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ВВЕДЕНИЕ 
 

Нефть – это естественное звено в глобальном 
углеводородном цикле. История происхождения нефти неразрывно 
связана с историей Земли и представляет собой картину того, как 
развивался органический мир в целом. 

Вот уже полтора столетия нефть обеспечивает цивилизации 
быстрое развитие. Газ всегда сопутствует добыче нефти, но его 
промышленная добыча началась относительно недавно около 50 лет 
назад. Нефть и газ занимают главенствующее положение в 
экономике большинства стран.  

Производственно-технологическая структура нефтегазового 
комплекса такова, что разведка, добыча, транспортировка и 
переработка углеводородов являются одинаково важными звеньями 
этого комплекса. 

В данных методических указаниях рассмотрены основные 
методики определения основных технологических параметров и 
показателей в области нефтегазовой промышленности. Рассмотрены 
практические аспекты расчета свойств пластовых флюидов (нефти, 
газа и воды), фильтрационно-емкостных параметров пород-
коллекторов, особенности подъема скважинной жидкости на 
поверхность и ее транспортировки в пределах внутрипромысловых 
цехов, а также уделено внимание подбору нефтегазопромыслового 
оборудования. 
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1. ОПРЕДЕЛЕНИЕ КОЛИЧЕСТВА БАРЕЛЕЙ В 1 
ТОННЕ НЕФТИ 

 
Нефть – маслянистая горючяя жидкость, обычно темно-

коричневого цвета, со специфическим запахом. По химическому 
составу нефть  представляет собой сложное соединение в основном 
двух элементов – углерода (82 – 87 %) и водорода (11 – 14%). Такие 
соединения называют углеводородами [12]. 

В мировой практике принято измерять добываемую и 
продаваемую нефть в баррелях. Нефтяной баррель (обычно 
сокращенно bbl) равен 42 американским галлонам или 158,987 л. 
Плотность определяется в градусах Американского нефтяного 
института – American Petroleum Institute (API). 

Для России традиционно применение массовых единиц для 
добываемой нефти. В XVIII веке при разработке первых 
месторождений на р. Ухта нефть измерялась в пудах, пудами мерили 
добываемую нефть Апшерона в начале XX века. При переходе 
Советской России на метрическую систему мер пуд сменила тонна. 
Введенный в 1942 г. государственный баланс учитывает добычу и 
запасы нефти в тоннах. Плотность нефти указывается в килограммах 
на метр кубический (кг/м3)  или граммах на сантиметр кубический 
(г/см3) [1]. 

Тип нефти (согласно стандарту 2002 г.) определяется по ее 
плотности (таблица 1.1). 

 
Таблица 1.1 – Типы нефти 

Тип нефти 
0 

особо 
легкая 

1 
легкая 

2 
средняя 

3 
тяжелая 

4 
битуминозная 

Плотность нефти 
(кг/м3) при 

температуре 20°С 

Не 
более 
830,0 

830.1 –  
850 

850.1 –  
870 

870.1 –  
895 

Более 895,0 

 
Следует отметить, что баррель не является 

общеупотребимой единицей учета добываемой нефти. В Канаде и 
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Норвегии количество нефти измеряется в кубических метрах, в 
Великобритании – в тоннах.  

Довольно часто встает вопрос определения плотности 
нефтей, добываемых на территории России, в градусах API и 
определения числа баррелей в тонне добываемой нефти.  

Для определения количества баррелей нефти в одной тонне 
необходимо массовую единицу измерения выразить в объемной и 
разделить на баррель в единицах объема (0,159 м3). 

При переводе плотностей российских нефтей в градусы API 
необходимо учитывать, что по российским требованиям плотность 
нефти определяется при температуре 20 °С, а расчет градусов API 
проводится при температуре 60 F. При этой же температуре 
определяется и число баррелей нефти при продаже. 

В температурной шкале Фаренгейта за ноль градусов 
принимается температура смеси снега и нашатыря, а за 100 градусов 
– нормальная температура человеческого тела. 

Перевод из шкалы Фаренгейта в Цельсия осуществляется по 
формулам (1.1) и (1.2): 

CnFn  )32(
9

5
,                               (1.1) 

.)32
5

9
( FmCm                                (1.2) 

Число баррелей в 1 тонне нефти при температурах 600F и 
200С не одинаково. 

Перевод плотности из кг/м3 в градусы API проводится в три 
этапа: 

На первом этапе определяем соотношение температур по 
шкале Фаренгейта и Цельсия из выражения (1.1) и (1.2). 

На втором этапе определяем плотность нефти при заданной 
температуре по формуле (1.3):                                            

)20(20  tt                               (1.3) 

где t  и 20  – плотность нефти соответственно при 
заданной температуре и 20 °С. 

α– температурная поправка:             
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2000131,0825,1                                        (1.4) 

На третьем этапе рассчитываем плотность в градусах API по 
формуле (1.5): 

5,131
141,5

API 
t

.                                 (1.5) 

Плотность в данной формуле нужно выразить в т/м3. 
 
Задача 1 
В таблице 1.2 приведены данные по плотности нефти ρ 

(кг/м3) при t (0С). Определить плотность в единицах API и число 
баррелей в одной тонне нефти при температуре 20 0С и 60 0F. 

 
Таблица 1.2 – Исходные данные для расчетов 
Вариант Температура, 0С Плотность, кг/м3 

1 33 760 
2 30 780 
3 29 820 
4 27 860 
5 25 880 
6 29 900 
7 30 920 
8 22 940 
9 19 960 

10 17 800 
11 22 830 
12 24 850 
13 18 870 
14 26 890 
15 25 910 
16 28 930 
17 26 950 
18 24 970 
19 23 810 
20 21 790 



7 
 

2. РАСЧЕТ ОСНОВНЫХ ПОКАЗАТЕЛЕЙ 
УГЛЕВОДОРОДНОГО ГАЗА 

 
Природный газ представляет собой естественную смесь 

газообразных углеводородов, в составе которой преобладает метан 
(80 – 97%). Природный газ относится к полезным ископаемым. 
Часто является попутным газом при добыче нефти. Природный газ в 
пластовых условиях (условиях залегания в земных недрах) 
находится в газообразном состоянии – в виде отдельных скоплений 
(газовые залежи) или в виде газовой шапки нефтегазовых 
месторождений, либо в растворённом состоянии в нефти или воде.  

Природные газы, добываемые из газовых, газоконденсатных 
и нефтяных месторождений, состоят из углеводородов (УВ) 
метанового ряда СН4 – С4Н10: метана, этана, пропана, изобутана и н–
бутана, а также неуглеводородных компонентов: H2S, N2, CO, CO2, 
H2, Ar, He, Kr, Xe и других [2]. 

Природные газы состоят преимущественно из предельных 
углеводородов, но в них встречаются также сероводород, азот, 
углекислота, водяные пары. Газы, добываемые из чисто газовых 
месторождений, состоят в основном из метана.  

Плотность является одной из основных физических 
характеристик газа. Значительное влияние на плотность газов 
оказывают условия, при которых происходит ее измерение. Так, под 
нормальными условиями понимают давление Р = 0,1 МПа, а 
температура Т = 273 К (0 °С), под стандартными условиями 
понимают условия Р = 0,1 МПа, Т = 293 °К (20 °С). 

Под плотностью газа понимают его массу, заключенную в 1 
м3 при 0 °С и атмосферном давлении Р = 0,1 МПа, т.е. при 
нормальных условиях; измеряется в кг/м3. В среднем нефтяные газы 
имеют плотность от  0,68 до 0,85 кг/м3. 

Относительная плотность газа – это отношение плотности 
газа к плотности воздуха при стандартных условиях.  

Молекулярная масса газа определяется путем суммирования 
масс атомов, входящих в молекулу; измеряется в атомных единицах 
массы (а.е.м.) или Дальтонах (Da), при этом 1 а.е.м. = 1 Da. 
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Для всех газов объем 1 моля постоянен и равен при 
стандартных условиях 24,05 дм3, при нормальных – 22,41 дм3 [6]. 

Молекулярная масса газа при известном объемном составе 
рассчитывается по формуле: 





n

i

iiГ MyМ
1

                                      (2.1) 

где iy – объемная доля i – го компонента в газовой фазе;  

iM – молекулярная масса i – го компонента;  

n – число компонентов в смеси газов. 
Плотность газа при нормальных условиях вычисляется по 

формуле: 

41,22..
г

ун

M
 ,                                      (2.2) 

при стандартных условиях – по формуле: 

05,24..
г

уст

M
 ,                                      (2.3) 

Относительная плотность газа по воздуху рассчитывается по 
формуле: 

,
98,28
г

г

M
                                         (2.4) 

где 28,98 – молекулярная масса воздуха. 
Состояние газов определяется такими показателями, как 

критическая температура и критическое давление. 
Под критической температурой газа понимают 

температуру, выше которой газ не переходит в жидкое состояние, 
как бы велико не было давление. 

Критическая температура определяется по следующей 
формуле: 

,
1

i

n

i

крiкр yTT 


                                           (2.5) 

где Tкрi – температура i-го компонента; 
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yi – объемное содержание компонента в газе, д.ед. 
Под критическим давлением понимают давление, при 

котором газ, имеющий критическую температуру, переходит в 
жидкость. 

Критическое давление определяется по следующей формуле: 

,
1




n

i

iкрiкр yPP                                        (2.6) 

где Pкрi – температура i-го компонента. 
Количество газа в кубических метрах, приведенное к 

нормальным условиям, приходящееся на 1т (1м3) извлеченной из 
пласта нефти, называют газовым фактором (колеблется от 10 до 
1000 м3/т)  

Давлением насыщения пластовой нефти называют то 
давление, при котором из нефти начинают выделяться первые 
пузырьки газа [10].  

Состояние газа характеризуется давлением, температурой и 
объемом – уравнение состояния газа Клапейрона : 

,mRTPV                                              (2.7) 
где Р – давление Па;  
V – объем газа, м3; 
m – масса газа, кг; 
R – газовая постоянная, Дж(кг·град.); 
Т – абсолютная температура, К. 
Состояние горючих газов (реальных) отличается от 

состояния идеальных при тех же условиях (под идеальным газом 
подразумевается газ, молекулы которого не взаимодействуют друг с 
другом) 

Сжимаемость реальных газов отличается от сжимаемости 
идеальных. 

Для характеристики степени отклонения их сжимаемости 
пользуются коэффициентом сжимаемости z – отношением объема 
реального газа к объему идеального при одних и тех же условиях. 
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Для смеси углеводородных газов величина z зависит от 
приведенных среднекритических давлений Pпр и температуры Tпр. 

....

,
крср

раб
пр

крср

раб
пр Т

Т
Т

Р

Р
Р  .                    (2.8) 

Коэффициент сжимаемости z можно определить по кривым 
Брауна (рис. 2.1) 

Если объем газа в стандартных условиях обозначить через 
V0, то объем реального газа в любых условиях температуры и 
давления: 

P

PT
zVV 0

0 273
 .                                 (2.9) 

При изменении Pпр от 0 до 3 и Тпр от 1,3 до 1,9 коэффициент 
сжимаемости z можно определить по формуле А.З. Истомина: 

прпрпрпр РРTTz   )8)(1336,976,0(101 32       (2.10) 

Если данные о составе газа отсутствуют, для приближенного 
определения средне критической температуры и давления 
используют формулы А.З.Истомина, которые отражают их 
зависимость от средней относительной плотности газа: 

Рср.кр. = 4.937 – 0.464 ог ,                          (2.11) 

Тср.кр. = 171.5 ог + 97,                                (2.12) 

где ог  – относительная плотность газа.  

По закону Генри растворимость газа в жидкости 
пропорциональна давлению: 

жr VPV  ,                                     (2.13) 
где Vr – объем растворенного газа, приведенный к 

атмосферному давлению, м3; 
Vж – объем жидкости, в которой растворяется газ, м3; 

α – коэффициент растворимости, 1/Па; 
P – абсолютное давление газа, Па. 
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Рис. 2.1 – Графики зависимости коэффициента сверхсжимаемости z 
углеводородного газа от приведенных псевдокритических давления 
Рпр и температуры Тпр (по Г.Г. Брауну). Шифр кривых – значения Тпр 
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Коэффициент растворимости α показывает, сколько газа 
растворяется в единице объема жидкости при увеличении давления 
на 1 Паскаль. 

РV

V

ж

r .                                            (2.14) 

Коэффициент растворимости измеряется в Па-1. 
Коэффициент растворимости для различных газов и нефтей в 
зависимости от условий изменяется от 0,4·10–5 до 1·10–5 Па–1. 

Задача 2. 
В таблице 2.1 приведены составы газов типичных газовых, 

газоконденсатных и нефтяных месторождений. Необходимо 
рассчитать молярную массу каждого компонента, молекулярную 
массу газа, его плотность при стандартных условиях, относительную 
плотность газа по воздуху, коэффициент сжимаемости по кривым 
Брауна и формулам А.З.Истомина и коэффициент растворимости, 
если в объеме нефти Vн растворенный газ имеет объем Vг, 
приведенный к нормальным условиям. 

