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Тема: Эффективность системы сбора и подготовки нефти  на месторождении Тенгиз
Андатпа


Дипломдық жобаның тақырыбы "Тенғіз кенорынының ұңғымалардың гидродинамикалық зерттеулері". Дипломдық жұмыс төрт негізгі бөлімдерден тұрады: технологиялық бөлім, экономикалық бөлім, қоршаған ортаны қорғау және еңбекті сақтау бөлімдері. Бірінші бөлімде Теңғіз кенорынының қәзіргі уақыттағы геологиялық құрылымы, сумұнайгаз пайдалану жағдайы келтірілген. Негізгі бөлімде кенорынында жүргізілетін гидродинамикалық зерттеудің теоретикалық сұрақтары мен олардың есептері көрсетілген. Экономика бөлімінде ұңғымалар  қабатын сүзгі деңгейінде өнімін арттыру мәселесі қаралған және экономикалық пайдасының есебі келтірілген.

Аннотация

В геологической части проекта рассматриваются геологические условия залегания пластов месторождения Тенгиз, характеристика продуктивности месторождения, основные свойства пластов, жидкостей и газов, насыщающих продуктивные горизонты.

В технико-технологической части рассматриваются вопросы сбора и подготовки скважинной продукции месторождения.

В экономической части проекта описывается методика определения экономического эффекта путём внедрения вертикального гравитационного сепаратора, при помощи которого происходит процесс обессоливания и обезвоживания товарной нефти.

В разделе охрана труда рассматриваются вопросы обеспечения условий безопасности труда и соблюдения правил техники безопасности.

В разделе охраны окружающей среды описываются мероприятия по охране недр и окружающей среды.


ВВЕДЕНИЕ

Месторождение Тенгиз было открыто в 1979 году. В 1981 году Тенгизская скважина Т-1 при опробовании дала первый фонтанный приток нефти. Это положило начало разработке месторождения с 1,25 млрд. тонн извлекаемых запасов углеводородного сырья. В наши дни оператор месторождения СП «Тенигзшевройл» ведет пересчет запасов, окончательную цифру назовут в Проекте разработки, который будет написан уже в этом году.

СП «Тенгизшевройл» образовалось 6 апреля 1993 года подписанием меморандума, между Республикой Казахстан и корпорацией «Шеврон». В настоящее время участниками совместного предприятия, кроме корпорации «Шеврон-Тексако» являются: РК в лице ННК «Казмунайгаз», компания «Эксон-Мобил», «ЛукАрко».
Производственный сектор СП “ТШО” включает основные подразделения: Промысел, Газоперерабатывающий завод и Внешнезаводские объекты.

Основа перспективности СП “ТШО” – это наличие громадных запасов нефти на Тенгизском и Королевском месторождении. Суммарные запасы оцениваются в 25 млрд. баррелей нефти, из которых извлекаемые запасы составляют порядка 6-9 млрд.баррелей (один баррель равен 159 литров).

Высокое пластовое давление и содержание токсичного и коррозионно-активного сероводорода в пластовой нефти во многом определили закрытую и надёжную систему сбора и транспортировки нефти на завод, а также технологию и аппаратурное оформление дальнейшей обработки поступающего с промысла сырья (пластовой нефти). Поступающее на завод сырье представляет собой смесь нефти, попутных углеводородных газов, содержащих сероводород и углекислый газ, а также незначительное количество пластовой воды.

Производственной задачей завода является отделение и очистка нефти с получением высококачественной товарной нефти, выделение из попутного газа пропана и бутана, удовлетворяющих требованиям европейских стандартов, получение осушенного товарного газа высокого давления , удаление сероводорода из пластового сырья и его переработка в товарную серу. 
В данном дипломном проекте рассматриваются вопросы сбора и подготовки скважинной продукции. Система сбора для Тенгизского месторождения была спроектирована в соответствии со специфическими требованиями технологического процесса и тесно связана с технологией газоперерабатывающего завода.
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Рисунок 1.1 – Обзорная схема района
1 ТЕХНИКО - ТЕХНОЛОГИЧЕСКАЯ ЧАСТЬ
1.1 Общие сведения о месторождении

В административном отношении Тенгизское месторождение расположено в Жылыойском районе Атырауской области Республики Казахстан (рис.1.1).
В географическом отношении месторождение находится в юго-восточной части Прикаспийского бассейна, одного из наиболее нефтеносных бассейнов на территории бывшего Советского Союза. Основная часть запасов, разведанных в этом районе, приурочена к подсолевой части палеозойского разреза по периферии бассейна. Кроме Тенгиза здесь находятся несколько других нефтяных, газовых и конденсатных месторождений, которые также приурочены к подсолевой толще. К ним относятся Карачаганак и Оренбургское месторождения на севере, Кенкияк и Жанажол на северо-западе, Астраханское месторождение на западе и недавно открытое месторождение Кашаган, расположенное непосредственно на северо-восточном шельфе Каспийского моря. Тенгизское месторождение является частью огромного кольцеобразного комплекса карбонатных построек диаметром 500 км, в который входят Королевское месторождение, месторождения Каратон, Тажигали, Пустынная и Кашаган.

В орографическом отношении территория, на которой расположено Тенгизское месторождение, представляет собой полупустынную равнину с незначительным наклоном в сторону Каспийского моря. Прибрежная часть суши представляет собой выровненное бывшее дно Каспийского моря с рыхлым верхним слоем, состоящим из ракушечного детрита и песка. С востока к месторождению подступают пески Каракума.

Абсолютные отметки рельефа в среднем составляют минус 25 м.

 
Ближайшие населённые пункты - пос. Каратон и Сарыкамыс, находящиеся соответственно в 35 км к северо-востоку и в 27 км к юго-востоку от Тенгизского месторождения. В 150 км расположен областной центр-г.Атырау.

Сообщение между этими пунктами и месторождением осуществляется по автомобильным дорогам, воздушным и железнодорожным транспортом.

Водоснабжение для хозяйственно-бытовых нужд населённых пунктов Жылыойского района, а также вахтового посёлка ТШО, осуществляется по трубопроводу из р.Волга через водоочистные сооружения п.Кульсары. Для производственных нужд ГПЗ водоснабжение осуществляется из водовода технической воды Астрахань – Мангышлак.

Электроснабжение населённых пунктов Жылыойского района осуществляется от Атырауской ТЭЦ и Кульсаринской ТЭЦ. “Тенгизшевройл” оперирует газотурбинной станцией, от которой электроэнергия подаётся на производственные объекты.

Нефть Тенгизского месторождения поступает на газоперерабатывающий завод, состоящий из 5-ти технологических линий. Производство товарной нефти и переработка газа обеспечивается комплексными технологическими линиями. 

К 2010 году, при успешной реализации проекта закачки сырого газа (3СГ-1 и 3СГ-2) предусматривается дальнейшее расширение завода и увеличение добычи нефти до уровня 30 млн. тонн.

Трубопроводные линии на территории района общей протяжённостью более 1500км имеют следующие направления:

-магистральный газопровод Средняя Азия-Центр;

-нефтепровод Тенгиз-Кульсары-Атырау-Новоросийск (КТК);

-нефтепровод Узень-Кульсары-Атырау-Самара;

-нефтепровод Каратон-Косчагыл-Кульсары-Орск.
1.1.1 Геологическое строение месторождения
Тенгизское месторождение расположено в юго-восточной части Прикаспийской впадины и представляет собой часть крупной Тенгиз-Кашаганской карбонатной платформы, сформированной в позднем палеозое.

В стратиграфическом плане вскрытый разрез осадочной толщи состоит из карбонатных массивов ранне- среднекаменноугольного возраста, расположенных на общем девонском карбонатном основании. Верхний комплекс толщи (от верхнепермских до четвертичных осадков) представлен терригенными песчано-глинистыми породами. Средний комплекс выполнен соленосными отложениями кунгурского яруса, нижний подсолевой комплекс – карбонатными отложениями артинского яруса нижней перми, среднего и нижнего карбона. Вскрытая мощность осадочной толщи 5400 м. 
Общая толщина отложений в пределах платформенной части структуры и в области борта составляет около 1000 м. На флангах структуры отмечаются значительные колебаниями по толщине, значения которой составляют 393 – 746 м.
Продуктивные каменноугольные отложения представлены известняками с примесью доломитов, в разной степени битуминозными, неоднородными по сравнению со сложным характером пустотного пространства.
В центральной платформенной части массива породы представлены сгустково-сферовыми, сгустково-комковатыми, микрозернистыми и водорослевыми известняками, пеллетовыми пакстоунами. В склоновой части развиты водорослевые известняки, пеллетовые пакстоуны, с меньшим распространением пеллетовых вакстоунов, грейнстоунов. Относительно глубоководные отложения слагают подножие карбонатного массива. 
Отложения нижнего карбона представлены образованиями турнейского, визейского и серпуховского ярусов.

Визейский ярус представлен в объеме нижнего и верхнего подъярусов, граница между которыми принята в верхах тульского горизонта.

В разрезе нижневизейского подъяруса установлено присутствие отложений радаевского, бобриковского и тульского горизонтов. Толщина отложений нижнего визе в платформенной части структуры составляет 360-450 м, а на склонах 154-200 м. В скважине Т-5 ее значение увеличивается до 272 м, в Т-53 – до 577 м. В платформенной части отложения сложены тонкозернистыми, водорослевыми, комковатыми известняками (биокластовые и пеллетовые вакстоуны, паксоуны и грейнстоуны, реже рудстоуны).
В кровле тульского горизонта выделяется пачка  переслаивания туфоаргиллитов и карбонатно-глинистых отложений («вулканик»). Эта пачка четка прослеживается в центральной части структуры и имеет толщину 40-50 м, уменьшаясь в краевых частях. Близкие по составу отложения, но характеризующиеся увеличенными толщинами (150 – 200 м) прослеживаются в нижней части склона (Т-52, Т-53).

Отложения вехневизейского подъяруса (окский надгоризонт) залегают согласно на отложениях тульского возраста и представлены в объеме алексинского, михайловского и веневского горизонтов. Суммарная толщина окского надгоризонта в платформенной части структуры составляет 230-300 м. На флангах ее значения уменьшаются и составляют 110-180 м. У подножья карбонатной платформы (Т-52) толщина окского надгоризонта уменьшается до 22 м, в Т-53 – до 15 м. В прделах платформенной части отложения сложены преимущественно мелкообломочными биокластовыми и пеллетовыми вакстоунами, пакстоунами, грейнстоунами с прослоями и линзами водорослевых биогермных известняков. Веневское время характеризуется появлением красных водорослей – Ungdarella uralica. В рифовой части отложения представлен перекристаллизованными водорослевыми биолититами с типичной строматактоидной текстурой, а также био- и литокластовыми грейнстоунами и рудстоунами. В склоновой части массива отложения представлены пеллетовыми пакстоунами (вакстоунами и биоморфными фораминеферово-водорослевыми известняками с прослоями биокластовых пакстоунов и грейнстоунов). Отложения подножия склона представлены тонкослоистыми карбонатно-глинистыми отложениями и мелкообломочными биокластовыми вакстоунами с прослоями биокластовых пакстоунов.
Отложения серпуховского возраста резко дифференцированы по толщине и характеризуются различной полнотой стратиграфического диапазона, что обусловлено влиянием предбашкирского размыва. В платформенной части установлено присутствие отложений тарусско-стешевского, протвинского и запалтюбинского горизонтов. Толщина отложений серпуховского яруса в платформенной части структуры составляет 60-80 м, в верхних частях склона она увеличивается до 150-250 м, а в бортовой части достигает 571 м. Нижняя часть склона и его подножие характеризуются небольшими толщинами, значения которых составляют 10-80 м. Разрез тарусско-стешевского, протвинского горизонтов, составляющих нижний подъярус серпуховского яруса представлен фораминеферово-водорослевыми, криноидно-водорослевыми известняками (биолититами), биокластовыми и пеллоидными пакстоунами, грейнстоунами, реже оолитовыми разностями. Рифовые массивы сложены перекристаллизованными биогермными известняками со строматактоидной текстурой. Верхние части разрезов этих массивов брекчированы и содержат крупные фрагменты кораллов, желваков багряных водорослей, криноидей и брахипод. Разрез верхнего подъяруса в объеме запалтюбинского горизонта представлен биокластовыми пакстоунами и грйнстоунами, водорослево – фораминиферовыми известняками, среди которых выделяются прослои ракушняковых грейнстоунов и рудстоунов. Для серпуховского времени характерно развитие зон и смеси биогермных водорослевых образований (баундстоуны) и детритовой брекчии, где наблюдаются увеличенные толщины. Распространяются эти зоны вдоль приподнятого борта платформы, в верхней части склона. Распространение таких зон в нижней части склона объясняется, скорее всего тем, что большая часть биогермных образований отделилась от края платформы и верхней части склона и переместилась в нижнюю часть склона, образовав языки из своих обломков. На склоне и его подножии разрез в основном представлен тонкослоистыми карбонатно-глинистыми отложениями и мелкообломочными биокластовыми вакстоунами с прослоями мелкообломочных биокластовых пакстоунов.
Отложения среднего карбона представлены отложениями башкирского и московского ярусов. В сводовой части структуры присутствуют сохранившиеся от размыва отложения нижнебашкирского подъяруса, представленные краснополянским, северо-кельтменским  и прикамским горизонтами. Толщина отложений башкирского возраста в платформенной части структуры составляет 80-110 м. На флангах и у подножия карбонатного массива ее значения сильно дифференцированы в верхней части склона толщина изменяется от 20 до 203 м, а у его подножия от 40 до 120 м. В платформенной части массива нижнебашкирские отложения представлены оолитовыми  известняками, биокластовыми, биокластово-пеллетовыми грейнстоунами, среди которых выделяются прослои микросгустково- пеллетовых волорослевых известняков. В пределах верхнего склона отложения представлены неотсортированными лито- и биокластовыми пакстоунами и рудстоунами, переслаивающимися с водорослевыми известняками и мелкообломочными биокластовыми пакстоунами. Подножие склона представлено карбонатно-глинистыми отложениями и мелкообломочными биокластовыми вакстоунами.
Московские отложения сложены неравномерно перекристаллизованными и доломитизированными мелкообломочными биокластовыми пакстоунами и грейнстоунами с прослоями водорослевых известняков и микрозернистых доломитов. Среди отложений выделяются маломощные прослои кислых туфов. Отложения московского яруса в пределах платформенной части структуры имеют небольшую толщину – 5 - 30 м

Каменноугольные отложения перекрыты нижнепермскими породами, которые делятся на две части: нижнюю – подсолевую и верхнюю – соленосную (кунгурскую, kungurian). В сводовой части структуры значения подсолевых отложений составляют 30 – 80 м, в наиболее приподнятой, бортовой части структуры, а также в пределах склона толщины этих отложений минимальны, их значения составляют 1 – 20 м. У подножия склона толщина отложений увеличивается до 100 - 380 м. В литологическом отношении эти отложения представлены глинисто-карбонатным разрезом. Толщина соленосной толщи изменяется от 465 до 1655 м. Представлена эта толща сульфатно-галогенными породами. В объеме верхнего отдела пермской системы условно выделены уфимский, казанский и татарский ярусы. Толщина верхнепермских отложений сокращается от 863 до 0 м. Литологически сложены серыми, пестроцветными песчаниками, алевролитами, глинами, мергелями с прослоями известняков, ангидритов, гипсов, доломитов, каменной соли.
Триасовая система (Triassic) выделена в объеме нижнего и верхнего отделов. Толщина триасовых отложений составляет порядка 500 м. Триасовые отложения сложены пестроцветными глинами с прослоями песков, песчаников, алевролитов, реже мергелей.
Юрская система (Jurassic) представлена в объеме трех отделов. Нижнее- и среднеюрские отложения сложены терригенными породами с включением угля. Толщина их порядка 1200 м. Верхний отдел выделяется в составе четырех ярусов: келловейского, оксфордского, кимериджского и волжского.
Келловейский ярус представлен чередованием глин, алевролитов, песчаников, песков. Толщина составляет примерно 100 м. Нижняя часть оксфордского яруса сложена песчаниками с прослоями алевролитов и аргиллитов, а верхняя – преимущественно глинистая. В основании кимериджского яруса отмечается переслаивание песчаника с глинами и тонкими прослоями известняка. Толщина оксфордско-кимериджского ярусов 60 м. В нижней части волжского яруса развита мергельно-глинистая толща, которая вверх замещается известняками и доломитами. Толщина яруса 500 м.
Меловая система (Cretaceous formation) представлена верхним и нижним отделами. Толщина неокомских, аптских, альбских отложений составляет порядка 1700 м. В литологическом отношении сложены терригенными породами: глинами, алевролитами, песчанками, песками. Нижняя часть верхнего мела (сеноманский ярус) представлена темно-серыми глинами с подчиненными прослоями песков и песчаников. Средняя часть – преимущественно мергельная, с прослоями писчего мела, глин. В основании средней части залегает конгломерат из галек фосфорита. Завершается разрез верхнего мела (маастрихский ярус) белым писчим мелом с редкими прослоями мергелей. Толщина 975 м.
Палеогеновая система представлена палеоценом, эоценом, олигоценом. Литологически палеогеновые отложения сложены мергелями с прослоями известняков, глин и глинами с прослоями песков. Толщина 240 м.

Неоген-четвертичная системы представлены глинами, мергелями /1/.
В тектоническом плане Тенгизское месторождение расположено в южной части Прикаспийской нефтегеологической провинции и приурочено к Тенгиз–Кашаганской сейсмогеологической области.

Зарождение и формирование Тенгиз–Кашаганской платформы генетически связано с тектоническими процессами, развивающимися в позднефранско – ранневизейское время в области современного Южно–Эмбинского прогиба.

Каратон - Тенгизский тектонический блок байкальского фундамента юго-востока Прикаспийской впадины ограничен на севере Утыбайским, на юге Тугаракчанским и на востоке Каратонским (по В.С. Днепрову) глубинными разломами древнего заложения, прослеживающимися по поверхности Мохоровича. Фундамент имеет блоковое строение, его поверхность по субширотным локальным разломам – сбросам ступенчато погружается с севера на юг, от Утыбайского разлома к Тугаракчанскому, от 8 до 13 км. Погружение фундамента отображается по кровле терригенных отложений франского яруса – отражающий горизонт П3 – и в вышезалегающих карбонатных породах – горизонт П1. По мере ступенчатого погружения фундамента отмечаются приподнятые и опущенные блоки, а также выступы, как, например, Тенгизский (по В.С. Мильничуку). Очевидно, Южное сводовое поднятие также расположено над выступом фундамента. Тенгизский выступ имеет субширотное простирание и очерчивается изогипсой 10 км при амплитуде более 0,5 км. Южный выступ субширотного простирания по размерам должен быть большим, чем Тенгизский. Блоковое строение фундамента находит отображение в структурном плане подсолевого комплекса пород, располагающихся между сейсмической поверхностью Ф и горизонтом П1.
Глубинные и локальные разломы широтного простирания трансформируются в подсолевой комплекс пород в виде тектонических нарушений и флексур. Разломы возникли и развивались в геосинклинальный этап развития юго-восточной окраины Восточно-Европейской платформы под воздействием Уральской геосинклинальной системы. В позднем палеозое разломы активизировались под влиянием формирующейся Уральской складчатой системы.

Уральская геосинклиналь в процессе своего развития втягивала в опускание край юго-восточной окраины, байкальский фундамент которой по серии субширотных разломов ступенчато погружался в сторону внутренней части геосинклинали, дифференцированно образуя выступы, приподнятые и опущенные блоки разных размеров. Вдоль края платформы, по поверхности фундамента, сформировался обширный крупный грабен, расширяющийся в сторону восточного побережья Каспийского моря до 120 – 125 км, где возникла его тугаракчанская часть.

В раннюю и среднюю палеозойские эры грабен заполнялся песчано-глинистыми и грубообломочными осадками, сносимыми с возвышенностей Мугоджар (по Г.А. Костик). В грабене образовался и существовал Эмбинский перикратонный прогиб (по Р.Г. Гарецкому  и др.). Наиболее широкой и глубокопогруженной (до 14 км) была тугаракчанская часть при глубине на востоке до 10-11 км. По данным В.П. Шебалдина и др. (1988 г.) в тугаракчанской части Эмбинской перикратозного прогиба мощность (толщина) осадков в раннем – среднем палеозое составила около 4 км. Выступы и блоки фундамента контролировали в раннем – среднем палеозое процессы седиментации и толщину отлагавшихся осадков. На выступах и блоках фундамента образовывались структурные формы подсолевого комплекса пород. 
Замыкание Уральской геосинклинали началось с ее южной тугаракчанской части, и к началу фамена Каратон-Тенгизский блок обособился от прилегающих с севера Гурьевского и Биикжальского сводов (по Н.В. Неволину). Каратон-Тенгизский блок и Южно-Эмбинское палеозойское поднятие в результате инверсии были приподняты, и в их пределах в фамене, позднем девоне, раннем – позднем карбоне в обстановке шельфа неглубокого морского бассейна отлагались карбонатные породы, представленные биогермными, водорослевыми, обломочными и обычными известняками. В связи с замыканием  Уральской геосинклинали в тугаракчанской части прекратил свое существование Эмбинский перикратонный прогиб, по Тугаракчанской и Южно-Эмбинскому глубинным разломам обособилась краевая приподнятая зона юго-востока Прикаспия - Южно-Эмбинское палеозойское поднятие и Южно-Эмбинская моно геосинклиналь миогеосинклинальной зоны Урала. Изучение толщин дробных стратиграфических горизонтов нижнего – среднего карбона, выделенных на основании руководящих комплексов фораминифер, позволило установить строение отложений и их распространение в пределах блока. Отлагавшиеся в условиях неглубокого шельфа карбонатные осадки на отдельных участках выходили из-под уровня моря и кратковременно становились сушей, где они частично разрушались. Это создавало видимость неполноты разреза или уменьшения мощности этих отложений на своде и крыльях структурных форм. Карбонатное осадконакопление на Каратон-Тенгизском блоке продолжалось до конца позднекаменноугольной эпохи. При этом в  поздневизейкое – серпуховское время происходили интенсивные процессы биогермообразования (по В.П. Шбалдину и др.).
В предассельский век Каратон-Тенгизский блок испытал подъем, был выведен на дневную поверхность, что привело к разрушению ранее накопившихся карбонатных отложений. Наличие размыва подтверждается отсутствием отложений верхнего карбона на ряде участков, которые в результате эрозионного среза полностью выпадают из разреза.

В ассельский век блок испытал погружение, продолжавшееся до конца раннеартинского века, что привело к накоплению в этот период песчано-глинистых отложений молассовой формации в условиях морского бассейна.

В конце раннартинского века Каратон-Тенгизский блок вновь испытал большеамплитудный подъем, в результате которого на Приморском валу эрозией были разрушены отложения нижней перми и среднего карбона, на Тенгизском сводовом поднятии – нижней перми – частично среднего карбона и на Южной сводовой структуре – артинского и сакмарского ярусов. Северная половина блока была более приподнятой, чем его южная часть, что, по-видимому, сказалось на и на нефтеносности, так как была размыта экранирующая толща нижней перми. В результате подъема, вызванного активизацией тектонических движений герцинского орогенеза в Уральской складчатой системе, был захвачен весь юго-восток Прикаспия. Предпозднеартинский подъем очертил современную границу  юго-восточной части Прикаспийской впадины и отрицательно сказался на нефтеносности. В результате предпозднеартинского размыва были разрушены сформировавшиеся к этому времени залежи нефти, что подтверждается наличием в продуктивных горизонтах нижнего – среднего карбона твердого битума на Тенгизском месторождении.
В позднеартинском веке территория блока со сформировавшимися структурными формами вновь испытала погружение и была занята морским бассейном, несколько удаленным от источников сноса терригенных осадков. Поэтому происходило накопление относительно глубоководных глинисто – карбонатных отложений с прослойками кремнистых пород (по В.П. Шебалдину и др.), перекрывших с угловым и стратиграфическим несогласием на Приморском валу толщи нижнего карбона, на Тенгизском сводовом поднятии – северо-кельтменском горизонта башкирского яруса и на Южном – ассельского яруса. Верхнеартинские отложения явились покрышкой для структурных форм блока, создав благоприятные условия для формирования и сохранения залежей нефти, образовавшихся в последующее геологическое время.
В кунгурском веке юго-восточная часть Прикаспия была занята солеродным морским бассейном, в котором в глубоководных (по А.Л. Яшину) условиях произошло накопление каменной соли – региональной покрышки, надежно запечатавшей подсолевой комплекс отложений. Южно-Эмбинское поднятие, гипсометрически возвышавшееся на юго-восточной границе Прикаспийской впадины и миогеосинклинальной зоны Урала, послужило естественным барьером, преградившим проникновение кунгурского бассейна за пределы юго-востока Прикаспия.
Образование Каратон-Тенгизского блока и структурных форм происходило непрерывно-прерывисто и было связано с периодами инверсионного подъема и опускания. Структуры блока длительно формировались на подвижках блоков байкальского фундамента с фамена до ранней перми и частично в последующее время. Образование залежей нефти происходило как минимум в два этапа. Нефти первого заполнения ловушек были разрушены в раннепермскую эпоху, оставив следы своего существования в виде твердых битумов. Последующее заполнение структур блока нефтью, очевидно, произошло, как и на востоке Прикаспия, в триасе – юре. Окончательное формирование блока и его структурных особенностей произошло в конце герцинского орогенеза в связи с образованием Уральской складчатой системы. Современное строение Каратон-Тенгизского блока отражает тектонические преобразования, произошедшие на юго-востоке Прикаспия в результате длительного геологического развития этой территории, находящейся на стыке края юго-восточной окраины Восточно-Европейской платформы, Уральской складчатой системы – ее моногеосинклинальной зоны – и Северо-Устюртского массива. Таковы, по данным сейсморазведки и  пробуренным глубоким скважинам, основные закономерности развития структурного плана Каратон-Тенгизского блока и го структурных форм.
Глубинное строение Каратон-Тенгизского блока изучено сейсморазведкой КМПВ и МОГТ по опорным горизонтам Ф, П3 и П1 с учетом данных бурения. Структурные планы по горизонтам П3 и П1 являются унаследованными. При этом вверх по разрезу происходит увеличение амплитуды поднятий и крутизны их крыльев. В Каратон-Тенгизском блоке наблюдается повышенное залегание подсолевых отложений по сравнению с прилегающими участками юго–востока Прикаспийской впадины, что свидетельствует об окончательной инверсии блока к началу кунгурского века. Структурный план подсолевого комплекса – по горизонтам П3 и П1 – осложняется сводовыми (Тенгиз, Южное) и локальными (Пустынное, Тажигали, Каратон, Кошкинбай, Королевское, Огайское) поднятиями, разделенными пониженными частями, хотя является более простым по сравнению с рельефом поверхности фундамента. Сформировавшиеся окончательно в артинском веке в уральскую фазу складчатости герцинского орогенеза подсолевые структуры блока в последующее геологическое время не претерпели изменения и сохранились до настоящего времени /2/.
По отражающему горизонту П3 происходит последовательное погружение поверхности подсолевых пород с севера на юг, с 7,0 км на Приморском валу до 10,0 км у Тугаракчанского разлома. Общее погружение поверхности с севера на юг осложняется локальными и сводовыми поднятиями субширотного простирания, сформировавшимися в дофаменское время на блоках и выступах фундамента, образуя конседиментационные структуры облекания и согласно рельефу поверхности фундамента создавая четко выраженную субширотную ориентировку структур в основном параллельно южному обрамлению Прикаспийской впадины. Амплитуды поднятий также возрастают с севера на юг, от 150 – 240 на поднятиях Приморского вала до 800 – 900 м на Тенгизе и Южной. При этом Приморский вал очерчивается изогипсой 7 км, Тенгизский и Южный своды – 7,5 км, а пониженные участки между ними – изогипсами 7,5 – 8,5 км. Восточные крылья поднятий, прилегающие к Каратонскому глубинному разлому, крутые с углами падения до 70°, западные крылья очень пологие и недостаточно изученные, так как уходят под Каспийское море. Окончательно современный облик Тенгиз–Кашаганская платформа приобрела в раннепермское время, когда она была перекрыта аргиллитами и мощной толщей солей, ставшими надёжными флюидоупорами. 
1.1.1 Нефтегазоносность
Первооткрывательницей нефтяного месторождения Тенгиз явилась скважина Т-1, в которой в 1981 г. при кратковременном опробовании интервала 4054  4095 м был получен приток нефти дебитом свыше 100 м3 в сутки. 
В результате последующих геологоразведочных работ было установлено, что по действующей в РК Классификации запасов нефти месторождение относится к категории гигантских, а по установленной высоте залежи (1600 м), коэффициенту аномальности пластового давления (1,8), содержанию сероводорода в попутном газе (16%) является уникальным. 

