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АННОТАЦИЯ

Дипломный проект состоит из четырех основных частей:

· геологическая;

· технико-технологическая;
· экономическая;
· охрана труда и окружающей среды.

В геологической части рассматривается геологическая изученность, нефтегазоносность, стратиграфия, тектоника месторождения "Каракудук".
В технико-технологической части подробно описывается фонд скважин, приведен анализ текущего состояния разработки, методы по предупреждению  и борьбе с осложнениями при эксплуатации фонтанных скважин, а также расчет предельной обводненности продукции, при которой  скважина прекратит фонтанировать.
В экономической части дан расчет основных экономических показателей и годового экономического эффекта.
В разделе охраны труда и окружающей среды, рассматриваются мероприятия, обеспечивающие безопасность работающих и охрану окружающей среды на месторождении "Каракудук".

ВВЕДЕНИЕ
Сегодня Казахстан относится к государствам, обладающим стратегическими запасами углеводородов, которые оказывают влияние на формирование мирового рынка энергоресурсов. Республика занимает 13 место в мире по разведанным извлекаемым запасам нефти и газового конденсата, 15-по запасам природного газа и 26 по уровню добычи углеводородного сырья. Прогнозные запасы составляют 12 миллиардов тонн нефти и конденсата и около 3 трлн. м3 газа. К 2010 году планируется довести добычу нефти до 70 миллионов тонн, что позволит занять одну из ключевых позиций среди производителей и экспортеров на евразийском пространстве. К настоящему времени в Казахстане образована мощная сырьевая база, добыча нефти ведется на западе и на юге страны, работают три нефтегазоперерабатывающих завода.

Развитие нефтяной промышленности зависит от многих факторов и, прежде всего, от её ресурсной базы. При  современном уровне научно-технического прогресса из пластов извлекается в среднем лишь 35 - 40 % геологических запасов нефти. Следовательно, большая часть "черного золота" остается в недрах земли. 

Современный нефтяной промысел представляет собой сложный комплекс технических сооружений и коммуникаций, предназначенных для добычи, сбора, подготовки продукции скважин и транспорта ее к потребителю.

Предпринята попытка проведения оценки экономической эффективности отложения дополнительного капитала в разработку данной территории с целью утилизации газа, что позволит более эффективно использовать природные ресурсы с наименьшим нанесением вреда окружающей среде.

1 ГЕОЛОГИЧЕСКАЯ ЧАСТЬ

1.1 Общие сведения о месторождении 

Месторождение  Каракудук расположено в Мангистауской области республики Казахстан, в 365 км к северо-востоку от города Актау. Ближайшими населенными пунктами являются поселок Сай-Утес (в 60км к юго-западу.) и г. Бейнеу (в 125км к северо-востоку.) Климат района резко континентальный с сильными колебаниями дневной и сезонной температур. Температура воздуха колеблется от минус 26°С зимой до плюс 41°С летом. Среднегодовая  температура - плюс 15°С. Атмосферные осадки приходятся в основном на осенне-зимний период и не  превышают 185 мм. в год. Среднегодовое снегонакопление составляет 300 мм. Среднегодовое значение скорости ветра- 7м/сек. Глубина промерзания грунта- 1,00 м. Местность в районе месторождения имеет довольно ровный, слегка холмистый рельеф. Высота над уровнем моря колеблется в интервале 158-188м. Почвы в районе месторождения относятся к категории серовато-бурых, серовато - желтовато-бурых и характеризуются как соленые и щелочные.

1.2 Природно-климатическая характеристика района

Примерно в 10 км к северу от месторождения Каракудук находится Каспийское море. Климат района резко континентальный, с большими колебаниями сезонных и суточных температур. Зима умеренно холодная, малоснежная, преимущественно с пасмурной погодой. Температура воздуха днем обычно от - 4°С до -6°С, ночью понижается от -12°С до -17°С (минимальная -34°С). Осадки выпадают почти все в виде снега, но устойчивый снежный покров не образуется. Лето сухое и жаркое, преимущественно в виде кратковременных ливней. Относительная влажность воздуха 30%-40%. Ветры в течение года преимущественно восточные и северо-восточные. Весной и летом ветровая деятельность ослабевает, и направление ветра меняется на западное. Скорость ветра преимущественно от 4м/сек до 10м/сек. Зимой часто дуют сильные северо-восточные ветры, со скоростью до 15м/сек, которые усиливают зимнюю стужу и затрудняют передвижение по местности. Ниже приведены климатические данные района работ.

Таблица 1
Климатические данные
	Среднегодовая температура воздуха
	+15°С;

	Абсолютный минимум температуры
	-34°С;

	Абсолютный максимум температуры
	43°С;

	Среднегодовая скорость ветра
	м/сек;

	Скорость ветра, возможная 1 раз в 5лет
	24 м/сек;

	Скорость ветра, возможная 1 раз в 10лет
	26 м/сек;

	Скорость ветра, возможная 1 раз в 15лет
	28 м/сек;

	Среднегодовое количество осадков
	140 мм;

	Район по гололеду
	11;

	Нормативная толщина стенки гололеда с

 повторяемостью 1 раз в 10лет
	10 м;

	Нормативная глубина промерзания:

для суглинков                                                                   
для супесей
	1,07 м;

1,03 м;


Грунты повсеместно засолены, загипсованы и характеризуются высокой коррозийной активностью по отношению к железу. Грунты покровного комплекса в значительной степени облессованы. Отдельные фации литифицированных пород (мергель, мел) при замачивании размягчаются, приобретая свойства глин.

Грунтовые воды на площади работ бурением не вскрыты.

1.3 Краткая характеристика месторождения

На площади Каракудук в результате поискового и разведочного бурения вскрыты отложения  триасовой,  юрской,  меловой,  палеогеновой  и неогеновой  систем.  Разрез представлен типичными для Северо-Устюркского региона песчанно-глинистыми и карбонатными породами.

В тектоническом плане структура Каракудук расположена в пределах Северо-Устюртско-Бузачинской системы прогибов и поднятий, осложняющей северо-западную часть Туранской плиты. Согласно тектоническому районированию юрско-палеогенового этажа Мангышлака и Устюрта Каракудукское поднятие приурочено к Арыстановской ступени, осложняющей Култукско-Ирдалинскую моноклиналь. По данным опробования горизонтов был выделен ряд сбросов, разбивающих поднятие на три блока. Ю-I горизонт продуктивен во всех блоках, Ю-II продуктивен в 1 и во 2 блоках, остальные только во 2.

С учетом особенностей геологического строения продуктивных горизонтов, количество сосредоточенных в них запасов, емкостно-фильтрационной характеристики пластов и физико-химических свойств насыщающих их флюидов выделено 2 объекта разработки:

1)  Ю-I и Ю- II горизонты;

2)  Ю-VIII + IX.

Разбуривание  месторождения осуществляется от центра к периферии. В зонах совмещения соседних объектов скважины бурятся до нижнего нефтеносного пласта.
1.4  История геолого-геофизической изученности и разработки месторождения

Планомерное геологическое изучение  обширной территории было начато  в 1994 г. В течение 50-х годов  экспедициями ВАГТа  проводилась геологическая съемка  масштаба 1:200000 (А.И. Летавин, М.И. Богачева, Н.И. Буялов, Р.Г. Гарецкий и др.),  сопровождавшаяся  бурением  структурно-картировочных скважин  глубиной  200-500 м. Указанными авторами  по результатам  проведенных  работ впервые  было высказано  предположение  о возможной  нефтегазоносности   мезозойско-кайнозойских отложений Северного Устюрта.  В целях оценки  перспектив  нефтегазоносности  юрских и  меловых  отложений   в различных  структурно-тектонических  зонах Западно-Казахстанским  геологическим  управлением  (ЗКГУ) в 1953 г.  начато поисковое бурение. Непосредственно  на площади Каракудук  бурение   велось в 1966-1976 г.г. и в  1990-1993 г.г.
Изучение геологического строения  Северного Устюрта геофизическими методами  разведки также начинается  с 50-х годов.