 
Таблица 2.1 – Компонентный состав газа 

Ва-
ри-
ант 

Компонентный состав газа, 
объемные доли в % P, 

МПа
t, °С

Vг, 
·104, 
м3 

Vн, м
3

СН4 С2H6 С3Н8 С3Н8 С3Н8 CO2 N2 H2S 

1 53,4 7,2 15,1 8,3 6,3 0,1 9,6 0 18,8 60 18,5 950 

2 97,8 0,1 0,03 0,02 0,01 0,3 1,7 0,04 19,2 65 18,0 1000

3 84 5 1,6 0,7 1,8 1,1 4,2 1,6 19,7 62 19,0 1100

4 95,6 2 0,34 0,1 0,05 1,15 0,76 0 23 50 19,3 1050

5 58,8 1,8 0,6 0,23 0,12 11 21,3 6,15 16 58 19,5 1225

6 37,3 20,7 18,9 9,5 4,8 - 8,8 - 17 64 17,6 920 

7 39,4 16,8 6,5 2,8 1,1 - 31,6 1,8 19,6 45 18,3 940 

8 48 12,2 24 11,1 2,6 - 2,1 - 18 58 18,5 960 

9 62,2 9,2 13,7 7,4 4 0,8 2,7 - 20 62 18,7 980 

10 78,4 4,9 4,4 2,9 0,8 0,8 7,8 - 17,4 65 18,9 1200

11 76,5 2,8 6,4 7,5 5,3 0,9 0,6 - 18,2 45 19,1 1400
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Продолжение таблицы 2.1 

Ва-
ри-
ант 

Компонентный состав газа, 
объемные доли в % P, 

МПа
t, °С

Vг, 
·104, 
м3 

Vн, м
3

СН4 С2H6 С3Н8 С3Н8 С3Н8 CO2 N2 H2S 

12 80,1 5,9 5,7 3,8 2 0,8 1,7 - 19,8 53 19,3 870 

13 69 6,3 11,6 6,7 4 0,7 1,7 - 18,5 50 19,5 890 

14 61,3 8,1 17,4 10 2,6 0,3 0,3 - 19 63 19,7 910 

15 42,9 15,2 19,1 10,1 4 0,5 8,2 - 21 68 19,9 930 

16 70 9 12 7 1 - 1 - 18,7 54 17,2 950 

17 92 3 0,03 0,4 0,05 0,9 1,9 1,72 17,8 67 17,4 970 

18 80 8,9 5,6 1,8 2 - 1,7 - 22 57 17,6 990 

19 59,3 8,1 13,4 9 2,6 0,3 0,3 7 19,5 53 17,8 1120

20 46 10,2 19 17 2,6 -  2,7 2,5 21,5 54 18,2 1150

Таблица 2.2 – Атомные массы компонентов 

Компонент Водород Углерод Кислород Сера Азот 

Атомная масса 1,008 12,011 15,999 32,064 14,007 

Таблица 2.3 – Показатели компонентов газа 

 

Относ. 
плотность 

по 
воздуху 

Крит. темпер., 
К 

Крит. 
давление 
МПа 

Плотность при 
нормальных 
условиях 

СН4 (метан) 0,555 191 4,49 0,717 
С2Н6 (этан) 1,049 305 4,75 1,356 
С3Н8 (пропан) 1,562 370 4,25 2,019 
С4Н10 (бутан) 2,091 425 3,50 2,703 
С4Н10 (изобутан) 2,066 408 374 2,668 
С5Н12 (изопентан) 2,48 460 3,22 3,216 
С5Н12 (пентан) 2,490 460 3,23 3,880 
С6Н12 (гексан) 2,974 507 2,93 3,860 
С7Н16 (гептан) 3,450 540 2,65 4,470 
N2 (азот) 0,967 126 3,28 1,250 
H2S (сероводород) 1,190 374 8,71 1,539 
CO2 (углекислый газ) 1,529 304 7,15 1,976 
Воздух 1,000 414 3,65 1.000 
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3. РАСЧЕТ ПЛОТНОСТИ, ОБЪЕМНОГО 
КОЭФФИЦИЕНТА И УСАДКИ НЕФТИ 

 
Плотность является важной физической характеристикой 

нефти. Обычно она составляет от 750 до 960 кг/м3, но бывают нефти 
с плотностью более 1000 кг/м3 и менее 750 кг/м3. Вместе с нефтью 
на поверхность извлекается газ, называемый попутным. 

Количество газа в м3. приведенное к нормальным условиям, 
приходящееся на 1 т или 1 м3 извлеченной нефти, называется 
газовым фактором. 

Газ выделяется из нефти на всем пути движения от пласта до 
установок подготовки; окончательное отделение газа происходит на 
установках подготовки нефти в концевых сепараторах. Объем 
дегазированной нефти отличается от объема пластовой нефти. 
Изменение объема нефти характеризует объемный коэффициент, 
определяемый отношением объема нефти в пластовых условиях к 
объему дегазированной нефти. По величине объемного 
коэффициента можно определить усадку нефти, показывающую 
уменьшение объема нефти после дегазации. 

Объемный коэффициент нефти можно рассчитать по 
формуле: 

РtГb  4
Ннг 105.6)20(1              (3.1) 

где λнг – коэффициент изменения объема нефти из-за 
изменения ее насыщенности газом; 

Г – газовый фактор; 
αн – коэффициент термического расширения нефти; 
Р – давление, МПа;  
t – температура, °С. 
Для нефтей в пластовых условиях объемный коэффициент 

приближенно можно рассчитать по формуле: 

.1031 3 Гb  
                                     (3.2) 

Коэффициент изменения объема нефти из-за изменения ее 
насыщенности газом нг  рассчитывается по формуле: 

],00354,0)1078,00052,0(0,8584.3[10 53
нгнг ГГ    (3.3) 
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где ρн, ρг – плотность соответственно нефти и газа при 20 °С 
и 0,1 МПа, кг/м3; 

Коэффициент термического расширения нефти αн 
рассчитывают в зависимости от плотности нефти по следующим 
формулам: 

)10169,1(638,210 33
н

  н  при 780 < н < 860 кг/м3    (3.4) 

)10272,1(975,110 33
н

  н  при 860 < н < 960 кг/м3    (3.5) 
Плотность нефти с растворенным в ней газом определяют по 

формуле: 
).(1 Гb гннг                                     (3.6) 

Коэффициент усадки и рассчитывается следующим образом: 

b

b
u

1
 .                                         (3.7) 

Задача 3. 
Рассчитать плотность, объемный коэффициент и усадку 

нефти по исходным данным, представленным в таблице 3.1. 

Таблица 3.1 – Исходные данные для расчетов 

Вари- 
ант 

Газовый 
фактор, 

M
3/

M
3 

Плотность 
нефти, кг/м3 

Плотность 
газа, 
кг/м3 

Давление, 
МПа 

Температура, 
°К 

1 17,0 907 1,52 17,0 313 
2 19,9 896 1,34 16,7 326 
3 15,6 899 1,46 15,4 310 
4 15.0 915 0,88 18,3 302 
5 16,7 902 0,95 20,5 297 
6 20,8 892 1,12 15.7 315 
7 18,0 890 1,43 17,8 298 
8 14.4 899 0,98 18,0 320 
9 14,5 893 1,01 19,2 323 

10 15,4 885 0,94 16,9 314 
11 18,0 894 0,91 17,5 306 
12 19,4 879 0,87 18,4 312 
13 13,9 895 1,35 19,4 331 
14 15,2 892 1,50 16,5 324 
15 18,0 900 1,44 15,8 303 
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Продолжение таблицы 3.1 

Вари- 
ант 

Газовый 
фактор, 

M
3/

M
3 

Плотность 
нефти, кг/м3 

Плотность 
газа, 
кг/м3 

Давление, 
МПа 

Температура, 
°К 

16 19,1 920 0,87 17,5 321 
17 16,5 862 0,99 18,2 338 
18 16,9 885 1,23 19,4 349 
19 17,3 830 1,65 18,9 353 
20 14,8 930 1,64 17,2 298 
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4. РАСЧЕТ ТЕПЛОВЫХ СВОЙСТВ НЕФТИ 
 
Тепловые свойства нефти необходимо учитывать при 

различных видах теплового воздействия на нефть, в частности при 
реализации тепловых методов увеличения нефтеотдачи пластов 
(МУН). К тепловым МУН относятся: 

1. Паротепловое воздействие. 
Вытеснение нефти паром – метод увеличения нефтеотдачи 

пластов, наиболее распространенный при вытеснении высоковязких 
нефтей. В этом процессе пар нагнетают с поверхности в пласты с 
низкой температурой и высокой вязкостью нефти через специальные 
паронагнетательные скважины, расположенные внутри контура 
нефтеносности. Пар, обладающий большой теплоемкостью, вносит в 
пласт значительное количество тепловой энергии, которая 
расходуется на нагрев пласта и снижение относительной 
проницаемости, вязкости и расширение всех насыщающих пласт 
агентов – нефти, воды, газа.  

2. Внутрипластовое горение. 
Метод извлечения нефти с помощью внутрипластового 

горения основан на способности углеводородов в пласте вступать с 
кислородом воздуха в окислительную реакцию, сопровождающуюся 
выделением большого количества теплоты. Основное преимущество 
данного метода – генерирование теплоты непосредственно в пласте. 

Процесс горения нефти в пласте начинается вблизи забоя 
нагнетательной скважины, обычно нагревом и нагнетанием воздуха. 
Теплоту, которую необходимо подводить в пласт для начала 
горения, получают при помощи забойного электронагревателя, 
газовой горелки или окислительных реакций. После создания очага 
горения у забоя скважин непрерывное нагнетание воздуха в пласт и 
отвод от очага (фронта) продуктов горения (N2, CO2, и др.) 
обеспечивают поддержание процесса внутрипластового горения и 
перемещение по пласту фронта вытеснения нефти. В качестве 
топлива для горения расходуется часть нефти, оставшаяся в пласте 
после вытеснения ее газами горения, водяным паром, водой и 
испарившимися фракциями нефти впереди фронта горения. В 
результате сгорают наиболее тяжелые фракции нефти. 
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Различают сухое и влажное внутрипластовое горение.  
3. Вытеснение нефти из пласта горячей водой. 
Метод основан на вытеснении нефти предварительно 

подогретой водой, закачиваемой через нагнетательные скважины в 
продуктивный пласт. 

4. Пароциклические обработки добывающих скважин. 
Циклическое нагнетание пара в пласты, или 

пароциклические обработки добывающих скважин, осуществляют 
периодическим прямым нагнетанием пара в нефтяной пласт через 
добывающие скважины, некоторой выдержкой их в закрытом 
состоянии и последующей эксплуатацией тех же скважин для отбора 
из пласта нефти с пониженной вязкостью и сконденсированного 
пара. Цель этой технологии заключается в том, чтобы прогреть 
пласт и нефть в призабойных зонах добывающих скважин, снизить 
вязкость нефти, повысить давление, облегчить условия фильтрации 
и увеличить приток нефти к скважинам.  

Под удельной теплоемкостью понимают отношение 
количества теплоты, сообщаемого системе массой 1 кг при 
бесконечно малом изменении ее состояния к соответствующему 
изменению температуры этой системы. Единица измерения 
теплоемкости – Дж/(кг К). 

Значение удельной теплоемкости воды при стандартных 
условиях составляет 4183 Дж/(кг·К), сухого воздуха – 
1005 Дж/(кг·К). 

Теплоемкость нефти можно рассчитать по формуле: 

),8.496(
325.107

t
р

с
н

                                (4.1) 

где нр  – плотность нефти, кг/м3;  

t – температура, °С. 
Коэффициент теплопроводности (λ) характеризует 

количество теплоты, переносимой в породе через единицу площади 
в единицу времени при градиенте температуры, равном единице, 
вт/(м · К).  

Коэффициент теплопроводности нефти определяется по 
формуле: 
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),00054,01(
7,117

..слп
н

t


                             (4.2) 

где tп.сл. – температура поверхностного слоя нефти, °С. 
 
Задача 4. 
Рассчитать теплоемкость и коэффициент теплопроводности 

дегазированной нефти при 20 °С для данного месторождения 
(таблица 3.1). Принять tп.сл ≈ 1,25 · tн. 

 
Таблица 4.1 – Плотность дегазированных нефтей 

месторождений (пластов) 
Вариант Температура, °С Плотность, кг/м3 

1 15 893 

2 16 847 

3 18 895 

4 12 910 

5 14 899 

6 25 914 

7 23 842 

8 11 865 

9 14 835 

10 16 850 

11 15 862 

12 22 852 

13 11 892 

14 25 869 

15 12 902 

16 13 877 

17 17 865 

18 15 797 

19 19 813 

20 21 822 
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5. РАСЧЕТ ПЛОТНОСТИ И ВЯЗКОСТИ ПЛАСТОВОЙ ВОДЫ 
 
Пластовые воды  – это подземные воды, находящиеся в 

нефтяном пласте вместе с нефтью и газом. Состав пластовых вод 
разнообразен и зависит от природы эксплуатируемого нефтяного 
пласта, физико–химических свойств нефти и газа. В пластовых 
водах всегда растворено некоторое количество солей.  

Плотность пластовой воды в зависимости от содержания 
солей приближенно может быть рассчитана по формуле: 

,7647.0 Sдм  
                            

(5.1) 
где ρм(t), ρм – плотность минерализованной воды при 

температуре t и 20 °С соответственно, кг/м3; 
ρд – плотность дистиллированной воды при 20 °С, кг/м3; 
S – концентрация солей в воде, кг/м3. 
Влияние температуры в диапазоне от 0 до 45 °С 

приближенно учитывается по формуле: 
).20(0714,0t)(  tмм  .                          (5.2) 

Вязкость минерализованной воды приближенно может быть 
рассчитана следующим образом: 

при pp  *: 

,10)( 001,08831,0  p
дм t

                          
(5.3) 

где μд(t) – вязкость дистиллированной воды при температуре 
t, мПа·с.  

при  > *  

.10)( )(001,0  A
дм t                                  (5.4) 

где  

.)50(1353)( 6928,1 ttд                            
(5.5) 

А(ρ) – функция, значения которой зависят от температуры и 
плотности: 

– при 200  t °С 

)5787.0(096,2)( * A                      (5.6) 

– при 3020  t °С 
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)()20(032,0)5787,0(096,2)( **   tA (5.7) 
– при t>30°С 

)503,0(776,1)( * A                         (5.8) 
Разность между плотностью минерализованной и 

дистиллированной водами при 20 °С определяется по формуле: 

.3,998 д                                     (5.9) 

Параметр *  рассчитывается по формуле: 

).8,146(793,0* tp                              (5.10) 
 
Задача 5. 
Рассчитать плотность и вязкость пластовой воды по 

исходным данным, представленным в таблице 5.1. 
 