Тенгизская карбонатная постройка, к которой приурочена залежь нефти, имеет трапецевидную форму: плоскую кровлю и крутые крылья. Её размеры 22(23км по изогипсе минус 5000м, этаж нефтеносности достигает 1400м.

Роль покрышки для залежи нефти выполняет толща пород нижнепермского возраста, включающая глинисто–карбонатные отложения артинско–московского возраста и сульфатно–галогенные породы кунгурского яруса толщиной 465-1655м.
Область распространения карбонатного резервуара ограничивается глубоководными глинистыми (глинисто–карбонатными) отложениями бассейна, не являющимися коллекторами и играющими роль надёжного латерального флюидоупора.

Установлено, что пустотное пространство пород-коллекторов довольно сложное и слагается из первичной межзерновой пористости, вторичных пор, каверн и трещин. На месторождении установлено три типа коллекторов:

поровый;

трещинно-каверново-поровый, каверново-поровый;

трещинный.

Поровые, каверново-поровые и трещинно-каверново-поровые коллектра развиты в пределах платформы, включая бортовые части, а также на отдельных участках склона. Широкое развитие на склоне (микробиальные баундстоуновые постройки) получили трещинные коллектора.

По данным сейсмических исследований и пробуренных скважин в составе карбонатного массива выделены три основные части: платформенная, бортовая (рим, марджин) и крыльевая (склон).

Коллектор был также разделен на три стратиграфические единицы: объекты I, II, III. Это было обусловлено следующими факторами:

- чрезвычайно большой эффективной мощностью;

- наличием туфов и карбонатно-глинистых вулканических отложений толщиной 40-50м, изолирующих башкирско-серпуховско-окскую часть коллектора в пределах платформы от нижневизейско-турнейской; 

- резко различными свойствами в различных интервалах коллектора;

- различиями в проницаемости и пористости коллекторов в разных объектах.

Объект I включает отложения башкирско–серпуховско-окского возраста и, как бы, облекает на склонах карбонатного массива нижневизейско–турнейский комплекс пород, выделенных в объект II. Объект III составляют девонские отложения.

В целом все три объекта образуют единую гидродинамическую систему, чему способствует наличие обширных трещиноватых зон в рифовых и биогермных постройках, окаймляющих платформу и непосредственно контактирующих с коллекторами I и II объектов, разделенных в пределах платформы “вулкаником”. Об этом свидетельствует единый характер падения пластового давления в процессе разработки залежи в разных её частях: на платформе, на борту и на склонах, включая самую отдалённую погруженную северо-восточную часть месторождения в районе скважины Т–10, где нефть добывается из девонских отложений. 
В 1998г. фирмой “Геко–Пракла” была проведена трёхмерная сейсмическая разведка на Тенгизском месторождении. Целью её являлось получение более совершенного изображения склоновых частей Тенгизской и Королевской платформ и уточнение характеристик коллектора для выработки в дальнейшем более совершенной системы разработки.

I объект является наиболее изученным как в плане литологофациального анализа пород, так и в отношении продуктивности и эксплуатационной характеристики скважин. Башкирская часть разреза вскрыта в разных зонах и в разном объёме во всех скважинах (кроме скважины Т–18); серпуховские отложения – в 74 скважинах, окские – в 46 скважинах. Наибольшее количество пробуренных скважин и, следовательно, проведённых исследований, приходится на платформенную часть структуры, тогда как склоны изучены менее детально.

В платформенной части породы I объекта сложены биокластовыми пакстоунами и грейнстоунами, водорослево-форамениферовыми известняками с прослоями ракушечняковых грейнстоунов и рудстоунов.

В пределах верхнего склона отложения крайне неоднородны и представлены неотсортированными лито-биокластовыми пакстоунами, толщами водорослевых и обломочных известняков. Породы неравномерно перекристаллизованы и доломитизированы.

В подножии склона отложения представлены тонкослоистыми карбонатно-глинистыми отложениями и мелкообломочными биокластовыми вакстоунами с прослоями пакстоунов. 

В пределах первого объекта выделяется рим, характеризующийся местными буграми сейсмофаций и состоящий из кораллового и скелетного пакстоуна и локального микробиального баундстоуна башкирского и серпуховского возраста (Т-5056, Т-41, Т-40, Т-42, Т-43). Для пород, слагающих рим, характерны субвертикальные трещины и каверны.

Породы башкирского яруса (по данным исследований скважины Т-220) обладают повышенной пористостью. Практически по всему разрезу в грейнстоунах отмечается наличие межзерновой и внутризерновой пористости, реже следовой, в верхней части разреза  поровое пространство увеличено за счёт влияния процессов выщелачивания. Каверны приурочены, в основном, к обломочным разностям. 

В результате сейсмостратиграфической интерпретации установлены рамки площадного распространения карбонатного коллектора, т.е. установлена ограничивающая линия, где карбонаты полностью замещаются на карбонатно–глинистый разрез, не являющийся коллектором. Граница области распространения коллектора I объекта залегает на глубинах 5000 – 5300м в восточной части структуры и 5200 – 5500м в западной.

Достаточно сложным является распределение толщин карбонатного коллектора. В пределах плоского свода суммарная толщина окско – башкирских отложений составляет в среднем 400–500 м. В северной и восточной части рима и склона толщина карбонатных образований I объекта резко возрастает до 650–800 м, главным образом за счёт фаций баундстоуна серпуховского возраста. Своеобразное увеличение толщины карбонатных отложений отмечается и по западной периферии поднятия за крутым склоном. Здесь откартирована целая серия вздутий, расположенных параллельно линии распространения карбонатного коллектора и связанных, возможно, не только с баундстоунами серпуховского возраста, но и с некоторым увеличением толщин башкирских отложений в обломочных фациях подножия.
Неполным стратиграфическим разделом I и II объекта является пачка переслаивающихся туфоаргиллитов и карбонатно-глинистых отложений, называемая “вулканик”, залегающая в кровле тульского горизонта. Эта пачка чётко прослеживается в центральной части структуры и имеет толщину 40–50м. В краевых частях Тенгизского массива толщина этой пачки уменьшается (Т–41, Т–44), а в нижней части склона увеличивается до 150–200м (Т–52, Т–53). Рассматриваемые отложения повсеместно представлены вулканомиктовыми алевроаргиллитами и алевролитами с прослоями вулканомиктовых алевропесчаников, которые формировались за счёт интенсивного размыва слаболитифицированных толщ вулканитов андезитового и андезито-дацитового состава.

Ниже “вулканика” залегают отложения нижнекаменноугольного (турнейско–ранневизийского) возраста, объединённые во II объект разработки.

Отложения II объекта вскрыты 32 скважинами как в платформенной части структуры, так и на склонах, при этом полностью пройдены в 15 скважинах, из которых Т–52 и Т–53 остаются за линией развития карбонатных коллекторов.

Отложения турнейского яруса толщиной 200-250м характеризуются относительно однообразным составом. В целом отложения нижнего визе изучены только в платформенной части. Коллектор II объекта представлен био-литокластовыми пакстоунами с прослоями микросгустковых и водорослевых известняков, литокластовыми грейнстоунами, лито- биокластовыми и пеллоидными пакстоунами, реже вакстоунами с прослоями комковато- сгустковых известняков. В верхах разреза породы часто перекристаллизованы и доломитизированы, участками сильно окремнены. Породы слабопроницаемы.

Распределение толщин во II объекте намного проще, чем для окско-башкирского комплекса. Наибольшая толщина отмечается в области плоского свода - 650-700 м, а к периферии толщина резервуара уменьшается до 300 – 200 и даже 100м.

Наименее изученным является III объект разработки, в стратиграфическом плане приуроченный к позднефранско-фаменским отложениям верхнего девона, вскрытым в разном объеме всего 15 скважинами. Девонский разрез вскрыт на разных участках месторождения. Породы представлены мелкозернистыми доломитизированными известняками, пелоидными и биокластовыми вакстоунами и пакстоунами с рассеянными брекчированными водорослевыми известняками. Пористость в целом низкая. Морфологические характеристики поверхности девонских отложений отличаются от верхних существенным расширением плоского свода (платформы) и уменьшением углов падения карбонатных отложений на флангах до 10 – 140. Поднятие по III объекту оконтуривается изогипсой минус 5450 м и имеет форму почти правильной окружности с вырезанным северо-западным сектором и максимальную амплитуду 400–450м. Размеры по взаимно-перпендикулярным северо-западной и юго-восточной осям составляют 20х13км. Толщины III объекта рассматриваются при нижней границе, соответствующей оконтуривающей изогипсе и максимально возможному положению ВНК на отметке минус 5450м. Максимальная толщина III объекта до 450 – 500м отмечается в северной части платформы. Области повышенных значений толщин расположены полукольцом и соответствуют риму, чётко выраженному по окско-башкирскому комплексу. К югу толщины плавно уменьшаются до 100 и менее метров.
Самой нижней, достоверно установленной отметкой получения нефти, является отметка минус 5428,9м (подошва опробованного интервала в скважине Т-10). Данные длительной эксплуатации с высоким суточным дебитом свидетельствуют о том, что нефть на данном участке может залегать намного ниже этой отметки.

При данной степени изученности можно однозначно сказать, что водо-нефтяной контакт приурочен к девонской части разреза, но достоверно определить его положение невозможно.

На данном этапе геологической изученности девонской части разреза месторождения, принимая во внимание ограниченные данные опробования, нижняя граница нефтенасыщения принята условно на отметке минус 5450м за исключением районов скважин Т-47, Т-6337.
В настоящее время в эксплуатации уже длительное время находится 1-й объект, из которого уже извлечено более 64 млн.т нефти. Добыча нефти из 2-го и 3-го объектов ведется некоторыми отдельными скважинами и очень мала.

Продуктивность конкретных скважин на месторождении тесно связана с типом и количественной характеристикой фильтрационно-емкостных свойств коллекторов участка, где опробуется или эксплуатируется скважина.
Учитывая существенные различия в продуктивности скважин, расположенных на различных участках месторождения, специалистами ТШО был проведен анализ производительности скважин, сгруппированных по трем зонам: платформа, бортовая часть (включая рим) и крыльевая часть (склон).

Как правило, скважины, расположенные на бортовой части месторождения, имеют самую высокую производительность – 1590 м3 в сутки. При этом наблюдается тенденция незначительного падения давления при увеличении производительности. В платформенной части месторождения есть несколько скважин, производительность которых сравнима с производительностью скважин, расположенных в бортовой части месторождения, но есть и другие скважины, которые имеют очень низкую производительность, например, в южной части платформы.
Значения эксплуатационных параметров скважин, расположенных в крыльевых частях месторождения, колеблются наиболее сильно по сравнению с другими частями месторождения.

Дальнейшее деление платформы на блоки позволяет выделить две группы скважин, производительность которых ниже 795 м3 в сутки (5000 бареллей в сутки). В этих скважинах, расположенных в южной части платформы, а  также на узком участке в северной части платформы, наблюдается самое большое падение давления при увеличении производительности. Низкая производительность обусловлена преобладанием литофаций, образующих юбку платформы и состоящих из пакстоунов с низкими коллекторскими свойствами. Скважины, расположенные в центральной части платформы, имеют относительно одинаковую производительность в пределах от 795 до 1272 м3 в сутки (от 5000 до 8000 баррелей в сутки), однако при этом есть несколько скважин с более высокой производительностью. Это свидетельствует об одинаковой потенциальной производительности коллектора из относительно однородных интервалов внутренней части платформы, состоящих из грейнстоунов и глинистых пакстоунов. Бортовая часть может быть дополнительно разделена еще на три участка – северный, восточный и западный.
Самую высокую производительность имеют скважины, расположеннее в восточной части борта платформы. Возможно, это связано с трещиноватостью, обусловленной самыми мощными накоплениями склоновых биогермных образований. Скважины, расположенные на северных и западных участках борта платформы, имеют среднюю производительность – за исключением скважины Т -1к, производительность остальных скважин здесь лишь немногим больше, чем производительность скважин, расположенных в центральной части платформы. Крыльевая часть месторождения в настоящее время подразделяется на более мелкие участки, что связано с ограниченным количеством скважин. 
Геолого-физическая характеристика залежей нефти представлена в таблице 1.1
1.1.2 Характеристика энергетического состояния залежи

Залежь нефти месторождения Тенгиз характеризуется аномально высоким пластовым давлением (АВПД), (превышение начального пластового давления над гидростатическим давлением, или коэффициент аномальности достигает 1,826), и большим разрывом между пластовым давлением и давлением насыщения.

Начальное пластовое давление на отметке минус 4500 м составляет 82,35 МПа, давление насыщения нефти газом- 25,6 МПа. На текущую дату разработки ни в одной скважине месторождения не зафиксировано снижение забойного давления ниже давления насыщения. 

Проектом ОПР предусмотрено выделение двух эксплуатационных объектов: I объект – отложения башкирского, серпуховского и окского стратиграфических комплексов, II объект – отложения от тульского до девонского стратиграфических комплексов. Залежь во всех рассмотренных вариантах разрабатывается на упруго-замкнутом режиме. Рекомендуемый вариант, согласно Регламенту на проектирование разработки, по принципиальным положениям соответствует утвержденному варианту технологической схемы разработки 1986 г., а также учитывает фактически сложившуюся систему разработки.
Таблица 1.1 - Геолого–физические характеристики продуктивных пластов месторождения

	Параметры
	Продуктивные объекты

	
	I  

объект
	II  объект
	III объект

	Средняя глубина залегания, м
	4213
	4676
	5219

	Тип залежи
	М а с с и в н а я

	Тип коллектора
	К а р б о н а т н ы й

	Площадь нефтегазоносности, тыс м2
	413850
	238500
	249500

	Средняя общая толщина, м
	125,5
	259
	235,58

	Средняя нефтенасыщенная толщина, м
	119,1
	248,97
	156,52

	Пористость, доли ед.
	0,06
	0,029
	0,026

	Средняя нефтенасыщенность, доли ед.
	0,843
	0,589
	0,456

	Проницаемость, мкм2
	0,00347
	0,00127
	0,00052

	Пластовая температура, (С
	109,4
	109,4
	109,4

	Пластовое давление, МПа
	81,18
	81,18
	81,18

	Вязкость нефти в пластовых условиях, мПа(с
	0,232
	0,232
	0,232

	Плотность нефти в пластовых условиях, т/м3
	0,6206
	0,6206
	0,6206

	Объемный коэффициент нефти, доли ед.
	1,936
	1,936
	1,936

	Содержание серы в нефти, %
	0,95
	0,95
	0,95

	Давление насыщения нефти газом, МПа
	25,26
	25,26
	25,26

	Газосодержание нефти, м3/т
	514,5
	514,5
	514,5

	Вязкость воды в пластовых условиях, мПа(с
	0,282
	0,282
	0,282

	Плотность воды в пластовых условиях. т/ м3
	1,165
	1,165
	1,165

	Начальные балансовые запасы нефти, утвержденные ГКЗ РК, млн.т

в том числе: по категории С1/С2
	1936964/

256394
	316275/

510953
	7726/

267297

	Начальные извлекаемые запасы нефти, утвержденные ГКЗ РК, млн.т

в том числе: по категории С1/С2
	1077246/

98616
	63580/

104342
	1553/

54582

	Коэффициент нефтеизвлечения, доли ед.

в том числе: по категории С1/С2
	0,5562/

0,3846
	0,2010/

0,2042
	0,2010/

0,2042


В соответствии с технологической схемой разработку I объекта месторождения предусматривалось осуществлять на упруго-замкнутом режиме, режиме растворенного газа и водонапорном режиме. По II эксплуатационному объекту расчет показателей был выполнен только при разработке на упруго-замкнутом режиме и режиме растворенного газа. 
Разработка месторождения осуществляется на упруго-замкнутом режиме, при котором строго соблюдается пропорциональность отбора нефти снижению давления в залежи /3/.
Пластовые давления по скважинам рассчитывались на отметку минус 4500 м и в дальнейшем для сравнения использовались сведения о приведенных пластовых давлениях. По подобъектам 1 объекта были построены карты изобар на разные даты, что позволило пронаблюдать развитие во времени зон пониженного пластового давления. Так как режим дренирования залежи нефти упруго-замкнутый, пластовое давление является одним из основных показателей, характеризующих текущее состояние выработки запасов нефти.

Средневзвешенное пластовое давление по разрабатываемой части месторождения составляет 76,16 МПа, что на 6,19 МПа ниже начального пластового давления. В 20 скважинах 1 объекта разработки (Т-5К,11,12,15,21,38,40,72,103,105,106,110,111,112,113, 115,116,317,318,419) идет снижение пластового давления в соответствии с темпом отбора.

Необходимо отметить, что динамика дебитов нефти скважин во времени типична для всех групп скважин: в начальный период эксплуатации может отмечаться рост дебита в результате очистки призабойной зоны, а также уменьшения штуцирования скважины, однако после выведения скважины на работу с максимально открытым штуцером наблюдается устойчивое падение дебита. Этого следует ожидать, так как пластовое давление снижается в результате добычи при упруго-замкнутом режиме. Последующее увеличение дебита отмечается только после проведения работ по подключению дополнительных толщин горизонтов в работу, СКО или КГРП. Отмечается, что СКО и КГРП не только увеличивают дебит нефти, но и добавляют запасы нефти, вовлеченные в активную разработку.

1.2 История проектирования и разработки месторождения

Тенгизское месторождение было открыто в 1979 г. бурением скважины Тенгиз -1. Ответственным за первоначальный подсчет запасов Тенгиза и ежегодные отчеты по запасам до 1993 г. был институт ВолгоградНИПИнефть (на 1 июля 1996 г.).
Подсчет запасов был выполнен КазНИГРИ, он был рассмотрен и утвержден в апреле 1998 г. Государственным Комитетом по запасам Республики Казахстан (ГКЗ).

Месторождение Тенгиз введено в опытно-промышленную разработку в апреле 1991 года в соответствии с технологической схемой, составленной институтом «Гипровостокнефть» и утвержденной ЦКР Миннефтепрома СССР в 1986 году (протокол № 1226 от 28.11.86 г.).
Добыча нефти на месторождении увеличилась с 0,94 млн. тонн в год в 1993 году до 13,6 млн. тонн в год в 2005 году. Увеличение добычи произошло за счет разработки сети выходов на мировые рынки при расширении производственных объектов и разработке дополнительной производительности скважин через комбинацию скважин КРС и заканчиваний существующих и бурения новых скважин.
В 1993 году единственным маршрутом экспорта Тенгизской нефти являлся трубопровод Атырау – Самара с производительностью один миллион тонн нефти в год. ТШО производил стабильное увеличение объема отгрузки нефти по трубопроводу Атырау – Самара до более 3 млн тонн в год.
Ключевым фактором роста ТШО за период 1995 – 2001 гг. стало значительное увеличение объема экспортируемой по железной дороги Тенгизской сырой нефти.

В 1995 году ТШО начал отгрузку нефти по железнодорожным путям в Финляндию и Одессу.
К 2000 году ТШО являлся самым крупным транспортером срой нефти по железной дороге в мире. В 2000 году ТШО отгрузил 8,2 млн. метрических тонн нефти по железнодорожным путям, в основном в порты Черного моря.

В 2001 году было завершено строительство Каспийского трубопроводного консорциума (КТК) и приблизительно 0,9 млн. метрических тонн Тенгизской сырой нефти было транспортировано по нему в порт Черного моря, г. Новороссийск. 

С марта 1999 г. и до декабря 2002 года разработка месторождения осуществляется согласно «проекту опытно-промышленной разработки», выполненному институтом «НИПИмунайгаз» и утвержденному ЦКР РК (протокол № 3 от 25.03.99 г.). 
Согласно проекту в период ОПР предусматривалось бурение 19 скважин, расконсервация 7 скважин (28, 29, 31, 41, 45, 109,5050) и углубление бурением 12 скважин (14, 17, 30, 60, 70, 108, 118, 125, 211, 220, 430, 463).

Проводимые ТОО “Тенгизшевройл” с 1993г. исследования (бурение новых скважин, отбор и исследования керна, пластовых жидкостей, гидродинамические исследования, трёхмерная сейсморазведка методом 3Д), послужили основой для создания геостатической модели Тенгизского месторождения и выполнения пересчёта запасов нефти, утвержденного ГК3 РК (протокол № 170-02-У от 13-17.08.2002г.). В настоящее время разработка месторождения Тенгиз проводится согласно Технологической схеме разработки месторождения Тенгиз, разработанной ОАО «Гипровостокнефть», утвержденной Центральным Комитетом разработки РК 25 декабря 2002 года.
1.3 Состояние разработки

1.3.1 Объемы добычи нефти и газа

Динамика нарастания объемов добычи нефти в период с 2000 по 2005 гг. представлена на рисунке 1.2, в то время как в 1993 году добыча нефти составила 1,5 млн. тонн.
Сравнение проектных данных по добычи нефти с фактическими представлено на рисунке 1.3.
Сравнение проектных данных по добычи газа с фактическими представлено на рисунке 1.4.
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Рис. 1.2 – Годовой объемы добычи нефти 2000 – 2005 гг.
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Рис. 1.3 - Проектные и фактические данные добычи нефти за 2002-2005 гг.
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Рис. 1.4 - Проектные и фактические данные добычи газа за 2002-2005 гг.

Как видно из рисунков 1.3 и 1.4, фактическая добыча нефти и газа в течение последних лет превышала проектную.
При разработке по варианту естественного режима истощения максимальная добыча нефти ожидается с 2010 по 2020 гг., понижение устьевого давления с 10 МПа до 3,5 МПа планируется в период 2021÷2022 г.г., возрастание газового фактора ожидается с 2019 года.
1.3.2 Состояние фонда скважин

Проектом ОПР запроектирована единая квадратная система размещения скважин с плотностью сетки 200 га/скв. Коэффициент эксплуатации скважин – 0,88; коэффициент использования – 0,809.
Реализация программы бурения/углубления скважин, предложенная в проекте ОПР, представлена в таблице 1.2 по состоянию на 15 октября 2002 года.

Таблица 1.2 - Скважины, пробуренные и углубленные за период 1998(2002 г.г.
	Годы
	Новые скважины
	Углубленные скважины

	
	номер скважины
	кол-во
	номер скважины
	кол-во

	1998
	5050
	1
	
	0

	1999
	
	0
	47, 220, 463, 118
	4

	2000
	5056
	1
	1100, 117, 108, 463st
	4

	2001
	5034, 5857, 5246, 7252, 6846, 6337
	6
	23, 28, 17, 29
	4

	2002
	5853, 4346, 6261, 5435
	4
	7252, 46, 5246st, 116st
	4

	Итого:
	
	12
	
	16


По состоянию на 01.05.2006 г. на месторождении пробурено 132 скважин (таблица 1.3). Фактически сложившаяся сетка скважин имеет плотность 200 га/скв. Местами сетка уплотнена до 50 га/скв. Значительная площадь месторождения не охвачена разбуриванием.

В действующем фонде находятся 58 скважины, из них дающих продукцию 44 скважины, во временном простое – 14 скважина.