В 1954-1958 г.г. вся площадь  работ была  охвачена   аэромагнитной съемкой  масштаба 1:200000  (Биркган И.Б.-1953 г., Соловьев  О.Н.-1954 г.). Работы показали,  что территория Северного Устюрта  характеризуется преимущественно  отрицательными аномалиями  силы тяжести. В 1-73-1975 г.г.  рассматриваемая территория  было покрыта   высокоточной аэромагнитной  съемкой  масштаба  1:50000. Получена новая  информация  о геомагнитном  поле региона, на основании чего уточнено  внутреннее строение  фундамента. Первые  гравиметрические исследования  19950-1954 г.г.  (Бунин С.Г. 1950 г., Тушканов  А.Я.-1954 г.) дали  лишь общее представление  о характере гравитационного поля, в  котором  нашли отражение  основные структурные  элементы  Северного Устюрта.

В 1954 г. В.А. Лапшовым были  обобщены  материалы гравиметрических  исследований,  на основании  которых им  была составлена карта  глубинного  геолого-тектонического строения  Мангышлака и смежных территорий.

В 1963 г.  Гурьевская  геофизическая  экспедиция  треста «Казахстангеофизика» проводит  детальную площадную  съемку  повышенной точности. В результате  была  составлена  карта  остаточных аномалий, где выявлена  Арыстановская  структура. Выявлены  впервые 3 минимума: Камышитовый, Атаманский, Каменный.

В 1965 г. силами  Илийской  ГФЭ Казахского геологического треста (Праводников и др.)  проведена  детальная гравиметрическая съемка,  в результате которой  выделены локальные аномалии: Каменная, Арыстановская, Каракудукская.  Сейсмические исследования  являются основным  геофизическим методом  изучения  глубинного строения территории. Основной объем  работ  МОВ и КМПВ был выполнен соответственно  трестом  «Казахстаннефтегеофизика» и Казахстанским геофизическим  трестом  (Турланская геофизическая  экспедиция).  Первые работы  КМПВ проводились  с 1959 г.  (Манилов С.А.). В 1964 г. работами КМПВ и МОВ выявлены  Токубайская  и Кандыктинская  структуры, детально изучены  Арыстановское, Каракудукское, Теренское  поднятия.  Этими же работами  они были  подготовлены   к глубокому бурению. 

С 1967 г. трестом «Казахстаннефтегеофизика» на Северном Устюрте проводятся сейсмические работы  МОВ с применением группирования сейсмоприемников  и взрывов. Имеющийся  сейсмический материал  МОВ обобщен в 1970 г.  были построены   свободные структурные карты  по основным  отражающим горизонтам I, III, IV  в масштабах 1:200000, характеризующие  строение  юрско-палеогенового комплекса  пород.

С 1970 г. Гурьевской геофизической экспедиций (трест «Казахстаннефтегеофизика») начато планомерное  изучение территории Северного Устюрта методом ОГТ. В 1968-88 г.г. сейсморазведочной  партией 6/86-88 г.г. МГФЭ были проведены  сейсмические исследования  МОГТ  на площади  Каракудук  западнее Севрно-Арыстановской  площади  до западных чинков  и до  площади  Тепке. В результатах   этих исследований  была дана рекомендация  на проведение  дополнительных  поиско-разведечных  работ  на площади Каракудук.

1.5  Литолого-стратиграфическая характеристика отложений
На площади Каракудук в результате поискового и разведочного бурения вскрыты отложения триасовой, юрской, меловой, палеогеновой и неогеновой систем. Степень изученности этих отложений различна. Наиболее полно керновый материал и палеонтологические определения представлены по юрским породам, которые и являются продуктивными. 

Разрез представлен типичными для Северо-Устюртского региона песчано-глинистыми и карбонатными породами. Ниже приведена краткая литологическая характеристика вскрытых скважинами отложений.

Триасовая система представлена  переслаиванием песчаников, алевролитов, аргиллитоподобных глин и аргиллитов. Цвет пород бурый, серый, темно-серый, коричневый, буровато-коричневый, зеленовато-серый. Вскрытая мощность отложений составляет 156 м.

Юрская система. Нижний отдел представлен переслаиванием темно-серых с зеленоватым оттенком глин, серых, светло-серых песчаников и алевролитов. Толщина нижнеюрских отложений составляет 83м.

Средний отдел сложен переслаивающимися между собой песчаниками, алевролитами и глинами с разной степенью цементации и зернистости. Цвет пород, в основном, серый, темно-серый. Толщина отложений составляет 547-776м. 

Верхний отдел представлен известняками, мергелями, глинами, также отмечается чередование песчаников, алевролитов, глин. В нижней части преобладают глинистые отложения, в верхней - карбонатные. Толщина верхнеюрских отложений изменяется от 290 до 346м.

Меловая система представлена двумя отделами нижним и верхним. Нижний отдел представлен переслаиванием алевролитов серых, глин серых, почти черных, реже красновато-бурых и зеленоватых, также песчаников светло-серых и серых. Нижняя часть отдела сложена органогенно-обломочными известняками, доломитами и мергелями. Толщина нижнемеловых отложений колеблется в пределах 1210-1342м.

Нижняя часть верхнего отдела характеризуется чередованием глин, алевролитов и песчаников. Верхняя часть представлена чистой разностью мела, карбонатными глинами, мергелями, белыми известняками. Толщина верхнемеловых отложений 506-550м.

Палеогеновая система сложена известняками белыми, мергелями зеленовато-серыми, глинами розовыми, алевролитами. Толщина отложений составляет 498-524м.

Неогеновая система представлена карбонатно-глинистыми породами, известняками- ракушниками. Толщина отложений равна 50-70м.

Четвертичная система сложена суглинками, супесями, песками разнозернистыми, глинами, конгломератами. Толщина отложений 10-15м.

1.6 Тектоника

В тектоническом плане структура Каракудук расположена в пределах Севере-Устюртско-Бузачинской системы прогибов и поднятий, осложняющей северо-западную часть Туранской плиты. Согласно тектоническому районированию юрско-палеогенового этажа Мангышлака и Устюрта Каракудукское поднятие приурочено к Арыстановской ступени, осложняющей Култукско-Ирдалинскую моноклиналь.

Для Каракудукского поднятия характерно увеличение амплитуды и изменение конфигурации с глубиной. Ось структуры ориентирована в северо-западном направлении. По замкнутой изогипсе –740м размеры поднятия составляют 10.5х6км, амплитуда поднятия 15м. Углы падения пород на крыльях структуры не превышают доли градусов. По ниже лежащему валанжинскому ярусу, а именно по его подошве, свод смещается в северном направлении. Наблюдается явная асимметрия периклиналей структуры- западная положе, чем восточная. 

Следует отметить, что по данным подсчета запасов сделанного КазНИГРИ в 1995г., особенностью геологического строения юрских, продуктивных горизонтов Каракудукского поднятия является наличие тектонических нарушений, разделяющих структуру на три блока- I (западный), II (северо-восточный), III (южный). Основанием для проведения тектонических нарушений явилось несоответствие по данным опробования и интерпретации результатов геофизических исследований отметок водонефтяного контакта в отдельных скважинах.

1.7 Нефтегазоносность

На месторождении Каракудук по итогам детальной пластовой корреляции и интерпретации результатов геофизических исследований, а также результатов опробования в разрезе месторождения выявлено 9 номенклатурных горизонтов , 7 из которых оказались продуктивными. Горизонты Ю-I и Ю-II стратиграфически приурочены к келловейскому ярусу верхней юры, Ю-IV, Ю-V - к батскому ярусу, Ю-VI, Ю-VIII, Ю-IX- к байосскому ярусу средней юры. 

Коллектора продуктивных горизонтов представлены мелко-среднезернистыми песчаниками и крупнозернистыми алевролитами. Цемент пород поровый, контактно-поровый, реже пленочно-поровый. Состав цемента полиминеральный. Преобладает глинистое вещество хлористо-гидрослюдисто-каолинитового состава. Коллектора обладают низкими фильтрационными свойствами, что обусловлено уплотнением пород-коллекторов юрской толщи и значительным содержанием в породе глинистых веществ.