Таблица 5.1 – Исходные данные для расчета плотности и 

вязкости пластовой воды 
Вариант Температура, °C Минерализация, г/л 

1 10 50 
2 12 122 
3 14 87 
4 16 146 
5 18 101 
6 20 110 
7 22 155 
8 24 76 
9 26 127 

10 28 174 
11 30 95 
12 33 139 
13 35 115 
14 37 168 
15 39 134 
16 41 179 
17 11 93 
18 13 151 
19 15 172 
20 17 182 
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6. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ОСНОВНЫХ ФИЛЬТРАЦИОННО–
ЕМКОСТНЫХ СВОЙСТВ ПОРОДЫ-КОЛЛЕКТОРА 

 
В нефтяных и газовых месторождениях нефть и газ, так же 

как и пластовые воды, занимают пустоты (поры), а также трещины и 
каверны в горных породах. Все горные породы, составляющие 
земную кору, имеют пустоты между частицами, т.е. обладают 
пористостью, но промышленные запасы нефти встречаются только в 
осадочных породах – в песках, песчаниках, известняках, 
конгломератах, являющихся хорошими коллекторами для 
жидкостей и газов.  

Основные физико-механические свойства коллекторов 
нефти и газа: пористость, проницаемость, удельная поверхность, 
механические свойства. Эти свойства горных пород необходимо 
знать для решения задач рациональной разработки и эксплуатации 
нефтяных и газовых месторождений.  

Наличие пор и пустот в породе называется пористостью. 
Пористость нефтесодержащих пород характеризуется 
коэффициентом пористости. 

Коэффициентом пористости (m) называется отношение 
суммарного объема пор в образце (Vn) к видимому объему этого же 
образца (Vо):  

о

п

V

V
m  .                                              (6.1) 

Коэффициент пористости выражается в долях единицы или в 
процентах к объему образца.  

Пористость породы весьма важный параметр, необходимый 
для оценки запасов нефти и изучения процессов фильтрации в 
пористой среде. 

Различают пористость породы следующих видов: 
- общая (абсолютная, физическая или полная) пористость 

включает объем всех пор в образце, т.е. связанные между собой 
(сообщающиеся) и не связанные (изолированные) поры. Общая 
пористость определяется разностью между объемом образца и 
объемом составляющих его зерен; 
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- открытая пористость или пористость насыщения, 
включающая все сообщающиеся между собой поры, в которые 
проникает данная жидкость (газ) при заданном давлении (вакууме). 
Не учитываются те поры, в которые не проникает жидкость при 
рассматриваемом давлении насыщения. Обычно в качестве 
насыщающей жидкости используется керосин (хорошо 
проникающий в поры и не вызывающий разбухания глинистых 
частиц) и насыщение происходит под вакуумом; 

- динамическая (эффективная) пористость, включающая 
только ту часть поровых каналов, которая занята подвижной 
жидкостью в процессе фильтрации при полном насыщении породы 
жидкостью. Не учитывается при этом объем субкапиллярных пор 
(диаметром менее 0,0002 мм) и пор, где жидкость удерживается 
молекулярно-поверхностными силами. Динамическая пористость в 
одном и том же образце не имеет постоянного значения, а 
изменяется в зависимости от перепада давления, скорости 
фильтрации и свойств жидкости. 

В лабораторных условиях пористость определяют методом 
Преображенского, насыщая породы керосином или 3%-ным 
раствором солёной воды. Пористость определяется по разнице весов 
сухого и насыщенного образца, отнесённой к объёму образца, 
умноженному на плотность насыщающей жидкости. Отношение 
объёма пор к объёму образца даёт искомую величину пористости 
[9]. 

Объем открытых взаимосвязанных пор определяется: 

к

ск
по

PP
V




.. ,                                         (6.2) 

где Pк – вес на воздухе образца, насыщенного керосином, кг; 
Pс – вес сухого образца на воздухе, кг; 
ρк – плотность керосина, кг/м3. 
Объем образца исследуемой породы определяется: 

к

ккк
о

PP
V




 ,                                        (6.3) 

где Ркк – вес в керосине образца, насыщенного керосином, 
кг. 
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Проницаемость – важнейший параметр, характеризующий 
проводимость коллектора, т.е. способность пород пласта пропускать 
к забоям скважин нефть и газ при наличии перепада между 
пластовым и забойным давлениями. 

В процессе эксплуатации нефтяных и газовых 
месторождений возможна различная фильтрация в пористой среде 
жидкостей и газов или их смесей – совместное движение нефти, 
воды и газа или воды и нефти, нефти и газа или только нефти или 
газа. При этом проницаемость одной и той же пористой среды для 
данной фазы в зависимости от количественного и качественного 
состава фаз в ней будет различной. Поэтому для характеристики 
проницаемости пород нефтесодержащих пластов введены понятия 
абсолютной, фазовой и относительной проницаемости. 

Под абсолютной принято понимать проницаемость пористой 
среды, которая определена при наличии в ней лишь одной какой 
либо фазы, химически инертной по отношению к породе. 

Фазовой (эффективной) называется проницаемость пород 
для данного газа или жидкости при наличии или движении в порах 
многофазных систем. 

Относительной проницаемостью пористой среды 
называется отношение эффективной проницаемости этой среды для 
данной фазы к абсолютной. 

Проницаемость измеряется в системе СИ в м2. 
За единицу проницаемости в 1 м2 принимается 

проницаемость такой пористой среды, при фильтрации через 
образец которой площадью 1 м2, длиной 1 м и перепаде давления 1 
Па расход жидкости вязкостью 1 Па·с составляет 1 м3/с. 

Физический смысл размерности коэффициента 
проницаемости – это величина площади сечения каналов пористой 
среды горной породы, по которым происходит фильтрация 
флюидов. 

В промысловом деле обычно пользуются единицей Дарси. 
1 Д ≈ 10-12 м2. 

Для оценки проницаемости горных пород обычно 
пользуются линейным законом фильтрации Дарси, по которому 
скорость фильтрации жидкости в пористой среде пропорциональна 
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градиенту давления и обратно пропорциональна динамической 
вязкости: 

L

Рk

F

Q 



 ,                                    (6.4) 

где   – скорость линейной фильтрации; 
Q – объемный расход жидкости в единицу времени; 
  – динамическая вязкость жидкости; 
F – площадь фильтрации; 
ΔР – перепад давления; 
L – длина пористой среды. 
В этом уравнении способность породы пропускать жидкости 

и газы характеризуется коэффициентом пропорциональности k, 
который называют проницаемостью (для фильтрации жидкости 
через породу): 
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.                                        (6.5) 

Коэффициент абсолютной проницаемости по газу 
определяется по следующей формуле: 
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где Q – расход газа при атмосферном давлении , м
3/с 

Р1 и Р2 – соответственно давление газа на входе в образец и 
на выходе из него, Па. 

Удельная поверхность породы - суммарная поверхность 
зерен, составляющих породу, в единице ее объема. Ее значение в 
нефтесодержащих породах колеблется в пределах от 40000 до 
230000 1/м. Породы, имеющие большую удельную поверхность 
непроницаемые (глины, глинистые сланцы и т.п.). 

Приближено удельная поверхность определяется по 
формуле: 

,
k

m
mcS уд  .                                        (6.7) 

где с – коэффициент, зависящий от разнородности частиц 
песка. 
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Задача 6. 
Определить коэффициент открытой пористости, 

коэффициент абсолютной проницаемости и удельную поверхность 
образца породы по данным, приведенным в таблице 6.1. 

Принять, что плотность керосина равна 716 кг/м3, давление 
на выходе из образца соответствует атмосферному, коэффициент, 
зависящий от разнородности частиц песка с = 0,3  

 
Таблица 6.1 – Исходные данные для расчета 

Вариант Pс, 
кг 

Pк, 
кг 

Pкк, 
кг 

Радиус 
образца по 
торцу, см 

P1, 
МПа 

Вязкость,  
мПа·с 

Объемный 
расход, 
см3/с 

1 20 22,4 12,3 1,5 1,3 0,018 20 
2 19,3 20,7 11,4 1,6 1,2 0,017 25 
3 25,3 27,7 14,7 1,7 1,1 0,018 25,3 
4 23,3 25,3 11,9 1,8 1,32 0,017 27 
5 27,4 29,2 16,7 1,9 1,35 0,018 20,6 
6 21 24,2 12,4 1,1 1,5 0,017 25,2 
7 21,5 25 11,9 1,3 1,4 0,018 19,8 
8 22,5 26,2 12,5 1,5 1,18 0,017 20,4 
9 23,5 26,8 12,9 1,7 1,12 0,018 21,2 

10 21,4 25,9 11,8 1,9 1,24 0,017 19,8 
11 22,4 26,5 13 2 1,28 0,018 23,7 
12 25 29,2 13,8 1,15 1,26 0,017 24,8 
13 26 29,8 14,9 1,25 1,2 0,018 25,4 
14 22 26,6 11,2 1,35 1,3 0,017 26,5 
15 21,8 25,9 10,7 1,45 1,18 0,018 27,3 
16 24,6 28,3 12,8 1,55 1,12 0,017 26,3 
17 23,7 27,4 11,9 1,2 1,24 0,018 25,7 
18 22,1 25,6 10,5 1,4 1,28 0,017 24,1 
19 23 26,1 11,1 1,6 1,26 0,018 22,9 
20 19 23,7 9,9 1,8 1,21 0,017 23,3 
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7. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ГОРНО–ГЕОЛОГИЧЕСКИХ УСЛОВИЙ 
ЗАЛЕГАНИЯ НЕФТИ И ГАЗА  

 
Скважиной называют цилиндрическую горную выработку в 

недрах земли (выполненную механическими средствами без доступа 
человека), у которой глубина  многократно превышает ее сечение. 

Начало скважины называется устьем, цилиндрическая 
поверхность – стенкой или стволом, дно – забоем. Расстояние от 
устья до забоя по оси ствола определяет длину скважины, а по 
проекции оси на вертикаль ее глубину. Длина скважины всегда 
больше ее глубины. Максимальный начальный диаметр нефтяных и 
газовых скважин обычно не превышает 900 мм, а конечный редко 
бывает меньше 165 мм.  

Поровое давление Рпор – давление жидкости в поровом 
пространстве горной породы. 

Пластовое давление Рпл – давление жидкости в проницаемой 
горной породе, т.е. поровое давление в случае сообщения пор между 
собой. 

Давление столба жидкости 

плст hgP                                        (7.1) 
где ρ – плотность жидкости,  
hпл – глубина залегания пласта. 
Геостатическое давление Ргс – давление, обусловленное 

весом вышележащих горных пород [4]. 

   zgghmmP гпi

n

i

жiiскiгс 



1

.1       (7.2) 

где т – пористость слоя породы, доли единицы; 
ρск  - плотность скелета данной породы, кг/м3; 

h – толщина слоя той же породы,  м; 
ρж – плотность жидкости в порах породы, кг/м3; 
ρж – объемная плотность вышележащей породы, кг/м3; 
g – ускорение свободного падения, м/с2; 
i – количество интервалов длиной  li.   
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где z – глубина рассматриваемой точки породы от дневной 
поверхности, м. 
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                                              (7.4) 

Градиент пластового давления – отношение пластового 
давления рпл в рассматриваемой точке пласта к ее глубине hпл. 

.
пл

пл
пл h

                                             (7.5) 

Коэффициент  аномальности пластового давления kа  – 
отношение пластового давления в рассматриваемой точке породы на 
глубине  h пл  к давлению столба пресной воды той же высоты.    
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плв
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                                      (7.6) 

где ρв = 1000 кг/м3. 
Индекс геостатического давления – отношение 

геостатического давления ргс на глубине h к давлению столба 
пресной воды. 
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                                      (7.7) 

Относительное давление по воде в закрытой скважине – 
отношение давления Рг на глубине h в скважине с закрытым устьем, 
заполненной пластовой жидкостью, к давлению столба пресной 
воды 
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                                    (7.8) 

Относительная плотность промывочной жидкости –  
отношение плотности промывочной жидкости в скважине ρп к 
плотности пресной воды ρв. 
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В остановленной на определенное время скважине 
устанавливается статический уровень; во время работы – 
динамический уровень жидкости. Следует учесть, что в 
остановленной на определенное время скважине устанавливается 
статический уровень жидкости, гидростатическое давление которого 
на забой скважины эквивалентно пластовому давлению [8].  

Для безводной скважины пластовое давление определяется 
по формуле: 

ннпл ghР                                      (7.10) 
где hн – высота столба нефти в скважине, м;  

,стсквн HHh                                   (7.11) 
ρн – средняя плотность нефти в остановленной скважине, 

кг/м3; 

,
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)( .... дегнплн
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 


                                 
(7.12) 

где ρн.пл., ρн.дег.  – плотность пластовой и дегазированной 
нефти соответственно, кг/м3 

Плотность жидкости в скважине рассчитывается по формуле: 
)1(   нвж ,                            (7.13) 

где нв  , – плотности воды и нефти соответственно, кг/м3; 

  – обводненность, доли ед. 
Если скважина заполнена жидкостью до устья, то пластовое 

давление можно определить по формуле: 
,усквнпл РgHР  
                             

(7.14) 

где Ру – давление на устье скважины. 
В остановленной скважине пластовое давление можно 

определить по следующей формуле: 
,затрстпл РРР 
                               

(7.15) 

где Рзатр – затрубное давление газа;  
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Рисунок 7.1 – Схема уровней жидкости в скважине: 

Hст – статический уровень; hдин – динамический уровень; Нст – 
статический столб; Ндин – динамический столб; Нскв – глубина скважины. 

 
Рдин, Рст – давления, оказываемые соответственно 

динамическим и статическим столбами жидкости; рассчитываются 
по формулам: 

),( динсквждинждин hHggНР  
                  

(7.16) 

).( стсквжстжст hHggНР                       (7.17) 
В закрытой скважине, заполненной  нефтью давление на 

глубине h приблизительно можно определить по формуле: 

).( hhgPР плнплz                                 (7.18) 
При насосной эксплуатации в затрубном пространстве может 

создаваться избыточное давление. В этом случае давление на забое 
скважины будет определяться суммой давления столба жидкости и 
избыточного давления газа в затрубном пространстве: 

.затрдинзаб РРР 
.                                 

(7.19) 

Определив динамический уровень можно определить 
забойное давление: 

),( динсквжзаб hНgР                               (7.20) 
где Нскв – глубина скважины, м;  
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hдин – динамический уровень, м;  

ж  – плотность жидкости, кг/ м3. 
Геостатическая температура – температура горной породы 

в естественных условиях залегания в земной коре. 
Геостатический градиент Г – прирост геостатической 

температуры на каждый метр глубины залегания породы, К/м. С 
глубиной несколько изменяется. 

