нами.

Привод всех механизмов установки осуществляется от двигателя 
ГАЗ-52 через редуктор. Вращение основным шнекам передается от редук
тора, а к загрузочному шнеку — через редуктор и систему зубчатых и 
цепных передач. Управление редуктора осуществляется рычагами, находя
щимися на редукторе.

В корытах днища бункера размещены два шнека, которые производят 
подачу цемента из емкости в приемную воронку и дальше на смесительное 
устройство. Работает смесительное устройство по принципу струйного на
соса, благодаря чему из приемной камеры цемент подсасывается водой и, 
проходя через смесительное устройство и выкидную трубу, перемешивает
ся за счет турбулентного движения.

Установка смесительная пневматическая УС5-30

Установка смесительная УС5-30 оснащена пневматической системой. 
Цифра 5 в шифре — тип установки, а 30 — производительность приготов
ления тампонажного раствора в дм3/с (рис. 16.17).

К преимуществам данной установки следует отнести возможность вы
полнения следующих технологических операций:
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Рис. 16.17. Установка смесительная УС5-30:
1 — бункеры; 2 — фильтрующая система; 3 — вспомогательное оборудование; 4 — циклон; 
5 — смесительное устройство; 6 — система управления; 7 — шасси КрАЗ-250; 8 — брызгови
ки; 9 — система выхлопа и обогрева бачка компрессора; 10 — пневмосистема; 11 — привод 
компрессора

приготовление тампонажного раствора при работе в составе комплек
са оборудования, предназначенного для цементирования скважин;

пневматическая перегрузка тампонажных материалов, минуя сепара
тор, в другие смесительные установки пневматического или механического 
типов, а также в склады с помощью собственного или постороннего ком
прессора;

вакуумная самозагрузка из складов напольного типа и крытых вагонов; 
гравитационная и пневматическая загрузка собственных бункеров из 

складов силосного типа;
загрузка собственных бункеров из автоцементовозов.
К недостаткам установки следует отнести сравнительно небольшое ко

личество перевозимого тампонажного материала в двух имеющихся бунке
рах (11 т).

Техническая характеристика установки УС5-30

Монтажная база.............................................................................................. ...Шасси автомобиля
КрАЗ-250

Максимальная масса транспортируемого тампонажного материала, т......11,0 
Максимальная производительность приготовления тампонажного рас
твора плотностью 1,35 г/см3, дм3/с..................................................................30
Плотность приготавливаемого раствора, г/см3..............................................(1,3-^2,4)±0,02
Число бункеров цилиндрово-конической формы...................................... ...2
Вместимость бункера, м ................................................................................ ...4,0
Система разгрузки тампонажного материала из бункера...........................Пневматическая
Максимальная производительность разгрузки, т/мин............................. ...2,2
Максимальное рабочее давление в бункере, М П а .................................... ...0,06
Система загрузки бункеров тампонажным материалом..............................Пневматическая ва

куумного типа
Максимальная производительность вакуумной загрузки, т/ч................. ...20
Максимальный вакуум в бункере, М Па...................................................... ...0,06
Точность измерения массомера, к г.............................................................. ...±100

Компрессор

Тип..................................................................................................................... ...РКВН-6-У (ротацион
ный)

Подача, м3/мин................................................................................................ ...6,0±5 %
Абсолютное давление, МПа:

нагнетания................................................................................................. ...0,22
всасывания................................................................................................. ...0,1
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Привод............................................................................................................... Через двухвальную ко
робку отбора мощно
сти, установленную на 
раздаточной коробке 
автомобиля, и кардан
ный вал

Гидровакуумный с по
воротной щелевидной 
насадкой

1,5 
2,0 
90
0,12+0,14
Централизованное с 
поста, расположенно
го у  смесительного 
устройства

Оборудование установки (см. рис. 16.17) монтируется на шасси авто
мобиля КрАЗ-250 и состоит из двух бункеров, коробки отбора мощности с 
карданным валом, компрессора, пневмосистемы, фильтрующей системы 
вакуумной загрузки и обеспыливания, смесительного устройства, системы 
разгрузки и системы управления с устройством для взвешивания гидравли
ческого типа, системы выхлопа и обогрева бачка компрессора.