Как указывалось выше, по данным опробования продуктивных горизонтов условно был выделен ряд сбросов, разбивающих поднятие на три блока. Горизонт Ю- I  продуктивен во всех трех блоках, Ю-II- в I и во II блоках, а продуктивность остальных горизонтов установлена только в пределах II-го блока. Ниже приводится краткая характеристика продуктивных горизонтов.
Ю-I горизонт. Горизонт коррелируется достаточно четко по всей площади  и практически выдержан по толщине. Эффективная нефтенасыщенная  толщина варьирует от 6.0 м до 13.2 м. Литологически горизонт сложен песчано-алевролитовыми породами. Горизонт опробован в 13 скважинах. Как уже отмечалось, доказана промышленная продуктивность горизонта во всех трех блоках, основные запасы находятся во II блоке.

ВНК для I блока принят на абсолютной отметке -2429.2 м, соответствующей подошве продуктивного по геофизическим исследованиям  пласта коллектора. Залежь пластовая, сводовая, тектонически экранированная. Высота залежи 34.5м, площадь нефтеносности 15218 тыс. кв. м.

ВНК для II блока принят по наиболее низкой отметке продуктивного пласта, до которой получена нефть без воды (-2450.7м). Залежь пластовая, сводовая, тектонически  экранированная. Высота залежи 72.6м, площадь нефтеносности 21512 тыс. кв. м.

ВНК для III блока принят по результатам интерпретации геофизических исследований и данных опробования 2-х скважин на абсолютной отметке 2407.3 м. Залежь пластовая, сводовая, тектонически-экранированная. Высота  залежи - 19.7 м,  площадь  нефтеносности  -  4657 тыс. кв. м.

Ю-II горизонт состоит из двух пластов - А и Б. Продуктивным является пласт А в I и II блоках.

Продуктивность пласта А в I блоке установлена в районе скважин №4, 8. ВНК залежи А в I блоке в районе    1-ой скважины принят по подошве опробованного пласта в этой скважине на отметке - 2479.7 м. Залежь пластовая, сводовая тектонически и лито логически экранированная.  Высота залежи - 2.8 м , площади  нефтеносности  - 1866 тыс. кв. м. В районе 2-ой скважины ВНК принят на отметке -2436.5м по подошве опробованного продуктивного пласта. Залежь пластовая, сводовая тектонически и лито логически экранированная. Высота залежи равна 1.2м, а площадь нефтеносности  -988 тыс. кв. м.

ВНК в блоке II- принят по подошве опробованного продуктивного пласта в одной из действующих скважин на абсолютной отметке -2461.7м. Залежь пластовая, сводовая, литологически и тектонически-экранированная.

Высота залежи составляет 45.6м, а площадь нефтеносности равна 5356 тыс.кв. м.

Ю-IV горизонт состоит из двух пластов А и Б, сложенных песчаными коллекторами. Продуктивными являются оба пласта, во II блоке.

Пласт А продуктивен в двух скважинах. ВНК принят по подошве опробованного нефтяного пласта в одной из скважин на абсолютной отметке -2526.2м. Залежьпластовая, сводовая, тектонически и литологически экранированная. Высота залежи -16.5 м, площадь нефтеносности -1588 тыс м2.

Коллектор пласта Б в районе 3-х скважин замещается непроницаемыми породами. ВНК четко отбивается по данным ГИС на абсолютной отметке -2539.4 м, что в свою очередь согласуется с результатами опробования. Залежь пластовая, сводовая, тектонически и литологически экранированная. Высота залежи составляет 14.7 м, площадь нефтеносности равна 1501 тыс.м2.

Ю-V горизонт сложен песчаным пластом. В районе действующей скважины коллектор замещается непроницаемыми породами. Горизонт опробован в семи скважинах. Продуктивность установлена только во II блоке. ВНК по данным промысловой геофизики уверенно отбивается на абсолютной отметке -2594.4м, что согласуется с результатами опробования. Залежь пластовая, сводовая, тектонически и литологически экранированная. Высота залежи  равна  35.1м, площадь  нефтеносности  равна 6175 тыс. кв. м.       

Ю-VI горизонт представлен двумя пластами А и Б, из которых нефтенасыщенным является пласт А. Пласт А, расчленяясь в разрезе ряда скважин, образует мощный пласт на одной из действующих скважин, где и получен фонтанный приток нефти. ВНК принят по подошве опробованного пласта в этой скважине на абсолютной отметке -2634.4м. Залежь пластовая, сводовая, тектонически и литологически экранированная. Высота залежи  составляет  23.8м, а площадь нефтеносности -1625 тыс. кв. м.          
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Ю-VIII горизонт испытан в пяти скважинах. Продуктивность горизонта установлена только в скважинах II-го блока двух из пяти скважин. ВНК принят по подошве опробованного продуктивного пласта на отметке -2966м. Залежь пластовая, сводовая, тектонически и литологически экранированная. Высота залежи -36.5м, площадь нефтеносности -2863 тыс. кв. м.          

Ю-IX горизонт продуктивен во втором блоке. Вероятно, залежь имеет распространение  в районе только этой скважины, так как в других скважинах наблюдается замещение коллектора горизонта непроницаемыми породами. Залежь пластовая, сводовая, тектонически и литологически экранированная. Высота залежи -24.6м, площадь нефтеносности равна -3844 тыс. кв. м.

1.8 Водоносность

Питание  и разгрузка  пластовых  подземных  вод, приуроченных  к палеогеновым,  меловым  и  юрским   комплексам,  залегающих  под неогеновым покровом   и развитых  повсеместно, происходит  сложно. Прежде  всего, они   получают  питание   за  отчет  инфильтрации атмосферных осадков, выпадающих  в  толщу  водовмещающих  отложений, распространенных   на  площадях  выхода  их  на  поверхность.  Модуль подземного   питания   достигает  0,1-0,15 л/сек с 1  мм2  или 3- 5  мм/год, что суммарно   дает  метеорное  питание  в  объеме  до  4-5  м3- год  или  125-150 л/сек. 

Одним   из важных   источников  питания   являются   элилионные  воды, образованные  за  счет   уплотнения   преимущественно глинистых  пород и вытеснения   из  них  седиментационные   воды. В  интервале   глубин  2-3 км пористость  уменьшается   на 10 %  от  общего   объема   породы,   что вызывает  вытеснение  больших  количеств   воды  из толщи.  Большая  часть воды   идет  на  выходящую  фильтрацию.  Этот  процесс  наиболее  активен  в глубоких  депрессиях  Северного   Устюрта. 

1.8.1 Водоносный  комплекс  палеогеновых  отложений
По каротажным диаграммам в пределах комплекса выделяются 1-2 горизонта толщиной от 9 до 47м. Глубина залегания комплекса от 425 до 561 м. Комплекс сложен  терригенными  породами, представленными глинами, песками  и алевритами. Открытая  пористость  пород – коллекторов 28-37 %, проницаемость  712мд. Воды обычно напорные. Суточный  дебит гидрогеологических  скважин  на  месторождении  Комсомольское  достигает 180 м3/ сут. Материалы опробования водоносных  горизонтов на площадях Арыстановского и Каракудукского месторождений показывают, что восстановление  динамических уровней до статических происходит очень быстро. Это характеризует наличие здесь  благоприятных  условий напорного режима  подземных  вод.