В ликвидированном фонде находятся 14 скважин. В число пробуренных входит также наблюдательная скважина Т-100. Характеристика фонда скважин приведена в таблице 1.3.
Таблица 1.3 - Характеристика фонда скважин по состоянию на 1.05.2006г.

	Наименование
	Характеристика фонда скважин
	Количество скважин

	Фонд добывающих скважин
	Пробурено
	132

	
	В том числе:
	

	
	Действующие 
	44

	
	     из них фонтанные
	44

	
	     ЭЦН
	-

	
	     ШГН
	-

	
	     бескомпрессорный газлифт
	-

	
	     внутрискваженный газлифт
	-

	
	Бездействующие
	14

	
	В испытании 
	-

	
	В бурении
	-

	
	Ликвидированные 
	14

	
	Наблюдательные
	1

	Фонд специальных скважины
	Пробурено
	9

	
	В том числе:
	

	
	Наблюдательные
	6

	
	Нагнетательные
	3


Все скважины эксплуатируются фонтанным способом.

Распределение скважин по объектам эксплуатации выглядит следующим образом: на I эксплуатационный объект работает 51 скважина, совместно I+II объекты эксплуатируют 4 скважины и на III объект – одна скважина Т-10. Однако при рассмотрении состояния вскрытия объектов эксплуатации в скважинах, отмечается неполное вскрытие объекта I в 37 скважинах (в 11 скважинах эксплуатируется только башкирский горизонт, в 6 скважинах – серпуховский, в 3 скважинах – окский, в 12 скважинах – башкирский и серпуховский, в 5 скважинах – не вскрыт перфорацией башкирский горизонт). При этом, скважины, в которых вскрыты два стратиграфических объекта, приурочены к склоновой и бортовой частям. Совместная эксплуатация нескольких горизонтов в скважинах не приводит к пропорциональному увеличению дебитов нефти, хотя и отмечается некоторое их увеличение.

На данный момент 7 скважин, находящихся во временной консервации, ожидают добуривания: Т-2К, Т-18, Т-39, Т-60, Т-211, Т-430, Т-456, Т-470.
В настоящее время ТШО имеет план бурения скважин на Тенгизе только на ближайшие 5 лет. Он приведен в таблице 1.4. 

Таблица 1.4 - Рабочая программа по Технологической Схеме 5-ти летний график буровых работ

	
	2002
	2003
	2004
	2005
	2006
	Общее

количество

	1-й вариант Тех.схемы – задействование 3-х буровых установок

	Количество буровых установок
	3
	3
	3
	3
	3
	

	Количество скважин на Тенгизе
	5
	6
	7
	7
	9
	34

	Количество скважин на Королеве
	1
	2
	1
	0
	0
	4

	Общее количество скважин 
	6
	8
	8
	7
	9
	38

	2-й вариант Техсхемы – одна буровая установка освобождена в 2005 г.

	Количество буровых установок
	3
	3
	3
	2
	2
	

	Количество скважин на Тенгизе
	5
	7
	7
	5
	5
	29

	Количество скважин на Королеве
	1
	2
	1
	0
	0
	4

	Общее количество скважин 
	6
	9
	8
	5
	5
	33

	3-й вариант Техсхемы – одна буровая установка освобождена в 2003 г.

	Количество буровых установок
	3
	2
	2
	2
	2
	

	Количество скважин на Тенгизе
	5
	5
	4
	5
	6
	25

	Количество скважин на Королеве
	1
	2
	1
	0
	0
	4

	Общее количество скважин 
	6
	7
	5
	5
	6
	29


Из таблицы следует, что массовое разбуривание месторождения Тенгиз добывающими и нагнетательными скважинами в ближайшие годы не планируется, так как значительное наращивание добычи нефти возможно только после пуска в эксплуатацию Завода Второго поколения.

В настоящее время ТШО осуществляет большую программу бурения оценочных скважин. К моменту составления технологической схемы разработки было пробурено 15 оценочных скважин, все они вскрыли второй и даже третий объекты. 

Рабочая программа бурения и углубления скважин, утвержденная ГКЗ РК приведена в таблице 1.5.
Таблица 1.5 – Рабочая программа бурения и углубления скважин
	Годы
	Ввод скважин
из бурения за год
	фонд скважин пробуренных с начала разработки на начало года
	фонд нагнетательных скважин на конец года

	
	Всего
	Добыв.
	Нагнет.
	
	

	2005
	11
	7
	4
	120
	0

	2006
	3
	3
	0
	131
	4

	2007
	5
	5
	0
	134
	8


Восемь нагнетательных скважин включены в первую и вторую стадии проекта закачки сырого газа (ЗСГ-1 и 2):
ЗСГ-1 нагнетательные скважины: Т-220, Т-5646 и Т-5246.

ЗСГ-2 нагнетательные скважины: Т-5044, Т-5242, Т-5444, Т-5447 и Т-5848.

Коэффициент использования фонда скважин изменялся от 0,51 (1991 г.) до 0,98 (2000 г.), в среднем составил 0,77. Коэффициент эксплуатации изменялся от 0,44 (1994 г.) до 0,89 (2001 г.) и в среднем за весь период разработки составил 0,69. Достаточно низкие средние значения коэффициентов использования и эксплуатации фонда скважин во многом обусловлены отключением скважин, что связано с технологическим режимом работы нефтеперерабатывающего завода и его возможностями по переработке нефти.

1.3.2.1 Обоснование выбора рекомендуемых способов эксплуатации 

скважин, устьевого и внутрискважинного оборудования
Фонтанирование скважин на месторождении Тенгиз обусловлено большим запасом пластовой энергии и достаточно большими давлениями на забое, чтобы преодолеть гидростатическое давление столба жидкости в скважине, противодавление на устье и давление, расходуемое на трение, связанное с движением этой жидкости.
Для обоснования способа эксплуатации, определения оптимального режима работы скважин, а также выбора необходимого устьевого и внутрискважинного оборудования проведены расчеты по известным формулам трубной гидравлики, с учетом условий проекта опытно- промышленной эксплуатации, физико-химических свойств флюида и геолого-технологических показателей. Принятые в проекте и взятые за основу при обосновании выбора способа и необходимого оборудования значения, физико-химических и технологических параметров, приведены в таблице 1.6. 
Для выбора оптимальных режимов совместной работы пласта и фонтанного подъемника рассчитаны давления на забое, определяющие такой приток жидкости, который фонтанные трубы будут в состоянии пропустить при данной глубине скважины, противодавление на устье и диаметре труб.
Таблица 1.6- Исходные данные дня расчета фонтанного подъемника

	Параметры
	значения

	
	I объект 
	II
объект 

	Глубина залегания продуктивного пласта, м 
	4600 
	4800 

	Пластовое давление, МПа 
	82,4 
	83,08 

	Давление насыщения нефти газом, МПа 
	25,6 
	26,3 

	Газосодержание, м3/т 
	579,6 
	593,0 

	Плотность нефти в пластовых условиях, кг/м 
	629,0 
	624,0 

	Плотность разгазированной нефти, кг/м 
	804,0 
	805,0 

	Вязкость нефти, мПа·с 
	0,22 
	0,22 

	Коэффициент продуктивности, м /сут*МПа 
	132,73 
	157,54 

	Пластовая температура, С 
	108,0 
	120,0 

	Температура на устье, С 
	85,0 
	

	Обводненность, % 
	- 
	- 


В расчетах приняты следующие значения параметров:
· давление насыщения на устье Рнас=23 МПа;

· средняя плотность нефти Рн=580 кг/м3  (при движении жидкости по 
              НКТ она охлаждается и ее плотность изменяется, поэтому рн = ( p3+pу)/2,  

               где р3 и ру - плотности жидкости при термодинамических условиях 

             забоя и устья скважины);
· средняя вязкость μ=0,22 мПа·с.
Решаются совместно задачи движения жидкости по стволу скважины и притока жидкости из пласта. Задача решалась на ЭВМ (Приложение А). По результатам расчёта строятся  характеристические кривые подъемника и индикаторные линии зависимости дебита от забойных давлений для значений коэффициентов продуктивности Кпр=10, 30, 50, 100, 150, 200, 360 м3/сут· МПа.
Для обеспечения заданных проектных отборов условия работы подъемника по II варианту следующие:

                                                                Iобъект             II объект
· давление устьевое, Мпа                  23,0                     23,0

· давление забойное, Мпа                 75,0                      75,0

· диаметр НКТ, мм                            89,0                      89,0 

· максимальный дебит, м3/сут          1200,0                 1100,0

Таблица 1.7 - Характеристика показателей эксплуатации
	Способ
эксплуатации 
	Показатели
	Годы

	
	
	1999 
	2000 
	2001 
	2002 

	фонтанный 
	Ввод скважин 
	10
	8
	8
	12

	
	Средний 

эксплуатационный 

фонд 
	59 
	67 
	75 
	87 

	
	Дебит по 

жидкости, т/сут 
	504,5 
	525,0 
	535,1 
	511,2 

	
	Обводненность, % 
	- 
	- 
	- 
	-


В таблице 1.7 приведена характеристика показателей эксплуатации. К концу рассматриваемого периода фонд скважин возрастает с 59 до 87 скважин, а дебит изменяется от 504,5 до 511,2 м3/сут и обеспечивает проектную добычу при коэффициенте эксплуатации Кэкс=0,892 (коэффициент эксплуатации принят по фактическим данным).
Условия  длительного  фонтанирования  скважин  месторождения  Тенгиз обусловлены  аномально  высоким  пластовым давлением   в  залежи   а также высокими значениями газосодержания (I объект - 579,6 м3/т, II объект - 593 м3/т). 

1.3.3 Система поддержания пластового давления

Решающее значение при выборе системы разработки массивных нефтяных залежей имеет степень гидродинамической связи по вертикали. В соответствии с характером этой связи меняется подход к организации, как закачки газа, так и закачки воды /4/.

В настоящее время пластовое давление в 1-м объекте разработки снизилось примерно на 20,0 МПа. Большинство замеров пластового давления имеется по скважинам, вскрывшим верхнюю часть эксплуатационного объекта, и лишь в небольшой части скважин нижняя дыра перфорации находится в его подошвенной части.

В Технологической схеме разработки месторождения Тенгиз приведены четыре варианта разработки, с применением различных методов поддержания пластового давления.

При разработке месторождения при естественном упруго-замкнутом режиме (1-й вариант) скважины размещаются по равномерной квадратной сетке с расстоянием между скважинами 1000 м, соответственно плотность сетки составляет 100 га/скв. Подобная сетка скважин обоснована еще в первой технологической схеме разработки 1986 года.  

По 2-му варианту (закачка газа) могут быть два варианта размещения скважин. Первый вариант полностью совпадает с размещением скважин при 1-м варианте разработки (естественный режим), т. е. скважины размещаются по квадратной сетке с расстоянием между скважинами 1000 м. Рассмотрен также вариант размещения скважин, в соответствии с которым в центральной части платформы, в зоне размещения нагнетательных скважин, предполагается разбурить по квадратной сетке 750(750 м, оставив сетку 1000(1000 м на ее краях и в бортовой трещиноватой зоне.

3-й и 4-й варианты предусматривают осуществление закачки воды, причем по 3-му варианту вода закачивается по всей толщине пласта 1-го объекта и нефть вытесняется водой вдоль напластования, а по 4-му варианту – в подошвенную часть 1-го объекта на платформе и на границе 2-го объекта и девона в трещиноватой зоне пласта. По обоим вариантам разработки размещение и число скважин является одинаковым.

В условиях очень сложного геолого-физического строения месторождения Тенгиз любой метод воздействия на пласт, закачка газа или закачка воды, нуждается в испытании на специальных опытных участках. Только после получения фактических данных по опытной закачке газа или воды, можно сделать выводы об эффективности того или иного метода воздействия на пласт.
1.4 Сбор и подготовка скважинной продукции

Система сбора продукции скважин должна соответствовать требованиям РД 39-0148311-605-86 «Унифицированные технологические схемы сбора, транспорта и подготовки нефти, газа и воды нефтедобывающих районов» и должна осуществлять:

- замер дебита нефти и газа по каждой скважине;

- однотрубный транспорт;

- полную герметичность процесса;

- максимальное использование пластового давления.

Выполнение указанных требований обеспечивает более безопасные условия эксплуатации объектов сбора и, что самое главное, обеспечивает сохранение природной среды.

Наиболее существенными факторами, определяющими параметры процесса промысловой подготовки нефти, являются ее физико-химические свойства, а также фракционный и компонентный состав непосредственно определяющие последовательность и технологические параметры операций при подготовке нефти. Кроме того следует учитывать динамику добычи продукции скважин, определяющую мощность производства и последовательность ее наращивания при стадийном строительстве данных объектов /5/.
В соответствии с РД 39-0147035-207-86 мощности сооружений по сбору и подготовке нефти нефтяного месторождения Тенгиз должны быть рассчитаны на максимальные уровни отборов нефти, газа и воды /6/.
На сегодняшний день на месторождении функционируют 9 замерных установок (ЗУ), оснащенных сепараторами, позволяющими проводить замеры дебита по системе газ-жидкость-вода. Каждая ЗУ подключена к центральному промысловому манифольду (ЦПМ) и далее к центральному пункту сбора. В частности, К ЗУ-5 подходят выкидные линии от 4 скважин, к ЗУ-8 - 5, к ЗУ-9 – 10, к ЗУ-12 – 4, к ЗУ-14 – 5, к ЗУ-15 – 9, к ЗУ-17 - 9, к ЗУ-19 – 5, к ЗУ-20 – 7 (рис. 1.5). 
Давление на устье действующих скважин изменяется от 9,3 МПа до 42,4 МПа, а температура от 52 оС до 108 оС при изменении дебита от 118 до 2055 т/сутки. При теплоизоляции сборных трубопроводов из 25 мм полиуретана температура на манифольде завода около 60 оС, а давление около 7 МПа.
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Основными факторами определяющими параметры и количество ступеней подготовки нефти до товарного качества, в данном случае являются:

- аномально высокое давление в системе сбора и значительное газосодержание (потребуют проведения газосепарации в три технологические ступени при появлении воды в количестве более 3÷4 % имеется возможность вывода «свободной воды» на I ступени методом трехфазного разделения);

- высокое содержание в продукции сероводорода до 17 % и низших меркаптанов (потребует проведения стабилизации нефти до остаточного содержания не более 20 ррm сероводорода и отделения метил- и этилмеркаптанов в отпарной колонне с доведением товарной нефти до остаточного давления насыщенных паров ниже 0,066 МПа);

- наличие в продукции пластовой воды с минерализацией от 110 до 180 г/л по различным источникам (требует включения в технологическую схему электрообессоливания сырья с промывкой пресной промывной водой). Обессоливание ведется в электродегидраторах обычного или электростатического типа, подбираемых по необходимой мощности и необходимому времени пребывания, обеспечивающих остаточное содержание хлористых солей в нефти не более 100 мг/л товарной нефти и менее 0,5 % остаточной воды. Дренажные воды ступени используются для распреснения продукции с промысла, либо поступают в секцию водоочистки;

- реализация товарной нефти месторождения в основном происходит через систему экспортных трубопроводов (КТК) поэтому она должна быть подготовлена до требований для налива в морские танкеры (не ниже 1-ой группы качества ГОСТ 9965-76().

- стабилизация подготовленной нефти осуществляется в отпарной колонне и ведется при условиях обеспечивающих давления насыщенных паров товарной нефти и допустимые параметры по остаточному содержанию метил- и этил-меркаптанов соответствующих требованиям отгрузки. Газы этой ступени сепарации очищаются и утилизируются в зависимости от их свойств.
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Рисунок 1.6 Блок-схема технологической структуры подготовки продукции скважин при разработке месторождения с поддержанием пластового давления методом закачки газа (вариант 1)..
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Рисунок 1.7 Блок-схема технологической структуры подготовки продукции скважин при разработке месторождения с поддержанием пластового давления методом заводнения (Вариант 2)

По товарной характеристике нефть сернистая (массовое содержание серы 0,95%), молосмолистая (1,02 %), парафиновая (3,92 %). Объемный выход светлых фракций при разгонке до 300 о  С – 70 %.

Анализ приведенных данных, а также существующей технологии подготовки нефти (КТЛ-1, КТЛ 2, 3) на месторождении показывает, что можно в наиболее общем виде представить процесс промысловой подготовки тенгизской нефти в виде ряда последовательных стадий, представленных схематически на рисунках 1.6-1.7.
К 2021 - 2022 г.г. ожидается увеличение объема газонефтяной смеси протекающей по сборным трубопроводам примерно в три раза. Это приведет к возрастанию перепада давлений по длине сборных трубопроводов также в три раза. Поэтому при проектировании развития системы сбора необходима прокладка новых сборных трубопроводов с учетом снижения давления на устье добывающих скважин.

Как показали реологические исследования нефть Тенгизского месторождения не образует стойких эмульсий «вода в нефти» при температурах в системе сбора продукции скважин. Поэтому возрастание перепадов давлений в сборных трубопроводах за счет этого не ожидается. Вязкость водонефтяных эмульсий будет не выше вязкости безводной нефти при температуре в сборных трубопроводах.

1.4.1 Защитные мероприятия по обеспечению надежности эксплуатации оборудования и коммуникации, применяемые при данной стадии разработки месторождения Тенгиз

Меры по защите оборудования и коммуникаций системы добычи и 

сбора 

Защита подземного оборудования скважин. Конструкция обсадки скважины и колонна выполнены в антикоррозионном исполнении. Трубы НКТ защищаются катодной поляризацией.
Система сбора продукции. Части системы сбора снабжены устройствами по впрыскиванию ингибитора и оборудованиями по контролю за коррозионными процессами.
Устье скважины. При необходимости типовое устье скважины промысла Тенгиз снабжается устройством по впрыскиванию ингибитора.
Выкидные линии. Все выкидные линии имеют диаметр 114,5 мм и толщину стенок 8,41 мм. Каждая выкидная линия на концах оборудована камерой запуска и приема скребков. Каждая камера запуска рассчитана на порцию ингибитора коррозии.
Испытательный сепаратор. Штуцеры подключения коррозионного устройства имеются на отдельных выводах линий вниз по потоку контрольного клапана испытательного сепаратора.
Производственный манифольд. Точка нагнетания ингибитора предусматривается вниз по потоку от клапана производственного манифольда. Каждая замерная установка обеспечена одной установкой по впрыскиванию ингибитора.
Линии сбора. Каждая линия сбора оборудована камерой запуска и камерой приема скребков на каждом конце линии. Каждая камера запуска рассчитана на порцию коррозионного ингибитора для профилактики покрытия в линии сбора.
Узлы подключения. Узлы подключения обеспечены камерами приема и запуска скребков. Каждая камера запуска рассчитана на порцию ингибитора коррозии.
Центральный манифольд. Центральный манифольд оборудован камерами приема скребков для всех двенадцати проводящих линий сбора и камерами запуска скребков для четырнадцати магистральных трубопроводов.
Точка впрыскивания ингибитора предусмотрена вверх по потоку от камеры запуска для каждого из четырнадцати магистральных трубопроводов. Каждый магистральный трубопровод обеспечен одной установкой впрыскивания ингибитора коррозии.
Заводской манифольд. Оборудование по контролю за коррозионными процессами расположено в линии вывода непосредственно перед камерами приема скребков для каждого из четырнадцати магистральных трубопроводов.
Слаг- кетчеры ( Шламоуловители). Точка впрыскивания ингибитора предусмотрена вниз по потоку от входного клапана. Каждый слаг- кетчер обеспечен одной установкой по впрыскиванию ингибитора коррозии.
Внешние и внутренние покрытия. На всех подземных трубопроводах применяются внешние покрытия.
Внутреннее покрытие на слаг- кетчере осуществляется распылением эпоксидных материалов или им подобных. Покрытие защищает сосуды от коррозии в условиях турбулентного потока.
Катодная защита. Подземные трубопроводные коммуникации системы добычи и сбора защищаются катодной поляризацией.
Меры по защите оборудования и коммуникаций системы подготовки нефти и газа:
· химическое ингибирование газовых линий, водоводов систем 
          подготовки и очистки газа и водоснабжения;

· защита водоводов и подземных газовых линий катодной 

            поляризацией;

· протекторная защита резервуаров товарного парка газа.

Анализ защитных мероприятий по обеспечению надежности эксплуатации систем сбора и подготовки нефти и газа месторождения Тенгиз.
Защита оборудования скважин. Подземное оборудование скважин защищается методом катодной поляризации. Применяются выпрямители типа ТДЕ-9 и станции Catec ЛТД-4.
Наземное оборудование скважин входит в защитную зону катодной поляризации, осуществляемой станциями катодной защиты, установленными на ЗУ.
Защита коммуникаций системы сбора. Антикоррозионный режим течения промысловых флюидов, обеспечивающий защиту трубопроводной системы от внутренней коррозии, должен обеспечиваться технологическим режимом процессов сбора и транспортирования. Однако, рабочие давления на выкидных линиях ниже давлений насыщения, вследствие чего происходит разделение потока на жидкую и газовую фазы. В этих условиях возможно выделение влажного газа, содержащего агрессивные компоненты. Образование скоплений воды в застойных зонах коммуникаций и оборудования инициирует коррозионные процессы. В этих обстоятельствах при отсутствии защиты возможно развитие особо разрушительного воздействия на металл. Химическое ингибирование трубопроводной системы на данной стадии разработки месторождения не производится.
Внешняя коррозия коммуникаций системы сбора предотвращается катодной поляризацией с применением внешнего покрытия труб изоляционными материалами. Замеры защитных потенциалов и плотности защитного тока, производимые систематически, показывают высокую эффективность применяемого метода.
Защита объектов эксплуатации системы подготовки нефти и газа. Химическое ингибирование газовых линии, водоводов систем подготовки и очистки газа и водоснабжения производится соответствующими ингибиторами коррозии. Гравиметрические измерения потери веса представительных образцов- купонов показывают минимальную скорость общей коррозии, что свидетельствует о высокой степени эффективности ингибиторной защиты.
На заводе катодной и протекторной защитой обеспечены водоводы питьевой линии, подачи пены, пожарного водоснабжения, подземные газовые линии.
Оценка защитных мероприятий. Применяемые методы защиты от коррозия оборудования и трубопроводных коммуникаций показывают высокую степень надежности эксплуатации.
По заключению Научного центра компании «Chevron» о нецелесообразности с точки зрения безопасности и эффективности проведения химического ингибирования НКТ путем закачивания ингибитора в затрубное пространство под высоким давлением и в связи с отсутствием в добываемой продукции свободной воды в жидком состоянии, нет необходимости в нагнетании ингибиторов. Ингибитора должны нагнетаться в выкидные линии и выше оборудования, в котором может накапливаться вода.
Не осуществляется химическое ингибирование трубопроводных коммуникаций системы сбора. Необходимость химического ингибирования трубопроводных коммуникаций системы сбора из-за агрессивности газовой фазы (влажный газ), выделяющейся из потока вследствие того, что рабочие давления в системе сбора ниже давлений насыщения жидкости газом, очевидна, о чем свидетельствуют питтинговые поражения трубопроводов КТЛ, вызвавшие необходимость замены некоторых из них. Выделение газовой фазы происходит, видимо, несмотря на то, что технологическим режимом обеспечиваются высокие скорости потока.
При выполнении всего комплекса защитных мероприятий будет обеспечена высокая степень надежности эксплуатации месторождения.
В системах добычи и промыслового сбора мерами по предупреждению коррозионных разрушений, вызванных агрессивными компонентами, содержащимися в высокосернистом газе, является:
· антикоррозионное     исполнение     и     катодная     защита          

           подземного оборудования скважин;

· поддержание      антикоррозионного     режима     течения      

            добываемой продукции;

· химическое ингибирование коррозии;

· подбор сплавов из материалов, утвержденных NACE MR-01-75;

· модифицированные стали;

· внутреннее покрытие труб;

· внутренняя скребковая очистка трубопроводов;

· для    предупреждения    наружной    коррозии    -    защита    

          подземных трубопроводов внешним покрытием и катодной 

           поляризацией.

Для системы подготовки нефти и газа должен осуществляться комплекс химических и электрохимических методов:
· химическое ингибирование внутренней коррозии в системе 

             подготовки газа;

· химическое ингибирование внутренней коррозии в системе 

            очистки газа ДЭА;

· катодная защита подземных газовых линий и водоводов;

· протекторная защита внутренней и внешней стороны резервуаров.
         Проектные     режимы.     Система     сбора     спроектирована     так,     что обеспечиваются высокие скорости потока, чем предупреждаются скопления воды в системе сбора высокосернистого газ, которые образуются всякий раз, когда останавливается какая- то часть системы.
Рабочие давления. Два уровня давлений были выбраны для проектирования системы сбора- 14132 кПа и 9428 кПа. Выбор указанных уровней давления позволяет:
· 
поддерживать   высокие   скорости   потока,   требуемые   для   снижения коррозии труб;
· удовлетворять требованиям полного заполнения линий системы.
Рабочие   температуры.   Максимальное   значение   рабочей  температуры системы сбора равно 90 С.