Бункеры установки предназначены для аккумулирования транспорти
руемого тампонажного материала и представляют собой две вертикальные 
влагонепроницаемые емкости цилиндроконической формы (рис. 16.18).

Нижняя часть бункера — коническая с углом при вершине, равным 
естественному углу откоса цемента. Бункер имеет загрузочный люк с от
кидной крышкой и встроенным тканевым фильтром, загрузочную трубу 
для загрузки с помощью вакуумного устройства самой установки или це
ментовозом. К нижнему фланцу бункера крепится коробка со съемным 
аэроднищем, к средней части аэроднища внутри бункера подведена раз-

Смесительное устройство 

Тип....................................................................................................

Давление жидкости, МПа:
оптимальное...............................................................................................
максимальное.............................................................................................

Угол поворота насадки, градус......................................................................
Диапазон регулирования плотности за счет поворота насадки, г/см3.... 
Управление установкой..................................................................................

Рис. 16.18. Бункер:
1 — корпус; 2 — крышка люка; 3 — отвод воз
духа к фильтру; 4 — труба разгрузочная; 5 — 
подвод воздуха; 6 — крышка аэроднища; 7 — 
фланец; 8 — присоединительный узел; 9 — 
труба загрузки
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грузочная труба с раструбом, на одном конце, и выходом в цилиндриче
скую часть бункера, на другом.

Коробка аэроднигца имеет решетку с тканевым фильтром, под кото
рую подводят сжатый воздух от компрессора установки. Оба бункера за
креплены на монтажной раме шестью болтами с возможностью демонтажа. 
Бункеры имеют загрузочную трубу и отводы к фильтру первой ступени.

В верхней части бункера, вокруг загрузочных люков, имеются ограж
дения. Оба бункера оборудованы стационарными лестницами для подъема 
к люкам.

Система разгрузки включает продуктопроводы для пневмотранспорта 
тампонажного материала из бункеров к сепаратору установки и далее к 
смесительному устройству. Разгрузочные трубы бункеров имеют заслонки 
и объединены в общий коллектор, который соединен с сепаратором. 
Управление заслонками выведено с помощью вертикальных тяг к посту 
управления установкой.

Сепаратор цилиндроконической формы с тангенциальным вводом в 
верхней цилиндрической части крепится к заднему бункеру установки. В 
верхней части сепаратора находится колпак для отвода отделяемого возду
ха в фильтр. К нижней части сепаратора крепится тканевый рукав. Отде
ление воздуха от транспортируемого тампонажного материала внутри се
паратора происходит под действием центробежных сил.

Отбор мощности для привода компрессора установки производится с 
помощью коробки отбора, установленной на раздаточной коробке автомо
биля.

Система управления установкой УС5-30 — дистанционная централизо
ванная с поста, расположенного в задней части установки, у смесительного 
устройства.

Цементно-смесительная машина С М -4 М

Эта машина (рис. 16.19) предназначена для транспортирования сухого 
цемента на буровую и механизированного приготовления цементного рас
твора.

Все оборудование смонтировано на шасси автомобиля ЗИЛ-131А  вы
сокой проходимости и включает следующие устройства: смеситель 8, меха
низм управления оборотами дозирующего шнека 6, бункер 4, муфту редук-
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тора 2, карданный вал 3, коробку отбора мощности I, контрольно
измерительные приборы 5, приемную воронку 7 и напорную трубу 9.
Техническая характеристика цементно-смесительной машины СМ-4М

3.0
4.0 
80
0,4-0,6
1,7-2,0
Вакуумно-гидравличе- 
ский 
0,6- 0,1
От двигателя автомо
биля
Шасси автомобиля вы
сокой проходимости 
ЗИЛ-1Э1А 

Габаритные размеры, мм:
длина...............................................................................................................7080
ширина........................................................................................................ ...2380
высота............................................................................................................2500

Масса, т ................................................................................................................6,800
Погрузчик цемента в бункер........................................................................ ...Стационарный или

другие средства

Масса перевозимого цемента в бункере, т:
по дорогам с различными видами покрытий, включая грунтовые
дороги и участки бездорожья..................................................................
по дорогам с асфальтовым покрытием хорошего состояния............