1.8.2 Водоносный   комплекс  верхнеальб  - сеноманских отложений
Залегает  комплекс на  глубинах  от  916 до 1497 м.  Водовмещающими отложениями являются пески с высокими коллекторскими  свойствами. Открытая  пористость 24-37%, проницаемость 213-586,7 мкм2.  Толщина водоносных горизонтов варьирует  от 1 до 85 м, количество горизонтов достигает  14-ти.  Напор   вод  значительный. Абсолютные отметки пьезометрической   поверхности  изменяются  от 180-200  на  севере  до  100 м на  юге- западе, что указывает на  общее  направление  подземного стока на юг и  юго-запад. 
1.8.3 Водоносный   комплекс  нижнеальбских   отложений
Комплекс  характеризуется  несколько   ухудшенными  коллекторскими условиями по сохранению с верхеальб - сеноманским. На каротажных диаграммах выделяются  до 11 водоносных горизонтов толщиной от 2 до  33 м. Глубина  залегания   комплекса варьирует  от 1427 до 1818м.
1.8.4 Водоносный  комплекс  апт – неокомских  отложений

Комплекс  характеризуется   относительно   неравномерными гидрогеологическими   показателями.  Дебиты    скважин   составляют   сотые и  десятые  доли  литра  в  секунду.  Пористость  песчаников   12-32%, проницаемость  10-500 мд.  Величина  напора   горизонтов  невелика. Пьезометрические  уровни устанавливаются на глубине  100-150 м  ниже устья при  напорах  1900-2100м.   Абсолютные  отметки  пьезометрической поверхности   составляют  132-178  м.   Толщина   водоносных  горизонтов  по каротажным  диаграммам  изменяется  от 1-2 м до 40 м  при  их  количестве от 4 до 10  в  апте   и  12-25  в неокоме. Глубина  залегания  комплекса от 1694  до 2270 м.

1.8.5 Водоносный  комплекс  юрских  отложений

Комплекс  расположен  на  глубинах  от 2578 м.  Он содержит  от 2  до 10  водоносных  горизонтов толщиной от 1  до  16 м  верхней  юре  и  от 1 до 9  горизонтов толщиной  от 2  до 16 м в средней  юре.  Большинству  водоносных объектов  присущи   медленные   темпы  восстановления уровней.  Наиболее динамичные   из  них    приведены   на  рис9.1., где можно  наблюдать  восстановление уровней  до статических  от 2  суток  ( скважина 1,  горизонт Ю-У)  до 4-5  суток  ( скважина 12, горизонт Ю-1 и др).  Уровни установились на  отметках от 171  до 278  м  ниже  поверхности  земли. В большинстве случаев динамические уровни  не были доведены наблюдением до статических (скв. 1 горизонты Ю-VI,VII, скв. 12 Ю-VIII, Ю-IX, Ю-III, Ю-IV, и др. Ю-I-II и др., ).

Медленные  темпы восстановления  уровней характеризует  низкие фильтрационные   свойства опробованных   водоносных  пород -  коллекторов. Имеются  отдельные   зоны  с  улучшенными  коллекторскими   свойствами. 

Коллекторами являются  песчаники с открытой пористостью 13,2-17,5 %
и  проницаемостью  5,29 - 95,58  мкм2  при  нижних  пределах 

Кп= 13% и  Кпр =1 мкм2. Дебиты  скважин варьируют  от 0,08  м3/сут  при Нср.дин = 937 м  в интервале  2602-2604 м  скважин 12.

Расчеты  абсолютных  отметок  пьезометрических  уровней   юрского комплекса  свидетельствуют  о нахождении залежи  в зоне пьезомаксимума.

В  площадном  распределении пьезометрические  уровни  падают  от свода  залежи к периферии. Наибольшие величины  пьезометрических уровней  отмечаются  в  пределах  внутреннего контура  нефтегазоносности. Вниз по  размеру  наблюдается  сохранение  градиента   пьезометрического уровня. Гидрометрическая   карта построена  только  для  западного  и южного блоков, как  наиболее  информативных.  Движение  вод  здесь  наблюдается  в юге – западном  направлении.

Результаты испытания  комплекса  показывают, что  фильтрационные свойства  водовмещающих   отложений   по  площади   неоднородны. Комплекс  обладает  упруговодонапорным режимом.  В законтурной  части залежи   величина  пластового  давления  достигает  32,3 МПа, что  близко  к гидростатическому.

Расчеты, связанные с оценкой гидродинамических условий водоносных  отложений, проводились  по  методике   М. Мирошникова.  Абсолютные отметки   статических   пьезометрических   уровней   рассчитывались  с учетом величин  установившихся  статических  уровней,  а  также  внесением поправок  на  минерализацию   пластовых   вод,  на   плотность,  температуру и другие   факторы  по  формуле:

Н= (h-l)  x  (dt-1)+a –l,

где   Н -  абсолютные   отметки   статических  пьезометрических  

               уровней   вод, м

         h – глубина  залегания   водоносных  горизонтов , м

         a – абсолютная   отметка  устья  скважины, м 

         1 – глубина  положения   статического  уровня  воды (ниже  

               поверхности  земли), м

         dt  - величина  плотности  воды   в  скважинах   с  учетом   

               поправок   на  температуру,  минерализацию   и 

               химический   состав  вод,   определяемая  по  выражению:


dt = dtg +
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где   dt -  плотность  воды при  t = 20ºС

         А – температурный  коэффициент  плотности  при  20ºС,       

                определяемый  по графику  зависимости температурного 
                коэффициента А от  минерализации раствора.

1.8.6 Физические  свойства  и  химический состав подземных  вод

В пределах месторождения наблюдается тенденция  возрастания общей минерализации  воды  с  глубиной  от 106 г/л в палеогене (месторождение  Арыстановское)  до  188 г/л в  низах  юры.

Палеогеновый комплекс. Для вод палеогеновского комплекса  характерен  коэффициент метаморфизации  более 1, принадлежащий континентальной обстановке формирования  природных вод. Как отмечалось выше,  для  данных  вод  присуща  минерализация 106-141 г/л  на  площади Арыстановская  при 98% хлора, 72-8/1 %  щелочей, 10-13 %  кальция и до 10 % магния (13) .  Кальций - магниевый  коэффициент  чаще  всего  ниже единицы.

Распространены  воды  хлоридные, натриево-магниевые, сульфатные, что  характеризует  воды  окислительной   природной  обстановки.

Меловой  комплекс. Гидрохимия  вод комплекса  изучалась  по  пробам  воды  из  скважины.  Это  рассолы  хлоркальциевого  типа  плотностью  1,076 г/см3.  Минерализация  вод альба  составляет  119 г/л, для   верхнего  мела  она  выше   и равна  132,8 г/л.  При  содержании  хлора  99% , натрия 78-80%  встречаются  сочетания  превосходства  то магния, то  кальция. Воды бессульфатные, средней степени метаморфизации. Коэффициент метаморфизации  равен  0,79-0,8.  Воды очень жесткие. Величина  общей жесткости   достигает  487,2 мг-экв/л.

Юрский  комплекс. Минерализация  вод  для  келловея (I-II  продуктивный  горизонт) составляет 131,6 г/л;  для  бата (III-V горизонты )- 131,6-164,5 г/л, в  среднем  составляя 158 г/л,  и для  байосса (VI-IX горизонты) равна 177,3 г/л.  Для  нижних  вод минерализация  достигает  187,8 г/л (скв.1). Плотность вод варьирует от 1099,5 до 1124,6 кг/м3, рН=4,0-6,8.  Общая жесткость  достигает 839  мг-экв/л. По  степени  жесткости  воды  относятся по О.А. Алехину  к  очень  жестким.

Согласно СНиП II-28-73 1980г., воды  агрессивны по отношению  к бетону  и  цементу  и обладают  весьма  высокой  коррозийной  активностью по  отношению  к стали.

Характеристика  растворенных газов  пластовых  вод  месторождения приводится  по материалам  лаборатории ВНИИгаза, проводившей специальные  исследования.

Общая  газонасыщенность  вод  юрского  комплекса  достигает  862 см3/л.  В составе  водно-растворенных  газов  преобладают  углеводородов, при  этом концентрация   азота  все  же  довольно   значительна,  составляя  n. 10 % (от  30  до 57%). Азот,  в  основном, биогенного  происхождения.  Среди  углеводородов, наряду  с  метаном,  содержание   которого  обычно  не выше  50-60%, установлено  от 4 до 8% тяжелых  углеводородов  С2Н6  до С5 Н12 включительно.  Особенностью  растворенных  газов   юрских  горизонтов являются  резко  повышение  концентрации  гелия, варьирующие  в  пределах 0,3-0,5%.  Большие  величины   гелий - аргонового  коэффициента  (от 1 до 5) свидетельствуют  о  древности   пластовых флюидов. 