Нейтральный слой земли – ближайший к дневной 
поверхности слой породы, температура которого не изменяется при 
суточных и сезонных колебаниях атмосферного воздуха. 

Распределение геостатических температур приближенно 
можно рассчитать по формуле:  

),( hhГTT плплh                              (7.21) 
где hпл и h – глубины пластов с известной и определяемой 

температурой. 
Геотермическая ступень – расстояние по вертикали (ниже 

нейтрального слоя) на которой температура горной породы 
закономерно повышается на 1 °С 

,
21 tt

h
Tст 

                                     (7.22) 

где t1 – температура на глубине h. 
t2 – среднегодовая температура воздуха в месте замера. 
Среднее значение геотермической ступени Гст для верхних 

слоев земли (15–20 км) равно 33 м. 
 
Задача 7.1. 
Для площади, по которой данные о пористости, плотности 

пород и насыщающих их жидкостях приведены в таблице 7.2, 
оценить значение геостатического давления и объемной плотности 
толщи горных пород на глубине Н. 

 
Задача 7.2. 
В расположенных на глубине Н объектах закрытой 

скважины при избыточном давлении на ее устье Ру определить: 
а) пластовое давление, 
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б) коэффициент аномальности, 
в) относительное давление по воде на глубине L, 
г) давление на обсадную колонну  на глубине L, 
д) индекс геостатического давления 
ж) температуру, если известно, что на глубине L1 м 

температура равна t, а средний геотермический градиент 0,038 К/м. 
 
Таблица 7.1 – Исходные данные для расчета 

Вариант H, м L, м 
Pу, 
МПа 

L1, м t, °С 

1 2000 1800 12,3 1400 62 
2 1700 1200 11,4 1500 64 
3 3500 3100 14,7 1600 65 
4 2330 2000 11,9 1700 66 
5 2740 2500 16,7 1800 67 
6 2100 1700 12,4 1900 68 
7 2150 1800 11,9 2000 69 
8 2250 1900 12,5 2100 70 
9 2350 2010 12,9 2200 71 
10 2840 1620 11,8 2300 72 
11 3240 2910 13 2400 73 
12 2500 1900 13,8 1350 61 
13 2600 2050 14,9 2500 74 
14 2200 1960 11,2 1650 63 
15 3180 2840 10,7 2600 75 
16 3460 3040 12,8 2700 76 
17 2770 2100 11,9 2100 75 
18 3410 2910 10,5 2800 77 
19 3300 2870 11,1 2900 78 
20 1900 1100 9,9 1100 59 

 
Таблица 7.2 – Данные о пористости, плотности пород и 

насыщающих их жидкостях 

Интервал 
глубины, м 

Толщина, м Пористость, % 
Средняя плотность, кг/м3 
Скелета 
породы 

Пластовой 
жидкости 

0–200 
200–400 
400–600 
600–800 

200 
200 
200 
200 

36 
33 
30 
27 

2620 
2700 
2660 
2700 

1010 
1010 
1040 
1060 
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Продолжение таблицы 7.2 

Интервал 
глубины, м 

Толщина, м Пористость, % 
Средняя плотность, кг/м3 
Скелета 
породы 

Пластовой 
жидкости 

800–1000 
1000–2000 
1200–1400 
1400–1600 
1600–1800 
1800–2000 
2000–2200 
1400–1600 
1600–1800 
1800–2000 
2000–2200 
2200–2900 
2900–3000 
3000–3200 
3200–3400 
3400–3700 
3700–3900 

200 
200 
200 
200 
200 
200 
200 
200 
200 
200 
200 
700 
100 
200 
200 
300 
200 

24 
24 
26 
29 
33 
36 
33 
29 
33 
36 
33 
28 
32 
36 
28 
25 
22 

2700 
2660 
2660 
2700 
2700 
2700 
2660 
2700 
2700 
2700 
2660 
2700 
2700 
2700 
2700 
2720 
2720 

1100 
1100 
1100 
930 
750 
680 
680 
930 
750 
680 
680 
920 
730 
680 
680 
680 
700 
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8. РАСЧЕТ АРТЕЗИАНСКОГО И ГАЗЛИФТНОГО 
ФОНТАНИРОВАНИЯ 

 
Эксплуатация скважин может осуществляться либо 

фонтанным, либо механизированным способом. При этом различают 
артезианское фонтанирование (фонтанирование только за счет 
пластовой энергии) и газлифтное фонтанирование 
(фонтанирование за счет выделяющегося из нефти газа). 
Механизированная эксплуатация скважин подразделяется на 
штанговую и бесштанговую. 

Фонтанный способ эксплуатации может применяться в тех 
случаях, когда энергии пласта достаточно для подъема жидкости от 
забоя до поверхности (рисунок 8.1). 

Уравнение баланса давлений в фонтанной скважине можно 
записать в следующем виде: 

,интрстузаб PPPPP                            (8.1) 

где Рзаб – забойное давление, Па; 
Ру – давление на устье (выкиде) скважины, Па; 
Рст – гидростатическое давление, Па; 
Ртр – потери давления на трение, Па; 
Рин – потери давления на инерционные сопротивления, Па; 
Потерями давления на инерционные сопротивления в 

расчетах ввиду малости пренебрегают. 
При артезианском фонтанировании подъем жидкости 

осуществляется за счет энергии пласта, то есть при давлении на 
устье скважины большем либо равном давлению насыщения 
(Ру ≥ Рнас). 

Условие артезианского фонтанирования можно выразить 
следующим образом: 

,интрстзаб PPPP                                         (8.2) 

Давление, оказываемое столбом жидкости, рассчитывается 
по формуле: 

,HgPст                                          (8.3) 
где H – глубина скважины. 
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Потери давления на трение Ртр можно определить по 
формуле Дарси–Вейсбаха: 

,
2

2


d

H
Ртр 




                                
(8.4) 

где   – коэффициент гидравлического сопротивления; 
d – внутренний диаметр НКТ, м; 
  – скорость движения жидкости в трубах (определяется как 

частное деления расхода жидкости Q на площадь поперечного 
сечения трубы), м/с. 

 
Рисунок 8.1. Схема фонтанной скважины. 

1 – эксплуатационная колонна; 2 – насосно-компрессорные трубы;  
3 – башмак; 4 – фланец; 5 – фонтанная арматура; 6 – штуцер 

 
Величина коэффициента гидравлического сопротивления λ 

зависит от режима течения жидкости: 
– для ламинарного режима течения (Re < 2320) 

,
Re

64
                                       (8.5) 

– для турбулентного (Re > 2320) 
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,
Re

3164,0
25,0

                                         (8.6) 

где Re – число Рейнольдса (Re) рассчитывают по формуле: 

,Re


 D


                                       
(8.7) 

где   – скорость потока (определяется как частное деления 
расхода жидкости Q на площадь поперечного сечения трубы), м/с; 

ν – кинематическая вязкость жидкости, м2/с. 
Коэффициент полезного действия подъема жидкости 

рассчитывается по формуле: 

.
затр

пол

N

N
                                           (8.8) 

При артезианском фонтанировании высота подъема 
жидкости равна глубине скважины H. Тогда при дебите скважины Q 
полезная мощность: 

QHgN  пол .                                     (8.9) 

Затраченная мощность определяется: 
).( УЗзатр РPQN 

                                 (8.10) 
или с учетом (8.1): 

).( трзатр РgHQN  
                               (8.11)

 

Подставив значения полезной и затраченной мощности в 
(8.8), получим следующее выражение для коэффициента полезного 
действия подъема жидкости а (в долях ед.):  

.

1

1

gH

РРgH

gH

тртр










                               (8.12) 

 
Задача 8.1. 
По исходным данным (таблица 8.1) рассчитать забойное 

давление фонтанирования за счет гидростатического напора пласта; 
определить к.п.д. процесса фонтанирования и потери давления на 
трение. 
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Таблица 8.1 – Исходные данные для расчета забойного 

давления 

Вариант 
Дебит 

скважины, 
м3/сут 

Глубина 
скважины, 

м 

Давление 
насыщения 
нефти газом, 

МПа 

Плотность
нефти, 
кг/м3 

Кинематическая
вязкость, 10–6, 

м2/с 

Диаметр 
НКТ, 
мм 

1 98 2010 7,3 785 5,0 60 

2 110 2200 7,1 884 4,7 73 

3 124 2250 6,5 869 5.3 89 

4 148 2050 6,1 895 3,2 60 

5 252 1500 6,6 879 5,8 73 

6 289 1460 6,4 852 4,7 89 

7 180 2280 6,0 835 3,6 60 

8 220 1720 7,2 770 6,0 73 

9 170 2350 7,5 802 6,5 89 

10 195 2400 7,8 815 3,4 60 

11 208 1400 6,0 829 6,8 73 

12 135 1930 8,2 780 7,1 89 

13 160 2100 7,9 850 5,4 89 

14 265 970 6,2 862 3,1 60 

15 132 1050 7,4 880 3,9 73 

16 152 1800 7,3 860 5 89 

17 127 1490 7,1 864 3,8 102 

18 136 1590 6,5 859 3,7 89 

19 147 1920 6,1 855 6,1 109 

20 210 2010 6,6 860 5,8 60 

 
Фонтанирование может происходить с выделением газа в 

стволе скважины или в пласте (газлифтное фонтанирование). В этом 
случае давление на устье скважины меньше давления насыщения. 
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Условие фонтанирования за счет энергии газа можно 
записать следующим образом: 

GЭФ>R0                                            (8.13) 
где GЭФ – эффективный газовый фактор, определяемый 

количеством м3 газа при стандартных условиях, находящегося в 
свободном состоянии при среднем давлении в подъемнике, 
отнесенного к 1м3 жидкости;  

Ro – оптимальный удельный расход газа, показывающий 
количество газа, необходимое для подъема 1м3 жидкости. 

Эффективный газовый фактор рассчитывают по формуле: 

),1)]()
2

(([ 00  


 Р
РP

GG УЗ
ЭФ                 (8.14)  

где Рз, Ру – забойное и устьевое давление соответственно, 
Па; 

 – обводненность продукции, доли ед.;  
Go – газовый фактор, м3/м3;  
  – коэффициент растворимости газа в нефти, Па–1; 

определяется по формуле: 

0

0

PP

G

нас 
 ,                                      (8.15) 

где Рнас – давление насыщения, Па;  
Р0 – атмосферное давление, Па. 
Оптимальный удельный расход газа определяется по 

формуле: 

)/ln(()(

)]([282.0

0
5.00

УЗУЗ

УЗ

РPPРPd

РPpgLpgL
R




 ,                 (8.16) 

где d – внутренний диаметр подъемника, м;  
L – глубина спуска подъемника, м; 
ρ – плотность жидкости, кг/м3; определяется по формуле 

(7.13) с учетом формулы (7.12). 
Если давление на забое меньше давления насыщения, то 

трубы опускаются до забоя (L = Нскв). 
 
 



39 
 

Задача 8.2.  
Рассчитать эффективный газовый фактор, оптимальный 

удельный расход газа и проверить условие фонтанирования. 
Забойное давление Рзаб = 0,9Рнас. Исходные данные приведены в 
таблице 8.2. 

 
Таблица 8.2 – Исходные данные для расчета фонтанирования 

за счет энергии газа 

Вариант Нскв, 
м 

Диаметр НКТ,
мм 

Go, 
м3/м3 

ρн.пл., 
кг/м 

ρн.дег., 
кг/м 

ρв, 
кг/м

Pнас, 
МПа 

β, % 
Pу, 
МПа 

1 2010 60 80 874 893 1100 8,7 20 0,30 

2 2200 73 130 903 914 1115 7,3 10 0,50 

3 2250 89 100 902 910 1120 6,8 30 0,80 

4 2050 60 110 895 907 1130 7,3 25 1,00 

5 1500 73 90 892 896 1140 7,1 15 1,20 

6 1460 89 85 896 915 1055 6,5 5 1,30 

7 2280 60 106 881 902 1060 7,1 8 1,15 

8 1720 73 78 876 892 1070 7,4 12 1,25 

9 2350 89 92 879 890 1080 7,3 22 1,35 

10 2400 60 70 884 899 1095 6,1 34 0,90 

11 1400 73 75 869 893 1105 7,2 0 0,70 

12 1930 89 108 869 885 1110 7,8 10 0,35 

13 2100 89 82 872 894 1125 7,8 14 0,45 

14 970 60 115 884 895 1135 6,6 26 0,50 

15 1050 73 120 881 892 1050 6,7 18 1,10 

16 970 89 100 892 896 1100 8,2 82 1,00 

17 1050 102 110 896 915 1115 8,3 46 1,20 

18 1800 89 90 881 902 1120 7,9 57 1,30 

19 1490 109 85 876 892 1130 8,1 36 1,15 

20 1590 60 106 879 890 1140 6,8 28 1,25 
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9. КОНСТРУКЦИЯ СКВАЖИНЫ 
 

Для того, чтобы обеспечить бурение скважины до проектной 
глубины, ее ствол поинтервально закрепляют стальными 
цельнокатаными трубами, называемые обсадными, а в кольцевое 
пространство между стенками скважины и колонной труб 
закачивается цементный раствор, образующий при затвердевании 
цементный камень. 

Обсадные трубы изготавливаются длиной 6 – 12 м и 
собираются в колонну (соединяются) при помощи резьбы, 
нарезанной на концах каждой трубы и муфт. 

Геологические и экологические условия обуславливают 
необходимость спуска нескольких колонн, но не менее двух – 
кондуктора и эксплуатационной колонны. 

Совокупность данных о количестве обсадных колонн, их 
диаметрах и глубинах спуска, диаметрах ствола скважины для 
каждой колонны, интервалах цементирования называют 
конструкцией скважины [11]. 

Элементы конструкции: 
Направление – первая колонна из труб большого диаметра 

предназначенная для предотвращения размыва потоком бурового 
раствора рыхлых наносных пород на устье скважины. 

Кондуктор – следующая за направлением колонна обсадных 
труб, которой крепят ствол скважины. Предназначен для 
перекрытия малоустойчивых горных пород и изоляции водоносных 
горизонтов с пресными водами. 