Максимальная скорость передвижения, км/ч............................................
Производительность машины по раствору, м3/мин..................................
Плотность приготовляемого раствора, г/см3...............................................
Тип смесителя..................................................................................................

Давление жидкости перед смесительным устройством, М П а .................
Привод дозирующего шнека.........................................................................

Монтажная база..............................................................................................

Устройство и принцип работы отдельных узлов машины С М -4 М

Машина СМ-4М представляет собой сочетание ряда узлов: бункера, 
дозирующего шнека, привода шнека, смесительного устройства и кон
трольно-измерительных приборов. Для монтажа оборудования используют 
шасси автомобиля ЗИЛ-131А  без лебедки, с которого сняты буксирный 
прибор и задник буфера. Схема управления машиной СМ-4М приведена на 
рис. 16.20.

Рис. 16.20. Схема управления цементно-смесительной машины СМ-4М:
1 — шасси автомобиля ЗИЛ-1Э1А; 2 — двигатель автомобиля; 3 — коробка перемены передач; 
4 — управление коробкой отбора мощности; 5 — коробка раздаточная; 6 — коробка отбора 
мощности; 7 — вал карданный; 8 — редуктор; 9 — датчик тахометра; 10 — бункер; 11 — 
шнек; 12 — бачок цементировочного агрегата; 13 — труба напорная; 14 — кран пробковый; 
15 — устройство смесительное; 16 — штуцер сменный; 17 — шибер приемочной воронки; 
18 — регулятор давления; 19 — труба обводная; 20 — рычаг дублирующего управления педа
лью акселератора; 21 — фара поворотная с выключателем; 22 — щиток прибора с тахометром, 
выключателем зажигания и двумя контрольными лампами; 23 — вибратор пневматический 
С-820
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Цемент загружают в бункер через люки стационарным шнеком или 
другими средствами, имеющимися на цементном складе. Дозирующий 
шнек приводится в движение от двигателя через коробку перемены пере
дач (вторую передачу), коробку отбора мощности (КОМ-1), установленную 
на раздаточной коробке автомобиля, карданный вал, редуктор и предохра
нительную муфту.

Включают коробку отбора мощности из кабины водителя рычагом 
управления. Цемент подается шнеком к задней стенке бункера в приемную 
воронку и далее в смесительное устройство.

С другой стороны к смесительному устройству через регулятор давле
ния подводится вода. Струя воды, истекающая из сопла штуцера смеси
тельного устройства, создает в нем разрежение и, захватывая цемент, на
правляет его в напорную трубу, в которой благодаря турбулентности пото
ка цемент перемешивается с жидкостью.

В зависимости от заданной плотности раствора и производительности 
в смесительное устройство устанавливают штуцер необходимого сечения. В 
комплект входят штуцера с диаметрами отверстий 9,55; 11,0; 12,35; 13,5; 14,6 
и 15,6 мм.

Плотность цементного раствора регулируют, изменяя количество це
мента, подаваемого в смесительное устройство.

Смесительное устройство вакуумно-гидравлического типа со сменны
ми штуцерами подвешивается к приемной воронке с помощью специально
го разъемного хомута.

Установки осреднительные

Осреднительные установки предназначены для улучшения качества 
тампонажного раствора за счет повышения его однородности по всему 
объему и более полного его диспергирования. Эффект применения этих 
установок в силу различия их конструкции неодинаков. Достаточный эф
фект применения осреднительной установки достигается при сочетании 
определенных ее параметров (вместимости, кратности перемешивания и 
величины подачи используемой жидкости). Для расчетов необходимо зада
ваться качеством готового раствора (величиной колебаний его плотности на 
выходе из осреднительной установки), фактическими данными колебаний 
его плотности на входе осреднительной установки и требуемой пропускной 
способностью, обеспечивающей непрерывность цикла нагнетания тампо
нажного раствора в сважину.