Содержание  углекислого  газа  в  воде  достигает 88 мг/л, аммония 45-60 мг/л.
По  газовому   составу, согласно  классификации  В.Н. Вернадского, воды  относятся  к  азотно-метановым.

Из микрокомпонентного  состава в 3-х пробах  воды определялся вод - до 24,5 мг/л  и  бром 30 мг/л,  в  среднем  составляя 200 мг/л. Методом спектрального  анализа  определялись  редкие  металлы  в коробах воды из  скважины 22, признанной  нетехнической, что подтверждается  незначительным содержанием стронция (до 1,8 мг/л.).

По трем  анализам в  скважине 1 в  промышленном  отношении  воды  можно классифицировать как  йодо - бромные. В бальнеологическом – воды относятся  к  хлоридно-натриевым  лечебным рассолам Боенского  типа.

1.8.7  Характеристика   законтурной  зоны

Продуктивные  горизонты  принадлежат юрскому  водоносному  комплексу. По отношению - к залежам нефти и газа, воды  классифицируются  как  ниже  краевые  (скважины 9, 14, 25,  горизонт Ю-I) подошвенные  скважины 12, 21, горизонт Ю-II). Гидрохимическая характеристика вод приведена  выше. Замеры  температуры  производились  в  процессе  опробования  водоносных и  продуктивных   горизонтов. Температура  с  глубиной  увеличивается  от 98  до  112 0С, характеризуя  высокую  напряженность  геотермического  поля.  Величина  геотермического  градиента поставляет 2,25 0С/ 100м, ступени 44,4 м/0С.  Воды, по классификации Ф. П.Саваренского, относятся  к  очень   горячим.

Замеренные  значения пластовых  давлений свидетельствуют  о  спокойном  характере барического  поля  месторождения. Пластовые  давления  незначительно превышают гидростатические.  Коэффициент аномальности пластовых давлений равен 1,1. Вертикальный градиент пластовых   давлений,  составляют 0,01134 мПа/м.
1.9 Свойства и состав нефти, газа и воды

1.9.1 Свойства пластовой нефти

Определение свойств  пластовых нефтей выполнено по пяти скважино-объектам, из которых три представляют Ю-I горизонт, один Ю-IV и один Ю-VIII горизонт.

Как видно из таблицы параллельные  пробы имеют хорошую сходимость и большинство параметров, полученных при исследовании проб, согласуются между собой. Вызывает сомнение вязкость пластовой нефти по скв. № 6. При температуре пласта 100 градусов и газосодержании 78 м3/сут исследованная нефть должна иметь вязкость значительно ниже.  Так как эта же нефть в дегазированном состоянии при температуре 75 градусов имеет динамическую вязкость около 3 мПа·с. Поэтому при определении среднего значения вязкости по Ю-I горизонту значение вязкости по скважине № 6 рекомендовано исключить.

Вызывает сомнение значение вязкости и плотности дегазированной нефти по скважине №7. При исследовании этой нефти, отобранной на устье скважины, получена вязкостно-плотностная характеристика близкая к той, что определена по другим скважинам этого горизонта и всего месторождения в целом. Поэтому при получении среднего значения плотности и вязкости дегазированной нефти параметры, полученные по скважине №7 были исключены.

Таким образом, после корректировки и отбраковки некоторых данных на основании имеющейся на текущий момент информации о свойствах нефтей рекомендовано принять следующие параметры пластовой нефти (табл. ниже).

Таблица 2
Свойства пластовой нефти

	Параметры
	Горизонт

	
	Ю-I
	Ю-VI, VIII

	Давление насыщения, МПа
	11.2
	20.8

	Газосодержание                           М 3/Т
	107
	296.7

	Объемный  коэффициент
	1.28
	1.708

	Вязкость пластовой нефти, МПа°с
	0.94
	0.7

	Плотность пластовой нефти, г/см3
	0.732
	0.619

	Плотность дегазированной нефти при 20°С, г/см3
	0.835
	0.820


Особенностью Каракудукской нефти является высокое содержание парафинов 34%, обусловивших положительную температуру застывания нефти.

1.9.2 Состав нефтяного газа

Состав получен разгазированием пластовых проб нефти. При исследовании скважины №21 был выделен избыток газа при пластовом давлении. Он прихвачен в пробоотборную камеру в процессе отбора пробы и характеризует состав газа, выделяемого из нефти на первой стадии снижения пластового давления.

1.9.3  Свойства дегазированной нефти

Свойства дегазированной нефти определены по 25 пробам из 10 скважин. Исследования выполнялись ЦЛКНГТ и в КазНИПИнефть.  Большая часть параметров нефти согласуются между собой, но есть и вызывающие сомнение. Так, по скважинам №7 (горизонт Ю-V) и №8 (горизонт Ю-IX) приведены аномально высокие значения содержания парафинов (39.7 и 33.1%). При таком содержании парафинов логично ожидать повышенные температуры застывания нефти, а они составляют 13(С и 12(C соответственно, что свидетельствует о неверном определении одного из параметров. Данные характеризуют нефть месторождения Каракудук как легкую, малосернистую, малосмолистую со значительным потенциалом светлых фракций: до 200(C он составляет 16-22%, до 250(C- 25% -ниже давления насыщения. При оценке состава нефтяного газа его брать не рекомендуется.

Газ однократного разгазирования пластовой нефти, приуроченной к различным горизонтам, довольно однороден по разрезу, что позволяет характеризовать его средним составом. Он имеет хорошие товарные качества, а именно высокий потенциал пропангексановых фракций (более 500г/см3) и небольшое содержание углекислого газа. 

1.9.4 Запасы нефти и растворенного газа

Компаниями "Петролеум Менеджмент" Денвер, Колорадо, "Райдер Скотт" Денвер, Колорадо и НИПИМунай, Актау, Казахстан были произведены три оценки запасов нефти в юрской толще месторождения. 
Таблица 3 
Сводная оценка запасов нефти

	1000 баррелей  нефти (1000 тонн)

	
	Подтвержденный
	Вероятный
	Суммарный

	Петролиум

Менеджмент
	74965
	54600
	129565

	
	(9910)
	(7218)
	(17128)

	Райдер

Скотт
	73890
	53640
	127530

	
	(9768)
	(7091)
	(16859)

	НИПИМунай
	75928
	-
	75928

	
	(10037)
	Нет оценок
	(10037)


Оценки подтвержденных запасов хорошо согласуются друг с другом; однако оценка НИПИМунай основана на двух нефтеносных горизонтах промышленного значения, тогда как оценки "Петролиум Менеджмент" и "Райдер Скотт" основываются на восьми.

Оценки "Петролиум Менеджмент" и "Райдер Скотт"  вероятных извлекаемых запасов основаны на применении заводнения для поддержания давления с целью увеличения нефтеотдачи. НИПИМунай не дает оценки вероятных запасов, но также упоминает заводнение для поддержания давления как меру для увеличения нефтеотдачи. 

"Петролиум Менеджмент" и "Райдер Скотт" полагают, что использование западных технологий бурения и бурильного оборудования позволит внести значительные улучшения в бурильные операции и методы добычи по сравнению с применявшимися ранее технологиями. Благодаря этому, должны значительно увеличиться суточная добыча и окончательные запасы.

"Петролиум Менеджмент" и "Райдер Скотт" указывают, что для увеличения суточной нефтедобычи и окончательных запасов могут быть применены следующие технологии улучшенной или повышенной производительности:

-    поддержание давления методом заводнения или закачки газа

-    циклирование

-    гидроразрыв

-    кислотная обработка скважины

-    заводнение с применением химикатов

- использование помимо воды смешиваемых и не смешиваемых вытесняющих жидкостей.

Оценка суммарного объема извлекаемых запасов "Райдер Скотт" (127 млн. Баррелей или 16.8 млн. тонн) была использована в данном ТЭО как самая сдержанная из всех трех оценок.