Эксплуатационная колона – канал из обсадных труб, 
соединяющий недра земли с дневной поверхностью. 

Глубина спуска эксплуатационной колоны определяется 
глубиной залегания продуктивного пласта, а диаметр – дебитом 
скважины и способом эксплуатации. 

Все колонны труб между кондуктором и эксплуатационной 
колонной называют промежуточными, имеющие техническое 
назначение. 
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Dм 

dт 

Dд 

Рис. 9.1 – Выбор диаметра скважины (долота)

e 

Промежуточные колонны  применяются сплошными или в 
виде «летучек». Летучками называют колонны, верхняя часть 
которых («голова») расположена ниже устья скважины. 

Хвостовик представляет собой «летучку», являющуюся 
продолжением обсадной колонны, чаще всего эксплуатационной. 
При  креплении верхняя часть хвостовика должна заходить в 
предыдущую колонну не менее чем на 30 – 50 м и обеспечить 
герметичность соединения. 

Необходимая разность диаметров скважин и муфт обсадных 
колонн должна выбираться исходя из оптимальных величин, 
установленных практикой бурения и максимально обеспечивающих 
беспрепятственный спуск каждой колонны до проектной глубины, а 
также качественное их цементирование. 

Минимально допустимая разность диаметров муфт  
обсадных труб и скважины регламентируется Правилами 
безопасности в нефтяной и газовой промышленности (ПБНГП). 
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Проектируют конструкцию скважины исходя из заданного 
диаметра эксплуатационной колонны, обеспечивающей 
технологический процесс добычи нефти.  

 
Рис. 9.2 – Обсадные колонны          Рис. 9.3 – Конструкция скважины 

1 – эксплуатационная колонна                   Н – глубина скважины  
2 – кондуктор                                                L – высота подъема цемента        
3 – направление                                             h –  высота цементного стакана      
dн – диаметр направления                            D –  диаметр скважины      
dк – диаметр кондуктора                              d – диаметр колонны наружный     
Dн Dк Dэ – соответственно                           d0 – диаметр колонны внутренний 
 диаметры долот под                                     ρр – плотность жидкости продавки 
направление, кондуктор,                              ρцр –плотность цементного раствора 
эксплуатационную колонну.  

 
Выбор диаметра скважины (долота) под каждую колонну 

(рис. 9.1) производят из выражения 
,eDD мд                                                (9.1) 

где Dд – диаметр долота (таблица 9.3); 
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Dм – диаметр муфты (таблица 9.2); 
е – разность диаметров муфт обсадных труб и скважины 

(таблица 9.1) 
dт – диаметр труб обсадной колонны, мм. 
Следующую по порядку обсадную колонну выбирают такого 

диаметра, чтобы обеспечить свободное прохождение долота для 
бурения ствола под колонну предыдущую. 

 
Таблица 9.1 – Минимально допустимая разность диаметров 

муфт обсадных труб и скважин, е, мм (ПБНГП–2003г.) 
Номинальный  

диаметр 
обсадных труб 

114,127 140,146 
168, 178, 
194, 219, 

245 
273, 299 

324, 340, 
351, 377, 

426 
е, мм * 15 20 25 35 39–45 

 
Таблица 9.2 – Трубы обсадные и муфты к ним (ГОСТ 632–

80) 
Условный 
диаметр 
трубы 

Труба Муфта 
Наружный 
диаметр, D 

Толщина стенки, s 
Наружный 
диаметр, Dм

Длина, Lм 

114 114,3 5,2 – 8,6 127 158 
127 127,0 5,6 – 9,2 141,3 165 
140 139,7 6,2 – 10,5 153,7 171 
146 146,1 6,5 – 10,7 166,0 177 
168 168,3 7,3 – 12,1 187,7 181 
178 177,8 5,9 – 12,7 194,5 184 
194 193,7 7,6 – 12,7 215,9 190 
219 219,1 6,7 – 14,2 244,5 196 
245 244,5 7,9 – 13,8 269,9 196 
273 273,1 7,1 – 16,5 298,5 203 
299 298,5 8,5 – 14,8 323,9 203 
324 323,9 8,5 – 14 351,0 203 
340 339,7 8,4 – 15,4 355,1 203 
351 351,0 9 – 12 376,0 229 
377 377,0 9 – 12 402,0 229 
406 406,4 9,5 – 16,7 431,8 228 
426 426,0 10 – 12 451,0 229 
473 473,1 11,1 508,0 228 
508 508,0 11,1 – 16,1 533,4 228 
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Таблица 9.3 – Диаметр долот, мм 
151,0 
161,0 
165,1 
190,5 
200,0 
215,9 
244,5 
250,8 

269,9 
311,1 
295,3 
320,0 
349,2 
393,7 
444,5 
490, 

            *501,0  – 20” 
558,2 – 22” 
584.8 – 23” 
609,6 – 24” 

      660,4 – 26” ** 
 
 

*– стандарт API 
** 1дюйм (1``) = 25.4 мм. 
 
Процесс заполнения заданного интервала скважины 

раствором вяжущих материалов, способных в покое превращаться в 
прочный непроницаемый камень, называют цементированием или 
тампонированием (тампонажем), а сами материалы – 
тампонажными. 

Для цементирования нефтяных и газовых скважин 
используют тампонажные портландцементы и цементы на основе 
доменных шлаков. 

Цементный раствор – смесь воды (жидкости) и сухого 
цемента в определенной пропорции, которое называют 
водоцементным отношением (В:Ц). Оптимальное В:Ц для растворов 
портландцемента и технической воды составляет величину 0.5. 

При цементировании обсадных колон цементом заполняется 
пространство между стенками скважины и наружным диаметром 
колонны (кольцевое пространство). 

Для обеспечения качественного цементирования обсадную 
колонну оснащают рядом специальных приспособлений: на низ 
колонны навинчивают башмак с направляющей пробкой, 
устанавливают обратный клапан и упорное кольцо. В определенных 
интервалах на колонну надевают центрирующие фонари. 

Существует несколько способов цементирования обсадных 
колонн – одноступенчатое, двухступенчатое, манжетное, обратное. 
В большинстве скважин применяют одноступенчатое 
цементирование. После спуска и промывки обсадной колонны на 
верхний ее конец навинчивают специальную цементировочную 
головку, отводы которой соединяют линиями высокого давления с 
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цементировочными агрегатами (ЦА). Цементировочными насосами 
ЦА нагнетают вовнутрь обсадной колонны цементный раствор, 
приготовленный с помощью специальных машин – смесителей 
(СМ). После закачки в обсадную колонну расчетного объема 
цементного раствора, освобождают верхнюю разделительную 
пробку, подвешенную внутри цементировочной головки, и в 
колонну на пробку нагнетают жидкость продавливания. Цементный 
раствор, дойдя до низа колонны, через башмак поступает в 
кольцевое пространство (за колонну), поднимается по нему, 
вытесняя буровой раствор. Когда верхняя разделительная пробка 
достигает упорного кольца, давление в обсадной колонне резко 
возрастает, что является сигналом прекращения продавливания 
цементного раствора. Колонну оставляют в покое на время 
затвердения цемента.  

При расчете цементирования колонны определяют 
необходимое количество сухого тампонирующего материала 
(цемента), количество воды для приготовления цементного 
раствора, объем жидкости продавливания, максимальное давление в 
конце процесса цементирования, необходимое число смесителей и 
агрегатов, время процесса цементирования. 

Необходимый объем цементного раствора для 
цементирования обсадных колонн (рис. 9.3) определяют из 
выражения: 

  hdLdDkV скрц  2
0

22
.. 4


                         (9.2) 

где kк – коэффициент каверн;   
Dс – диаметр скважины, м; 
d, d0 – соответственно наружный и внутренний диаметр 

обсадной колонны, м; 
L – высота подъема цементного раствора за колонну, м; 
h – высота цемента в башмаке колонны, м; 
Количество цемента q (т) для приготовления 1 м3 цементного 

раствора: 

.
цв

вц

т
q







                                      (9.3) 



 

46 
 

Тогда количество сухого цемента для приготовления 
заданного объема раствора: 

т
VG црпрц 


1

1    или    ,
цв

вц
прц т

VG






         (9.4) 

где m – водоцементное отношение, (обычно В:Ц  в пределах 
0.35 – 0.60.); 

ρцр – плотность цементного раствора, кг/м3; 
ρц – плотность сухого цемента, кг/м3; 
ρв – плотность жидкости растворения, (вода, нефть и др.), 

кг/м3; 
Плотность цементного раствора можно определить из 

выражения: 

цв

вц
цр т

т










)1(
                                       (9.5) 

С учетом потерь сухого цемента при затворении 
(коэффициент потерь в пределах Кц = 1.03 – 1.05): 

ццв KGG                                           (9.6) 

Количество воды Vв  для приготовления расчетного объема  
цементного раствора: 

в
вв

т
GКV


                                         (9.7) 

где вК  – коэффициент, учитывающий потери воды в 

процессе затворения цемента, при механизированном способе 

вК =1,08. 

Необходимый объем жидкости продавливания определяется 
по следующей формуле: 

,)(
4

2
0

мпр VhH
d

V 


                                 (9.8) 

где   – коэффициент, учитывающий сжимаемость жидкости 
продавливания (1,03–1,05); 

Vм – вместимость линий нагнетания (0,8 м3); 
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Максимальное давление перед посадкой разделительной 
пробки на упорное кольцо: 

,21 РРРтах                                        (9.9) 
где Р1 – давление создаваемые за счет разности плотностей 

жидкости в трубах и кольцевом  пространстве; 
Р2 – давление, необходимое для преодоления 

гидравлических сопротивлений. 
.])()[(1 ghLНLLНР цррцрр      (9.10) 

Давление, необходимое для преодоления гидравлических 
сопротивлений приблизительно находят по эмпирическим 
формулам. Наиболее распространена формула Шищенко–Бакланова: 

,6,1001,02 МПаHР   (для скважин глубиной до 1500 м); 

,8,0001,02 МПаHР   (для скважин глубиной >1500 м). 
Число цементосмесителей пс определяется весом сухого 

цемента (G) и вместимости бункера смесителя (А): 

.
A

G
пс                                                   (9.11) 

Число цементированных агрегатов (па) находят из условий 
обеспечения определенной скорости течения раствора в кольцевом 
пространстве плюс один агрегат в резерве 

,1
)(785,0 22





Q

dDk
па


                             (9.12) 

где   – скорость течения цементного раствора, м/с 
Q – производительность ЦА на IV скорости, м3/с 
 

Задача 9. 
Спроектировать конструкцию скважины. Определить 

количество сухого цемента для цементирования обсадной колонны 
при исходных данных, приведенных в таблице 9.1 (рис. 9.3). 
Жидкость растворения – вода техническая плотностью 1000 кг/м3. 
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Таблица 9.1 – Исходные данные для расчета 

Вари-
ант 

Номинальный 
диаметр 

эксплуатационных 
труб, м 

ρц, 
кг/м3

Глубина 
скважины, м 

Высота 
подъема 

цементного 
раствора, м 

Высота 
цементного 
стакана, м 

kк В:Ц

1 178 3150 2000 1500 20 1,15 0,5 

2 89 3120 2100 1700 18 1,03 0,6 

3 114 3130 2110 1800 19 1,12 0,7 

4 127 3080 2200 1900 17 1,08 0,8 

5 168 3090 2300 2000 21 1,09 0,55

6 140 3110 2400 2100 22 1,1 0,65
7 178 3120 2500 2200 20 1,12 0,75
8 89 3130 2600 2240 18 1,13 0,45
9 114 3115 2700 2300 19 1,14 0,5 

10 127 3125 2800 2200 17 1,04 0,6 
11 168 3135 2900 2600 21 1,05 0,7 
12 140 3145 2150 1900 22 1,06 0,8 
13 178 3095 2250 2000 20 1,07 0,55
14 89 3085 2350 2100 18 1,08 0,65

15 178 3075 2450 2200 19 1,01 0,75

16 89 3110 2550 2300 17 1,02 0,45

17 114 3112 2650 2400 21 1,14 0,6 

18 127 3090 2750 2500 22 1,04 0,7 

19 168 3110 2850 2600 18 1,05 0,8 

20 140 3120 2950 2700 19 1,06 0,55

 
Указание к решению: 
Выбираем диаметр долота для бурения под 

эксплуатационную колонну заданного диаметра по формуле 9.1. 
Согласно таблице 9.3 выбираем ближайший к расчетному значению 
диаметр долота. 

Диаметр труб для кондуктора определяем по таблице 9.2. с 
таким расчетом, чтобы внутри выбранной трубы свободно 
проходило долото расчетного размера. 

Те же действия выполняем для других элементов 
конструкции скважины (рис. 9.2). 
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10. РАСЧЕТ ДОПУСТИМОЙ ДЛИНЫ СПУСКА НАСОСНО-
КОМПРЕССОРНЫХ ТРУБ 

 
Насосно-компрессорные грубы (HKT) предназначены для 

добычи жидкости и газа, нагнетания их в скважину, подвески 
насосного и технологического оборудования, проведения 
ремонтных работ. По конструкции могут быть гладкими 
(неравнопрочными) и с высаженными концами (равнопрочными) 
(рисунок 8.1). Трубы с гладкими концами имеют постоянный по 
длине диаметр, поэтому и в месте нарезания резьбы они ослаблены. 
Трубы с высаженными концами имеют утолщенные концы с 
нарезанной резьбой, поэтому прочность трубы не уменьшается. 

Осевые растягивающие силы, действующие на НКТ, могут 
вызвать разрыв колонны и нарушение муфтового соединения. 
Наибольшее усилие испытывает труба, находящаяся у устья 
скважины. Оно определяется по формуле 

обшжтр PPPPP                                 (10.1) 

где Pтр – собственный вес труб, Н;  
Pж, Pш, Pоб – соответственно вес жидкости, насосных штанг 

(для глубинно–насосных труб) и подвешенного на трубах обо-
рудования, Н. 

Гладкие трубы являются неравнопрочными, т.к. прочность в 
нарезанной части составляет 80...85 % от прочности ненарезанной. 
Для труб с высаженными наружу концами прочность по телу 
соответствует прочности по нарезанной части трубы. 