Температура гидратообразования для диапазона давлений, рассматриваемых в системе сбора, была рассчитана приблизительно равной 28 С. это определяет допустимый диапазон рабочих температур для системы в пределах от 90 С до 30 С.
Скребковая очистка трубопроводов. Для ликвидации зон скопления рекомендуется скребковая очистка трубопроводов.
Стальная металлургия. Применяемая металлургия труб, диаметр трубной арматуры и частей, контактирующих с высокосернистым потоком, модифицированы с целью уменьшения чувствительности к водородному растрескиванию и соответствуют требованиям NACE MR-OI-75 для работы в условиях высокосернистой среды.
Подбор стальной металлургии производится по тестовому методу NACE ТМ-02-84 на стойкость стальных труб к коррозионному растрескиванию.
Подбор сплавов. Различные нержавеющие стали, никелированные сплавы выбираются для герметизации частей или поверхностей арматуры и промыслового оборудования в системе сбора.
Опыт показывает, что сплавы, удовлетворяющие требованиям NACE MR-01-75, значительно повышают срок службы труб и обеспечивают нечувствительность к сероводородному растрескиванию под напряжением.
Выбраны стальные нержавеющие сплавы типа 316, 316L и СA6NM, утвержденные NACE MR-01-75. Все части системы сбора, контактирующие с влажным сернистым газом, сконструированы или собраны из материалов, которые удовлетворяют требованиям NACE MR-01-75.
Сварные части (включая металлическую арматуру) для сбора должны быть квалифицированны пo NACE MR-01-75.
К стальным соединениям предъявляются требования NACE MP-01-75 с целью обеспечения максимальной стойкости, легкости термической обработки материала.
Представительные образцы каждой стальной композиции, используемой для изготовления соединений, должны быть тестированы на стойкость к сероводородному растрескиванию по тесту NACE TM-01-77.
Коррозионный допуск. Все трубы и соединения труб, которые контактируют с серосодержащей продукцией, имеют допуск на коррозию, что позволяет увеличить срок службы.
Требования к термической обработке. По требованиям NACE MR-01-75 к термической обработке соединений, контактирующих с серосодержащим флюидом, металлические части должны соответствовать NACE MR-01-75.
Задвижки и фланцы изготовляются в нормальных условиях.
Химическое ингибирование коррозии. Для предупреждения питтингов и общей коррозии, сероводородного растрескивания под напряжением углеродистых сталей, из которых изготовлены части системы сбора и подготовки высокосернистой продукции, необходимо осуществление химического ингибирования внутренней коррозии трубопроводных коммуникаций и оборудования.
Ингибиторы коррозии выбираются и тестируются экспериментально в специальных технологических условиях системы сбора до их применения.
Рекомендуется применение в системе сбора ингибиторов порционного и/или непрерывного ингибирования трубопроводов. Коррозионные ингибиторы, рекомендуемые к применению и используемые в настоящее время в системах подготовки нефти и газа, ранее использовались в подобных системах подготовки высокосернистой продукции.
Внешние и внутренние покрытия. Все подземные трубопроводы защищаются от подземной внешней коррозии внешним покрытием и катодной поляризацией.
Покрытия никогда не бывают без дефектов, поэтому необходима катодная защита для труб с покрытиями.
Катодная защита. Катодная защита применяется для подземных труб. Катодная защита дополняет защиту труб внешними покрытиями, что обеспечивает защиту от грунтовой коррозии.
При отсутствии катодной защиты трубопроводов, внешняя коррозия труб локализуется на участках с дефектом покрытия и приходит с большой скоростью.
Протекторная защита. Крупнотоннажные хранилища продукции-резервуары углеводородного парка (нефти и газа) должны быть обеспечены протекторной защитой.

1.4.2  Требования к системе сбора, транспорта и подготовки 

               нефти и газа до товарной кондиции
Система внутрипромыслового сбора и транспорта газонефтяной смеси месторождения Тенгиз должна учитывать специфические свойства добываемой нефти и обеспечивать безопасную и надежную эксплуатацию объекта.
Технология сбора и транспорта нефти к перерабатывающим заводам осуществляется по следующей схеме: устье скважины - выкидные линии -замерная установка - линии сбора - центральный манифольд - магистральные трубопроводы - заводской манифольд - слаг-кетчер - две параллельные технологические линии КТЛ-1 и КТЛ-2, где происходит сепарация, глубокое обезвоживание и обессоливание нефти, очистка газа после сепарации от сероводорода, углекислого газа, переработка газа и демеркаптанизация нефти до товарной кондиции.
Мощность данных КТЛ-1 и КТЛ-2 обеспечивают переработку 6,5 млн. т/год нефти месторождения Тенгиз, добываемой на 47 скважинах. Расширение производства согласно бизнес-плана на 1998-2001 гг. обеспечивает увеличение производительности до 5-9,0 млн. т/год.
В связи с вводом в эксплуатацию новых скважин, мощность КТЛ-1 и КТЛ-2 недостаточна для доведения добываемых нефти и газа до товарной кондиции и возникла необходимость строительства новой линии КТЛ-3 (пятая линия), аналогичной существующим, что позволила увеличить производительность завода до 12,4 млн. т/год. В перспективе предполагается строительство завода нового поколения, что обеспечит увеличение производительности до 16 млн.т/год и выше.

В основу нижеприведенных технико-технологических требований и рекомендаций к системам сбора и промысловой подготовки продукции скважин на Тенгизе положены:

- характеристики основных показателей разработки по отбору нефти и жидкости по вариантам: естественный режим истощения; закачки газа с 2004 г. 

- характеристика основного фонда скважин по вариантам;

- свойства пластовой нефти

- физико-химические свойства и фракционный состав разгазированной нефти

- компонентный состав нефтяного газа, разгазированной и пластовой нефти 

- свойства и состав пластовой воды

- прогнозируемые давления и температура на устье добывающих скважин по всем вариантам на весь период разработки;

- фактические давления, температуры и дебиты действующих скважин;

- проекты разработки и обустройства, выполненные институтом             «Гипровостокнефть» с 1983 по 1992 г.г. (в том числе совместно с             фирмой «Лавалин» по контрактам № 50-0924/70055 и № 50-0902/90745);

- проекты и их частичная реализация, выполненные ТОО  «Тенгизшевроил».

Количество и взаимное соотношение продукции месторождения: нефти, попутного газа, пластовой воды и компонентов, необходимых для реализации варианта разработки нефтяного месторождения Тенгиз, будут определяться выбранным способом поддержания пластового давления: а именно, методом закачки высокосернистого газа, либо методом заводнения.По имеющемуся промысловому опыту в наиболее общем виде в зависимости от выбираемого способа разработки блок-схема технологической структуры сооружений подготовки добываемой продукции будет соответствовать виду приведенному на рисунках 1.6, 1.7. В первом рассмотрении для метода закачки высокосернистого газа в схеме большее развитие получают процессы и мощность объектов газопереработки и появляется компремирование газа для его закачки в пласт. А для варианта по заводнению значительно увеличивается мощность сооружений водоподготовки и системы ППД месторождения. Наиболее существенными факторами, определяющими параметры процесса промысловой подготовки нефти, являются ее физико-химические свойства, а также фракционный и компонентный состав непосредственно определяющие последовательность и технологические параметры операций при подготовке нефти. Кроме того следует учитывать динамику добычи продукции скважин, определяющую мощность производства и последовательность ее наращивания при стадийном строительстве данных объектов.

По варианту 1, когда разработка месторождения осуществляется с закачкой высокосернистого нефтяного газа в продуктивный пласт, максимальный уровень отбора нефти 29813 тыс.т прогнозируется на 2020 год, чему соответствует и максимальный отбор жидкости в количестве 30276 тыс.т (обводненность продукции 1,56 %). Добыча нефтяного газа по этому варианту будет нарастать до максимального значения 505930 млн. нм3 в 2031 году.

По варианту 2, когда предполагается вести разработку месторождения с поддержанием пластового давления путем закачки воды в продуктивные пласты, максимальный уровень отбора нефти 29881 тыс.т приходится на 2022 год при добыче жидкости 31963 тыс.т и обводненности продукции 6,5 %. Максимум добычи жидкости 32715 тыс.т прогнозируется в 2025 году, когда обводненность продукции достигнет 9,8 %. Ожидаемая обводненность продукции по этому варианту будет постоянно возрастать и к 2081 году достигнет 30,5 %. Максимальная добыча газа составит 15502 млн.нм3 в 2024 году. Максимальная закачка воды достигнет 58,4 млн.м3 в 2025 году.

Следовательно, максимальные уровни добычи нефти и связанные с ними расчетные мощности сооружений по подготовке нефти по главным рассматриваемым вариантам разработки очень близки – 29813 и 29881 тыс.т в год соответственно по варианту с закачкой высокосернистого нефтяного газа либо по варианту с закачкой воды. Причем, достигаются эти максимумы почти одновременно – в 2020 и 2022 г.г. (Таблица 1.8)
Добыча нефти на месторождении Тенгиз в 2002 году прогнозируется на уровне 11,5 млн.т и обеспечена мощностями по подготовке продукции. Таким образом, на период максимальной добычи нефти на месторождении необходимо иметь дополнительно мощности по подготовке нефти до товарного качества еще на 17-18 млн.т готовой продукции.
В целом же расчетные мощности производств по подготовке нефти для различных вариантов разработки близки и производить их наращивание следует примерно с одинаковой динамикой.

Таблица 1.8 Динамика роста добычи нефти Тенгизского месторождения (тыс.т/год) по вариантам (без учета Королевского месторождения):
	
	Вариант (2) с закачкой газа
	Вариант (3) с закачкой воды

	2002 г.
	11,5
	11,5

	2006 г.
	20,5
	15,9

	2009 г.
	23,9
	20,8

	2010 г.
	28,5
	21,4

	2011 г.
	28,5
	28,3

	2016 г.
	28,5
	28,4

	2020 г.
	29,8
	29,7

	2022 г.
	27,6
	29,9


Основное различие свойств продукции месторождения в зависимости от способа интенсификации добычи заключается в том, что в варианте с закачкой высокосернистого газа продукции при сравнительно невысокой обводненности от 0,3 до 2 % с 2002 по 2025 г.г. будет содержать возрастающее количество газа. В то время, как и в варианте с закачкой воды при практически одинаковом газовом факторе продукция содержит возрастающее количества воды с 0,3 до 2,6 % с 2002 по 2010 г.г., и достигающее 4,1 % в 2021 году, и далее - 9,8 % в 2025 году.

Сравнительно длительный период разработки месторождения по обоим вариантам сопровождается добычей малообводненной (менее 1,5-2,0 %) продукции с высоким газовым фактором. Это обстоятельство в сочетании с высокой температурой в системе сбора с большой вероятностью приведет к образованию кристаллических солей в нефти и вызовет технологические трудности при ее подготовке.

Тенгизская нефть не образует устойчивых водонефтяных эмульсий, поэтому в системе сбора, начиная с обводненности 3-4 % следует ожидать появления «свободной воды». Такие эмульсионные свойства продукции приводят, во-первых, к необходимости применения техники трехфазного разделения продукции и выделения «свободной» воды уже на первой ступени входной сепарации. А, во-вторых, необходимости по возможности подавать слабоминерализованные сточные воды со ступени электрообессоливания в сепараторы второй и третьей ступени газовыделения.

Таким образом, основными факторами определяющими параметры и количество ступеней подготовки нефти до товарного качества, в данном случае будут:

- аномально высокое давление в системе сбора и значительное газосодержание (потребуют проведения газосепарации в три технологические ступени при появлении воды в количестве более 3-4 % имеется возможность вывода «свободной воды» на I ступени методом трехфазного разделения);

- высокое содержание в продукции сероводорода до 17 % и низших меркаптанов (потребует проведения стабилизации нефти до остаточного содержания не более 20 ррm сероводорода и отделения метил- и этилмеркаптанов в отпарной колонне с доведением товарной нефти до остаточного давления насыщенных паров ниже 500 мм ртутного столба);

 - наличие в продукции пластовой воды с минерализацией от 110 до 180 г/л по различным источникам (требует включения в технологическую схему электрообессоливания сырья с промывкой пресной промывной водой);

 - реализация товарной нефти месторождения в основном происходит через систему экспортных трубопроводов (КТК) поэтому она должна быть подготовлена до требований для налива в морские танкеры (не ниже 1-ой группы качества ГОСТ 9965-76().

Варианты технологических схем подготовки нефти могут быть реализованы с применением технологического оборудования как Казахстанского, так и зарубежного  оборудования.

При этом на полное развитие месторождения необходимо иметь мощности около 17-18 млн.т в год по подготовке товарной нефти, строительство которых целесообразно осуществить тремя комплексами по 5-7 млн.т в год.

При реализации этих технологических объектов следует выполнить следующие условия:

 - входная сепарация продукции осуществляется в три ступени с возможностью промывки нефти водой для контроля содержания соли в товарной нефти

 - необходимость нагрева и мощность нагревательных устройств определяется расчетом для конкретных условий;

 - промывка пресной водой: количество промывной воды и тип смешивания определяются для конкретных условий и мощности производства по подготовке нефти; 

 - обессоливание ведется в электродегидраторах обычного или электростатического типа, подбираемых по необходимой мощности и необходимому времени пребывания, обеспечивающих остаточное содержание хлористых солей в нефти не более 100 мг/л товарной нефти и менее 0,5 % остаточной воды. Дренажные воды ступени используются для распреснения продукции с промысла, либо поступают в секцию водоочистки.

1.5 Общая характеристика объекта
Тенгизский промысел расположен в Атырауской области Жылойского района в юго-восточной части Каспийской низменности.
Тенгизское месторождение характеризуется уникальными особенностями геологического   строения   и   насыщающих   флюидов.   Тенгизское   поднятие выявлено и подготовлено к поисково-разведочному бурению в 1975 году. По данным сейсморазведки и разведочного бурения поднятие представляет собой крупную антиклинальную складку размером 17-26 км при амплитуде до 1000м.
В 1981 при опробовании в колонне интервала 4050-4081 м получен фонтанный приток нефти при Дшт= 15,2 мм, дебит нефти= 115 м3/сут.
Основные геолого-физические параметры продуктивной толщи и физико-химические свойства насыщающих флюидов приведены в таблицах 1.9-1.10.
Аномально высокое содержание в пластовом флюиде агрессивных компонентов сероводорода и углекислого газа, значительное пластовое давление (до 83,0 МПа) и буферное давление на устье скважин (до 60,0 МПа) предъявляют повышенные требования к обеспечению высокой эксплуатационной надежности нефтепромысловых сооружений и оборудования, а принятый технологический режим эксплуатации месторождения осуществляется фонтанным способом. Для осуществления этих задач, система сбора обеспечивается оборудованием и сооружениями поставляемыми фирмой «Лавалин» и фирмой «Камерон» для оборудования устьев скважин. Система сбора промысла технологически тесно связана с технологией газоперерабатывающего завода.
Автоматизированный контроль и управление за работой всего технологического комплекса Тенгизского месторождения осуществляется системой Honeywell.
SCAN-3000 представляет собой усовершенствованную систему диспетчерского управления и сбора данных.

Таблица 1.9- Основные данные разработки продуктивного                                     

                      пласта месторождения Тенгиз

	Показатели
	Параметры

	Начальное пластовое давление, кгс/см2
	831

	Давление насыщения, кгс/см2
	252,5

	Пластовая температура,С
	106

	Газонасыщенность, м3/т
	550

	Плотность нефти в пластовых условиях, г/см3
	0,626

	Плотность нефти в поверхностных условиях, г/см3
	0,789

	Средняя глубина, м
	4200-4500


Продолжение таблицы 1.9
	Тип залежи
	Массивный

	Содержание серы в нефти, %
	0,71

	Содержание сероводорода в газе, %
	18,5

	Содержание парафина, %
	4,2

	Вязкость нефти в пластовых условиях, сП
	0,18

	Плотность газа при 20 С, кг/м3
	1,165


Таблица 1.10 – Состав пластовой нефти

	Компонент
	Мольная доля, %
	Массовая доля, %

	Азот
	0,75
	0,39

	Сероводород
	12,56
	8,11

	Двуокись углерода
	2,28
	1,90

	Вода
	0,35
	0,12

	Метан
	44,45
	13,52

	Этан
	8,85
	5,04

	Пропан
	5,25
	4,39

	и-бутан
	1,05
	1,16

	н-бутан
	2,46
	2,71

	и-пентан
	1,34
	1,83

	н-пентан
	1,40
	1,91

	Циклопентан
	0,07
	0,09

	2-метилпентан
	1,18
	1,93

	н-гексан
	0,84
	1,38

	Метилцеклопентан
	0,28
	0,44

	Циклогексан
	0,25
	0,39

	2-метилгексан
	1,08
	2,05

	н-гептан
	0,64
	1,22


1.5.1 Описание технологического процесса
Нефть со скважин по выкидным линиям по лучевой схеме поступает на замерные установки, где осуществляется поочередный замер дебита нефти, воды и газа. После замера нефть нескольких скважин общим потоком по линиям сбора направляется к центральному манифольду.
Система сбора спроектирована на два уровня рабочих давлений, выбор которых определен допустимыми номинальными характеристиками давлений для арматуры согласно норм ANSI.
Выкидные линии от отдельных скважин к замерным установкам используют арматуру ANSI 900 и рассчитаны на давление 14,132 МПа при 90ºС.
Линии сбора от замерных установок к центральному манифольду и магистральные трубопроводы от центрального манифольда к заводу используют арматуру ANSI 600 и рассчитаны на давление 9,428 МПа при температуре 90ºС.
Максимальное значение рабочей температуры систем сбора равно 90ºС. Минимально- допустимое значение температуры определено температурой гидратообразования (расчетная температура гидратообразования для запроектированных давлений системы сбора    28º С) и составляет З0ºС на слаг-кетчере.
Проектом предусмотрено напорная, однотрубная, герметизированная схема сбора и транспорта продукции скважин до завода обеспечивающая безопасные условия эксплуатации, охрану окружающей среды и максимальную сохранность добываемого углеводородного сырья. 
Система сбора для Тенгизского месторождения была спроектирована в соответствии со специфическими требованиями технологического процесса и с учетом безопасности и надежной эксплуатации.
Система сбора Тенгизского месторождения состоит из следующих объектов:

· устья скважин;

· групповая замерная установка;

· узел подключения;
· центральный производственный  манифольд  с переключающим манифольдом;
· площадка клапанов-отсекателей.
Заводской манифольд
Главное назначение системы сбора промысла является - отбор нефтегазовой смеси из эксплуатационных скважин и транспортировка ее к заводам, с общим объемом продукции 12,4 млн.тонн стабилизированной сырой нефти в год, на выходе завода с обеспечением давления не ниже 65 кгс/см2 и при температуре не ниже 30 °С.
Продукция месторождения за счет пластового давления, через соответствующую фонтанную арматуру клапан-отсекатель (КО), коренные задвижки (КЗ) механическую и пневматическую, правые и левые боковые задвижки (ПБЗ и ЛЕЗ) ручные и пневматические, с постоянным штуцером и далее по манифольду скважины под давлением поступает в выкидную линию.
По выкидным линиям продукция скважин поступает на групповые замерные установки, где осуществляется автоматический поочередной замер дебита скважин по нефти, газу и воды. Замер дебита очередной скважины осуществляется на выходе из замерного сепаратора по газу и жидкости с последующей подачей их в основной коллектор, по которому продукция скважин подается далее к центральному манифольду (Таблица 1.10). Сбор продукции скважин всего месторождения осуществляется на центральном производственном манифольде, где происходит распределение продукции по магистральным трубопроводом и подается на заводской манифольд. На заводском манифольде продукция по подземному коллектору перераспределяется на слаг - кетчера. Каждая КТЛ имеет по два слаг - кетчера. Нитка-5 имеет 1 слаг - кетчера.
Таблица 1.11- Подключения эксплуатационных скважин к замерным 

                        установкам и от замерных установок к центральному 

                        производственному манифольдую (ЦПМ)

	Номера скважин
	Номера ГЗУ
	Номера
УП
	ЦПМ

	6,16,43,106,419,102,1101,1100,42 
	17 
	
	ЦПМ

	20,44,105,110,104 
	8 
	
	ЦПМ

	11,111,112,72 
	12 
	
	ЦПМ

	115,317,318,220 
	5 
	
	ЦПМ

	114,12,119,123,463,124 
	20 
	
	ЦПМ

	21,116,120,118 
	19 
	
	ЦПМ

	25,121,122,47,27 
	14 
	
	ЦПМ

	ЗК,5К,4,15, 113, 

117,320,38,5050, 
	9 
	
	ЦПМ

	15,5056 
	
	
	

	8,40,103, 107,9,10,1К,7,108 
	15 
	
	ЦПМ


Устье скважины
Устья скважин промысла Тенгиз снабжены следующим оборудованием, поставляемым и разрабатываемым фирмой Камерон:
· фонтанная арматура;

· пульт управления и отключения скважин;

· линии глушения скважин;

·  манифольд   с   компенсаторами,   с   дроссельными   и   

·  изолирующими задвижками;
· укрытия RTU;

· подземный клапан-отсекатель КАМКО/БЕЙКЕР.

Фонтанная арматура, оборудованная механическими задвижками и для обеспечения безопасности производства пневмоприводными задвижками, которыми можно управлять дистанционно с помощью сжатого воздуха.
Для поднятия первоначального давления в выкидной линии до 3-4 МПа (чтобы не закрылась задвижка аварийного отключения выкидной линий ЗАОВЛ) по минимальному давлению и предотвращения гидроударов при пуске скважины в работу предусмотрена подача в ней топливного газа перед пуском скважины со стороны ЗУ.
На глубине 44-130 метров на насосно-компрессорной трубе НКТ установлен клапан-отсекатель КО с гидравлическим приводом (от насоса с электроприводом или от насоса с ручным приводом, установленных на местном щите управления Камерон). При максимальном или минимальном (13,5 МПа и 5,0 МПа) давлении в выкидной линий подземный клапан-отсекатель закрывается. Подземный клапан-отсекатель закрывается после закрытия правых и левых боковых задвижек (ПБЗ, ЛПЗ) и задвижки аварийного отключения выкидной линий (ЗАОВЛ) и после закрытия коренной задвижки КЗ, а также подземный клапан-отсекатель при необходимости можно закрыть с местного пульта управления КАМЕРОН.
При необходимости глушения скважин, к затрубному пространству и к струне фонтанной арматуры, через соответствующую запорную арматуру подведены линии глушения для подключения передвижной системы глушения.

Групповые Замерные Установки
По выкидным нефтепроводам продукция скважин поступает на групповые замерные установки, где осуществляется автоматический, последовательный замер дебита скважин по нефти, газу и воде. Замер дебита очередной скважины осуществляется на выходе из замерного сепаратора по газу и жидкости с последующей подачей их в основной коллектор.
Производительность замерной установки 1000 м3/сутки газонасыщенной нефти.
Замерная установка включает в себя следующее оборудование и узлы:
· трехфазный замерный сепаратор;

· производственный манифольд;

· камеры приема скребков из выкидных трубопроводов;

· факельная система;

· камера запуска скребка в нефтесборный трубопровод;

· дренажная емкость с погружным и дожимным насосами;

· блок ввода ингибитора коррозии с емкостью;

· укрытия RTU с воздушным компрессором;

· система топливного газа.

Всё технологическое оборудование замерной установки оснащено необходимой трубопроводной обвязкой запорной, регулирующей и предохраняющей арматурой, приборами КИП и средствами контроля автоматизации, обеспечивающий работу установки в автоматическом режиме. На площадке замерной установки предусмотрена разводка трубопроводов топливного газа, используемого для отсекающих клапанов и продувки системы сбора (камеры приема запуска скребков) от кислых продуктов.
Факельная система, запроектирована для сжигания продуктов сброса от ППК и продуктов после продувки оборудования и труб. Факел диаметром 150 мм, высотой 35 м, оборудованный дежурной горелкой ТЕ-360, системой автоматического зажигания и регулирования подачи газа на дежурную горелку.
Дренажная емкость, объемом 3,2 м3, оборудована погружным насосом, предназначенным для откачки жидких углеводородов из емкости на прием дожимного насоса высокого давления, с последующей закачкой их в нефтесборный трубопровод. Производительность погружного насоса 3,5 м3/час. Производительность дожимного насоса 2,8 м3 /час.
Блок ввода ингибитора коррозии предназначен для закачки в нефтесборный трубопровод.

Узел подключения
Узел подключения (УП) служит для обеспечения поэтапного расширения системы сбора продукции от нефтесборных трубопроводов замерных установок.
УП оборудованы необходимой запорной арматурой, камерами запуска и приема скребков и системами подачи топливного газа через передвижной газовый компрессор для продувки и для повышения давления топливного газа, необходимого для дренирования нефтепродуктов из приемных камер и камеры запуска скребков в нефтегазосборные трубопроводы.
Центральный производственный и переключающий    манифольд
Сбор продукций скважин всего месторождения осуществляется на центральном производственном манифольде, где происходит распределение продукции по десяти магистральным трубопроводом на заводской манифольд.
Из них 4-магистральных линий 0-12" на КТЛ-1, 4-магистральных линий 0-10" на КТЛ-2 и 2-магистральных линий 0-12" на 5 нитку.
В состав ЦПМ входят:
· узлы приема скребков (с клапанами-отсекателями);

· подземный нефтесборный коллектор;

· узлы запуска скребков (на магистральных линиях);

· распределительные трубопроводы топливного газа;

· Переключающий манифольд. Для распределения продукций  

промысла на КТЛ-1, КТЛ-2 завода и на нитку-5.

· Дренажная система. Дренажная емкость, объемом 22,8 м3, оборудована погружным насосом,  предназначенных  для  откачки  жидких углеводородов   из   емкости   на   прием  дожимного насоса   высокого давления, с последующей закачкой их в магистральный нефтесборный трубопровод.   Производительность  погружного насоса 14м3/час.Производительность дожимного насоса 10 м3 /час.
Заводской манифольд
Заводской манифольд предназначен для приема продукций от промысла и передаче на завод. Заводской манифольд оборудован:
· Подземная дренажная емкость с погружным центробежным 

           насосом, объем емкости 3,2 м3, давление насоса 3 кгс/см3, 

           производительность 3,5 м3 /час;

· Узлы приема скребков (с клапанами-отсекателями);

· Подземный нефтесборный коллектор;

· Распределительные трубопроводы топливного газа;

Подземная дренажная емкость предназначена для приема жидких углеводородов при скребковании технологических трубопроводов. Откачка жидкости от емкости производится автоматически по верхнему уровню погружным насосом на ГПЗ, а газ из нее поступает на факельную систему завода.