1.9.5 Оценка балансовых запасов нефти

В этой геологической  структуре пробурено 22 скважины. В десяти из них были обнаружены нефтеносные пески. Некоторые из скважин были опробованы пластоиспытателем, спускаемым на бурильных трубах, а другие - производственным испытанием на приток. Первая скважина была пробурена в 1972 году, а последние четыре скважины были пробурены в 1991 году. 

Юрская формация имеет толщину приблизительно 700 метров (2300 футов) и состоит из 15 пористых песчаных секций, разделенных глинистыми непрерывными пластами.      

Нефтеносные пески были описаны в общем как песчаник с зернистостью от тонкой до средней и как крупнозернистый алевролит. Анализ керна показал среднюю пористость 15%. Для некоторых запасов нефти русские нефтяники пользовались величиной пористости 17%, и сотрудники фирмы предпочитают эту цифру. 

Юрские песчаные секции идентифицированы как секции Ю-I, Ю-II, Ю-III и т.д. Ниже приведено краткое описание нефтеносного потенциала каждой из этих песчаных секций.

Ю-I: Эта песчаная секция состоит из двух песчаных пластов, которые были идентифицированы как верхний Ю-I и нижний Ю-I. Эти два песчаных пласта лежат непрерывно над всей структурой, и нижний Ю-I был опробован в 14 скважинах. Пески очень легко идентифицировать по каротажным данным не обсаженных скважин. ВНК не был достоверно установлен. При некоторых опробования Ю-I на приток и пластоиспытателем, спускаемым на бурильных трубах, были, извлечены только небольшие количества воды или не было получено никакой жидкости. Эта вода могла быть фильтратом бурового раствора, и отсутствие извлеченной жидкости могло быть вызвано нарушением геологической формации. Согласно информации наши нефтяники не использовали добавок к буровому раствору или оборудование для удаления твердых компонентов, чтобы контролировать содержание твердых компонентов в буровом растворе, вес раствора, потерю воды или повреждение формации. Когда проводилось бурение песчаных пластов, вес бурового раствора был значительно больше, чем пластовое давление, и поэтому можно предполагать значительные повреждения. Насколько мне известно, интервалы, опробованные перфорированием, никак не стимулировалось.

Верхний песчаный пласт Ю-I имеет толщину в среднем около 1.8м (6футов), а толщина нижнего песчаного пласта Ю-I составляет около 10.7м (35футов). Специальное опробование добычи из одного верхнего песчаного пласта Ю-I, чтобы определенно установить является ли или нет, этот пласт перспективным для добычи нефти не проводилось нужным образом. Нижний песчаный пласт Ю-I дал дебит нефти свыше 100 баррелей в день из девяти или возможно десяти скважин. Мы оцениваем нижний песчаный пласт Ю-I как коллектор размером в 638701120 кубических метров (517800 акр футов) с 64207000 баррелями установленных неиспользованных запасов. При поддержании пластового давления путем инжекции воды можно будет дополнительно извлечь, по меньшей мере, 32104000 баррелей вероятных запасов. 

Уменьшена оценка протяженности верхнего песчаного пласта Ю-I, и по нашим расчетам объем этого коллектора составляет 28779790 куб. м (23332 акр футов), а вероятные запасы 2893000 баррелей нефти. 

Верхний песчаный пласт Ю-I отделен от нижнего песчаного пласта Ю-I глинистым неразрывным пластом толщиной около 4,9 метра (16 футов).  

Ю-II: Секция Ю-II состоит из трех песчаных пластов. Дебит нефти из песчаных пластов этой секции был опробован в скважинах №4, №7, №10. Дебит скважины №10 был 385 баррелей нефти и 10.095 кубических метров (533000 куб. футов) газа. В этом коллекторе имеется ВНК на уровне -2461 метр (-8074 футов). Мы определили изопахиты этого нефтеносного пласта Ю-II и рассчитали объем нефтяного коллектора. Объем составил 40034151 куб. метров (32456 акр футов) и величину установленных неразработанных запасов 357000 баррелей и вероятных запасов 2893000 баррелей, что объясняется малой толщиной песчаного пласта в остальных скважинах. Кроме того, было получено небольшое количество нефти из скважины №4, но здесь структура такова, что пески залегают ниже главного коллектора и находится на расстоянии 1,6 км (1 мили) к западу от основных коллекторов.

Ю-III: Секция Ю-III состоит из двух песчаных пластов. Скважина №7 опробовала 20 баррелей нефти в день из 11 метров (36 футов) перфораций. В этой песчаной секции имеется ВНК на уровне -2536 метров (-8321футов). Площадь песков составляет 20,4  км2 (5043 акров), и нефтяной коллектор равен 74864210 м3 (60693 акр футам) с запасами нефти 7526000 баррелей. Эти запасы нефти классифицируются только как вероятные запасы, так как только одна скважина была опробована на дебит, который был найден нерентабельным.

Ю-IV: При фонтанировании из песчаных пластов Ю-IV дебит скважины №7 составил 288 баррелей нефти и 14103 м3 (498000 куб. футов) газа в день. В скважинах №20 и №21 также имеются пористые пески выше ВНК на уровне -2580 метров (-8465 футов). Объем нефтяного коллектора составляет 52221000 м3 (42336 акр футов). По нашим оценкам установленные неиспользованные запасы скважины №7составляют 524000 баррелей. Мы полагаем так же, что скважина № 7 имеет 4729000 баррелей вероятных запасов, так как это была единственная опробованная скважина, дебит которой был близок к промышленным значениям.

Ю-V: Скважина № 7 была перфорирована на уровне -2781 –2786 метров (-9124 -9140 футов) и выдала нефть, а также на уровне -2786 -2791 метров (-9140 -9157 футов) и выдала нефть и воду, однако количество жидкости не было зарегистрировано. Изучение промышленной перспективности показывает только один дебит: 936 баррелей нефти 27500 куб. метров (971000 куб. футов) газа в день, но название скважины не сообщается. По всей видимости, дебит нефти имел место из верхних перфораций скважины № 7 на уровне -2781 -2786 метров (-9153 -9249 футов). В этом отчете отмечен также ВНК на уровне -2595 метров (-8513 футов), что соответствует каротажной записи для скважины № 7. Понимание этой информации осложняется, так как опробование скважины №21 дало 900 баррелей нефти и 27.500 куб. метров (971.000 куб. футов) газа из перфораций на уровне -2790 -2819 метров (-9153 -9249 футов) и так как нижние перфорации находятся на уровне -2640 метров (-8663 футов), который на 45,7 метра (150 футов) ниже приведенного выше ВНК, но не выдали никакой воды. 

Исходя из плотности сетки скважин 485640 квадратных метров (120 акров), мы оценили первичные установленные неразработанные запасы скважин № 7, № 20, № 21 как 1639000 баррелей. Поскольку трудно понять, что происходит в этом коллекторе, мы не назвали никаких других запасов, хотя очень возможно, что какие-то запасы имеются в нижних частях структуры песчаного коллектора Ю-V.

Ю-VI: Никаких запасов.

Ю-VII: Никаких запасов.

Ю-VIII: Песчаная секция Ю-VIII представляет собой толстый пласт песка, в котором имеются пористые пески толщиной вплоть до 20 метров (66футов) в скважине №7 и до 19,2 метров (63 фута) в скважине № 21. Изопахиты песчаной секции Ю-VIII позволяет рассчитать для Ю-VIII установленные неразработанные запасы объемом 89880716 куб. метров (72867 акр футов) и 7360000 баррелей нефти, а также 3680000 баррелей нефти вероятных запасов при поддержании пластового давления путем инжекции воды.
Ю-IX: Единственная скважина, которая вскрыла этот интервал и дала отбор нефти - это скважина № 21. Хотя сотрудники фирмы говорят, что нефть была извлечена из скважины № 22, отчеты, которые мы получили, этого не подтверждают. Скважина № 21 была перфорирована на уровне -3023-3032м (-9918 -9947футов) и дала дебит нефти 562 баррелей и газа 23.704 м3 (837000 куб. футов) в день. Интервал -2939 -3019 метров ( -9839 -9904 футов) был также перфорирован и дал дебит 543 баррелей нефти и 19370 м3 (684000 куб. футов) газа в день. Установленные неразработанные запасы этой скважины, рассчитанные исходя из плотности сетки скважин 485640 м2 (120 акров), равны 881000 баррелей.