Для одноразмерной колонны насосно–компрессорных труб 
предельная глубина спуска будет равна: 

трqК

Р
l


 ,                                           (10.2) 

где Р – страгивающая нагрузка для неравнопрочных труб 
или нагрузка, соответствующая пределу текучести, для 
равнопрочных труб, Н;  

К – коэффициент запаса прочности (1,3...1,5);  
qтр – вес 1м труб, Н. 
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Рис. 8.1. Насосно–компрессорные трубы:  

1 – неравнопрочные; 2 – равнопрочные; 3 – соединительная муфта;  
D – наружный диаметр НКТ; d – внутренний диаметр НКТ; δ – толщина 

стенки; DM – диаметр муфты; L – длина муфты.  
 

Для двухразмерной колонны длины нижней и верхней 
секций, м: 

,1
1

ТРqK

P
l




                                           
(10.3) 

.2
2

ТРqK

Р
l


                                           (10.4) 

При расчете колонны НКТ с высаженными наружу концами 
расчет ведут по телу трубы исходя из растяжения от собственного 
веса: 

текFР                                            (10.5) 
где F – площадь сечения трубы, м2;  

тек – предел текучести материала труб, Па. 
Для глубинно–насосного способа эксплуатации допускаемая 

глубина спуска насосно–компрессорных труб будет равна: 

Кqqq

Р
l

жштр
доп 


)(

,                             (10.6) 
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где qш – вес 1м штанг, Н (табличные данные);  
qж – вес 1м столба жидкости, Н. 
Вес одного метра столба жидкости рассчитывается по 

формуле: 

qddq жштНКТж  
)(

4
22 ,                       (10.7) 

где dНКТ – внутренний диаметр НКТ, м;  
dшт – наружный диаметр штанг, м;  
ρж – плотность жидкости, кг/ м3 . 
Плотность жидкости можно определить по формуле (7.13). 
Площадь сечения трубы определяется по формуле: 

).(
4

22
вннар ddF 


                               (10.8)  

где dнap, dвн – соответственно наружный и внутренний 
диаметр НКТ, м. 

 
Задача 10.1 
Определить предельно - допустимую глубину спуска 

ступенчатой колонны равнопрочных насосно-компрессорных труб 
исходя из условия прочности на разрыв. Исходные данные 
приведены в таблице 10.1. Дополнительные данные для задачи 
приведены в таблицах 10.2 и 10.3. 

 
Таблица 10.1 – Исходные данные для определения глубины 

спуска НКТ 

Вариант 
Плотность 
нефти, кг/ м3 

Плотность 
воды, кг/ м3 

Диаметр 
ступеней, 
d1/d2, мм 

Группа прочности 
стали 

1 850 1050 73/60 D 

2 870 1075 89/60 D 

3 876 1110 89/73 D 

4 860 ИЗО 73/60 К 

5 833 1115 89/60 К 

6 840 1122 89/73 К 
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Продолжение таблицы 10.1 

Вариант 
Плотность 
нефти, кг/ м3 

Плотность 
воды, кг/ м3 

Диаметр ступеней, 
d1/d2, мм 

Группа прочности 
стали 

7 845 1111 73/60 Е 
8 870 1127 89/60 Е 
9 885 1008 89/73 Е 

10 881 1116 73/60 L 
11 867 1122 89/60 L 
12 853 1090 89/73 L 
13 829 1125 102/60 D 
14 847 1158 102/73 К 

15 884 1114 102/89 Е 

16 856 1147 73/60 Е 

17 873 1072 89/60 Е 

18 859 1134 89/73 L 

19 862 1029 73/60 L 

20 864 1196 89/60 L 

 
Таблица 10.2 – Дополнительные данные для определения 

глубины спуска НКТ 
Условный диаметр, 

(dy), мм 
Внутренний диаметр, 

(dвн), мм 
Наружный диаметр, 

(dнар), мм 
Вес 1 м труб 

(qтр), Н 
60 50,3 60,3 68,4 
73 62,0 73,0 91,6 
89 76,0 88,9 132,2 
102 88,6 101,6 152,2 

 
Таблица 10.3 – Дополнительные данные для определения 

глубины спуска НКТ 

Группа прочности стали 
Предел текучести стали ( тек), 

МПа 
D 380 
К 500 
Е 550 
L 650 
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Задача 10.2. 
По условию задачи 10.1 определить предельно – 

допустимую глубину спуска ступенчатой колонны гладких насосно–
компрессорных труб. Величины страгивающих нагрузок 
представлены в таблице 10.4. 

 
Таблица 10.4 – Исходные данные для определения глубины 

спуска гладких НКТ. 

Условный диаметр, 
(dy), мм 

Страгивающая нагрузка для резьбового соединения 
неравнопрочных труб, кН и 

D К Е L 
60,0 208,0 274,0 301,5 356,0 
73,0 294,0 387,0 426,0 505,0 
89,0 446,0 585,0 645,0 762,5 
102 459 608,0 664,0 785,0 

 
Задача 10.3. 
Определить допустимую глубину спуска насосных труб при 

глубиннонасосной эксплуатации (для случая поднятия трубного 
насоса при заклиненном плунжере). 

 
Таблица 10.5 – Исходные данные 

Вариант 
Диаметр 
НКТ, 
мм 

Группа 
стали 

Диаметр 
штанг, 
мм 

Плотность 
нефти, кг/ 

м3 

Плотность 
воды, 
кг/ м 

Обводненность 
продукции, %

1 60 D 16 850 1050 25 

2 73 D 16 870 1075 42 

3 89 D 22 876 1110 36 

4 60 К 19 860 1130 74 
5 73 К 19 833 1115 89 
6 89 К 22 840 1122 12 

7 60 Е 22 845 1111 45 

8 73 Е 19 871 1121 56 

9 89 Е 25 885 1008 56 

10 60 L 16 881 1116 75 

11 73 L 16 867 1122 89 

12 89 L 22 853 1090 92 



 

54 
 

Продолжение таблицы 10.5 

Вариант 
Диаметр 
НКТ, 
мм 

Группа 
стали 

Диаметр 
штанг, 
мм 

Плотность 
нефти, кг/ 

м3 

Плотность 
воды, 
кг/ м 

Обводненность 
продукции, %

13 60 D 19 829 1125 36 

14 73 D 25 847 1130 17 

15 89 D 25 884 1114 29 

16 60 К 16 885 1116 55 

17 73 К 22 881 1122 67 

18 89 Е 19 867 1090 43 

19 60 L 19 853 1125 86 

20 73 L 22 829 1158 29 

 
Дополнительные данные: значения предела текучести для 

равнопрочных труб приведены в таблице 10.3. Вес 1 м штанг 
приведен в таблице 10.6. 

 
Таблица 10.6 – Вес 1м штанг 

Диаметр штанг, мм Вес 1 м штанг, Н 

16 16,7 

19 23,5 

22 31,4 

25 41,0 
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11. ОСВОЕНИЕ СКВАЖИН 
 
Движение жидкости или газа из пласта в скважину возможно 

лишь при условии, если 

допзабпл PPP                                        (11.1) 
где Рпл – пластовое давление 
Рзаб – забойное давление 
Рдоп – давление, необходимое для преодоления 

сопротивлений при течении жидкости (газа) в призабойной зоне 
пласта. 

Забойное давление определяется по формуле: 

узаб PHgP   ,                                (11.2) 

где стPHg   – давление столба жидкости плотностью ρ 
(кг/м3), высотой Н (м),  

g – ускорение свободного падения, м/с2,  
Ру – давление на устье скважины. 
При открытой скважине Ру = 0. Все известные способы 

вызова притока из пласта в скважину основаны на снижении 
забойного давления [7]. 

Величину забойного давления можно уменьшить двумя 
путями: 

– снижением плотности жидкости в скважине; 
– снижением уровня жидкости в скважине (высоты столба 

жидкости). 
При бурении и ремонте скважин выбор плотности 

скважинной жидкости (бурового раствора) должен предусматривать 
создание столбом раствора гидростатического давления на забой 
превышающего пластовое  давление на величину не менее 10% для 
скважин глубиной до 1200 м, 5 % для интервалов от 1200 м до 
проектной глубины (ПБНГП–2003). 

Если обозначить превышение давления столба жидкости над 
пластовым через К, то 

.плPKHg 
                                 

(11.3) 
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Снижение плотности жидкости заключается в замене 
скважной жидкости на более легкую – замена растворов и рассолов 
на техническую воду, нефть, аэрированные жидкости, пенные 
системы, использование специальных технологий и технических 
средств. 

При замене жидкости разница их плотностей не должна быть 
более 0,5–0,6 г/см3. При большей разнице плотностей темпы 
снижения противодавления на пласт должны быть ограничены. 

Снижение уровня жидкости в скважине достигается 
глубинными насосами, поршневанием, нагнетанием компрессором 
инертного газа, нагнетанием природного газа из соседней скважины, 
техническими средствами. 

Снижение уровня глубинными насосами не рекомендуется в 
скважинах, в которых возможно их засорение песком (например, 
после гидроразрыва пластов, пескоструйной перфорации и т.п.)  

Выдавливание жидкости газом заключается в нагнетании 
сжатого газа в пространство между колонной НКТ (подъемные 
трубы) и обсадной колонной скважины (межтрубное пространство). 
Газ вытесняет скважинную жидкость через подъемные трубы 
наружу с одновременным газированием и тем самым уменьшает ее 
плотность. 

Газ можно нагнетать и в подъемные трубы. 
Снижение уровня в скважине нагнетанием газа 

рассчитывают по формулам: 
При нагнетании газа в межтрубное пространство 

.max1
к

м

V
HZ


                                     (11.4) 

При нагнетании газа в колонну НКТ  

,max2
к

т

V
HZ


                                     (11.5) 

где Нmax – максимальная глубина уровня скважинной 
жидкости от устья при максимальном давлении компрессора 
(газовой скважины), м; 
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м и т  – соответственно объем одного метра межтрубного 
и трубного пространства, дм3; 

кV  – объем 1 м обсадной колонны, дм3. 

g

P
H





max
max ,                                      (11.6)  

где Рmax – максимальное давление компрессора. 
Если давление нагнетания газа для вытеснения жидкости 

через башмак колонны НКТ недостаточно, то сжатый газ может 
поступать в НКТ через специальные отверстия, выполненные в 
муфтах труб, называемые пусковыми. Давление столба 
газированной жидкости значительно меньше, что обуславливает 
вытеснения жидкости через следующие пусковые отверстия. Таким 
способом вытеснение продолжается до заданной величины 
депрессии на пласт. 

Максимальное забойное давление при вытеснении жидкости 
газом равно сумме рабочего давления газа у башмака колонны труб 
НКТ и давления столба жидкости от башмака до забоя 

 ,LHgLgP жгзаб                         (11.9) 
где L – глубина спуска колонны труб НКТ для продувки 

газом, м 
ρг – плотность газа (азот ρ = 250 кг/м3) 
ρж – плотность скважинной жидкости. 
При поршневании необходимое количество жидкости 

извлеченной из скважины определяется: 

1
2
0

22
0 )(785,0 LddДQ т  ,                     (11.10) 

где Д0 – внутренний диаметр колонны, м 
dт – наружный диаметр НКТ, м 
d0 – внутренний диаметр НКТ, м 
Количество жидкости, извлекаемой за каждый рейс поршня, 

определяется по формуле  

zddQ кп  )(785,0 22
0 ,                           (11.11) 

где dк – диаметр каната, м 
z – среднее погружение поршня под уровень 
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Задача 11. 
Столб жидкости в скважине плотностью ρ и высотой Н 

создает давление, превышающее пластовое на 5%. Диаметр 
подъемной колонны НКТ выбрать самостоятельно, диаметр каната 
для поршневания 0,0185 м, глубина спуска поршня 150 м. 

Определить забойное давление при освоении скважины 
разными способами: снижением плотности жидкости, вытеснением 
сжатым газом, поршневанием. Определить величину депрессии на 
пласт, глубину снижения уровня жидкости в скважине, объемы 
извлекаемой жидкости поршневанием. 

 
Таблица 11.1 – Исходные данные для определения глубины 

спуска НКТ 

Вариант H, м 
Пластовое 

давление, МПа 
Диаметр 
НКТ, мм 

Плотность 
газа, кг/м3 

1 1850 20 60 100 

2 1870 19 73 110 

3 1876 18 89 120 

4 1860 21 102 98 

5 1833 20 73 95 

6 1840 18,5 89 115 
7 1845 19,5 60 119 
8 1900 17,5 73 105 
9 2000 16,5 89 101 

10 2100 21,5 60 102 
11 2200 20,5 73 103 
12 2300 22,5 102 104 
13 2400 22 60 105 
14 1950 18,2 73 106 
15 2050 17,6 89 107 
16 2150 19,8 102 108 
17 2250 20,4 73 112 
18 2350 21,7 89 113 
19 2450 22,1 60 118 
20 1980 18,6 102 119 
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12. ЭКСПЛУАТАЦИЯ СКВАЖИН ШТАНГОВЫМИ 
НАСОСАМИ 

 
Подача глубинной штанговой установки определяется по 

формуле: 

,

2

4
1440 




 nS
D

Q б                           (12.1) 

где 1440 – число минут в сутках, 
D – диаметр плунжера насоса, м; 
Sб – длина хода головки балансира, м; 
n – число качаний в минуту; 
ρ – плотность жидкости, кг/м3; 
η – коэффициент подачи. 
Для определения подачи насоса, а также других параметров 

можно пользоваться номограммами Иванова (рис.12.1). 
Для этого на левой ветви оси абсцисс находим точку, 

соответствующую заданному значению п, затем проводим вертикаль 
до пересечения со значением длины хода балансира Sб, а из 
полученной точки проводим горизонталь вправо до пересечения с 
линией D , после чего опускаем вертикаль до луча η в четвертом 
квадранте (коэффициент подачи насосной установки). Наконец 
проводим горизонталь влево до оси ординат, где найдем 
фактическую подачу насоса в м3/сутки (в объемных единицах). Если 
найденная точка попадает в промежуток между двумя соседними 
лучами, то значение находят интерполированием. Умножив 
полученный результат на плотность жидкости получим Qф  в 
т/сутки.  
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Рис.12.1. Номограмма Иванова для определения параметров работы 

штангового насоса 
 

Коэффициент подачи насоса можно определить по 
номограммам (рис.12.2 и 12.3), построенных с использованием 
следующих формул [5]: 

– коэффициента подачи, учитывающего упругие удлинения 
насосных труб и штанг от действия статических сил  η1. 