Режим давления
Для проектирования системы сбора были выбраны два уровня рабочих давлений. Эти два уровня рабочих давлений были выбраны из соображений допустимых номинальных давлений для арматуры.
125 кгс/см2 для выкидных линий от отдельных скважин до замерных установок. 

94,28 кгс/см2 от замерных установок до завода при температуре    90º  С.
Рабочие температуры
Максимальное значение рабочей температуры на выкидной линий 90ºС, в то время как минимальные допустимые температуры потоков определяются температурой гидратообразования для пластового флюида при ожидаемых рабочих давлениях.
Температура гидратообразования для диапазона давлений рассматриваемых в системе сбора, была рассчитана приблизительно равной 28 °С. Это определяет допустимый диапазон рабочих температур для системы, в пределах от 90ºС до 30ºС.
Чтобы поддержать допускаемую температуру потока выше 30ºС, в проекте системы сбора предусмотрено несколько мер.

Все D-4" выкидные линий от скважин до замерных установок теплоизолированы пенополиуретаном толщиной 25 мм.
1.6 Расчет вертикального гравитационного сепаратора по газу
В сепараторах, работающих на гравитационном принципе, осаждение капельной жидкости из газового потока происходит под действием сил тяжести. Высокая степень очистки газа от капельной жидкости и твердой взвеси происходит в тех случаях, когда расчетная скорость движения газового потока в сепараторе меньше скорости осаждения жидких и твердых частиц, движущихся под действием силы тяжести в потоке газа, т.е.
wг<w,
                                   
где wг- - скорость восходящего газового потока в установке при данных термодинамических условиях сепарации, м/с;
w - средняя скорость оседания капельной жидкости или твердой взвеси в  газовом потоке, м/с.
[image: image1]Скорость восходящего потока газа в вертикальном сепараторе с учетом давления и температуры сепарации можно вычислить, зная величину объемного расхода газа и диаметра установки:
[image: image8.wmf]м

g

w

d

г

н

г

г

г

00036

.

0

81

.

9

)

15

.

20

800

(

004

.

0

10

14

18

)

(

18

3

=

×

-

×

×

×

=

-

=

-

r

r

m

где V0- объёмный расход газа при нормальных условиях (Ро = 0,1013 Мпа и Т0 = 273К), м3/сут;
где F -  площадь сечения сепаратора, м;

D-диаметр сепаратора, м;
Р - давление сепарации, МПа;

Т- температура сепарации, К;
z - коэффициент сверхсжимаемости, учитывающий отклонение свойств реального газа от идеального;
86400 - количество секунд в сутках. 
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Сделав численные преобразования можно записать:
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При расчете скорости оседания капельной жидкости или твердой частицы в газовом потоке принимаются следующие допущения:
· частица имеет шарообразную форму;

· движение газа установившееся, т.е. скорость восходящего потока 

            газа в любой точке сепаратора постоянная;

· движение частиц в потоке газа свободное, т.е. они не 

            сталкиваются друг с другом;
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Исходя из вышеуказанных допущений, скорость оседания частицы шарообразной формы можно определить по формуле Стокса:

[image: image12.wmf],

18

)

(

0

2

г

г

г

u

g

d

w

m

r

r

-

=


где w- скорость оседания частицы в потоке газа, м/с; d- расчётный диаметр частицы, м; ρж и рг – соответственно плотность жидкости и плотность газа при давлении и температуре сепарации; g – ускорение свободного падения, м2/с; μг- динамическая вязкость газа ри давлении и температуре сепарации, Па·с.
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В некоторых случаях необходимо использовать кинематическую вязкость газа, тогда формула  примет вид:

где v, - кинематическая вязкость газа при давлении и температуре сепарации, м2/с.

В практических расчетах принимается
wн = l,2 wг,
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[image: image15.wmf]Подставив значения выражений получим:
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или, сделав численное преобразование, получим:
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или 
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Используя эту формулу, можно рассчитать пропускную способность по газу с гарантией, что все жидкие и твердые частицы газожидкостной смеси осядут в накопительной секции установки.
1.6.1 Расчет вертикального гравитационного сепаратора по 

          жидкости
Контроль пропускной способности сепараторов по жидкости (нефти) вызывается необходимостью сведения к нулю пузырьков газа, увлекаемых из сепаратора нефтью. В общем случае количество пузырьков газа, увлекаемых жидкостью, зависит от следующих факторов:
· вязкости жидкости;
· давления в сепарационной установке;
· скорости подъема уровня жидкости в сепараторе.
Расчет сепарационных установок по жидкости сводится к тому, чтобы получить скорость подъема уровня жидкости wЖ меньше скорости всплывания газовых пузырьков wr , т.е.
wж<wг

wг=1,2· wг=1,2·0,000340=0,004 м/с
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Скорость всплывания пузырьков газа в жидкости обычно определяется по формуле Стокса:
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где dг - расчетный диаметр пузырьков газа, всплывающих в жидкости, м. 

Остальные обозначения те же, что и в предыдущем расчете.
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Плотность газа в условиях сепарации определим по формуле:

где ρ0- плотность газа при стандартных условиях, кг/м3. 

Скорость подъема уровня жидкости в сепараторе зависит от объемного дебита и площади поперечного сечения сепаратора F,а именно:  
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Учитывая соотношение можно записать:
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Откуда 
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после численных преобразований окончательно получим:
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 что удовлетворяет заданному объему жидкости (187 м3 /сут.).
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Рис.1.2 – Общий вид промысловой подготовки тенгизской нефти.
2  ЭКОНОМИЧЕСКАЯ ЧАСТЬ

2.1 Экономические показатели внедрения  мероприятия

В разделе приведён расчёт экономической эффективности от внедрения мероприятия «Применение нового нефтегазового сепаратора»  на месторождении Тенгиз в части определения доходной части, прямых затрат на эксплуатационные расходы и капитальных вложений на данное мероприятие и по предприятию в целом, а также налогов и отчислений в специальные и другие фонды подлежащих вычету.

Объём финансирования капитальных вложений и эксплуатационных расходов на мероприятие будет осуществляться ТШО.

Капитальные вложения

Капитальные затраты включают в себя: 

- Обустройство промысла: выкидные линии, нефтесборные линии, линии электропередачи, автоматизированные групповые замерные установки, центральный пункт подготовки нефти, газа и воды.

- Объекты подготовки нефти и газа: строительство завода 2 поколения, новый нефтегазовый сепаратор, другие затраты, имеющие отношение к расширению завода.

Потребность в капитальных вложениях обусловлена расширением мощностей завода и строительством нового, что позволит увеличить годовые объёмы производства и довести их до 32 млн.т.

Затраты на операционные и текущие расходы

Затраты на операционные и текущие расходы определялись в соответствии с основными эксплуатационными показателями.

В прямых затратах, подлежащих вычету при налогообложении, учтены затраты на: материалы, используемые при эксплуатации месторождения, затраты на подготовку нефти, транспорт материалов, оборудования, используемых при эксплуатации, снабжение ими, покупку электроэнергии, расходы на оплату труда работников, ремонт и профилактику основных средств, затраты на обучение персонала и социальную сферу, амортизацию основных средств, стоимость платы за выбросы загрязняющих вещество в атмосферу (в соответствии с лимитами выбросов загрязняющих веществ в атмосферу и нормативов платы за них) и прочие затраты.

Налоги и отчисления

Расчёт налогов и отчислений производился в соответствии с системой налогообложения в Республике Казахстан.

В соответствии с Соглашением между ТШО и Республикой Казахстан, РК выплачиваются следующие налоги: роялти; подоходные налоги; налог на проценты; налог на доход; прочие налоги. В добавлении к ним Республика Казахстан получит 100% денежного потока средств после окончания срока Соглашения о СП в 2032 г.

Ставка роялти принята равной 18%. Ставка поднимается до 25% при условии, когда накопленная норма прибыли компании Шеврон-Тексако достигает 17%.

Ставка налога на доход принята в размере 30% при распределении дохода партнеров ТШО.

Ставка подоходного налога – 15%.

Налог на ссудный процент – 20%.

Кроме этого в расчетах учтены отчисления в социальные фонды РК в размере 21% от фонда зарплаты национальных кадров ТШО.

Базовая ставка налога на имущество равна 8 миллионам долларов на 2002 год с последующим ростом при введении в эксплуатацию фондов.

В основу расчета экономических показателей эффективности разработки заложены прогнозные долгосрочные цены на нефть сорта "бренд" ( 163,6 дол./т.), полученные от компании "Пурвин и Герц", являющейся международной консалтинговой компанией. Принятые в прогнозе темпы инфляции равны 2% от текущих цен, коэффициент дисконтирования принять 0,2.

Экономические показатели были рассчитаны на основе долговременных продаж газа на региональном рынке Кульсары.

Трубопровод КТК (Каспийский трубопроводный консорциум) является основным магистральным транспортом для перекачки нефти, что позволило определить долговременный прогноз тарифов трубопровода КТК.

Вся извлекаемая нефть на месторождении продаётся за рубеж. Транспортирование нефти производится железнодорожным путём, трубопроводом в ближнее и дальнее зарубежье. Уровень продажи нефти по данным каналам за 2002 год составил (Таблица 2.1 ).
Таблица 2.1- Продажа нефти по видам транспортировки

	Год
	Объём продажи нефти, тыс.т.
	Продажа нефти, в т.ч.
	Цена транспорта нефти, 

в т.ч.

	
	
	Ж/д.путём, тыс.т.
	Трубопроводом в ближнее заруб., тыс.т
	Трубопроводом в дальнее заруб., тыс.т.
	Ж/д.путём, дол./.т.
	Трубопроводом в ближнее заруб., дол./.т
	Трубопроводом в дальнее заруб., дол./.т.

	2002
	12494,1
	2,049
	1,350
	9,095
	63,8
	9,4
	21,5


2.2 Расчёт годовых производственных затрат

Внедрение нового оборудования ведёт к изменению себестоимости продукции. Экономический эффект характеризуется минимальной стоимостью единицы продукции и наименьшими удельными капитальными вложениями /7/.

Уровень затрат  в добыче нефти меняется дополнительно извлекаемому объёму постатейно и в динамике за годы, нами взят период для сравнения до 2005 г. 

Произведём расчёт на все статьи затрат. 
Статья 1. Расчёт амортизации
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Амортизационные отчисления на основные средства, пришедшие на смену базовой технике, рассчитываются в зависимости от капитальных дополнительных вложений на приобретение новой техники и при амортизации в статье «Расходы на содержание и эксплуатацию оборудования» и рассчитываются по формуле (2.1 ):

где Спер- первоначальная стоимость оборудования;

Na- норма годовых амортизационных отчислений, %.

Таким образом, расчёт амортизационных отчислений до внедрения мероприятия:
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А. Автоматизированные групповые замерные установки (АГЗУ)

Б. Выкидные линии
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В. Сборные линии

Г. Линии электрических передач
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Д. Центральный пункт подготовки нефти (ЦППН)

Данные расчёта сведём в таблицу 2.2 .
Таблица 2.2-  Данные расчёта амортизационных отчислений до 

                       внедрения мероприятия (2002 г.)

	Наименование оборудования
	Первонач.

ст-ть, тыс.дол.
	Кол-во,

шт.
	Кап.

вложения, тыс.дол.
	Норма амортиз.,%
	Год.сумма амортиз.

отчисл., тыс.дол.

	Обустройство промысла:

Выкидные линии
	14
	50
	700
	2,8
	19,6

	АГЗУ
	3077
	9
	21539
	14,3
	3960

	Сборные линии
	27
	48
	1296
	2,8
	36,3

	Линии эл.передач
	6
	18
	108
	4,3
	4,6

	ЦППН
	12308
	3
	36924
	12,5
	4616

	Объекты подготовки нефти:

Завод  2 поколения
	
	
	163900
	
	

	Другие затр., имеющие отношение к расш.завода
	
	
	10900
	
	

	Итого:
	
	
	235367
	
	8637


Расчёт амортизационных отчислений после внедрения мероприятия:
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А. Автоматизированные групповые замерные установки (АГЗУ)

Б. Выкидные линии
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В. Сборные линии

Г. Линии электрических передач
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Е. Нефтегазовый сепаратор

Данные расчёта сведём в таблицу 2.3 .
Таблица 2.3- Данные расчёта амортизационных отчислений после 

                      внедрения мероприятия (2003-2005 г.г.)
	Наименование оборудования
	Первонач.

ст-ть, тыс.дол.
	Кол-во,

шт.
	Кап.

вложения, тыс.дол.
	Норма амортиз.,%
	Год.сумма амортиз.

отчисл., тыс.дол.

	Обустройство промысла:

Выкидные линии
	14
	50
	700
	2,8
	19,6

	АГЗУ
	3077
	9
	21539
	14,3
	3960

	Сборные линии
	27
	48
	1296
	2,8
	36,3

	Линии эл.передач
	6
	18
	108
	4,3
	4,6

	ЦППН
	12308
	3
	36924
	12,5
	4616

	Объекты подготовки нефти:

Завод  2 поколения
	
	
	163900
	
	

	Другие затр., имеющие отношение к расш.завода
	
	
	10900
	
	

	Нефтегазовый сепаратор
	75
	3
	225
	9,3
	20,9

	Итого:
	
	
	235592
	
	8656


Статья 2.Расчёт фонда оплаты труда

Организация оплаты труда осуществляется в соответствии с законом «О труде». 

Расчёт фонда заработной платы производят по месячным тарифным ставкам, также включая тарифный коэффициент, районный коэффициент, территориальный коэффициент, коэффициент дополнительной заработной платы и учитывая численность промышленного производственного персонала.

Его величину определяют по формуле (2.2):

ФЗП=Зпл.мин.*Ктар.*Крайон.*Ктер.*Кдоп.з.пл.*Чппп*12, (2.2)

где Зпл.мин. –минимальная заработная плата, в соответствии с 

установленным Бюджетом РК;

Ктариф.- тарифный коэффициент;

Крайон.- районный коэффициент;

Ктер.- территориальный коэффициент;

Кдоп.з.пл.- коэффициент дополнительной заработной платы;

Чппп –численность промышленного производственного персонала, 

чел.

ФЗП до внедрения:

ФЗП2002 г.= 4750·5,95·1,1·1,14·1,75·3000·12=14689,4 тыс.дол.

ФЗП после внедрения:

ФЗП2003 г.= 5000·5,95·1,1·1,14·1,75·3000·12=15462,5 тыс.дол.

ФЗП2004 г.= 5950·5,95·1,1·1,14·1,75·3000·12=18400,4 тыс.дол.

ФЗП2005 г.= 6250·5,95·1,1·1,14·1,75·3000·12=19328,2 тыс.дол.

В соответствии с налоговым Кодексом РК, производятся отчисления в социальный фонд в размере 21%.

Таким образом фонд заработной платы в сумме с отчислениями составит фонд оплаты труда.

ФОТ до внедрения:

ФОТ2002г.=14689,4·0,21+14689,4= 17774,2 тыс.дол.

ФОТ после внедрения мероприятия:

ФОТ2003г.=15462,5·0,21+15462,5= 18709,7 тыс.дол.

ФОТ2004г.=18400,4·0,21+18400,4= 22264,5 тыс.дол.

ФОТ2005г.=19328,2·0,21+19328,2= 23387,1 тыс.дол.

Статья3. Расчёт энергетических затрат

Изменение энергетических затрат на непосредственный сбор и подготовку нефти определяется в зависимости от того, насколько меняется установленная мощность и годовой расход энергии в результате внедрения мероприятия.

Для определения затрат на электроэнергию используем метод расчёта по формуле  (2.3):

                            Зэл.эн.=Кобщ.·Цэл.эн. ,

где Кобщ –общее количество потреблённой электроэнергии, 

      тыс.КВт./час

      Цэл.эн. – цена электроэнергии за  КВт./час., дол.

До внедрения мероприятия затраты на электроэнергию составят:

Зэл.эн.2002 г.=453103·50=22655,1 тыс.дол.

После внедрения:

Зэл.эн.2003-2005 г. г.=535477·50=26773,8 тыс.дол.

Статья 4. Затраты на вспомогательные материалы

При внедрении новых технологического оборудования необходимо учесть затраты на вспомогательные материалы. Для этого учитываются вложения на приобретение ингибиторов, различных щелочных металлов, что приводит к улучшенному составу нефти в конечном итоге.

Расчёт затрат на вспомогательные материалы производится по формуле (2.4):

                            Звсп.мат.=Кобщ.·Цвсп.мат..,

где Кобщ. - общее количество вспомогательного материала, т.

Цвсп.мат. – стоимость одной тонны вспомогательного материала, дол.

Затраты на вспомогательные материалы до внедрения мероприятия:

Звсп.мат.2002г.=70000·20=1400 тыс.дол.

Затраты на вспомогательные материалы после внедрения мероприятия:

Звсп.мат.2003-2005 г..г.=100000·20=2000 тыс.дол.

Статья 5. Затраты на текущий ремонт

Затраты на текущий ремонт определяются по формуле (2.5):

                                Зрем.= Квл.·2%,

где Квл.- капитальные вложения.

До внедрения затраты на текущий ремонт составили:

Зрем.2002г.= 235367·0,02==4707 тыс.дол.

После внедрения затраты на текущий ремонт составят:

Зрем.2002г.= 235592·0,02==4712 тыс.дол.

Статья 6. Прочие затраты

К прочим затратам относятся расходы на содержание и обслуживание технических средств управления, не относящиеся к производству, оплата услуг банка, расходы на командировки, тарифы, пени, неустойки, проведение обучения для персонала.

Прочие затраты составляют 15% от фонда оплаты труда и определяются по формуле (2.6):

                            Зпр.= ФОТ·15% 

До внедрения мероприятия прочие затраты составили:

Зпр.2002 г.=17774,2·0,15=2666,1 тыс.дол.

После внедрения прочие затраты составят:

Зпр.2003 г.=18709,7·0,15=2806,5 тыс.дол.

Зпр.2004 г.=22264,5·0,15=3339,7 тыс.дол.

Зпр.2005 г.=23387,1·0,15=3508,1 тыс.дол.

Таким образом, общие годовые производственные затраты по статьям составят:

До внедрения        Σ   З2002 г. =57839,5 тыс.дол.

После внедрения   Σ   З2003 г. =63658,1 тыс.дол.

                              Σ    З2004 г .=67746,1 тыс.дол. 

                              Σ    З2005 г. =69037,1 тыс.дол.

Себестоимость 1 тонны нефти определяется по формуле (2.7):

                                С =  Σ  З/Qдоб,

где Qдоб.-объём добычи за год.

Себестоимость до внедрения: С1=57839500/12494068= 4,6 дол.

Себестоимость поле внедрения: С2=63658100/14458734= 4,4 дол.

Годовой экономический эффект от снижения себестоимости рассчитаем по формуле (2.8):

                                 Э = (С1-С2)·Qдоб
Э= (4,6-4,4)·14458734=2891746,8 дол.

2.3 Технико-экономический анализ внедрения мероприятия,

      обоснование выбора рекомендуемого варианта

Проведение оценки экономической эффективности внедрения мероприятия проводится по следующим экономическим показателям, соответствующим требованиям органов РК и общепринятой мировой практики:

Чистая приведённая стоимость (ЧПС) при норме дисконта 0,2

Внутренняя норма прибыли (ВНП)

Срок окупаемости

Индекс доходности

В данной работе оценка производилась исходя из проектных расчётных экономических показателей за период с 2003-2005 г.г. (таблица 2.4).
       Таблица 2.4 -  Данные расчёта экономических показателей 

                      за период  с 2003 –2005 г.г. 

	Показатели
	2003
	2004
	2005

	Объём реализации продукции, тыс.дол.
	2365449
	2424570
	2580489

	Дисконтир. Объём реализации продукции, тыс.дол.
	1971208
	1683729
	1493339

	Эксплуатационные расходы, тыс.дол.
	63658,1
	67746,1
	69037,1

	Дисконтированные эксплуатационные расходы, тыс.дол
	53048,4
	47045,9
	39952

	Валовый доход, тыс.дол.
	2301791
	2357702
	2512330

	Дисконтированный валовый доход, тыс.дол.
	1918159
	1637293
	1453894

	Капитальные вложения, тыс.дол.
	235592
	157800
	14300

	Дисконтированные капитальные вложения, тыс.дол.
	196326,6
	10958,3
	84085,6

	Нарастающий валовый доход, тыс.дол.
	2301791
	4659493
	7717823

	Дисконтированный нарастающий валовый доход, тыс.дол.
	1918159
	3235759
	4466332


        Исходя из данных таблицы 2.4, экономические показатели составят:
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где ОЧПДСt- ожидаемые чистые потоки денежных средств в период t;

КВ- капитальные вложения;

n- предполагаемая продолжительность мероприятия;

i- дисконтная ставка.
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Обоснование мероприятия можно произвести исходя из следующих соображений:

· Добыча нефти после внедрения возросла до 14458734 т.

· Валовый доход соответственно стал выше на 315601,5 тыс.дол.

· Удельные капитальные вложения снизились с 20 дол. до 16 дол.

· Себестоимость единицы продукции снизилась на 1,2 дол.

· Чистая приведённая стоимость составила 4076336,5 тыс.дол.

· Внутренняя норма прибыли 1,25

· Индекс доходности равен 3,6

· Срок окупаемости 0,2.

· Годовой экономический эффект от снижения себестоимости единицы продукции составит 2891746,8 дол.

Результаты сведём в таблицу 2.5.

Таблица 2.5 - Технико-экономические показатели до и 

                       после внедрения мероприятия

	Показатели
	До внедрения
	После внедрения

	Объём добычи нефти, тыс.т.
	12494,1
	14458,7

	Объём реализации продукции, тыс.дол.
	2044029
	2365449

	Эксплуатационные затраты, тыс.дол.
	57839,5
	63658,1

	Валовый доход, тыс.дол.
	1986189,5
	2301791

	Чистая прибыль за вычетом корпоративного налога (30%), тыс.дол.
	1390332,6
	1611253,7

	Капитальные вложения, тыс.дол.
	235367
	235592

	Удельные капитальные вложения, дол./т.
	20
	16

	Себестоимость 1 т. продукции, дол.
	4,6
	4,4

	Внутренняя норма прибыли,%
	1,25

	Индекс доходности
	3,6

	Срок окупаемости, годы
	0,2

	Годовой экономический эффект, дол.
	2891746,8


   Итак, исходя из приведённых выше данных, мероприятие считается экономически выгодным.

ТЕХНИКО-ЭКОНОМИЧЕСКИЕ ПОКАЗАТЕЛИ

	Показатели
	До внедрения
	После внедрения

	Объём добычи нефти, тыс.т.
	12494,1
	14458,7

	Объём реализации продукции, тыс.дол.
	2044029
	2365449

	Эксплуатационные затраты, тыс.дол.
	57839,5
	63658,1

	Валовый доход, тыс.дол.
	1986189,5
	2301791

	Чистая прибыль за вычетом корпоративного налога (30%), тыс.дол.
	1390332,6
	1611253,7

	Капитальные вложения, тыс.дол.
	235367
	235592

	Удельные капитальные вложения, дол./т.
	20
	16

	Себестоимость 1 т. продукции, дол.
	4,6
	4,4

	Внутренняя норма прибыли,%
	1,25

	Индекс доходности
	3,6

	Срок окупаемости, годы
	0,2

	Годовой экономический эффект, дол.
	2891746,8


3. ОХРАНА ТРУДА
3.1 Анализ опасных и вредных факторов на установке 160-200

Технологический процесс на установках 160 и 200 по вопросам техники безопасности соответствует требованиям  «Правил техники безопасности при эксплуатации газоперерабатывающих заводов», нормативных документов и положений. На данной установке в процессе производства участвует трёхступенчатый нефтегазовый сепаратор.

В процессе работы установки основными условиями, исключающими возможность возникновения аварий, взрывов, пожаров, отравлений, ожогов и т.д., являются /8/:

· Современная    автоматизация,    высокий    уровень             механизации, включая применение системы   компьютерного     контроля - управления процессом.

· Электропитание   завода,   включая   обе   КТЛ,   от  двух    независимых   синхронных   источников   с регулируемым напряжением 10 кв.

· Строгое соблюдение технологического регламента и инструкций по эксплуатацию оборудования установки  согласно  технической  документации,  указаниям  и  гарантиям  фирмы – изготовителя оборудования.

· Нормальная   бесперебойная   работа   систем   аварийной   сигнализации,   блокировок,   контрольно- измерительных и регулирующих устройств согласно гарантиям фирмы - изготовителя.

· Содержание в исправном состоянии систем контроля воздушной среды, систем пожаротушения, системы пожарной сигнализации, связи, аварийных душевых кабинок и пунктов    промывки глаз, средств индивидуальной защиты персонала.

· Работа вентиляционных установок согласно регламента.

· Постоянный контроль за герметичностью аппаратов и трубопроводов при рабочем давлении путем визуального осмотра и с помощью систем контроля качества воздуха и состояния окружающей среды.

· Своевременное и качественное проведение инструктажей и периодических проверок знаний по технике безопасности.

· Своевременное производство ремонтов оборудования, согласно графика ППР.

· Строгое соблюдение инструкций при выполнении ремонтных, газоопасных, огневых работ, связанных с повышенной опасностью и знание локального плана ликвидации аварии.

· Четкое   знание   обслуживающим   персоналом   технологической   схемы,   расположения   аппаратов, трубопроводов, отсекающей арматуры, регулирующих устройств, их назначения, а также знание персоналом рабочих параметров работы оборудования.

3.1.1 Характер токсичного действия веществ на организм 

        человека. Меры безопасности

3.1.1.1 Сероводород (H2S)
Представляет собой особую опасность. Это - бесцветный, горючий и взрывоопасный газ, оказывающий сильное раздражающее действие на дыхательные пути, глаза и поражающий центральную нервную систему организма человека.

Отличительной особенностью сероводорода является запах тухлых яиц, который ощущается при низких концентрациях. Предельно-допустимая концентрация сероводорода составляет 10 мг/м3 (7 ррм). При более высоких концентрациях ощущение неприятного запаха слабеет из-за потери чувствительности обоняния, причем, чем выше концентрация сероводорода, тем быстрее теряется чувство обоняния.