Общие запасы, рассчитанные для этого месторождения, составляют 74965000 баррелей установленных неразработанных запасов и 54600000 баррелей вероятных запасов, что дает в сумме 129565000 баррелей.

Размеры нефтяного коллектора легко определить для песчаных пластов Ю-I, так как они однородны по своей толщине для всех скважин, которые их вскрыли. Ввиду низких возможностей и плохого качества каротажного оборудования, а также ввиду отсутствия информации, относящейся к каротажным записям не обсаженных скважин, рассчитать пористость или водонасыщение на основании каротажных записей было невозможно. 

Проводились, некоторые испытания перфорированных песчаных пластов пластоиспытателем, спускаемым на буровых трубах, и опробование этих пластов в скважинах с обсаженными стволами, которые были очень полезны. Было также взято и проанализировано в лаборатории значительное количество кернов. Некоторые из этих данных были доступны для использования.

Данные анализы кернов показали среднюю пористость песка 15,1% для нижнего песчаного пласта Ю-I, и мы использовали, поэтому величину 15%, хотя в исследовании "Промышленная перспективность нефтяного месторождения Каракудук" использована пористость 15%, 16%, 17%.

Использованы при расчете запасов величину водонасыщения 35%, так как мы полагали, что водонасыщение 35% - близко к верхнему пределу насыщения, которое может иметь место без извлечения свободной воды из зон с более высокой проницаемостью, которые могут фонтанировать нефть с высоким дебитом. Кроме того, водонасыщение может оказаться значительно ниже, так что, по моему мнению, это хороший консервативный компромисс. Казахстанские нефтяники использовали в своих исследованиях величину водонасыщения от 45% до 50%. Коэффициент пластового объема 1,22 был определен в казахстанской лаборатории в городе Актау.

Использована величина первичного нефтеизвлечения 20% для установленных неразработанных запасов и добавочную величину 10% нефтеизвлечения вероятных запасов при поддержании давления путем инжекции воды.  Нефтяники использовали фактор нефтеизвлечения 40% от исходного количества нефти в месторождении для добычи нефти первичными методами с инжекцией воды для поддержания давления. Сотрудники фирмы утверждали, что большое месторождение к югу, осуществляющее добычу из тех же самых юрских песков, собирается извлекать 43% от исходного количества нефти с применением инжекции воды для поддержания давления.

Этот отчет был подготовлен с применением методов и операций, которые обычно используются инженерами-нефтяниками при оценке запасов нефти и газа для обычных в этой промышленности целей. 

Извлечение нефтяных запасов и прогноз промышленного дебита зависят от многих переменчивых факторов, которые включают, наряду с другими, разумную эксплуатацию, сжатие газа при необходимости, потребности рынка, установку оборудования для механизированной добычи нефти и ремонтные работы, когда они требуются.

Из отчета "Петролиум Менеджмент": месторождение Каракудук представляет собой для небольшой независимой нефтяной компании великолепную возможность освоения и добычи, значительных низкорисковых запасов нефти. Топографические условия очень благоприятны для освоения и само месторождение расположено в двадцати милях от магистрального трубопровода, по которому нефть доставляется на Черное море.     
2 ТЕХНИКО-ТЕХНОЛОГИЧЕСКАЯ ЧАСТЬ

2.1 Анализ состояния фонда скважин
В период проведения на месторождении Каракудук разведочных работ  (1966 -1995) пробурена 21 скважина: в т.ч. 17 поисковых и 4 разведочные.      

В пробуренных скважинах опробовано 89 объектов, из них нефть получена в 21 объекте, вода - в 39 объектах, приток нефти с пластовой водой - в 8 объектах и 21 объект оказался сухим, т.е. приток пласта практически нет.

Кроме приведенного объема опробования в эксплуатационной колонне на месторождение Каракудук в процессе бурения проведено опробования пластоиспытателем КИИ-146. В скважине №11 из интервала 2526-2620 м (Ю-I горизонт) получен приток нефти с газом. В скважине №13 из интервала 2942-2976 м (Ю-VIII горизонт)- приток воды с растворенным газом. В скважине №22 из интервала 2605-2661м получен приток нефти и газа с суммарным дебитом 76.8 м3/сутки. В скважине № 23 из интервала 2595-2646м получен слабый приток пластовой воды.
Опробование скважин проводилось по общепринятой методике: вскрытие, вызов притока, проведение комплекса гидродинамических исследований, задавка и изоляционные работы. В процессе опробования применялись насосно-компрессорные трубы диаметром 73 мм, марки Р-105, спускаемые на 20-30м выше кровли вскрытого горизонта. Вызов притока осуществлялся путем снижения забойного давления с целью создания депрессии на пласт (свабирование, замена пластовой воды на техническую или на солянку, аэрация на основе солярки).

При получении фонтанирующего притока нефти, после очистки скважины исследовательские работы начинались с замера начального пластового давления и пластовой температуры.

Исследование скважин с фонтанным притоком нефти проводилось методом установившихся отборов на штуцерах диаметром от 3 до 12 мм на 3-5 режимах. Продолжительность работы на режимах составляет от 2 до 10 суток.
При отсутствии фонтанирования исследование скважины проводилось методом прослеживания уровня. Проводилась аэрация с целью очистки забоя скважины, снижение уровня до максимально возможного значения и прослеживание уровня путем замера его через 1-2 часа.      

Степень исследования горизонтов опробованием уменьшается с глубиной. Так в Ю-I горизонте опробовано 20 объектов, в Ю-II-14, в Ю-III-5, в Ю-IV-10, в Ю-V-17, в Ю-VI-11, в Ю-VII-6, в Ю-VIII-6, в Ю-IX-6.

Горизонт Ю-I состоит из двух пластов, верхний маломощный пласт "спутник" известковый песчаник толщиной от 2 до 4 метров. Пласт самостоятельно опробован в пяти скважинах, в двух (№5, 10) притока не получено, в скважине 14 получен приток воды. В скважине 1 имеются совместные испытания этого пласта с нижним основным. В подсчете запасов при оценке нефтеносности пласт исключен из подсчета запасов. В дальнейшем при обработке результатов опробования использовались данные, относящиеся только к основному пласту Ю-I.

На Ю-I горизонте в эксплуатационной колонне опробовано 20 объектов в 12 скважинах, в 6 из них получены фонтанные притоки, в 13 опробование произведено методом прослеживания уровней. В 13 объектах получен приток нефти, в 3 нефти с водой, в 2 получен приток воды, 2 объекта оказались сухими. Промышленные фонтанные притоки  нефти получены в пяти скважинах №№ 1 (I блок), 6, 7, 10, 21 (II блок).

На горизонте Ю-II опробовано 14 объектов. В 3 получен приток нефти, в 2 нефти с водой, в 6 воды, из 3-х объектов притока не получено. Фонтанный приток нефти получен при испытании интервала 2637-2646м в скважине № 1.   

Ю-III горизонт опробован в 5 объектах. В 3-х получен приток воды, в 1 нефти с водой, в скважине № 21 из интервала 2661-2675м получен слабый приток нефти.

На горизонте Ю-IV опробовано 10 объектов. В 2 получен приток нефти, в 4 нефти с водой, в 3 воды, один объект сухой. Фонтанных притоков нефти не получено. 

Горизонт Ю-V опробован в 17 объектах. В 3 получен приток нефти, в 3 нефти с водой, в 10 воды, из 1-го объекта притока не получено. Фонтанные притоки получены при испытании двух интервалов скважины № 7.          

Горизонт Ю-VI опробован в 11 объектах. В 1 получен приток нефти, в 6 воды, 4 объекта сухие. Фонтанный приток нефти получен при испытании скважины № 1.      

На Ю-VII горизонте опробовано 6 объектов. В 2-х получен приток нефти и воды, 1 объект сухой, в 3-х получен приток воды.