),
f

11
(

10
1

т

5

1 



 

ш

ж

fES

LР



                      (12.2) 

где L – глубина спуска насоса, м; 
n – число ходов насоса в минуту; 
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Pж – вес столба жидкости над плунжером, H;  
fш – площадь сечения насосных штанг, см2; 
fт – площадь сечения насосных труб, см2; 
E –  модуль упругости металла, Па. 
 

 
Рис.12.2. Номограмма для определения 

коэффициента подачи насоса η1 

 
Рис. 12.3 – Номограмма для определения подачи насоса 
 
– коэффициент подачи, учитывающего выигрыш хода за счет 

инерционных сил, 
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.
10

225
12

22

2
nL 

                                     (12.3) 

 
Рис.12.3. Номограмма для определения 

коэффициента подачи насоса η2 

 

Общий коэффициент подачи 21   . 
Вес столба жидкости определяем по формуле: 

,FghP ждж                                    (12.4) 
где F – площадь сечения плунжера насоса, м2;                      
hд – глубина до динамического уровня, м; 
ρж – плотность жидкости, кг/м3. 



 

63 
 

Номограмма для определения η1 построена следующим 
образом (рис. 12.2): на оси абсцисс квадранта 1 отложены значения 
1/fш. В квадранте I нанесены линии, соответствующие разным 
диаметрам насосных труб, а в квадранте II – величина Рж; в 
квадранте III приведены значения Sб и в квадранте IV – величины L 
и η1. 

В номограмме 12.3 нанесены значения n и L для определения 
η2. 

Мощность двигателя для станка – качалки определяют по 
нескольким формулам. 

Приближенно мощность в кВт можно определить по 
формуле  

,
103

м

жP
N






                                      (12.5) 

где ηм.– механический к.п.д. установки (приближенно можно 
взять равный коэффициенту подачи);  

  – средняя линейная скорости движения плунжера, м/с. 

.
30

nSб                                         (12.6) 

 
Задача 12. 
Определить подачу глубиннонасосной штанговой установки 

Qф, общий коэффициент подачи при следующих условиях, 
приведенных в таблице 12.1. 

 
Таблица 12.1 – Исходные данные для расчета 

Вариан
т n 

D 
насоса, 

м 
Sб, м ρн, кг/м

3 ρв, кг/м
3 β, % L,  м H, м dш , мм

Pз, 
МПа

dНКТ, 
мм 

1 8 28 1,5 900 1100 20 1500 1600 16 8 60 

2 10 32 1,8 850 1050 25 1700 1850 16 9 73 

3 12 38 2 870 1075 35 1750 1870 22 8 89 

4 8 43 1,2 876 1110 45 1680 1876 19 6 102

5 10 56 1,5 860 1130 15 1710 1860 19 10 73 

6 12 68 1,8 833 1115 19 1780 1833 22 8,5 89 
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Продолжение таблицы 12.1 

Вариан
т n 

D 
насоса, 

м 
Sб, м ρн, кг/м

3 ρв, кг/м
3 β, % L,  м H, м dш , мм

Pз, 
МПа

dНКТ, 
мм 

7 8 93 2 840 1122 18 1690 1840 22 9,5 60 
8 10 28 1,2 845 1111 24 1740 1845 19 7,5 73 
9 12 32 1,5 871 1121 45 1820 1900 25 6,5 89 
10 8 38 1,8 885 1008 75 1890 2000 16 4,5 60 
11 10 43 2 829 1125 81 1400 1500 16 6,5 73 
12 12 56 1,2 847 1130 76 1590 1700 22 5,5 102
13 8 68 1,5 884 1114 68 1480 1600 16 12 60 
14 10 93 1,8 885 1116 36 1720 1850 16 8,2 73 
15 12 28 2 881 1122 45 1690 1750 22 7,6 89 
16 8 32 1,2 867 1090 18 1720 1860 19 9,8 102
17 10 38 1,5 853 1125 26 1380 1470 19 3,4 73 
18 12 43 1,8 829 1158 34 1510 1690 22 4,7 89 
19 8 56 2 840 1122 27 1420 1590 22 5,1 60 
20 10 68 1,2 845 1111 56 1310 1490 19 8,6 102

 
Таблица 12.2 – Расчетные данные по плунжерам, насосным 

штангам и трубам 
I. Плунжеры штанговых насосов 

Показатели 
Диаметр, мм 

28 32 38 43 56 68 93 
Площадь поперечного сечения 

плунжера, см2 
6,15 8,04 11,34 14,6 24,6 36,3 67,9 

Вес 1 м столба жидкости (воды) 
над плунжером, Н 

6,08 7,85 11,1 14,3 24,1 35,6 66,6 

II. Насосные штанги 

Показатели 
Диаметр, мм 

16 19 22 25 
Площадь поперечного сечения 

штанг, см2 
2,01 2,83 3,8 4,9 

Масса 1 м штанг с муфтами, кг 1,67 2,35 3,14 4,1 
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Таблица 12.3 – Характеристика насосно-компрессорных труб 
У
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ов
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й 
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мм 
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1 
м
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ру
бы

 с
 м
уф

то
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(п
ри

 
дл
ин
е 
тр
уб
ы

 8
 м

 )
 

Трубы гладкие 
48 
60 
73 
 

89 
102 
114 

48,3 
60,3 
73,0 

 
88,9 

101,6 
114,3 

4,0 
5,0 
5,5 
7,0 
6,5 
6,5 
7,0 

40,3 
50,3 
62,0 
59,0 
76,0 
88,6 

100,3 

 

56,0 
73,0 
89,0 

 
107,0 
121,0 
132,5 

96 
110 
132 

 
146 
150 
156 

4,39 
6,84 
9,16 

11,39 
13,22 
15,22 
18,47 

0,5 
1,3 
2,4 

 
3,6 
4,5 
5,1 

4,45 
7,00 
9,46 

11,69 
13,67 
15,76 
19,09 

Трубы с высаженными наружу концами 
33 
42 
48 
60 
73 
 

89 
 

102 
114 

33,4 
42,2 
48,3 
60,3 
73,0 

 
88,9 

 
101,6 
114,3 

3,5 
3,5 
4,0 
5,0 
5,5 
7,0 
6,5 
8,0 
6,5 
7,0 

26,4 
35,2 
40,3 
50,3 
62,0 
59,0 
76,0 
73,0 
88,6 

100,3 

37,30 
46,00 
53,20 
65,90 
78,60 

 
95,25 

 
107,95 
120,65 

45 
51 
57 
89 
95 
 

102 
 

102 
108 

48,3 
56,0 
63,5 
78,0 
93,0 

 
114,3 

 
127,0 
141,3 

89 
95 
100 
126 
134 

 
146 

 
154 
160 

2,58 
3,34 
4,39 
6,84 
9,16 

11,39 
13,22 
15,98 
15,22 
18,47 

0,5 
0,7 
0,8 
1,5 
2,8 

 
4,2 

 
5,0 
6,3 

2,67 
3,48 
4,59 
7,20 
9,73 

11,96 
14,07 
16,83 
16,14 
19,66 
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13. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ВЕСА КОЛОННЫ ШТАНГ  
 
Для привода плунжера скважинного глубинного насоса 

используют штанги длиной 6 – 9 м, диаметрами 16, 19 и 22 мм. 
Штанги имеют резьбу и участок с квадратным сечением для захвата 
специальными ключами при свинчивании и развинчивании. 
Соединяют штанги специальными муфтами (рис. 13.1). При сборке 
ступенчатой колонны штанг применяют переводные муфты, 
позволяющие соединить штанги диаметром 16 и 19, 19 и 22, 22 и 25 
мм. Штангам приходится работать при знакопеременных нагрузках, 
при значительных силах трения, вибрации; они несут нагрузку от 
веса столба жидкости и нагрузку от собственного веса. В 
зависимости от условий эксплуатации применяют штанги с 
различными прочностными характеристиками. Для изготовления 
используют стали марки 40 или легированные хромом, никелем, 
молибденом с термообработкой и последующим поверхностным 
упрочнением токами высокой частоты. 

 
Рис. 13.1. Насосная штанга и соединительная муфта:  
1 – насосная штата; 2 – соединительная муфта; L – длина 

штанги; Lм – длина муфты; d – диаметр штанги; D – диаметр муфты. 
Вес колонны штанг в воздухе рассчитывают по формуле: 

,HqPшт                                      (13.1) 
где q– вес одного метра штанг в воздухе, Н;  
Н – длина колонны штанг, м. 
Вес колонны штанг в жидкости: 
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,'
архштшт KPP                                 (13.2) 

где Карх – коэффициент, учитывающий потерю веса штанг, 
помещенных в жидкость: 

,
шт

жщт
архP


 

                                (13.3) 

где шт  – плотность материала штанг, кг/м3; 

ж – плотность жидкости, кг/м3 и определяется по формуле 
(7.13). 

Содержание воды в продукции может быть определено по 
формуле: 

,
вн

в

QQ

Q


                               (13.4) 

где QH, QB – дебит скважины по нефти и воде 
соответственно,м3/сут. 

 
Задача 13. 
Определить вес колонны штанг в жидкости для заданных 

условий. 
 
Таблица 13.1 – Исходные данные для расчета 

Вари 
ант 

Дебит 
нефти 
м3/сут 

Дебит 
воды, 
м3/сут 

Диаметр 
штанг, 
мм 

Плотность 
нефти, 
кг/м3 

Плотность воды, 
кг/м3 

Длина 
штанг, 
м 

1 20 10 16 870 1120 700 
2 25 15 19 885 1060 820 
3 35 18 22 881 1078 980 
4 40 42 25 867 1115 1020 
5 120 80 16 853 1046 1300 
6 150 75 19 829 1119 1350 
7 220 105 22 847 1125 1430 
8 300 58 25 884 1122 1500 
9 285 90 16 865 1010 1560 

10 178 150 19 870 1086 1250 
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Продолжение таблицы 13.1 

Вари 
ант 

Дебит 
нефти 
м3/сут 

Дебит 
воды, 
м3/сут 

Диаметр 
штанг, 
мм 

Плотность 
нефти, 
кг/м3 

Плотность воды, 
кг/м3 

Длина 
штанг, 
м 

12 75 56 25 830 1120 900 
13 90 78 16 847 1110 850 
14 140 135 19 835 1040 1380 

15 115 74 22 857 1050 1450 

16 125 53 16 862 1100 1350 

17 140 110 19 871 1040 1390 

18 86 75 22 853 1070 1470 

19 97 25 25 892 1080 1320 

20 108 86 16 887 1060 920 
Плотность материала штанг принять равной 7850 кг/м3. 
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14. ПРОЕКТИРОВАНИЕ ПРОЦЕССА ЗАКАЧКИ ВОДЫ 
 
Поддержание пластового давления является эффективным 

средством разработки нефтяного месторождения. 
Проектирование процесса закачки воды сводится к 

определению для конкретных условий оптимального давления на 
устье нагнетательных скважин, давления на забое и необходимого 
количества воды. Кроме того, рассчитывается число нагнетательных 
скважин и их приемистость. 

Оптимальное давление на устье нагнетательной скважины 
вычисляют по формуле академика А.П.Крылова: 

,
365 ... трсрплст

впр

с
ну PPP

CtK

С
P 







              (14.1) 

где, сС  – стоимость нагнетательной скважины, руб;  
  – коэффициент полезного действия насосного агрегата;  

Kпр – коэффициент приемистости нагнетательной скважины, 
м3/(сут·Па);  

t – время работы нагнетательной скважины, год;  
ω – энергетические затраты на нагнетание 1 м3 воды при 

повышении давления на 1 Па, кВт·ч/(м3·Па);  
Cв – стоимость одного 1кВт*ч электроэнергии, руб/(кВт·ч);  
Pст – гидростатическое давление воды в скважине с глубиной 

Lc, Па; 
Pпл.ср – среднее пластовое давление в зоне нагнетания воды, 

Па; 
Pтр – потери давления при движении воды от насоса до 

забоя, Па. 
.свст gLP                                       (14.2) 

Давление на забое нагнетательной скважины: 
.. трстнузаб PPPP                              (14.3) 

Необходимое количество закачиваемой воды рассчитывают 
по формуле: 

),(2,1 ... плвплгплнзак VVVV                        (14.4) 
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где Vн.пл – объем добываемой из залежи нефти, приведенный 
к пластовым условиям, м3/сут; 

Vг.пл – объем свободного газа в пласте, который добывается 
вместе с нефтью за сутки, м3/сут; 

Vв.пл – объем добываемой из залежи воды, м3/сут. 
Объем нефти в пластовых условиях определяется по 

следующей формуле: 

,.
.

нд

плннд
плн

bQ
V




                                 (14.5) 

где Qнд и Qв — соответственно количество дегазированной 
нефти и воды, добываемое из залежи за сутки, т/сут; 

bн.пл и bв.пл — соответственно объемные коэффициенты нефти 
и воды при пластовых условиях; 

ρнд – плотность дегазированной нефти, кг/м3. 
Объем свободного газа в пласте, который добывается вместе 

с нефтью, при пластовых давлении и температуре определяется по 
следующей формуле: 

,
)( 00.

.
стпл

плплплн
плг TP

PGTPzV
V







               (14.6) 

где  Tпл – пластовая температура, К; 
Gо — газовый фактор, м3/м3; 
α — средний коэффициент растворимости газа в нефти, 

м3/(м3⋅Па); 
z – коэффициент сжимаемости газа. 
Объем добываемой из залежи воды определяется по 

следующей формуле: 

,.
.