В б. ВНИИКРнефти разработана конструктивная схема и предложена 
технология приготовления и осреднения двух типов тампонажных раство
ров, которую можно осуществить, используя цементировочное оборудова
ние. Осреднительную установку можно использовать также как емкость 
для приготовления затворяющей и буферных жидкостей и для накопления 
продавочной жидкости.

Т е х н и ч е с к а я  х а р а к т е р и с т и к а  у с т а н о в к и  д л я  д в у х  т и п о в  т а м п о н а ж н ы х  р а с т в о р о в

Производительность по осреднению раствора, л/с, не более:
для большого отсека (две цементно-смесительные машины)...........  30
для малого отсека (одна цементно-смесительная машина)................  15

Колебания плотности раствора на выходе из осреднительной уста
новки, г/см3, не более:

из частых и облегченных цементов.......................................................  ±0,03
из утяжеленных цементов......................................................................  ±0,05
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Р и с. 16 .21 . О бщ и й  ви д  о ср е д н и те л ь н о й  у с т а н о в к и :
1 — шасси автомобиля; 2 — второй отсек; 3 — мотор-редуктор; 4 — первый отсек (мерный 
бак); 5 — обвязка; 6 — домкраты; 7 — трехходовой кран; 8 — донные клапаны; 9 — рычаги 
управления

Допустимые колебания плотности раствора на входе в емкость, г/см ,
не более............................................................................................................. ±0,1
Применяемые материалы для приготовления тампонажных материа
лов......................................................................................................................  Цемент, гельцемент,

многокомпонентные 
композиции на основе 
песка, цемента и т.д.

Общий вид осреднительной установки представлен на рис. 16.21.

16.3.2. УСТАНОВКИ НАСОСНЫЕ И ЦЕМЕНТИРОВОЧНЫЕ АГРЕГАТЫ

Разработан комплекс оборудования для цементирования скважин в 
труднодоступных районах, состоящий из цементировочного агрегата, це
ментовозов и смесительного блока. Каждый агрегат представляет собой 
единый блок, который может быть использован не только при цементиро
вании скважин, но и для проведения ряда других работ. Цементировочный 
агрегат можно применять для нагнетания жидкостей при гидропескоструй
ной перфорации, установке нефтяных ванн, глушении фонтанов и т.д. 
Смесительный блок может быть использован при цементировании обсад
ных колонн с помощью буровых насосов, для подачи воды и т.д.

Цементировочные агрегаты в специальном исполнении отличаются 
друг от друга транспортными базами и способами доставки к месту прове
дения работ. Они могут быть смонтированы на раме (5ЦА-320), на санях 
(5ЦА-320С), а также на прицепе с болотными гусеницами (5ЦА-320ГБ).

Цементировочный агрегат 5ЦА-320 (рис. 16.22)

Цементировочные агрегаты типа 5ЦА-320 состоят из силовой установ
ки, включающей двигатель внутреннего сгорания с воспламенением от
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Р и с. 16 .22 . Ц ем е н т и р о во ч н ы й  а гр е га т  5Ц А -320:
1 — силовая установка с коробкой передач; 2 — мерный бак; 3 — цементировочный насос; 
4 — манифольд; 5 — рама

сжатия и пяти скоростную коробку передач; цементировочного насоса 9Т; 
мерного бака вместимостью 4 м3; вспомогательного оборудования и пульта 
управления, смонтированных на транспортной базе.

Агрегаты этого типа разработаны АзИНМАШем и грозненским заво
дом «Красный молот». Ими же разработана вся сопроводительная доку
ментация к этим агрегатам, в том числе инструкция по уходу и эксплуата
ции.

Т е х н и ч е с к а я  х а р а к т е р и ст и к а  а гр е г а т о в  т и п а  5Ц А -320

Приводная мощность, кВт.......................................................... ...176
Максимальное давление, М П а.................................................. ...32,0
Максимальная подача, л/ с ......................................................... ...23,5
Гидравлическая мощность, кВт.....................................................105
Габариты агрегата на раме (5ЦА-320), мм:

длина...........................................................................................6680
ширина.......................................................................................2650
высота........................................................................................2510

Масса агрегата, кг....................................................................... ...7993

Ц е м е н т и р о во ч н ы й  н а с о с  9Т

Тип........................................................................................