Сероводород тяжелее воздуха в 1,2 раза, поэтому имеет свойство скапливаться в низких, плохо проветриваемых местах (колодцах, траншеях, котлованах).

Он хорошо растворим в воде, образуя сероводородную воду, обладающую слабыми кислотными свойствами, которая при попадании на кожу вызывает её раздражение. В организм человека сероводород поступает в основном , через дыхательные пути и частично - через кожу. Характер и степень поражения человека сероводородом находится в прямой зависимости от концентрации последнего в воздухе и от времени пребывания человека в загазованной зоне.
Меры безопасности
В случае возникновения критической ситуации необходимо немедленно покинуть поражённую зону, предварительно определив направление ветра. Направление ветра указывается флюгерами или ветроуказателями иного типа. При возникновении загазованности H2S необходимо следовать в направлении перпендикулярном ветру к пункту сбора.

При включении аварийной сирены, сигнализирующей о превышении ПДК сероводорода, всем на пораженном участке требуется немедленно надеть воздушно-дыхательные аппараты (ВДА).

Первая помощь
В случае отравления сероводородом необходимо выполнить следующее:
· Вынести сразу пострадавшего на свежий воздух. Уложить удобным образом и расстегнуть одежду и любые ремни. Следует держать его в тепле и принять меры против переохлаждения, не давать ему заснуть. Следует выполнить очистку полости рта и гортани.

· Немедленно вызвать медицинский персонал скорой помощи. Не дожидаясь её прибытия оказать при необходимости пострадавшему первую медицинскую помощь.

· Если пострадавший находится в сознании надеть на него кислородную маску.

· В случае резкой боли и чувства жжения в глазах, следует промыть водой в течение 15 минут.

· В случае потери сознания, однако при наличии пульса и дыхания, следует привести его в сознание, для чего дать понюхать нашатырный спирт.

· Немедленно следует начать искусственное дыхание в случае признаков отсутствия дыхания у пострадавшего.

· В случае одновременного прекращения дыхания и сердечной недостаточности, следует выполнить непрямой массаж сердца, одновременно с искусственным дыханием вплоть до восстановления нормального дыхания и биения сердца. Подтверждение смерти человека может быть сделано только
врачом.
3.1.1.2 Углеводородные газы (С1-С5)
Углеводороды, кроме метана, тяжелее воздуха, поэтому при утечках будут скапливаться в приямках, траншеях, колодцах.

На организм человека они воздействует наркотически, вызывают удушье. При высоких концентрациях появляется головная боль, тошнота, рвота, судороги, ослабление дыхания. Углеводороды при одновременном вдыхании с сероводородом, усиливают токсичные действия сероводорода на человека.
Меры безопасности

 При включении аварийного оповещения, указывающего на превышение ПДК углеводородов, всем на пораженном участке требуется немедленно покинуть его и/или надеть воздушно-дыхательные аппараты (ВДА).
Первая помощь 

 Вывести или вынести пострадавшего на свежий воздух, обеспечить покой, при удушье производить искусственное дыхание до прибытия медицинского персонала.
3.1.1.3 Меркаптаны (метилмеркаптан - CH3SH,

            этилмеркаптан -  C2H5SH)

Это соединения серы с углеродами, летучие, бесцветные легковоспламеняющиеся жидкости, с сильным неприятным запахом (запахом гнилой капусты, рыбы, мяса). Запах меркаптанов начинает ощущаться при очень малой концентрации их в воздухе - 0,03 мг/м3.
Меркаптаны - сильные нервные яды, обладающие наркотическим действием и вызывающие паралич нервных тканей. Средняя смертельная концентрация в воздухе 500-5000 мг/м3. В малых концентрациях меркаптаны вызывают тошноту и головную боль, а при более высоких концентрациях оказывают наркотическое влияние, возможны раздражение, понос, вялость, общая слабость, паралич нервных центров, а также воспаление легких.

Меры безопасности
При включении тревожного оповещения, указывающего на превышение ПДК меркаптана, всем на пораженном участке требуется немедленно покинуть, его и/или надеть воздушно-дыхательные аппараты (ВДА).

Первая помощь
Аналогична при отравлении сероводородом.
3.1.1.4 Двуокись углерода (СО2-углекислый газ)
Это бесцветный, кисловатого вкуса и запаха газ, тяжелее воздуха, не горюч. Хорошо растворяется в воде, образуя слабую угольную кислоту. По своему воздействию на организм человека, двуокись углерода является наркотиком, обладает разрушающим действием на кожу и слизистые оболочки. При концентрации 5 - 8% появляются приступы кашля,, шум в ушах, головокружение, состояние возбуждения, иногда рвота. При больших концентрациях наступает удушье ( остановка дыхания ) из-за недостатка кислорода. При 20% содержании двуокиси углерода в воздухе - остановка дыхания и потеря сознания наступает через несколько секунд, однако сердечная деятельность при этом еще продолжается и если пострадавшего немедленно вынести из загазованной зоны и сделать искусственное дыхание, то возможно избежать гибели пострадавшего. ПДК двуокиси углерода в воздухе рабочей зоны 0,1% (по объему).

Меры безопасности
Использование ВДА.

Первая помощь
Вынести пострадавшего на свежий воздух, при остановке дыхания - искусственное дыхание до прибытия медицинского персонала.

3.1.1.5 Азот (N2)

Азот - газ без цвета и запаха. Растворим в воде. Не горюч. В обычных условиях химически инертен. При определённых условиях несовместим с некоторыми материалами - низкие температуры могут привести к хрупкости пластика и резины. Опасность азота заключается в том, что он может скапливаться в закрытых помещениях, приямках, колодцах. Вдыхание высоких концентраций азота может привести к асфиксии (удушье). Соприкосновение с жидким азотом влечёт криогенное обморожение.

Меры безопасности
При производстве работ с азотом используются средства индивидуальной защиты (СИЗ) - защитные очки и перчатки из любого материала. Применять его только в хорошо вентилируемых помещениях. В случае больших проливов или утечек необходимо эвакуировать рабочий персонал с места происшествия. На случай аварии использовать воздушно-дыхательные аппараты (ВДА).

Первая помощь
Высокое содержание азота приводит к недостатку кислорода в воздухе, это может повлечь за собой летальный исход, если пострадавший не будет немедленно вынесен на свежий воздух. При потере сознания сделать искусственное дыхание (рот в рот) с добавлением кислорода, немедленно обратиться за медицинской помощью. При попадании в глаза промыть водой. При попадании на кожу жидкого азота действовать, как при обморожении на морозе — пострадавший участок окунуть в тёплую воду.

3.1.1.6 Метанол (СН3ОН)

Метанол - бесцветная прозрачная жидкость, имеющая вкус и запах, очень сходный с этиловым спиртом. Метанол является сильным ядом, воздействующим на центральную нервную систему. Попадание вещества в человеческий организм возможно в результате вдыхания паров, и даже через кожу. Особенно опасным является попадание внутрь метанола. 5 - 10 г вещества может привести к серьезному отравлению с возможной слепотой. 30 г - смертельная доза. При отравлении наблюдаются такие признаки, как общая слабость, головная боль, головокружение, тошнота, рвота, боль в желудке, раздражение слизистых оболочек, появление пятен на глазах, подавление центральной нервной системы. В серьезных случаях отравление может привести к слепоте и смерти.

Меры безопасности
Обязательное наличие письменной инструкции по использованию метанола. При разливе метанола следует сразу же засыпать залитое место песком или опилками, пропитанный метанолом песок или опилки удалить, а залитый участок промыть струёй воды.
При работе необходимо носить дыхательные аппараты и полный комплект защитной одежды. Исключить все возможные возгорания: открытое пламя, курение.
Первая помощь
· При контакте глаз и кожи с материалом следует промыть обильным количеством воды. Снять загрязнённую одежду и обувь.

· В случае проглатывания следует дать пострадавшему выпить воды и вызвать искусственную рвоту.
Немедленно следует обратиться за медицинской помощью.

· Вывести пострадавшего на свежий воздух, в случае затруднения дыхания — дать кислород. При отсутствии дыхания, сделать искусственное дыхание.
  3.1.1.7 Ингибиторы
Деэмульгатор NALCO EC2216A
Жидкость янтарного цвета с запахом ароматики. Может выделять пары, которые легко образуют горючие смеси на уровне температуры вспышки или выше этого уровня температуры. В процессе сгорания образуются токсичные газы. Возможно накопление статических зарядов, при разряде которых возможно возникновение искрения.

Токсикологическая информация
При вдыхании: продукт обладает низкой токсичностью. Длительное вдыхание паров и/или тумана может оказаться вредным для организма. Концентрации паров выше рекомендуемых могут оказать раздражающее воздействие на слизистые оболочки глаз и дыхательного тракта и могут привести к возникновению головной боли и головокружению; пары могут оказать анестетическое действие и могут иметь другие воздействия на центральную нервную систему.
При контакте с кожей: низкий уровень токсичности. Частый или длительный контакт с кожей может привести к обезжириванию и сухости кожи, что, в свою очередь, вызовет чувство недомогания и может послужить причиной дерматита. Случайные непродолжительные контакты кожи с жидкостью не вызовут каких-либо нежелательных эффектов, если только не будет затруднен процесс испарения жидкости. Возможна сенсибилизация кожи, аллергическая реакция, что станет очевидным при повторном контакте с этим материалом.

Меры безопасности
Не работать, не хранить и не открывать вблизи огня, источника тепла или воспламенения.

Удержать распространение разлитой жидкости песком. Удалить жидкость откачкой или с помощью сорбента. Если жидкость слишком вязкая для откачки - собрать лопатами или вёдрами и поместить в соответствующие контейнеры для восстановления или удаления.

Первая помощь

Спасающим носить дыхательные аппараты; немедленно удалить пострадавшего из загрязненного помещения. Применить искусственное дыхание в случае нарушения дыхания, уложить и немедленно обратиться за медицинской помощью.
Контакт с кожей - немедленно промыть обильным количество воды с мылом, если имеется. Снять загрязненную одежду, включая обувь при нахождении пострадавшего под душем. В случае раздражения кожи обратиться за медицинской помощью.

Контакт с глазами - немедленно промыть глаза обильным количеством воды в течение 15 минут. Обратиться за медицинской помощью.

Проглатывание - не вызывать искусственную рвоту. Если пострадавший в сознании, то дать ему выпить молока или воды для разбавления в желудке проглоченного материала. Уложить пострадавшего в теплом помещении и дать ему отдохнуть. Немедленно обратиться за медицинской помощью. Если человек без сознания, то не допускаются попытки вливания ему в рот любых жидкостей.
Ингибитор коррозии NALCO EC1126B
Жёлтая жидкость с ароматическим запахом, в воде не растворима. Вещество может накапливать статические заряды, которые могут вызвать зажигательный электрический заряд, поэтому следует соблюдать правильные методы заземления.

Может образовывать воспламеняющиеся смеси или гореть  только при нагреве до температуры вспышки или выше. При горении образуются токсичные газы (окиси азота).

Низкая степень токсичности. Вдыхание жидкости в небольших количествах в дыхательные пути во время проглатывания или рвоты может вызвать бронхопневмонию или лёгочный отёк.

 Концентрация паров выше рекомендуемой может вызвать раздражение дыхательных путей, головную боль и головокружение, может иметь анестезирующий эффект или другое воздействие на центральную нервную систему. На коже может вызвать аллергическую реакцию. Раздражает глаза, может вызвать повреждение глазной ткани.
Меры безопасности

Рекомендуется местная вытяжная вентиляция. При использовании в замкнутом пространстве и недостаточной циркуляции воздуха рекомендуется механическая вентиляция.
Средства защиты органов дыхания по необходимости с полной маской. Защитные очки. 

Первая помощь

При вдыхании - немедленно вынести пострадавшего на свежий воздух. Если дыхание остановилось сделать искусственное дыхание. Обеспечить покой, обратиться за срочной медицинской помощью.

При попадании на кожу - промыть поражённый участок водой с мылом. Снять загрязнённую одежду. Если раздражение продолжается, обратиться за медицинской помощью.

При попадании в глаза - промыть большим количеством воды не менее 15 минут, придерживая веки. Обратиться за медицинской помощью.

При проглатывании - не пытайтесь вызвать рвоту. Обеспечьте пострадавшему покой, обратитесь за медицинской помощью.
Ингибитор коррозии NALCO EC1151A
Жёлтая жидкость, имеет запах алкоголя, растворяется в воде. В состав входит метанол до 40-60%. Крайне опасен. Утечки газа или разливы жидкости могут быстро образовать горючие смеси при температуре вспышки или выше. При горении образуются токсичные газы.

Вещество может накапливать статические заряды, которые могут вызвать зажигательный электрический заряд, поэтому следует соблюдать правильные методы заземления.

Контейнеры нельзя трогать, хранить или открывать вблизи открытого пламени, источников тепла или возгорания. Следует защищать от прямого солнечного света.

Токсичен при вдыхании и проглатывании, вызывает раздражение глаз и кожи. Вдыхание паров и/или впитывание через кожу может вызвать поражение центральной нервной системы и слепоту.

Меры безопасности
Следует предусмотреть местную  вытяжную вентиляцию для контроля технологических выбросов около источника. Использовать вентиляционное оборудование взрывозащищённого исполнения.

Разливы на земле - избегайте контакта, предупредите или эвакуируйте людей находящихся в зоне разлива или в подветренной зоне.
Первая помощь
При вдыхании - немедленно вынести пострадавшего на свежий воздух. Если дыхание остановилось сделать искусственное дыхание. Обеспечить покой, обратиться за срочной медицинской помощью.

При попадании на кожу — промыть большим количеством воды, при возможности с мылом, снять загрязнённую одежду и обувь. Если раздражение продолжается, обратиться за медицинской помощью.

При попадании в глаза - промыть большим количеством воды до устранения раздражения. Если раздражение продолжается, обратиться за медицинской помощью.

При проглатывании — не пытайтесь вызвать рвоту. Обеспечьте пострадавшему покой, обратитесь за медицинской помощью.

3.2 Защитные  мероприятия, обеспечивающие надежность и

       безопасность работы установки 200

3.2.1 Организационные мероприятия по охране труда

Соблюдение правил техники безопасности - это важнейшая задача СП «ТШО». Установка 200 является одной из составляющих, участвующих в процессе технологического процесса газоперерабатывающего завода (ГПЗ). Для допуска на территорию ГПЗ, работникам необходимо пройти  общий инструктаж по технике безопасности и получить соответствующий пропуск. Помимо общего производственного инструктажа, на рабочем месте перед началом работ мастером цеха проводится непосредственный инструктаж по правилам технической эксплуатации определённого оборудования и соблюдением правил техники безопасности. Еженедельно в цехах проводят собрания по технике безопасности, где обсуждают случившиеся или возможные инциденты по причинам не соблюдения правил техники безопасности. 

Работы по обслуживанию установки 200 должны выполняться работниками, имеющими при себе средства индивидуальной защиты, включающие в себя минифильтр, необходимый на случай аварийной утечки газа, каску, очки, беруши, обувь, спецодежду. Обязательным также является прохождение работниками курсов по использованию воздушно-дыхательных аппаратов, по работе с огнетушителями фирмы «ANSUL», по обнаружению Н2S и оказанию первой медицинской помощи.

3.2.2 Технические мероприятия

3.2.2.1 Средства коллективной и индивидуальной защиты

Сотрудники обеспечиваются спецодеждой и средствами защиты, которые они должны использовать для защиты от источников опасности, с которыми они могут столкнуться при выполнении своих обязанностей в зонах работы технологического и вспомогательного оборудования.

В таблице 3.1 приведен список имеющейся в наличии спецодежды и аппаратуры контроля для защиты:
Таблица 3.1- Средства коллективной и индивидуальной защиты
	Перечень
	Средства защиты

	Защита головы 
	каска (с подшлемником - в холодное время года) 

	Защита глаз и лица 
	защитные очки специальные защитные очки (стойкие к химическим соединениям) 

	Защита слуха 
	наушники, беруши 

	Защита рук 
	перчатки (хлопчатобумажные, для работы в зимних условиях, стойкие к химическим веществам) 

	Защита тела 
	куртка зимняя, комбинезон хлопчатобумажный с длинными рукавами, бельё нижнее утеплённое спецодежда стойкая к химическим веществам (непроницаемая) фартуки (стойкие к химическим веществам) 

	Защита ног 
	защитные ботинки/сапоги летние, защитные ботинки/сапоги зимние, резиновые сапоги (при выполнении работ с химическими веществами) 

	Защита органов дыхания 
	противопылевые респираторы, респираторы со сменным фильтром и картриджем, воздушно-дыхательные аппараты, воздушно-дыхательное оборудование системы «Каскад» 

	Предохранительные средства защиты 
	переносной детектор газа (Драгер, Сульфипак, PhD-ультра). Аварийные души, пункты промывки глаз набор искробезопасного инструмента, медицинская аптечка для оказания первой помощи. 


На территории установки, где хранятся или используются химически агрессивные вещества, обведены желтой линией (100 мм) по наземному периметру для предупреждения персонала и посетителей о необходимости выполнении особых требований перед входом на территорию.

Для точного указания требований по СИЗ, на территории каждого участка обведенного желтой линией вывешен предупреждающий знак D- Химически опасная зона.

Аварийный душевые и пункты промывки глаз располагаются в стратегических местах, указанных на схемах размещения оборудования обеспечения безопасности. Данные объекты предназначены для немедленной промывки глаз и мытья тела проточной водой в случае попадания в глаза и на тело химических веществ.

Использование аварийных душевых и пунктов промывки глаз является первым средством при поражении химическими веществами. Следует как можно скорее оказать пораженному человеку первую помощь или вызвать для него врача.
3.2.2.2 Уровни освещения и шума на рабочих местах
 Освещение
Уровни освещенности для обеспечения минимального среднего освещения в рабочих условиях предусматриваются, как это указано в приведенных таблицах (3.2 и 3.3).
Таблица 3.2 - Уровень освещённости в зданиях

	Название
	Уровень освещённости

	Насосные и компрессорная, генераторные залы, подсобные здания, помещения для оборудования и аккумуляторные в подстанции. 
	200 люкс на уровне пола 

	Операторные, конторские помещения и лаборатории 
	500 люкс на уровне 0,85 выше отметки пола 

	Мастерские 
	300 люкс на уровне 0,85 выше отметки пола 

	Склады и кладовые. 
	150 люкс на уровне 0,85 выше отметки пола 


Таблица 3.3 - Уровень освещённости в наружных площадках

	Название
	Уровень освещённости

	Общие технологические участки 
	50 люкс на нулевой отметке 

	Под трубными эстакадами 
	75 люкс на уровне 0,85 м выше нулевой отметки 

	Рабочие и обслуживающие площадки 
	50 люкс на уровне 0,85 м выше отметки площадки 

	Площадки для взятия отсчетов с приборов 
	100 люкс на уровне площадок для взятия отсчетов с приборов. 

	Местные управляющие панели 
	300 люкс на уровне 0,85 м выше отметки пола 

	Наружные склады и резервуарные парки 
	20 люкс 

	Автостоянки 
	20 люкс на нулевой отметке 

	Охранное ограждение 
	20 люкс на нулевой отметке 

	Забор по периметру завода
	10 люкс на нулевой отметке 


Шум. Уровни звукового давления и эквивалентные уровни 

           звука на рабочих местах
Уровни шума от оборудования ограничиваются значением 80 дБА в условиях открытой местности и внутри помещений, при измерении на расстоянии 1 м от оборудования.

При измерении уровня шума применяется стандарт ANSI-SI.13-1971(R1976).

Пределы воздействия шума на персонал определяются на основе требований Санитарного законодательства Республики Казахстан и OSHA.

На территории установок 160 и 200 обязательно требуется ношение средств защиты слуха.

3.2.2.3 Сигнализация

Технологическая сигнализация на случай возможного возникновения опасных ситуаций система останова запроектирована с учётом защиты объекта с минимальным воздействием на состояние окружающей среды. На установке предусмотрено срабатывание световой и звуковой сигнализации при отклонении параметров от норм технологического режима. Установка оборудована системой блокировок, параметры в таблицах блокировок и сигнализаций.

3.2.2.4 Вентиляция

Все вентиляционные установки выполнены в соответствии с «Инструкцией по проектированию отопления и вентиляции нефтеперерабатывающих и нефтехимических предприятий».

В период эксплуатации все вентсистемы должны быть исправны, работать бесперебойно. Перед включением, вентиляционных систем в работу, в соответствии с правилами техники безопасности, необходимо проверить отсутствие недопустимых смесей газов в соответствующих зданиях. Если это условие выполнено, системы включаются с помощью выключателя, расположенного вне здания. В случае срабатывания сигнализации пожара система вентиляции автоматически выключается.

На установке в зданиях компрессорных и насосных предусмотрена основная и аварийная вентиляции.

Основная вентиляция обеспечивает десятикратный обмен воздуха для компрессорных зданий и 15-ти кратный для насосных. Состоит из приточных и вытяжных вентиляторов.
Аварийная вентиляция вытяжная, обеспечивает 8-кратный обмен воздуха дополнительно к основной.

Вытяжные вентиляторы рассчитаны так, чтобы обмен высасываемого воздуха был на 10% ниже обмена приточного воздуха.

В случае пожара (при срабатывании детекторов) вентиляционные установки останавливаются автоматически. В основных локальных операторных имеются установки кондиционирования воздуха, которые поддерживают в помещениях избыточное давление 5 мм водяного столба, температуру воздуха в пределах 20-25 °С, влажность 35-60%. При падении давления в помещении срабатывает сигнализация.

3.2.2.5 Система обнаружения H2S и газов

Датчики для обнаружения утечек газа предусматриваются на установке в целях обнаружения и оповещения утечек газа при возрастании концентрации газа до 20% (предупредительный сигнал) и 50% (аварийный сигнал) от нижнего предела взрываемости (НВП).

Датчики для обнаружения H2S/SO2 предусматриваются в зонах обработки кислого газа на наружных установках с целью обнаружения и оповещения в случае возрастания концентрации H2S/SC>2 до уровня более 3 мг/м3 (предупредительный сигнал) и 10 мг/м3 (аварийный сигнал).
Сигналы от датчиков (H2S/SO2 или НПВ) выводятся на пульт управления центральной операторной (звуковой и световой сигналы) и на установки завода - сирена и мигающая лампа в различных местах.

Датчики, расположенные в зданиях, сблокированы с местной аварийной вытяжной вентиляцией. Вытяжные вентиляторы включаются при поступлении сигнала от датчика аварийного сигнала при концентрации 3 мг/м3 сероводорода. Анализаторы сероводорода на установке располагаются непосредственно над уровнем пола, так как сероводород тяжелее воздуха. Анализаторы для определения концентрации взрывоопасных газов расположены в каждом здании на высоте 1,5-2м над уровнем пола, а также на открытых площадках. При достижении концентрации 20% от НПВ подается предупредительный сигнал, а при 50% от НПВ аварийный сигнал.

3.2.2.6 Статическое электричество 
Каждая установка окружается подземным заземляющим кольцом, со стояками и крестообразными подземными соединениями, образующими точками подсоединения для заводского оборудования. Заземляющие шины оборудованы на каждой установке, так что общее заземляемое сопротивление нейтрали трансформаторов составляет не более 2 Ом со стороны 0,66 кВ. Заземляющие колодцы оборудуются таким образом, чтобы после сопротивление заземления каждой установки, подсоединенной к относящимся к ней колодцам, не превышало 4 Ома.

В опасных зонах все силовое и контрольное оборудование низкого напряжения имеет два болтовых соединения:

· одно наружное болтовое соединение для шин 25x4 мм из цинковой стали

· один внутренний зажим для защитного заземляющего проводника (четвертая жила силового кабеля или специальная жила контрольного кабеля: зеленый, желтый проводник)

· крупное оборудование (аппараты емкостью выше 50мЗ или диаметром выше 2,5м) имеют два соединения.

Заземляющие кольца и подземные соединения между заземлительными сборными шинами смежных установок выполняются из шин 40x4 мм из оцинкованной стали с защитными (битумным) покрытием. Соединения между заземлительными сборными шинами и соответствующими колодцами выполняются из медных луженых кабелей, с изоляцией в виде луженных кабельных наконечников (зеленых с желтой полоской).

3.3 Предотвращение и ликвидация аварийных ситуаций  

       на установках  160-200

В процессе работы могут возникнуть аварийные ситуации по причине:

· Отключения электроэнергии

· Прекращения подачи охлаждающей воды

· Прекращение подачи сырья

· Прекращение подачи воздуха КИП

· Разгерметизации оборудования и трубопроводов

· Прекращение подачи технологической горячей воды

· Прекращение подачи технической воды

· Возникновение пожара на установке

Последовательность операций при аварийной остановке указывается ниже.

Аварийная остановка установки   160
В аварийной ситуации слагкетчеры (шламоуловители) F-160.1/2 останавливаются оператором пульта нажатием кнопок HZ-16105 для слагкетчера 1 нитки или HZ-16205 для слагкетчера 2 нитки на панели аварийных кнопок рабочего места " НЕФТЬ". При этом автоматически закрываются 3 аварийных клапана-отсекателя: UV-16101на входе в слагкетчер, UV-16102 на выходе газа, UV-16103 на выходе нефти из слагкетчера. Кроме этого закрываются соленоиды на клапанах перемычки по газу и нефти от слагкетчера 5-й нитки FSV-16213 и FSV-16217. Останавливается насос О-161.2.Таким образом слагкетчер полностью отсекается от промысла и завода.