в

плвв
плв

bQ
V




                               (14.7) 

где ρв – плотность нагнетаемой воды, кг/м3. 
Объем закачки воды в одну нагнетательную скважину 

определяется по следующей формуле: 
).(. плзабпрнв PPKq                           (14.8) 

Отсюда можно рассчитать оптимальное число 
нагнетательных скважин: 
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.
.нв

зак

q

V
N                                    (14.9) 

 
Задача 14.  
Рассчитать основные показатели процесса закачки воды для 

залежи, параметры которой приведены в таблице 14.1. 
Принять, что энергетические затраты на нагнетание 1 м3 

воды составляют 2,7·10-5 кВт·ч/(м3·Па), стоимость одного 1кВт*ч 
электроэнергии равна 2,6руб/(кВт·ч), стоимость нагнетательной 
скважины принять 20 млн. рублей, потери давления при движении 
воды от насоса до забоя составляют 3МПа, КПД насосного агрегата 
равен 0,67. 

 
Таблица 14.1 – Исходные данные для расчета 

Ва-
ри- 
ант 

Qнд, 
т/сут 

Qв, 
т/сут 

Gо, 
м3/м3 

Pпл.ср, 
МПа 

α, 
м3/(м3⋅
МПа)

Tпл, 
К 

bн.пл bв.пл 
ρнд, 
кг/м3

Kпр, 
м3/(сут
·МПа)

t, лет Lc, м
ρв, 
кг/м3 z 

1 58 44 25 12 5 303 1,07 1,01 870 3,5 5 1700 1120 0,87
2 59 45 26 13 4 304 1,08 1,02 885 3,4 6 1820 1160 0,88
3 60 46 27 14 5 305 1,09 1,03 881 3,6 7 1980 1178 0,89
4 61 47 28 15 6 306 1,06 1,02 867 3,4 8 1220 1115 0,86
5 62 48 29 12,5 7 307 1,07 1,01 853 3,6 9 1300 1146 0,87
6 63 49 30 13,5 4 308 1,08 1,03 829 3,5 10 1350 1119 0,89
7 64 50 31 14,5 6 307 1,09 1,01 847 3,6 5 1430 1125 0,87
8 65 51 32 15,5 5 306 1,06 1,02 884 3,5 6 1500 1122 0,88
9 66 52 33 16 7 305 1,07 1,03 865 3,4 7 1560 1110 0,89

10 67 53 34 17 5 304 1,08 1,02 870 3,5 8 1250 1086 0,86
11 68 54 35 16,5 4 303 1,09 1,01 865 3,4 9 1600 1150 0,87
12 69 55 24,5 17,5 5 302 1,06 1,03 855 3,6 10 1580 1168 0,89
13 70 56 25,5 12,8 6 301 1,07 1,01 875 3,4 5 1430 1120 0,87
14 71 57 26,5 14,2 7 303 1,08 1,02 893 3,6 6 1390 1160 0,88
15 72 58 27,5 15,7 4 304 1,09 1,03 884 3,5 7 1470 1178 0,89
16 73 59 28,5 16,7 6 305 1,06 1,02 851 3,6 8 1360 1115 0,86
17 74 60 29,5 18 5 306 1,07 1,01 894 3,5 9 1580 1146 0,87
18 75 61 30,5 19 7 307 1,08 1,03 842 3,4 10 1620 1119 0,89
19 76 62 31,5 15,7 5 308 1,09 1,01 837 3,6 7 1740 1125 0,87
20 77 63 32,5 16,7 4 307 1,06 1,02 844 3,4 8 1460 1122 0,89
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15. РАСЧЕТ ПРОСТОГО ТРУБОПРОВОДА ДЛЯ 
ПЕРЕКАЧКИ НЕФТИ 

 
При проектировании промысловых трубопроводов важной 

задачей является оценка потерь давления или напора на преодоление 
гидравлических сопротивлений, возникающих при движении 
жидкостей и газов. 

Рассмотрим структурный элемент схемы сбора продукции 
скважин (рис. 15.1). 

 
Рис. 15.1 – Типовая схема сбора продукции скважины 
Структурный элемент схемы сбора продукции скважин: 1 – 

скважина; 2 – выкидная линия; 3 – сборный коллектор; ГЗУ – 
групповая замерная установка; УПС – установка предварительного 
сброса воды; УКПН – установка комплексной подготовки нефти; КС 
– компрессорная станция.  

Потери давления (напора) на трение определяются по 
формуле Дарси–Вейсбаха: 

p
D

L
р

2

2
                                     

(15.1) 

или 

,
2

2

g

L
h

                                         (15.2) 

где р  – перепад давления, обусловленный трением, Па; 
h – потеря напора на трение, м;  
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L, D – соответственно, длина и внутренний диаметр 
трубопровода, м;  

ρ – плотность жидкости, кг/м3;  
  – средняя скорость жидкости в трубопроводе, м/с;  
g – ускорение свободного падения, м/с2;  
  – коэффициент гидравлического сопротивления. 
Скорость потока определяется по формуле: 

2

4

D

Q
V


 ,                                    (15.3) 

где Q – объемный расход жидкости, м3/с. 
Коэффициент гидравлического сопротивления   

рассчитывается по формулам (8.5) – (8.6) в зависимости от числа 
Рейнольдса. 

При известной скорости потока параметр Рейнольдса 
рассчитывается по формуле (8.7). 

В рельефном трубопроводе потребный напор насоса 
определяется с учетом разности геодезических отметок z ; 

zpgp
D

Lv
p 

2

2

 ,                            (15.4) 

а потери напора – по формуле: 

z
g

Lv
h 

2

2

 ,                                 (15.5) 

где z определяется разностью конечной Zk и начальной Zн 
отметок трубопровода. 

Кроме гидравлических потерь на трение существуют потери 
давления в результате изменения направления, сужения или 
расширения потока (задвижки, краны, клапаны, колена, повороты и 
др.), которые называют потерями на местные сопротивления. При 
большой длине трубопровода роль местных сопротивлений обычно 
невелика и ими в расчетах пренебрегают. 

При гидравлических расчетах трубопроводов небольшой 
длины (до 1 км) потерю напора на местные сопротивления 
учитывают по формуле: 
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2

2 pv
hмс  ,                                    (15.6) 

где   – коэффициент местного сопротивления, зависящий от 
Re, формы местного сопротивления и шероховатости, а для 
запорных устройств – от степени их открытия. 

Приближенные значения коэффициентов некоторых 
местных сопротивлений приведены в таблице 15.1. 

 
Таблица 15.1 – Приближенные значения коэффициентов 

местных сопротивлений 

Местное сопротивление 
Коэффициент местного 

сопротивления 
Задвижка при полном 

открытии 
0,15 

Колено 90° 0,20 

Диафрагма 1,00 
Внезипное расширение 

трубопровода 
1,00 

 
Полный перепад давления с учетом местных сопротивлений 

и рельефа местности определяется по формуле 

zpgp
v

d

L
zpgp

v
p

d

Lv
р   2

)(
22

222

 ,     (15.7) 

 
Задача 15. 
Определить потребный напор и диаметр трубопровода для 

перекачки нефти. Исходные данные приведены в таблице 15.1. 
Дополнительные – в таблицах 15.2–15.3. 

Указания к решению задачи. 
При расчете диаметра простого трубопровода и 

необходимого напора насоса ориентируются на регламентированные 
скорости нефти (таблица 15.2). 

Диаметр трубопровода определяется по формуле: 
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.
4

v

Q
d




                                         (15.8) 

По ГОСТу (таблица 15.3) подбирается труба, 
соответствующая этому размеру. В расчетах получаем внутренний 
диаметр, а в ГОСТе указывается наружный. Поэтому наружный 
диаметр (dнар определим с учетом толщины стенки трубы δ: 

2 dd нар .                                 (15.9) 

По таблице 15.3 выбираем ближайший в большую сторону 
диаметр трубы. 

По фактическому внутреннему диаметру dвн выбранной 
трубы рассчитываем фактическую скорость потока, параметр 
Рейнольдса Re, и коэффициент гидравлического сопротивления  . 
Потери напора на трение рассчитывают по формуле 15.2, а 
потребный напор насоса – по формуле 15.4. 

 
Таблица 15.1 – Исходные данные для расчета 

Вариант 
Расход,
т/сут 

Длина,
км 

Плотность, 
кг/ м3 

Кинематическая 
вязкость, 10-4 м2/с 

Начальная 
альтитуда, 

м 

Конечная 
альтитуда, 

м 

1 2000 15 855 0,50 100 123 
2 2500 17 860 0,52 150 176 
3 3100 21 862 0,55 135 145 
4 3300 25 867 0,70 124 156 
5 3500 28 871 0,72 146 164 
6 3700 32 873 0,74 138 178 
7 3900 34 876 0,80 120 152 

8 4300 38 880 0,67 115 149 
9 4200 30 882 0,65 111 158 

10 2700 24 884 0,62 108 134 
11 2400 18 890 0,58 103 126 
12 2300 14 886 0,76 130 143 
13 2100 12 878 0,78 134 162 
14 1900 11 865 0,63 137 154 
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Продолжение таблицы 15.1 

Вариант 
Расход,
т/сут 

Длина,
км 

Плотность, 
кг/ м3 

Кинематическая 
вязкость, 10-4 м2/с 

Начальная 
альтитуда, 

м 

Конечная 
альтитуда, 

м 

15 1700 10 857 0,60 141 170 
16 1750 12 861 0,58 112 165 

17 2900 14 873 0,72 117 163 

18 3100 19 894 0,77 124 178 

19 3400 21 846 0,84 128 159 

20 3900 23 853 0,89 148 168 

 
Таблица 15.2 – Рекомендуемая скорость нефти в 

зависимости от вязкости 
Кинематическая вязкость, v*10–4 , м2/сРекомендуемые скорости, м/с

0,115...0,277 2,0 

0,277..0,725 1,5 

0,725..1,460 1,0 

 
Таблица 15.3 – Трубы стальные бесшовные горячекатаные 

(ГОСТ 8732*70) 
Наружный диаметр, 

мм 
Толщина стенки, 

мм 
Наружный диаметр, 

мм 
Толщина стенки, 

мм 

89; 95; 102 3.5...22 168; 180;194 5...45 

108,114; 121 4...28 103;219 6...50 

127 4...30 245;273 7...50 

133 4...32 299; 325;351 8...75 

140;146; 152;159 4,5...36 377,402; 426 9...75 
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Задача 15.2. 
Для условий предыдущей задачи оценить влияние местных 

сопротивлений (две задвижки и одно колено 90°) на величину 
общих потерь давления. (Значения коэффициентов местных 
сопротивлений см. в таблице 15.1). 
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16. РАСЧЕТ ОТСТОЙНИКОВ 
 
Нефтяные эмульсии – это механическая смесь нефти и 

пластовой воды, нерастворимых друг в друге и находящихся в 
мелкодисперсном состоянии. 

В нефтяных эмульсиях принято различать две фазы – 
внутреннюю и внешнюю. Внутренняя называется дисперсной фазой 
и она разобщена, а внешняя называется дисперсионной средой, 
представляет собой сплошную неразрывную фазу. Нефтяные 
эмульсии делятся на два больших класса:  

1. эмульсии первого рода – "нефть в воде" Н/В;  
2. эмульсии второго рода, когда капельки воды – дисперсная 

фаза равномерно или неравномерно размещены в нефти, 
являющейся дисперсионной средой – такие эмульсии называются 
"вода в нефти" В/Н [3]. 

Существуют следующие основные методы разрушения 
нефтяных эмульсий: 

– внутритрубная (путевая) деэмульсация; 
– гравитационный отстой; 
– центрифугирование; 
– фильтрация через твердые пористые тела; 
– термохимическая подготовка нефти; 
– электродегидрирование. 
Отстойники – это аппараты, в которых процесс разделения 

фаз эмульсии (воды от нефти) совершается в условиях ламинарного 
режима, т.е. когда дисперсная фаза движется в дисперсионной среде 
с разными скоростями. 

Отстойная аппаратура обычно рассчитывается без учета 
влияния отдельных капелек друг на друга, т.е. считается, что капли 
поднимаются или опускаются в гравитационном нестесненном поле 
за счет только разности плотностей и архимедовых сил. 

Пропускная способность отстойника (м3\сут) 
обеспечивающего ламинарный режим движения жидкости 
определяется по формуле: 



 

79 
 

,86400
1645





ж

ж
ж

D
Q




                        (16.1) 

где μж – вязкость эмульсии, Па·с 
ρж – плотность эмульсии, кг/м3 
D – диаметр отстойника, м 
Предварительно определяем плотность эмульсии ρж и 

вязкость эмульсии μж по правилу аддитивности, используя формулы 
16.2 и 16.3: 

Плотность эмульсии: 
    внж 1                         (16.2) 

где ρн – плотность нефти, кг/м3;                                                      
ρв – плотность воды, кг/м3;                                                      
  – обводненность эмульсии на входе в УПС, % . 
Вязкость эмульсии: 

 
,

1 5,2



 н
ж                                 (16.3) 

где μн – вязкость нефти, Па·с. 
 
Задача 16. 
Рассчитать отстойник на пропускную способность. 

Исходные данные взять из таблицы 16.1. 
 
Таблица 16.1 – Исходные данные для расчета 

Вариант 
Диаметр 

аппарата D, 
м 

Плотность 
нефти ρн, кг\м

3 
Плотность воды ρв, 

кг\м3 

Обводненность 
эмульсии, β , 

% 

Вязкость 
нефти μн, 
мПа·с 

1 2 855 1100 50 5 
2 3 860 1010 52 4,5 
3 2,5 862 1110 55 5,5 
4 2 867 1020 70 6 
5 2 871 1060 72 5,5 
6 3 873 1050 74 4,5 
7 2,5 876 1040 80 5 
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Продолжение таблицы 16.1 

Вариант 
Диаметр 

аппарата D, 
м 

Плотность нефти 
ρн, кг\м

3 
Плотность 

воды ρв, кг\м
3

Обводненность 
эмульсии, β , %

Вязкость 
нефти μн, 
мПа·с 

8 2 880 1030 67 4 
9 2 882 1080 65 6,5 
10 3 884 1050 62 5, 
11 2,5 890 1060 58 5,5 
12 2 886 1080 76 4,5 
13 2 878 1045 78 5 
14 3 865 1050 63 4,5 
15 2,5 857 1024 60 5,5 

16 2 861 1058 58 6 

17 2 873 1067 72 5,5 

18 3 894 1130 77 4,5 

19 2,5 846 1089 84 5 

20 2 853 1096 89 4 
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