Диаметр сменных цилиндровых втулок, м м .................
Ход поршня, мм..................................................................
Передаточное число глобоидной передачи....................
Максимальная частота вращения вала насоса, об/мин 
Максимальное давление, М Па.........................................

Установка насосная УНБ1Р-400

Данная насосная установка предназначена для выполнения тех же ра
бот, которые выполняются и другими насосными установками (на морских 
нефтяных и газовых скважинах, расположенных на отдельных основаниях 
и приэстакадных площадках; может быть использована при бурении от
дельно расположенных и кустовых скважин), но отличается от них тем, что 
ее оборудование смонтировано не на шасси автомобиля, а на раме (буква 
«Р » в шифре).

В ее состав входит следующее оборудование (рис. 16.23): силовая уста
новка с дизельным двигателем и фрикционной муфтой, промежуточный 
вал, коробка перемены передач, зубчатая муфта, насос 11Т, манифольд и 
прочее оборудование, аналогичное оборудованию цементировочного агре
гата ЗЦА-400А.

1 юршневои горизонтальный двух
цилиндровый двойного действия с 
глобоидной червячной передачей 
100, 115 и 127 
250 
20,5 
133 
32

623



17 16 15 14

Р и с. 16 .23 . Н а с о сн а я  у с т а н о в к а  У Н Б 1Р -400 :
1 — установка топливных баков; 2 — силовая установка; 3 — коробка перемены передач; 4 — 
насос; 5 — бак замерный; 6 — монтаж агрегата; 7 — подрамник; 8 — трубопровод вспомога
тельный; 9 — электрооборудование; 10 — вал промежуточный; 11 — пост управления; 12 — при
боры контрольно-измерительные; 13 — редуктор с муфтой; 14 — манифольд; 15 — огражде
ние гидравлической части насоса; 16 — установка аккумуляторов; 17 — инструментальный 
ящик

Т е х н и ч е с к а я  х а р а к т е р и с т и к а  у с т а н о в к и  н а с о с н о й  У Н Б 1Р -400

Полезная мощность, кВт................................................................................  257
Максимальное давление, М П а....................................................................... 40
Идеальная подача при максимальном давлении, дм3/ с ............................ ..7,4
Максимальная идеальная подача, дм3/ с ...................................................... ..36,5
Давление при максимальной идеальной подаче, М П а .............................. 8
Монтажная база..............................................................................................  Рама
Привод насоса высокого давления...............................................................  От силового агрегата,

смонтированного на 
платформе установки

Габариты установки, мм:
длина..............................................................................................................7340
ширина..........................................................................................................2900
высота...........................................................................................................2800

Масса установки полная, к г ..........................................................................  13 320

Н а со с  в ы со к о го  д а в л е н и я  11Т

Тип...............................................................................................  Трехпоршневой, приводной, гори
зонтальный, двойного действия

Ход поршня, мм.........................................................................  200
Диаметр сменных втулок, м м .................................................  110, 125, 140
Наибольшее число двойных ходов.........................................  127
Передаточное число приводной части...................................  4,48
Редуктор...................................................................................... Одноступенчатый с косозубой

цилиндрической парой 
Передаточное число.................................................................. 1,81

Установка УНБ1Р-400 не может быть использована для приготовления 
тампонажного раствора, так как не имеет водоподающего насоса.
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Рис. 16.24. Насосный агрегат 4АН-700:
1 — шасси автомобиля; 2 — контрольно-измерительные приборы; 3 — щиток электроаппаратуры; 4 — установка силовая; 5 — вал промежу
точный; 6 — система механического управления коробкой перемены передач; 7 — коробка перемены передач четырехскоростная с механи
ческим управлением; 8 — муфта зубчатая; 9 — насос трехплунжерный для гидроразрыва пласта; 10 — манометр; 11 — трубопровод вспомо
гательный; 12 — установка аккумуляторов; 13 — фара; 14 — установка воздухоочистителей; 15 — электрооборудование; 16 — управление 
фрикционным и топливным насосом