Аварийная остановка установки 200
Аварийный останов вручную (кнопки на пульте).
В Центральной Операторной имеются следующие кнопки аварийного останова:
HZ-21001 - останов Нитки 1 установки 200.1
HZ-22001 - останов Нитки 2 установки 200.2
HZ-21101 - останов Нитки 1 , установки 200.1 и 300.1
HZ-22101 - останов Нитки 2, установки 200.2 и 300.2
HZ-21004- останов компрессора GC-201.1
HZ-22004 - останов компрессора GC-201.2
HZ-23004 - останов компрессора GC-201.3
HZ-00001 - останов всего завода (отключает все фидеры 

электропитания)
HZ 00002 - останов всей КТЛ по программе аварийного останова 

без снятия напряжения
Суммирует действия кнопок аварийного остановки на других установках КТЛ.
Отсекает слагкетчер, прекращает подачу газа на установки 200,300, 700.

3.3.1 Прекращение подачи электроэнергии

КТЛ-1 имеет два питающих фидера 10 кв, эти фидеры соединены с двумя шинопроводами. Шинопроводы питают электродвигатели компрессоров GC-201.1-3, трансформаторы 10/0.66 кв и трансформаторы 10/0.38 кв. Каждая позиция оборудования имеющая электродвигатели запитывается от разных шинопроводов. Предусмотрена система автоматической частотной разгрузки (АЧР) и переключение при падении напряжения ниже 70%.

В случае кратковременного резкого падения напряжения все переключатели своего положения не меняют, т.е. после восстановления напряжения нормальная работа возобновляется. Все двигатели набирают обороты и технологический процесс не нарушается. В случае отключения одного фидера, шины автоматически переключаются. После такого отключения двигатели питающиеся от высокого напряжения должны запускаться вручную. Низковольтные двигатели либо запускаются автоматически по группам, приоритет которых определен технологией, либо запускаются вручную.

Если в течение 5 секунд подача электроэнергии не возобновилась, то сигнал и прежние уставки на запуск двигателей аннулируется.

Если напряжения нет на обоих фидерах, это квалифицируется как отключение энергии, отключаются все потребители и включается дизель-генератор, питающий оборудование обеспечивающее безопасный останов производства, систему аварийного освещения и систему правления технологическим процессом на КТЛ-1.

Если электроэнергия отключается менее чем на одну минуту, то все низковольтные двигатели запускаются вручную в определенной последовательности. В таком случае можно избежать полной остановки, направить выпускаемые продукты в некондицию и восстановить технологические параметры. Если электроэнергия отключается на период более одной минуты, то необходимо действовать в соответствии с «Планом ликвидации аварий».

При отключении электроэнергии:

· закроются клапаны отсекатели на выходе газа и нефти в сепаратор высокого давления UV-21003/22003, UV-21004/22004, соответственно

· закроется подача пара в рибойлеры Е-211.1/2, колонны стабилизации нефти D-202 (клапан FV-21004/22004)

· закроется линия вывода стабильной нефти на ДМС (клапан LV-21017/22017).
При отключении электроэнергии система управления заводом переходит на питание от аккумуляторов (1 час работы). В течении этого часа полученная информация сохраняется в памяти системы, а клапаны регуляторы будут оставаться в том положении в каком находились на момент отключения. За это время необходимо перевести вею систему в безопасное положение.

При отключении электроэнергии в зимнее время, необходимо уделить внимание линиям с электрообогревом.

3.3.2 Прекращение подачи сырья

При прекращении подачи сырья с промысла на одну нитку, необходимо перераспределить нагрузку получаемую на один слагкетчер так, чтобы избежать остановки нитки. При полном прекращении подачи сырья с промысла и понижении давления в системе, закроются клапаны регуляторы давления. Компрессора перейдут на циркуляцию по антипомпажным клапанам.
При длительном прекращении подачи сырья необходимо перевести установку на циркуляцию по длинной схеме через резервуарный парк. Для этого необходимо:

· закрыть клапаны отсекатели на выходе газа и жидкости в сепаратор высокого давления UV-21003/22003 и UV-21004/22004

· перевести циркуляцию по нефти в резервуарный парк

· следить за давлением и уровнями в аппаратах.
Выяснить причину прекращения подачи, если подачи сырья не будет длительное время, остановить установку.

3.3.3 Прекращение подачи пара

В случае прекращения подачи пара среднего давления (20 бар), нарушается режим работы колонны стабилизации нефти D-202. Нефть выводится в линию некондиции, выясняется причины прекращения подачи пара, если длительность более часа, установка переводится на циркуляцию. При снижении температуры в кубе колонны ниже 120°С необходимо остановить установку.

При прекращении подачи пара низкого давления (4,5 бар) прекратится подача обогрева на теплоспутники и подача пара в рибойлер колонны стабилизации конденсата Е-204. Это приведет к дестабилизации работы установки 200 и 700.

В зимнее время при прекращении подачи пара низкого давления необходимо следить за температурой масла в маслостанциях компрессоров, за температурой в змеевиках аэрохолодильников, за состоянием теплоспутников, чтобы не допустить переохлаждения и размораживания спутников и трубопроводов. Необходимо выяснить причину прекращения подачи пара, предупредить установку 700. Если пар будет отсутствовать более 1 часа, начать нормальную остановку установки.

3.3.4 Разгерметизация оборудования

Прорыв газа из технологического оборудования или трубопроводов ведет к загазованности территории установки сырым газом с высокой концентрацией углеводородов и сероводорода. На установке существует система детекции газа. При обнаружении загазованности необходимо:

Оператору установки

· используя средства индивидуальной защиты, определить зону загазованности и характер повреждения

· сообщить оператору пульта ситуацию

· пытаться локализовать поврежденный участок или аппарат от системы

· при невозможности локализации - аварийно остановить установку

· сбросить давление с поврежденного участка
· выставить посты по периметру загазованного участка
Оператору пульта
· сообщить СЗНЭЗ

· вызвать пожарно-аварийную службу

· при невозможности локализации аварии аварийно остановить

                  установку

· сбалансировать работу других Ниток.
3.3.5 Прекращение подачи охлаждающей воды

При прекращении подачи захоложенной воды, будет повышаться температура газов поступающих с У-200 на У-300, что приведет к нарушению работы аминовой очистки. Выяснить причину и, если вода будет отсутствовать более 1,5 часа, приступить к нормальной остановке установки.

При прекращении подачи охлаждающей воды поступающей на маслосистемы компрессоров и насосов необходимо установить причину и длительность отсутствия воды. При повышении температуры масла выше нормы остановить установку по нормальной схеме.

3.3.6 Прекращение подачи горячей технологической воды

При прекращении подачи горячей воды нарушается работа колонны отпарки конденсата D-201, так как горячая вода подается для подогрева сырья этой колонны в подогреватель Е-203. Изменение режима работы колонны в течение длительного времени может привести к тому, что на установку 700 будет поступать ШФЛУ с высоким содержанием этана, это повлияет на качество товарного пропана. Необходимо предупредить У-700, следить за температурным режимом колонны D-201 и при необходимости вывести ШФЛУ от колонны D-201 на факел.

3.3.7 Прекращение подачи технической воды

При кратковременном прекращении подачи технической воды не произойдет ничего требующего аварийной остановки. При длительном (более суток) отсутствии технической воды может нарушиться работа электродегидраторов.

3.3.8 Возникновение пожара на установке

Система пожарной сигнализации и пожарообнаружения

Система пожарной сигнализации основана на использовании разных видов извещателей дымового, ультрафиолетового (пламенного). Кроме того, предусматриваются кнопочные посты с разбиваемым стеклом. Исполнение корпуса извещателей определяется в соответствии с классификацией опасных зон. Сигнал выдаётся только тогда, когда пламя, дым или температура обнаруживается двумя извещателями, входящими в отдельные шлейфы (если они включены последовательно с другими извещателями). Сигналы от кнопочных извещателей поступают на мнемосхему и в центральной операторной выдаётся звуковой и световой сигналы. На мнемосхеме появляется номер установки, где сработал кнопочный извещатель. Система управления обеспечивает опознание ложных сигналов или приводит в действие установку пожаротушения.

При пожаре выдаётся сигнал на общую сирену звукового извещателя по всему заводу. На установках 160/200 имеются следующие детекторы:
· в помещении насосной РП-200.1
4 детектора пламени

· в помещении насосной РП-200.2
4 детектора пламени

· в помещении насосной РП-200.1/2
4 детектора пламени

· в помещении компрессорной СН-200.1/2
8 детекторов пламени

     8 детекторов повышения температуры

· в помещении операторной LCR-200.1 2 дымовых детектора

· в помещении операторной LCR-200.2 2 дымовых детектора.
Кнопочные посты с разбиваемым стеклом

Кнопочные посты с разбиваемым стеклом установлены у всех выходов из зданий, вдоль запасных путей и по периметру установки с интервалом не более 50м. Для их подсоединения используются однопарные медные проводники 9/10. Несколько кнопочных постов в одной зоне могут подсоединяться к одному шлейфу. Кнопочные посты с разбиваемым стеклом подключены к панели пожарной автоматики -мнемосхеме (пожарному щиту) в центральной операторной. Эти извещатели имеют исключительно сигнальную функцию. Срабатывание ручного извещателя приводит к следующим результатам:
· включается прерывистый звуковой сигнал в операторной

· номер вызова установки приобретает жёлтую окраску
· кольцо сигнализации, опоясывающее установку загорается 
                  жёлтым светом на мнемосхеме.
Вокруг установок 200.1 и 200.2 расположены по периметру по 10 кнопок ручных извещателей. Кроме того ручные извещатели установлены возле выходов из помещений:
· компрессорной СН-200.1/2, 2 кнопки

· насосных РН-200.1.РН-200.2, 2 кнопки
· насосной РН-200.1/2, 1 кнопка
Панель пожарной сигнализации
В операторной установлен пожарный щит (мнемосхема), который выдаёт звуковой и визуальный сигналы. Он показывает географическое положение установки или здания, где обнаруживается пожар. Он указывает номер установки при задействовании кнопочного поста с разбиваемым стеклом, но без указания его точного расположения.
Для электроснабжения щита используется монофазный ток 220В, 50 Гц. При исчезновении нормального электропитания, щит запихивается от комплектной силовой установки. Об исчезновении нормального электроснабжения указывает световой сигнал.
Противопожарные мероприятия

Установка оборудована системой детекции пожара в помещениях. 

При пожаре в зданиях РН-200,1/2 или СН-200.1/2 система автоматики остановит оборудование и начнет пенотушение. При возникновении пожара, оператор сообщает ведущему инженеру пульта и действует по его указаниям. Ведущий инженер пульта сообщает в аварийно-спасательную службу, руководству производства и завода и действует по плану ликвидации аварий. Установка останавливается кнопкой аварийной остановки, участок на котором возник пожар отсекается от остального оборудования, для прекращения поступления горючих веществ в очаг пожара. При разгерметизации и загорании на фланцевых соединениях, необходимо изолировать поврежденный трубопровод и сбросить давление.
4 ОХРАНА ОКРУЖАЮЩЕЙ СРЕДЫ

4.1 Природно-климатическая характеристика района 

               месторождения Тенгиз
Климат резко континентальный, с большими колебаниями сезонных и суточных температур, количеством осадков около 150 мм в год, засушливым и жарким летом, климатический район- 6 Г.
Зима (декабрь-январь) умеренно холодная, малоснежная, преимущественно с пасмурной погодой. Самый холодный месяц - январь, температура воздуха днем минус 4°С- минус 6°С, ночью минус 8°С- минус 14 С (минимальная минус 37 С). Устойчивый снежный покров не образуется. Высота снежного покрова не превышает 5 см. Максимальное количество осадков приходится на декабрь (до 12 см). Число дней с туманами до 4 в месяц.

Весна (март- апрель) отличается большими перепадами дневных и ночных температур и быстрым переходом к жаркому лету (температура воздуха днем плюс 5ºС- плюс 12ºС, ночью минус 2ºС- минус 6ºС). Число дней с туманами до 10 в месяц.
Лето (май- сентябрь) сухое и жаркое, с ясной погодой. Температура воздуха днем плюс 25°С- плюс 30°С (максимальная плюс 45°С), ночью плюс 11°С- плюс 15°С. Самый жаркий месяц - июль. Наибольшее количество осадков выпадает в мае (до 56 мм), наименьшее в июле (до 8 мм). Осадки выпадают, преимущественно, в виде кратковременных дождей, большей частью в июне. Периодически бывают засухи, вероятность повторения 20-25%.
Осень (октябрь- ноябрь) в первой половине теплая, малооблачная. Осадки выпадают в виде моросящих дождей, иногда со снегом. Температура воздуха днем плюс 10ºС- плюс 16ºС. Число дней с туманами до 3 в месяц. Ветры в течении всего года преимущественно севере- восточные и восточные. Весной и летом часто бывают северо - западные ветры, что вызывает загрязнение атмосферы в п.Сарыкамыс. Скорость ветра от 4 м/с до 10 м/с. Зимой бывают сильные северо- восточные ветры со скоростью до 15 м/с.
Атмосферные осадки по временам года распределяются неравномерно. Максимум приходится на зимне- весенний период, а с июня по октябрь осадки практически не выпадают. Максимальное количество осадков приходится на декабрь- январь.
Влажность воздуха. Среднегодовая относительная влажность воздуха района составляет 60%. Наиболее высокие значения юна достигает в зимне-весеннее время, а наиболее низкие летом. Дефицит влажности в летний период достигает максимальных величин.
Испарение. Наличие большого дефицита влажности при высоких температурах воздуха создает условия для значительного испарения. Этим фактором, в том числе, объясняется значительная засоленность грунтов описываемой территории.

4.2 Характеристика предприятия как источника загрязнения
      атмосферы
Источники выделения вредных веществ в атмосферу в ТШО являются /9/:

· установка 200- отделение нефти, газа, воды и стабилизация   

             нефти;

· установка 300- сероочистка газов диэтаномилом;

· установка 400- установки Клауса- получение серы;

· установка 500-утилизация «хвостовых» газов-процессы Сульфрен  

             или Скотт;

· установка 600- отгрузка жидкой и твердой серы;

· установка 700- разделение углеводородных газов;

· установка 1000- система факелов и дренажа;

· установка 0.31 и 0.32- демеркаптанизация нефти;

· установка 800- подготовка пластовой воды;

· товарные парки № 1,2;

· насосная;

· склады реагентов;

· очистные сооружения;

· газотурбинные станции № 1,2;

· резервуарный парк;

· ЦЗЛ;

· РМЦ;

· котельная на газовом топливе.

Источниками загрязнения на Тенгизском комплексе являются: дымовые трубы технологических установок, печей, котельных, факелы технологических установок, а также не плотности в оборудовании, фланцевых соединениях и др., появляющиеся в процессе эксплуатации и приводящие к неорганизованным выбросам.
В выбросах в атмосферу содержатся следующие ингредиенты: сероводород, углеводороды, сернистый ангидрид, окись азота, двуокись азота, окись углерода, меркаптаны, пыль серы, диэтаноламин (ДЭЛ), спирт метиловый, сероокись углерода, сварочный аэрозоль; соединения марганца, соединения кремния, фториды, фтористый водород, аэрозоль серной кислоты.
Вещества, входящие в состав выбросов комплекса при совместном присутствии в атмосфере, образуют пять групп суммации:
· двуокись азота+ сернистый ангидрид;

· сернистый ангидрид+ сероводород;

· сернистый ангидрид+ аэрозоль серной кислоты;

· сернистый ангидрид+ фтористый водород;

· фтористый водород+фториды.

4.3 Параметры выбросов вредных веществ в атмосферу от
      существующего оборудования
Характеристика источников и параметры выбросов вредных веществ в атмосферу представлены в таблице (4.1) , которая составлена в соответствии с «Рекомендациями по оформлению и содержанию проекта нормативов предельно-допустимых выбросов в атмосферу (ПДВ) для предприятия» /10/.
Результаты расчетов существующего уровня загрязнения атмосферы характеризуют значения максимальных приземных концентраций в районе расположения Тенгизского ГПЗ и на границе санитарно-защитной зоны, установленной для Тенгизского месторождения радиусом 10 км от крайнего ряда скважин.
Максимальное загрязнение на границе СЗЗ метилмеркаптаном и составляет 0,000008 мг/м3,
Предполагается, что объекты Тенгизского месторождения при нормальном режиме эксплуатации не создают в приземном слое атмосферы загрязнения, превышающее значения предельно-допустимых концентраций как для рабочей зоны (в пределах границ промплощадки), так и для населенных мест (в ближайших населенных пунктах).
Таблица 4.1 –Максимальная  концентрация вредных веществ

	Вещество
	Максимальная расчетная концентрация,

мг/м3.
	Максимальная концентрация на  границе СЗЗ, доли ПДК

	Сероводород 
	0,081 
	0,4 

	Углеводороды 
	1,62 
	<0,05 

	Двуокись азота 
	0.159 
	0,7 

	Сернистый ангидрид 
	0.142 
	<0,05 

	Метилмеркаптан 
	0,00026 
	0,9 

	Окись углерода 
	1.1 
	

	Пыль серы 
	0,0052 
	<0,05 

	Окись азота 


	0.26 
	<0,05 

	Диэтаноламин 
	0,0045 
	0,2 

	Метиловый спирт 
	0,115 
	<0.05 

	Сероокись углерода 
	0.001 
	<0,05 

	Соединения марганца 
	0,0000016 
	<0,0001 мг/м3 

	Аэрозоль серной кислоты 
	0.000003 
	<0,00016 

	Фтористый водород 
	0.0000016 
	<0,00001 

	Фториды 
	0,000004 
	<0.00008 

	Соединения кремния 
	0.000003 
	<0,00002 

	Сварочная аэрозоль 
	0,000025 
	<0.00001 

	Сернистый ангидрид+двуокись азота 
	2,07 
	<0,00005 

	Сернистый ангидрид+сероводород 
	10,1 
	0,8 

	Сернистый ангидрид+аэрозоль серной 

кислоты 
	0,2 
	0,6 

	Сернистый ангидрид+фтористый водород 
	0,28 
	<0,05 

	Фтористый водород+фториды 
	0,0001 
	<0.05 


4.4 Оценка вклада в существующее загрязнение атмосферного

       воздуха  объектов разработки
На стадии опытно-промышленной эксплуатации месторождения Тенгиз к существующему фонду выбросов, проектируемой на данном этапе. Скважины соединены с манифольдами замерных установок герметизированной системой выкидных линий. Условия разработки, оборудование, проектируемый режим работы оборудования не изменяются, следовательно выбросы от вновь введенного оборудования не будут отличаться от выбросов на соответствующее оборудование.
Суммарный выброс по вновь введенному оборудованию составит-149,246 т/год, в том числе по меркаптану-0,001699 т/год, что составляет 8%от суммарного выброса-18120,6412 т/год (разрешенного на месторождении Тенгиз). Анализируя существующий проект ПДВ и учитывая вышеизложенное, можно предположить, что дополнительные выбросы не окажут значительного влияния на состояние атмосферы объекта.

4.5 Проблема сейсмичности и проседания
Анализ, проведенный специалистами СП «ТШО», потенциальной опасности наведенной добычей сейсмичности, проседания и повреждения обсадных колонн в районе Тенгизского месторождения обозначил следующие вопросы:
· наибольший риск могут создавать отдельные случаи повреждения скважин   в   результате   локализованного   смещения   пластов   или разрывообразования;

· возможные  утечки  сероводорода  за  пределы  старых  скважин,   на которых некачественно выполнено цементирование;

· проседание   земной   поверхности   ниже   критических   значений   не исключается   и   может   быть   выявлено   с   помощью   регулярного мониторинга.   Однако,   значительного   проседания   поверхности   в районе Тенгиз не ожидается; 

· опасность    природных    землятресений    и    наведенной     добычей сейсмичности в Тенгизе сравнительно низка.
Мероприятия по предупреждению нарушения коллекторских свойств. Обстоятельное изучение геологической структуры перекрывающих пластов Тенгиза, а также моделирование воздействия работ по добыче на критические зоны поможет уменьшить потенциальную опасность разрушения обсадных колонн в скважинах Тенгизского нефтяного месторождения. Интерпретация трехмерной сейсмической разведки, данные которой в настоящее время собираются и обрабатываются, будет включать в себя составление карт сбросов и разломов перекрывающих пластов. На основе этих карт будет определяться размещение скважин.

4.6 Современное состояние почв и грунтов
Мероприятия, снижающие уровни загрязнения почвы складываются из:

· Организационных - организация управления отходами; организация и регламентация движения автотранспорта и техники по территории месторождения; исключение несанкционированного проведения работ, нарушающих систему управления отходами.

· Технологические,    тщательная    регламентация    проведения    работ, связанных с загрязнением рельефа при бурении; транспортировки оборудования; производстве земляных работ; технической рекультивации.
· Проектно-конструкторские - согласование и экспертиза проектных разработок в контролирующих природоохранных органах и СЭС; выбор        оптимальных        проектно-конструкторских        решений, направленных на снижение загрязнения почв.

· Санитарно-противоэпидемические – выбор и организация    обустройства    согласованных    участков размещения мест захоронения промышленных и бытовых отходов; обеспечение      противоэпидемической      защиты      персонала      от особо опасных инфекций.

В силу невысокого сельскохозяйственного потенциала данного района, низкого бонитета почвы биологическое восстановление земель не предусматривается как экономически нецелесообразное. В связи с этим могут быть предусмотрены только такие меры технического восстановления, как:
· сбор металлолома;

· планирование рельефа;

· регулирование временных водных потоков и т.д.
4.7 Организация сбора и удаления отходов, существующая в  

      СП «ТШО»

Основными местами образования отходов СП ТШО является:

· Нефтепромысел;

· КТЛ;

· Участки строительства;

· Промышленная база;

· Вахтовый поселок «Тенгиз».

Кроме этого существуют более мелкие производственные, строительные и вспомогательные участки ТШО. Принципы сбора и удаления отходов. Основные принципы сбора и удаления отходов соответствуют Основным Рекомендациям Форума разведки на нефть и ее добычи, а также требованиям нормативных документов РК и включает в себя:
· определение источников образования отходов;

· определение образуемых отходов;

· классификация видов отходов и их категорий опасности;

· определение потенциальных вариантов сбора и удаления  

             отходов.
        При выборе методов сбора и удаления отходов необходимо принимать во внимание следующие факторы: особенности местного рельефа и географии, особенности и условия грунтовых вод, совокупные атмосферные осадки, состояние почв и несущая способность почв, дренажные условия, экологическая чувствительность данной территории, качество атмосферного воздуха и другие геологические и экологические условия.

Варианты сбора и удаления отходов. Проектом рассматриваются успешно зарекомендовавшие себя и общепринятые технологии, позволяющие реализовать требования природоохранного законодательства РК. Биологическая обработка - обработка для разложения органических материалов в двуокись углерода, воду и биомассу, микроорганизмами в зависимости от конкретных условий и существующих ограничений.
Техническая обработка - низкотемпературная обработка позволяет восстанавливать из отходов углеводороды и воду, а высокотемпературные технологии через процесс сжигания разрушают органические соединения. К предполагаемым методам термической обработки относятся следующие: сжигание, термическая десорбция и сжигание по согласованию с инспектирующими органами.
Затвердевание, стабилизация и герметизация - рассматриваются совместно, поскольку производятся объединено в рамках соответствующих технологических процессов. Эти процессы являются эффективными при стабилизации тяжелых металлов, содержащихся в отходах, поскольку при высоких значениях рН большинство металлических соединений, соли и бентонита создают препятствия процессу отвердения и, ограничивают использование этой методики обработки. Углеводороды и соли не взаимодействуют с цементным раствором и связываются с этим раствором скорее физически, чем химически, что имеет принципиальное значение при осуществлении операций по КРС,ПРС и углублению скважин. Методы сбора и удаления отходов в СП «ТШО»:
· Направление   жидких   отходов   на   очистные   сооружения.       Подача отходов в систему очистки сточных вод и последующее осаждение мех примесей.

· Нагнетание жидких отходов в поглощающий пласт.  Поглощающий коллектор, должен быть геологически и механически изолирован от используемых   источников   воды   и   не   содержать   промышленно значимых   запасов   нефти    и   газа,   соответствовать   требованиям законодательства об окружающей среде.

· Полигонное    размещение    отходов    применяется    для    приема и размещения       больших       объемов       отходов       и       обеспечения долговременной их изоляции с учетом следующих факторов: наличие непроницаемой облицовки; мониторинг      грунтовых      вод,      позволяющий      гарантировать
эффективность локализации отходов.

· Захоронение отходов- метод ликвидации инертных материалов и для стабилизированных отходов, поскольку миграция их компонентов замедлена   процессом   стабилизации.    Захоронению не подлежат отходы  с  высоким  содержанием  нефти,  соли  или  биологических материалов,    химических    веществ    и    материалов    с    опасными компонентами,    которые    могут    мигрировать    к    экологическим реципиентам.
Состояние грунта и грунтовых вод налагает ограничения на удаление отходов, в том числе полигон для захоронения промотходов, комплексный объект ликвидации отходов располагается на удалении от центральной части участка, для обеспечения надежной изоляции от грунтовых вод.

4.8 Современное состояние вод
Воздействие на поверхностные и подземные воды может оказываться из следующих источников:
· неочищенные или  недостаточно очищенные производственные  и
         бытовые стоки;

· поверхностные сточные воды;

· дренажные стоки;

· аварийные сбросы и переливы сточных вод;
· фильтрационные утечки токсичных жидких материалов из         

            ёмкостей, трубопроводов и других сооружений;

· выбросы   в   атмосферу  загрязняющих   веществ 

            (пыль, аэрозоли),осаждающиеся на поверхности водных объектов 

            и рельеф;

· аварийные выбросы и сбросы (разливы нефти, продуктов очистки
         газа, реагентов и т.п.);

· места    для    хранения    материалов    и    отходов,    площадки

    для транспортировки,    организованные    в    границах               
      промплощадок предприятия;

· неорганизованные свалки.
Проектом предусматривается:

· использование    высокоэффективных    процессов             

             производства, малоотходных   и   безотходных   технологических   

             процессов    и производств;

· рациональное использование водных ресурсов;

· реализация передового опыта в вопросах очистки сточных вод;

· мероприятия   по   недопущению   загрязнения   поверхностных     

                и грунтовых вод промышленными отходами;

· реализация     инженерных     мероприятий     по     

               предотвращению аварийных      сбросов      стоков      и         

               экологически      безопасная эксплуатация производственных       

               объектов;

· недопущение        попадания        продуктов        производства        и сопутствующих   ему   загрязняющих    веществ    на   поверхность производственной   площадки,   водосбора   и   непосредственно   в водные объекты во всех звеньях технологической цепи.