Насосны й агрегат 4АН-700

Насосный агрегат 4АН-700 (рис. 16.24) предназначен в основном для 
нагнетания смеси жидкости и песка при гидравлическом разрыве пласта, 
гидроперфорациях и для выполнения других работ. В некоторых тампо
нажных конторах эти агрегаты используют также при цементировании 
скважин. Для этого их дополнительно оснащают небольшими мерными ба
ками и необходимой арматурой и трубопроводами. В отличие от других 
типов агрегатов на агрегате 4АН-700 установлены плунжерные насосы 
4Р-700, что дает возможность использовать их для нагнетания абразивных 
жидкостей (жидкость с песком и др.).

Агрегат 4АН-700 смонтирован на шасси автомобиля КрАЗ-287. На аг
регате установлен мощный двигатель (590 кВт), позволяющий насосу раз
вивать давление 70 МПа при подаче 6,3 л/с. При работе этого двигателя 
рекомендуется применять наушники с антифонами.
Техническая характеристика насосного агрегата 4АН-700

Максимальная подача, л/с.......................................................................
Давление при максимальной подаче, М П а...........................................
Максимальное давление, М Па................................................................
Подача при максимальном давлении, л/с .............................................
Монтажная база........................................................................................

Грузоподъемность автомобиля, т ...........................................................
Двигатель....................................................................................................

Максимальная мощность двигателя при частоте вращения вала 
2100 об/мин, кВт.......................................................................................

16.3.3. СТАНЦИЯ КОНТРОЛЯ ЦЕМЕНТИРОВАНИЯ

Для успешного проведения процесса цементирования и качественного 
разобщения пластов необходимо выполнение ряда условий. Основными из 
них являются соблюдение заданного режима цементирования, обусловли
вающего достижение максимально допустимой скорости восходящего по
тока бурового и тампонажного растворов в затрубном пространстве при 
допустимых давлениях на цементированной головке, забое и в необсажен- 
ном стволе скважины, а также заданного времени цементирования в соот
ветствии с рецептурой подобранного для цементирования тампонажного 
раствора.

Основным параметром, по которому можно судить о соответствии 
свойств тампонажного раствора, приготовляемого при цементировании и 
подобранного в лаборатории, является его плотность р. В настоящее время 
применяются растворы плотностью от 1,0 до 2,5 г/см3. Даже незначитель
ные отклонения плотности раствора от заданной приводят к значительным 
изменениям его свойств. Для раствора из чистых портландцементов допус
кается отклонение плотности от заданной не более +0,03 г/см3, а для утя
желенных или облегченных растворов — не более +0,05 г/см3.

В связи с этим контролировать плотность раствора при цементирова
нии следует таким прибором, который позволяет проводить измерения с 
требуемой точностью.

При цементировании в обязательном порядке должна использоваться 
станция контроля цементирования типа СКЦ, которая позволяет замерять 
и регистрировать основные параметры цементирования, в том числе и

22
20,7
70
6,3
Трехосный грузовой 
автомобиль КрАЗ-257 
10 -1 2
Внутреннего сгорания 
четырехконтактный

175
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плотность закачиваемого раствора с имеющимися отклонениями. По диа
граммной ленте после цементирования можно оценить, какой по качеству 
раствор закачан в различные интервалы скважины. Однако оперативно 
управлять процессом приготовления раствора каждой смесительной уста
новкой по показаниям СКЦ нельзя.

Станция СКЦ2М-80 предназначена для автоматического контроля на 
устье нефтяных и газовых скважин основных параметров закачиваемых 
электропроводящих жидкостей и технологических режимов процесса, а 
также для оперативного управления этим процессом и параметрами рас
твора.

Станция СКЦ2М-80 является самоходным комплексом измерительных 
и вспомогательных средств, размещенных на двух автомашинах повышен
ной проходимости, и состоит из блока манифольдов с измерительными 
преобразователями и блока лаборатории со вторичными и вспомогатель
ными приборами. С помощью аппаратуры станции можно контролировать 
и регистрировать следующие технологические параметры: давление, мгно
венный расход, суммарный объем и плотность закачиваемой жидкости.

Станцию СКЦ2М-80 можно использовать при проведении гидрораз
рыва пласта и других технологических операций.

Структурная схема станции СКЦ2М-80 приведена на рис. 16.25.
Основой функционирования станции являются приборы измерения 

давления, плотности и расхода раствора, прокачанного через цементиро
вочный манифольд. Электрические сигналы, несущие измерительную ин
формацию от преобразователей расхода 1, плотности 2 и давления 3, рас
положенных в линии цементировочного манифольда, поступают через 
вводную коробку 4 и панель разъемов 9 на блок режимов цементирования 
6 и блок регистраторов 7. Информация о наличии давления, плотности и 
расхода отображается на стрелочных показывающих приборах блока ре
жима цементирования, а объем закачанного раствора на электронном и

Блок манифольда Блок лаборатории

ю

Выносные приборы

11

12

13

Рис. 16.25. Структурная схема станции контроля цементирования СКЦ2М-80:
1 — преобразователь расхода; 2 — преобразователь плотности; 3 — преобразователь давления; 
4 — коробка вводная; 5 — громкоговоритель; 6 — блок режимов цементирования; 7 — блок 
регистраторов; 8 — блок силовой и связи; 9 — панель разъемов; 10 — усилитель громкогово
рящей связи; 11 — выносной указатель контролируемых параметров; 12 — выносной указатель 
плотности; 13 — выносной блок связи
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электромеханическом счетчиках. Дублирование показателей осуществлено 
с целью повышения надежности получаемых данных при ответственных 
технологических операциях, а также на случай кратковременного отключе
ния электропитания. Вся измерительная информация регистрируется на 
диаграммных лентах четырех приборов Н-392, на боковом поле которых 
дополнительно регистрируется объем закачанного раствора.

Три самопишущих прибора регистрируют на диаграммной ленте зна
чения давления, расхода и плотности раствора, а четвертый — изменение 
давления при работе в режиме «Стоп». Все эти приборы имеют отметчик, 
фиксирующий закачку 1 м3 жидкости.

Каналы контроля давления и плотности раствора имеют световую сиг
нализацию, мигающий режим горения которых означает отклонение вели
чин контролируемых параметров от заданных рукоятками соответствую
щих установок.

Станция контроля имеет в своем составе систему оперативного управ
ления процессом: громкоговоритель 5 и усилитель громкоговорящей связи 
10, выносные указатели контролируемых параметров / / и выносной указа
тель плотности 12, дублирующие показания прибора блоков регистраторов, 
а также телефонную связь с оператором станции, находящимся в автомо- 
биле-лаборатории, и прямой выход на громковорящую установку.

Принцип действия прибора для измерения расхода основан на явле
нии электромагнитной индукции. Первичный преобразователь расхода 
представляет собой участок трубы из немагнитной стали с изолированной 
внутренней поверхностью и с двумя диаметрально расположенными изо
лированными электродами, с которых снимается измерительный сигнал. На 
среднем участке имеется прямоугольный магнитопровод, создающий внут
ри трубы магнитное поле.

При прохождении электропроводной жидкости через однородное маг
нитное поле в ней, как в движущемся проводнике, наводится электродви
жущая сила (ЭДС), величина которой пропорциональна скорости потока.

Для измерения давления в станции применен серийный преобразова
тель давления ПДР1, принцип действия которого основан на преобразова
нии прогиба мембраны чашеобразного упругого элемента, воспринимаю
щего непосредственно (без разделителя) давление в контролируемой 
линии. Полученный в датчике сигнал после преобразования поступает на 
показывающий прибор контроля давления и самопишущий прибор, регист
рирующий давление по шкале «Стоп». Это позволяет наблюдать и регист
рировать в большом масштабе небольшие изменения давления, четко уста
навливая момент посадки разделительной пробки на стоп-кольцо во время 
продавливания тампонажного раствора. При этом есть возможность на
блюдать и регистрировать отклонение давления +4 МПа по всей ширине 
ленты, а второй прибор в это же время регистрирует истинное давление в 
первоначальном масштабе.
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ПРЕДИСЛОВИЕ

Развитие нефтяной и газовой промышленности предполагает широкое 
использование буровых работ с целью поисков, разведки и разработки 
нефтяных и газовых месторождений. Бурение нефтяных и газовых сква
жин должно постоянно совершенствоваться, особенно в связи с увеличе
нием объемов работ по глубокому и сверхглубокому бурению, а также рас
тущими потребностями бурения наклонно направленных и горизонтальных 
скважин.