Для очистки сточных вод существуют и предусматриваются современные системы механической и биологической очистки, используется мировой опыт подготовки пластовых вод, внедрены методы очистки напорной флотацией, тонкослойной очистки на фильтрах системы «Фрам», метод удаления из пластовой воды сероводорода отдув кой углеводородным газом.
Максимально используются системы оборотного водоснабжения с использованием аппаратов воздушного охлаждения.
Микробиологическая технология очистки предусматривает использование анаэробных (без доступа кислорода) и аэробных                    (с кислородом) микроорганизмов. 
Предусматриваемые методы в целом согласуются с требованиями природоохранного законодательства РК.
Проектом не предусматривается отбор воды из поверхностных и подземных источников на питьевые и технологические нужды.
Проектом не предусматривается сброс сточных вод на поверхность земли.
Водозабор для бытовых и технических нужд ТШО осуществляется через сооружения
водоснабжения,
в число которых входят водопровод Астрахань-Мангыстау пропускной способностью 260000 м3/сут и водоочистные сооружения мощностью 27000 м3/сут, которые обеспечивают соответствие качества воды нормам, установленным ГОСТ- 2874 для питьевой воды.
Вода для технических нужд поступает на Тенгизский нефтепромысел через водопровод Кульсары - Тенгиз диаметром 500мм, пропускная способность которого 24.5 м3/сут, в то время как снабжение питьевой водой происходит через водопровод Кульсары- Тенгиз диаметром 400мм, спроектированный «Южнтрубопровод». Вода в оба провода поступает из водопровода Астрахань- Мангыстау, а водопровод с питьевой водой подключен к главному магистральному водопроводу после системы водной очистки в Кульсары.
Поверхностные воды. Группа нефтяных месторождений северо-восточного побережья Каспийского моря, в которую входит Тенгизское, располагается в районе, который даже без промышленного освоения относится к особо охраняемым территориям. Это связанно с тем, что основные ландшафты района сформировались недавно, а потому легко нарушается их экологическое равновесии при антропогенном вмешательстве. Кроме того, над этим районом пролегают пути сезонно мигрирующих птиц, имеющих здесь остановки на кормовых угодьях. И, наконец, прибрежная зона каспийского моря этого региона является местом воспроизводства рыбных запасов и ареалом части каспийского тюленя.
Мероприятия по предотвращению загрязнения вод. Попадание жидких вредных веществ в окружающую среду за счет утечек минимизируется, в том числе, и за счет следующих проектных решений:
1. При  нормальной работе объектов ТШО в сеть производственно-дождевой канализации могут поступать сточные воды со следами
нефтепродуктов     и     механическими     примесями     только     при
периодической промывке и продувке аппаратов и трубопроводов в
соответствие с технологическим регламентом.

2. Нефтепродукты       из       очистных       сооружениях       канализации накапливаются     в     специальных     аппаратах     и     периодически возвращаются в технологический процесс.

3. Механические примеси после обезвоживания вывозят на установку по обезвреживанию (сжиганию) шлама.

4. Стоки,   загрязненные   диэтаноломином,   по   специальной   системе канализации  поступают на установку очистки  аминосодержащих стоков микробиологическим способом и после очистки, в смеси с производственными и хозяйственно- бытовыми стоками, поступают на блок биологической очистки очистных сооружений.
5. Попадание бытовых и производственно- дождевых сточных вод в почву    при    нормальной    эксплуатации    исключается    за    счет предусмотренной  проектом   герметичной  системе  трубопроводов, изоляции наружной поверхности колодцев и подземных сооружений канализации.

6. Для  улавливания  и  сбора жидких  веществ в  случае  аварийного разлива   их   из   технологических   аппаратов   на   технологических установках   в   местах   установки   этих   аппаратов   предусмотрены обордюренные бетонные площадки. Рабочее состояние задвижек в колодцах после дождеприемников этих площадок перед сбросом в сети внутриплощадочной канализации- закрытое.

7. Разлившийся     аварийный     продукт     собирается     передвижными авто средствами и подается в дренажные технологические емкости установок в первые часы происшествия.

8. В случае аварийных ситуаций на площадке очистных сооружений канализации, сточные воды аккумулируются в емкостях очистных сооружений общим объемом 12000м   , поступление в окружающую среду сточных вод в этом случае не предусматривается.

9. Технологический   процесс   подготовки   нефти   на   установке   200 полностью    герметизирован.    При    нормальном   технологическом режиме    поступление    жидких    веществ    в    окружающую    среду исключается.

10. Дренаж насосов, сосудов и аппаратов, трубопроводов, приборов К и А предусматривается в закрытую дренажную систему, полностью независимую.

11.Стоки, содержащие углеводороды и воду направляются по герметичным трубопроводам в две отдельные дренажные емкости, расположенные на установках 200/1-2.
12.Емкости изготовлены из углеродистой стали и установлены в бетонных колодцах, засыпаемых гравием после монтажа оборудования и закрываются бетонными плитами. Каждая подземная дренажная емкость оснащена насосом, который перекачивает углеводородные стоки в резервуар Т-1011.
13.Углеводороды из резервуара Т-1011 возвращаются на установку 200 для повторной обработки, вода откачивается насосом на установку 800.
14. В аварийных ситуациях, при нарушении герметичности аппаратов, трубопроводов, арматуры, жидкие углеводороды будут попадать в открытую подземную систему, предназначенную для сбора воды после промывки асфальтированных площадок, дождевой воды загрязненной углеводородами, воды, используемой для промывки оборудования.
15.Количество жидкости, поступающей в дренажную систему при аварии зависит от объема аварийного аппарата, трубопровода, прибора. Наибольшее количество жидкости в объеме аппарата (сепараторы высокого, среднего, низкого давления).
16.При повышении давления в системе автоматически перекрывается трубопровод подачи нефти на установку.
17.При освоении и испытании скважин возможны выбросы пластового флюида при выполнении их гидродинамических исследований, углублении, подземном и капитальном ремонте.

18.Утечки в условиях аварии в процессе испытания, углублении и КРС скважин предусматриваются планом работ на испытание скважин, в
т.ч. предусмотрено их аварийное оглушение. 

19.Загрязнение   почвы,   грунта,   водных   источников   на   территории месторождения      возможно     только      в      условиях      аварийной разгерметизации системы сбора, что в свою очередь может быть и при некачественном профилактическом обследовании технического состояния    трубопроводов    и     оборудования     и    несоблюдении соответствующих регламентов.
20.Эффективный отвод поверхностных сточных вод с территории ЦПС. 

21 .Искусственное   повышение   планировочных   отметок   территории площадок ЦПС. 

22.Тщательное   выполнение   работ   по   строительству   водо-несущих инженерных   сетей   контролируемое   осуществлением   авторского надзора, в том числе, по настоящему проекту. 

23.Возведение   обвалований   из   грунтов   и   материалов   с   низким фильтрационными свойствами. 

24.Создание противофильтрационных экранов из стабилизированной полиэтиленовой пленки или геотекстиля.

 25. Организация  регулярных  режимных  наблюдений  за уровнями  и качеством     подземных     вод     на    участках     существующего     и
потенциального загрязнения подземных вод.
Нормальная эксплуатация высоконапорной герметизированной системы исключает загрязнение окружающей природной среды, в том числе гидросферы.
4.9 Охрана земельных ресурсов
Основными мероприятиями по охране земельных ресурсов являются:
· соблюдение норм отвода земель под буровые работы и линейные сооружения;

· ограничение сети грунтовых дорог;

· организация контроля за состоянием почв.
         Основными задачами контроля за состоянием почв являются:
· регистрация существующего уровня загрязнения почв и изменения ее химического состава;

· определение   тенденций   изменения   почв   во   времени,   прогноз уровней загрязнения в будущем;

· оценка   возможных    последствий   загрязнения    почв,   разработка рекомендации по их предотвращению или уменьшению.

Рекультивация нарушенных земель. В план рекультивации должны входить обратная отсыпка траншей для прокладки трубопроводов. Отсыпка осуществляется таким образом, чтобы складировать грунт в валики по трассе трубопровода по линии траншеи, с тем чтобы разровнять его в результате уплотнения. Уплотнение грунта производится гусеничными тракторами, которые должны за несколько раз уплотнить отсыпанный грунт траншеи и выровнять его с окружающим рельефом.
Оставшаяся часть грунта после обработки траншеи будет равномерно распределяться по поверхности земли, которая впоследствии будет рекультивирована. Затем будут собраны строительные отходы и демонтированы все постройки и сооружения временного характера и, по возможности, проведено восстановление растительности.
При строительстве автодорог предусматривается рекультивация трассовых резервов и карьеров. Технический этап рекультивации включает:
· снятие  вскрытого  грунта (0.2м)  и  складирование  его  в  валики, разработку грунта при уполаживании откосов 1:10, планировку дня и откосов карьера, обратную задвижку вскрытого грунта;
· при строительстве скважин предусматривается очистка территории буровой от загрязнения и мусора, проведение работ по утилизации шлама, отработанного бурового раствора и сточных вод, засыпка амбаров,    планировка   грунта,    обработка   почвы    комплексными реагентами;

· при строительстве линий связи- при прокладке кабеля способом разрезки   грунта   ножевым   кабале укладчиком   на   всю   глубину прокладки кабеля рекультивации земель не предусматривается;

· при     строительстве     линий     электропередачи -   по     трассе     ВЛ рекультивации  производится на участках земли, отведенных для опор.

Биологическая рекультивация может быть осуществлена после технического этапа восстановления нарушенных земель, в периоды благоприятные для проведения посевов и посадок, по отдельному проекту.
Противоэрозионное укрепление почвы предусматривает восстановление растительности посевом кустарников терискена, саксаула, черного жузгуна. Они имеют глубоко проникающую в почву корневую систему.
Биологическая рекультивация производится:

· в полосе 100м от периметра площадки скважин;

· в   полосе   50м   по   периметру   ограждения   замерных        

             установок, центрального манифольда.

В пределах ограждения, площадки устьев скважин и замерных установок покрыты щебеночным покрытием слоем 20 см, что предохраняет почву от выдувания. Биологическая рекультивация в зоне скважин, замерных установок, ЦПН, на трассах газопроводов, водопроводов, нефтесборных сетей, линий 6 и 35 кВ, при трассовых резервов дорог предусматривается путем засева рекультивируемой площади пескоукрепительными кустарниками (джузгун, шерикен- гребенщик, саксаул- черный). Посадка производится на глубину 0.35-0.45, расстояние между черенками 1м, между рядами 6 м.
Биологическая рекультивация на откосах дорог, откосах карьеров предусматривается засевом многолетними травами из местных галофитов (изень- прутняк) с нормой высева семян 32 кг/га (в 1.5 раза выше обычной нормы).
Противоэрозионные мероприятия по закреплению перевеиваемых песков предусматривается в два этапа:
· закрепление поверхности песков вяжущими материалами 

             (КССБ и т.д.);

· последующая     посадка     пескоукрепительных      кустарников,       

    с повторной обработкой вяжущими материалами.

4.10 Контроль за состоянием окружающей среды 

Осуществляется станциями по наблюдению за состоянием окружающей среды (СНОС). На 10 стационарных трехкомпонентных станциях обеспечивается наблюдение за атмосферным воздухом по концентрациям загрязняющих веществ в районе наблюдений. Наблюдение на этих станциях проводится по следующим ингредиентам:
· концентрация SО2;

· концентрация H2S.
Сероводород –высокотоксичный газ. Поскольку сероводород быстро 

подавляет обоняние, по запаху нельзя надёжно определить его наличие. 

Сероводород-это бесцветный, горючий газ, который при низких 

концентрациях имеет запах тухлых яиц. Будучи тяжелее воздуха, он может скапливаться в низких местах. На некоторых нефтяных месторождениях сероводород, в опасных концентрациях, присутствует в сырой нефти Опасность подвергнуться вредному воздействию сероводорода существует при замерах уровня жидкости в резервуарах, устранении утечек, а также при работе по очистке и ремонту сосудов и резервуаров. Сероводород –горючий газ, при горении выделяющий токсичное соединение-диоксид серы. Для обнаружения сероводорода в атмосфере используются различные виды контрольно-измерительной аппаратуры: ручные насосы с газо -анализаторными трубками, портативные электронные детекторы, стационарные и портативные системы оповещения о газовой опасности. Проверка и калибровка контрольно-измерительного оборудования должна проводиться регулярно.

Диоксид серы –бесцветный газ или низкокипящая жидкость с сильным неприятным запахом. Растворим в воде и спиртах.

Если диоксид серы появился в атмосфере рабочих мест, необходимо немедленно эвакуировать людей. Лица, участвующие в устранении источника утечки или определения, на сколько безопасно работать там, должны соблюдать все указания. Диоксид серы не горюч. 

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

Месторождение Тенгиз Республики Казахстан имеет исключительно сложное геолого-физическое строение. Тем не менее, результаты          12-летней опытно-промышленной эксплуатации месторождения и очень большой комплекс исследовательских работ, выполненный СП «ТШО», позволяют наметить в настоящее время пути наиболее эффективного освоения этого одного из крупнейших месторождений мира.

В 1993 году СП «ТШО» добыло 1,3 млн. тонн нефти. Путем увеличения объемов добычи нефти в среднем на 14% ежегодно в 2001 году СП «ТШО»  добыло 11,5 млн. тонн нефти, а в 2002 году довело объемы добычи до 12,4 млн. тонн.
Анализ текущего состояния разработки показывает, что фонд добывающих скважин на месторождении составляет 59 скважин. Средний дебит нефти по одной скважине колеблется от 372 до 750,9 т/сут. Все скважины дают продукцию чистой нефти. Основным способом эксплуатации является фонтанный.

В данном проекте были рассмотрены основные требования к системе сбора, транспорта и подготовки нефти и газа до товарной кондиции на месторождении Тенгиз.

СП «ТШО» стремится к увеличению объёмов добычи продукции путём расширения мощностей производства. К 2005 году предполагается запуск завода второго поколения и внедрение проекта закачки сырого газа, что позволит обеспечить увеличение производительности до 16 млн.тонн в год.

В дипломном проекте было предложено мероприятие по замене вертикального гравитационного сепаратора на более усовершенствованный по технологии. Экономический анализ показал, что мероприятие считается эффективным в результате снижения себестоимости на единицу продукции, уменьшения удельных капитальных вложений и получения чистой прибыли в размере 1611,2 млрд.дол. Годовой экономический эффект от внедрения данного мероприятия составит 2891746 дол.
Деятельность СП «ТШО» определяется стратегическими направлениями, позволяющими стать наиболее эффективно работающим и высокорентабельным предприятием мировой нефтяной отрасли.
Охрана окружающей среды и соблюдение правил техники безопасности является принципами работы каждого сотрудника СП «ТШО» и подрядных компаний. Каждый сотрудник считает долгом быть верным задачам охраны здоровья человека и окружающей среды.
Достижение отличных производственных показателей - залог успеха компании. Главным приоритетом является обеспечение безопасности, надежности и эффективности всего коллектива.
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Приложение А

ПРОГРАММА РАСЧЕТА МИНИМАЛЬНОГО   ЗАБОЙНОГО ДАВЛЕНИЯ ПРЕДЕЛЬНОЙ ОБВОДНЕННОСТИ И ДИАМЕТРОВ ПОДЪЕМНИКА ПРИ ФОНТАННЫХ РЕЖИМАХ ЭКСПЛУАТАЦИИ НЕФТЯНЫХ СКВАЖИН
НАЧАЛО ПРОГРАММЫ
'DEFDBLA-Z:FALSE     =0:TRUE=      NOT   FALSE CONTINUE = TRUE
ESCAPE$=CHR$ (27) GLS :GOSUB 11000:CLS WHILE CONTINUE: CLS
REM
НАЧАЛО ВВОДА ДАННЫХ
GOSUB 12000: IF CH$ =ESCAPE$ THEN 8000 ВВЕСТИ G GOSUB 12500: IF CHS=ESCAPE$ THEN 8000 ВВЕСТИ Ронпл GOSUB 13000: IF CH$=ESCAPE$ THEN 8000 ВВЕСТИ ROнд GOSUB 13500: IF CH$=ESCAPE1 THEN 8000 ВВЕСТИ РОв GOSUB 14000: IF CH$=ESCAPE$ THEN 8000 ВВЕСТИ Рнас GOSUB 14500: IF CH$=ESCAPE$ THEN 8000 ВВЕСТИ Ру GOSUB 15000: IF CH$=ESCAPE$ THEN 8000 ВВЕСТИ Ps GOSUB 15500: IF CH$=ESCAFE$ THEN 8000 ВВЕСТИ Qmax GOSUB 16000: IF CH$=ESCAFE$ THEN 8000 ВВЕСТИ Qoпт GOSUB 16500: IF CH$=ESCAPE$ THEN 8000 ВВЕСТИ R GOSUB 17000: IF CH$=ESCAPE$ THEN 8000 ВВЕСТИ L GOSUB 17500: IF CH$AESCAPE$ THEN 8000 ВВЕСТИ Lc

REM       КОНЕЦ ВВОДА ДАННЫХ

REM НАЧАЛО ИЗМЕНЕНИЯ ДАННЫХ 

CORRECT = FALSE 

WHILE NOT CORRECT

 LOCATE 23.20 PRINT ВЫ УВЕРЕНЫ В ПРАВИЛЬНОСТИ ДАННЫХ (Y/N)*:
I=CSRLIN:J=POS(0)
LOCATE 1.J COLOR 23 :PRINT?
CORRECT$=""

WHILE CORRECTS:— ' OR INSTR (УуПпДдНн", CORRECT$) =0
CORRECT$=INPUT${ 1}

WEND
LOCATE 23.20: COLOR 7:PR1NTTAB(80)    ОЧИСТКА СООБЩЕНИЯ
CORRECT=( INSTR<""УуДд»' CORRECT$) >0)

Х0= =0
WHILE NOT CORRECT AND XO=O:XO=1
Продолжение приложения А

REM       НАЧАЛО ОПРЕДЕЛЕНИЯ ИСПРАВЛЯЕМОГО ПОЛЯ LOCATE 23,20: PRINT «КАКОЕ ПОЛЕ БУДЕМ ИСПРАВЛЯТЬ»; I=CSKRL1M : J=POS(0) LOCATE L,J: INPUT, FIELDNO$;
WHILE NOT (INT(VAL(FIELDNO$)) >0 AND INT (VAL (FIELDNO$) < =18) LOCATE LJ:PRINTTAB (80): LOCATE=1 J; INPUT. FIELDNO$ WEND
LOCATE 23 20; PRINT TAB(80):
ОЧИСТКА СООБЩЕНИЯ
ON VAL(FIELDNO$)) GOSUB 12000,12500,13000,13500,14000.14500
ON VAL(FIELDNO$)-6)GOSUB 15000, 15500, 16000, 16500, 170000. 17500 
IF CH$=ESCAPE$ THEN CORRECT=TRUE     НАЖАТА ESC
REM    КОНЕЦ ОПРЕДЕЛЕНИЯ ИСПРАВЛЯЕМОГО ПОЛЯ WEND

В ПРОГРАММЕ ПРИНИМАЮТСЯ СЛЕДУЮЩИЕ ОБОЗНАЧЕНИЯ:
1>ЗАБОЙНОЕ ДАВЛЕНИЕ
РЗ
2>УСТЬЕВОЕ ДАВЛЕНИЕ
    РУ
3>ДАВЛЕНИЕ НАСЫЩЕНИЯ
       Рнас
4>ПЛОТНОСТЬ ПЛАСТОВОЙ НЕФТИ
          РОнпп
5>ПЛОТНОСТЬ ДЕГАЗИРОВАННОЙ НЕФТИ
         R0нд
6>ПЛОТНОСТЬ ВОДЫ
         ROB
7>ОБВОДНЁННОСТЬ ПРОДУКЦИИ
    В
8>ГАЗОВЫЙ ФАКТОР
    G
9>ДЕБИТ ЖИДКОСТИ НА МАКСИМАЛЬНОМ  РЕЖИМЕ
       Qmax
10>ДЕБИТ ЖИДКОСТИ НА ОПТИМАЛЬНОМ  РЕЖИМЕ
       Qoiit
11>ГЛУБИНА СКВАЖИНЫ
      Lc
11>ВНУТРЕННИЙ ДИАМЕТР НКТ
        DHKT
13>ПРЕДЕЛЬНАЯОБВОДНЕННОСТЪ
        Впр
14>ГЛУБИНА СПУСКА НКТ
              Нспуск
15>ДИАМЕТР ПОДЪЕМНИКА НА ОПТИМАЛЬНОМ  РЕЖИМЕ Dопт
16>ДИАМЕТР ПОДЬЕНИКА НА МАКСИМАЛЬНОМ РЕЖИМЕ Dmax
17>МИНИМАЛЬНОЕ  ЗАБОЙНОЕ ДАВЛЕНИЕ
               Pzmin
18>МАКСИМАЛЬНАЯ ГЛУБИНА СПУСКА НКТ
              Hmах
ДЛЯ ПРОДОЛЖЕНИЯ НАЖМИТЕ ЛЮБУЮ КЛАВИШУ
ВСПОМОГАТЕЛЬНЫЕ ВЕЛИЧИНЫ ИМЕЮТ СЛЕДУЮЩИЕ ОБОЗНАЧЕНИЯ
1> КОЭФФИЦИЕНТ РАСТВОРИМОСТИ ГАЗА
                          ALFA
  2> ЭФФЕКТИВНЫЙ ДЕЙСТВУЮЩИЙ ГАЗОВЫЙ ФАКТОР            Gэф
3>СРЕДНЯЯ ПЛОТНОСТЬ НЕФТИ
                           ROж
4> ЖИДКОСТИ В ИНТЕРВАЛЕ ОТ ЗАБОЯ СКВАЖИНЫ ДО БАШМАКА 

НКТ                                                                                                                        ROж
Продолжение приложения А

ПРИ ВВОДЕ ДАННЫХ ОБОЗНАЧЕНИЯ В КВАДРАТНЫХ СКОБКАХ ВВОДЯТСЯ ПО УМОЛЧАНИЮ
 (Т.Е ПО НАЖАТИЮ КЛАВИШИ ENTER)
ДЛЯ ПРОДОЛЖЕНИЯ НАЖМИТЕ ЛЮБУЮ КЛАВИШУ
1>ВВЕДИТЕ ГАЗОВЫЙ ФАКТОР G (Куб.м/тон)       [593]                  :593
2>ВВЕДИТЕ R0нпл ( кг/куб, м)
                [624]                     :624 
3>ВВЕДИТЕ Нонд (кг/м:Куб.м)
                [8 0 5]                                             : 8 0 5
4>ВВЕДИТЕ ПЛОТНОСТЬ ВОДЫ Rob (кг/куб. М)    [1000]                  :1000 
5>ВВЕДИТЕ ДАВЛЕНИЕ НАСЫЩЕНИЯ Рнас (МПа) [26,3]                :26,3
6>ВВЕДИТЕ УСТЬЕВОЕ ДАВЛЕНИЕ Ру (МПа)         [23]                  :23
7>ВВЕДИТЕ ЗАБОЙНОЕ ДАВЛЕНИЕ Рз(МПа)           [70]                  :70
8>ВВЕДИТЕ Омах (тон/сух)                                         [561]               :561 

9>ВВЕДИТЕ Оопт (тон/сут)                                            [370]                :370 
10>ВВЕДИТЕ ВНУТРЕННИЙ ДИАМЕТР НКТ Dнкт   [89]                   :89
11>ВВЕДИТЕ ОБВОДНЁННОСТЬ ПРОДУКЦИИ в (%) [8,5]                  :8,5 
 12>ВВЕДИТЕ ГЛУБИНУ СКВАЖИНЫ LC (м)            [4800]                :4800

ВЫ УВЕРЕНЫ В ПРАВИЛЬНОСТИ ДАННЫЕ (Y/H) ?
	1.1.2.1.1.1.1 ALFA=
	5.9336
	(1/МПа)

	G эф =
	40.1323
	(куб.м/тон)

	Roн =
	83-5000
	(кг/куб.т)

	Roж =
	309.0850
	(кг/куб. м)

	roж =
	764.7075
	(кг/куб.м)

	Впр =
	66.9439
	(%)

	Doпт =
	349826
	(mm)

	Dmax =
	23.9287
	(mm)

	Нспуск =
	1883.0475
	(m)

	Pzmin =
	11.4331
	(МПа)


БУДЕМ ПРОДОЛЖАТЬ (Y/N) ?
Приложение Б

ПРОГРАММА ОПРЕДЕЛЕНИЯ МИНИМАЛЬНОГО ЗАБОЙНОГО 

ДАВЛЕНИЯ
Введите данные задачи!
Глубина скважины (м)
                 4800
Внутренний диаметр НKT (мм)
                89
Противодавление на устье (МПа)
                1,5
Давление насыщения (МПа)
                26.3
Газовый фактор (м3/т)
                393
Плотность пластовой нефти ( kг/m3)
            710
Плотность дегазированной нефти (кг/м3)     820
Обводненность продукции (%)
                 0
Плотность пластовой воды (кг/м3 )
         1000
Коэффициент растворимости АLPНА = 8,99Е - 06
Эффективный газовый фактор Gef = % 199,9999923706055
Максимальная длина газожидкостного подъемника    Нmах = 4447,79
Минимальное забойное давление         Pzmin = 11,22
От скважины
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