Еще на стадии проектирования нефтяной или газовой скважины необ
ходимо сформулировать требования к ней как к объекту длительной, эф
фективной и безаварийной эксплуатации, а при сооружении ее обеспечить 
выполнение этих требований. Поэтому специалисты по эксплуатации 
скважин, которые, как правило, являются заказчиками на бурение сква
жин, должны знать основные процессы, протекающие при бурении, их 
влияние на эксплуатационные характеристики нефтегазовых пластов, тре
бования к конструкциям скважин, их надежности, технологию производст
ва работ по креплению и цементированию скважин, достоинства и недос
татки буровых промывочных растворов с позиций скоростного бурения без 
осложнений, качества вскрытия продуктивных горизонтов, эффективность 
освоения скважины как промыслового объекта.

Многие нефтегазодобывающие предприятия сами производят буровые 
работы с целью уплотнения сетки разработки, капитального ремонта сква
жин, бурения вторичных стволов из старого фонда скважин на поздней 
стадии разработки месторождений углеводородов. В этом случае непосред
ственно к проектированию и бурению скважин привлекаются специалисты 
по разработке и эксплуатации нефтяных и газовых месторождений.

Поэтому дисциплина «Бурение нефтяных и газовых скважин» входит в 
перечень специальных дисциплин для студентов высших учебных заведе
ний, обучающихся по специальности «Разработка и эксплуатация нефтя
ных и газовых месторождений», являясь весьма важной в подготовке ин
женера для нефтегазовой отрасли промышленности. Она необходима для 
формирования специалиста, способного квалифицированно и на современ
ном уровне оценивать технические средства и технологические процессы, 
заложенные в проекты на строительство скважин, которые являются доро
гостоящим основным фондом нефтегазодобывающих предприятий. Эта 
дисциплина призвана также дать специалисту необходимые знания для 
квалифицированной оценки качества законченных строительством сква
жин, передаваемых в долговременную эксплуатацию.

Для достижения этих целей программой названной дисциплины пре
дусматривается изучение всех составляющих цикла строительства скважин, 
начиная с понятия о скважинах, их классификации, конструкциях, приме
няемых технических средствах и технологических операциях для разруше-
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ния горных пород и проходки ствола, и заканчивая процессами вскрытия и 
опробования продуктивных горизонтов, крепления скважин обсадными 
колоннами и разобщения пластов тампонажными материалами, освоения и 
испытания скважин. Кроме того, уделяется должное внимание буровым 
установкам и комплектующему их оборудованию, а также цементировоч
ному оборудованию.

Для успешного изучения материала дисциплины студентам необходи
мы знания по математике, физике, химии, гидромеханике, термодинамике, 
геологии, а также по основам нефтяного и газового дела. Эта дисциплина 
тесно связана с физикой нефтегазового пласта, подземной гидромехани
кой, промысловой геологией, эксплуатацией нефтяных и газовых скважин, 
разработкой нефтяных и газовых месторождений.

Учебники по дисциплине «Бурение нефтяных и газовых скважин», к 
сожалению, не обновлялись и не переиздавались по меньшей мере послед
ние 15 лет. Поэтому многие материалы, приведенные в них, устарели, а по
следние достижения в технологии и технике бурения скважин не пред
ставлены.

Настоящее учебное пособие призвано ликвидировать указанные про
белы в учебной литературе и представить учебный материал по бурению 
нефтяных и газовых скважин в современном его понимании. Базой для его 
составления послужила литература, перечень которой приведен в конце 
книги. Эта литература может использоваться для более глубокого изучения 
технологии и техники бурения нефтяных и газовых скважин.
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