Горизонт Ю-VIII опробован в 6 объектах. В 2-х получен приток нефти, в 1 нефти с водой, в 1 воды, из 2-х объектов притока не получено. Фонтанный приток нефти получен при испытании скважин № 7 и № 21.

Горизонт Ю-IX опробован в 6 объектах. В 2-х получен приток нефти, в 1 нефти с водой, в 1 воды, 2 объекта оказались сухими. Фонтанные притоки нефти получены при испытании двух интервалов в скважине № 21.

В процессе опробования скважин не отмечался вынос песка или мех примесей, т.е. коллектор вел себя устойчиво.

Выбор способов эксплуатации скважин для рекомендуемого варианта разработки месторождения осуществлялся с учетом продуктивной характеристики эксплуатационных объектов, физико-химических свойств нефти. Режим и сроки фонтанирования скважин определены в зависимости от условий разработки залежей, а именно:

-   до момента естественного прекращения фонтанирования;

- при заданной величине забойного давления в скважинах равного давлению насыщения.

Расчеты показывают, что с первых лет разработки наряду с фонтанной эксплуатацией необходим планомерный перевод скважин на механизированную добычу. Как показали проведенные работы скважины Ю-I горизонта будут фонтанировать до обводненности 15%, Ю-VIII горизонта -50%.

Месторождение Каракудук по параметрам пластов, характеру добываемой продукции соответствует возможности широкого применения наиболее эффективного и высокопроизводительного газлифтного способа эксплуатации скважин. Такие преимущества  как, высокий коэффициент эксплуатации, большой межремонтный период, возможность осуществления без подходных ремонтов делают этот способ наиболее перспективным. Однако отсутствие источников газоснабжения не позволяют рекомендовать внедрение этого способа эксплуатации. 

Высокая температура добываемой продукции, высокое содержание газа в продукции добывающих скважин, осложняющее условие эксплуатации электронасосов, не позволяют ориентироваться на внедрение центробежных электронасосов. 

На основе вышеизложенного для условий разработки месторождения Каракудук при переходе на механизированную добычу наиболее приемлема штанговая глубинно-насосная эксплуатация. Оценка добычных возможностей проектного фонда скважин показывает, что в основном он соответствует производительности ШГН.

Наличие парафина и высокое газосодержание в добываемой продукции в определенной мере осложняют эксплуатацию скважин, оборудованных ШГН. Однако имеются довольно надежные и простые методы и средства, с использованием которых будут сведены до минимума осложняющие факторы.       

2.2 Анализ состояния энергии пласта (залежи)
Для контроля и изучения текущего состояния пластов необходимо ставить начальные термобарические условия продуктивных горизонтов. С этой целью проанализированы замеры пластового давления и температуры, полученные в процессе опробования продуктивных интервалов в разведочных скважинах.

Для обоснования начального пластового давления использовались замеры пластового давления, полученные при проведении гидродинамических исследований продуктивных интервалов. Для определения начальной пластовой температуры использовались все замеры, снятые в интервале опробования пластов.

Основное количество замеров давления и температуры получено для пласта Ю-I. Из-за малого количества замеров по другим горизонтам, а также для повышения достоверности определения начальных термобарических условий залегания по всем имеющимся данным построены единые зависимости пластовых давления и температуры от глубины.

Математическая обработка замеров пластовых давлений, приведенных к середине абсолютных отметок исследуемых интервалов (Набс), позволила получить аналитическую зависимость распределения начального   пластового  давления  от абсолютных отметок 

Рпл = 3.28 + 0.01 · Набс, 

со средним градиентом давления 0.01 МПа/м. Начальное пластовое давление всех горизонтов значительно превышает гидростатическое. Коэффициент аномальности составляет 1,06.

Для определения начальной пластовой температуры использовались все замеры, снятые в интервале опробования продуктивных пластов. Распределение пластовой температуры по глубине залегания описываются уравнением прямой:

Тпл = 19.5+0.03 · Набс,

со средним градиентом температуры 3°С на 100 метров 

Определенные по полученным зависимостям параметры, характеризующие начальные термобарические условия залегания горизонтов месторождения Каракудук приведены в таб. 4.
Таблица 4

Значение давления и температуры продуктивных горизонтов  
	Давление, |МПа   Температура, °С

	
	Кровля
	ВНК
	Кровля
	ВНК

	Ю-I, I блок
	27.15
	27.57
	91.58
	92.4

	II блок
	27.36
	27.79
	90.97
	93.02

	III блок
	27.06
	27.40
	91.13
	91.7

	Ю-II, I блок
	27.54
	28.10
	92.95
	93.9

	II блок
	27.36
	27.90
	92.11
	93.4

	Ю-IV A
	28.27
	28.54
	94.81
	95.3

	Ю-IV Б
	28.40
	28.67
	95.41
	95.7

	Ю-V
	28.66
	29.22
	96.10
	97.3

	Ю-VI
	29.19
	29.60
	97.70
	98.5

	Ю-VIII
	30.32
	30.63
	102.01
	102.6

	Ю-IX
	31.27
	31.78
	103.92
	104.9


Пластовое давление в интервале продуктивных горизонтов составляет от 25.5 МПа на кровле Ю-I горизонта до 29.95 МПа на отметке ВНК Ю-IX горизонта. 
2.3 Коэффициенты продуктивности
Как видно из графиков индикаторные кривые имеют линейную зависимость и пересекают ось давления при значении замерного пластового давления, что свидетельствует об отсутствии нарушений закона Дарси в связи с изменением фильтрационных характеристик при забойной зоны пласта и указывает на стабильные условия притока нефти к скважине. При исследовании продуктивных интервалов скважины № 7, 10 наблюдается увеличение коэффициента продуктивности при работе на штуцерах большого диаметра (5(7(10(15 мм), что, по-видимому, связано с дополнительным очищением призабойной зоны добывающих скважин при увеличении рабочих депрессий на продуктивный пласт. При этом наблюдаемое увеличение коэффициента продуктивности по сравнению с начальным составляет 1.2 раза.

Как показала обработка результатов исследований диапазон изменения коэффициента продуктивности опробованных интервалов Ю-I горизонта составляет от 0.27 м3/сут · МПа в скважине №13 до 21.03 м3/сут · МПа в скважине №10 . При этом средний коэффициент продуктивности скважин составил 3.45 м3/сут · МПа при коэффициенте вариации неоднородности полученных значений  V2=0.495.

Удельная продуктивность опробованных интервалов разведочных скважин колеблется в пределах от 0.09 до 2.26 м3/м/сут·МПа, и в среднем составляет от 0.74 м3/м/сут·МПа при коэффициенте квадрата вариации V2=0.522.

2.4.Анализ технологической эффективности применяемых методов регулирования
По базовому варианту разработку с применением обычного заводнения утвержденная величина коэффициента нефтеотдачи не достигается.
Из методов повышения нефтеотдачи наибольший прирост (на 5.6%) дает применение роторно-циклического заводнения.
Применение технологии закачки ПАВ дает увеличение нефтеотдачи (на 3.2%).

Расчет коэффициентов извлечения проводился по зонам эксплуатационных объектов по формуле:
Кно = К1 · К2 · К3,

где: К1 - коэффициент охвата процессом вытеснения (коэффициент сетки скважин). Показывает долю дренируемого объема нефтяных пластов при данной системе размещения скважин.
К1 = К11 · К12 ,

где: К11 -коэффициент, показывающий возможную долю вовлечения в разработку запасов нефти водонефтяных зон. Для чисто нефтяных зон принят равным 1. Для водонефтяных зон определяется по формуле:
К11 = 1 -h нmin/ h эфвнз

где: h нmin- минимальная нефтенасыщенная толщина, менее которой запасы нефти не отбираются по экономическим соображениям.
К12 - коэффициент охвата по мощности отдельного продуктивного горизонта принят по аналогии с месторождениями Мангистауской области.
К2 -коэффициент вытеснения нефти в микрообъеме пласта.
К3 -коэффициент заводнения, показывающий долю извлечения подвижных запасов нефти. Зависит от зональной и послойной неоднородности пласта, различия физических свойств нефти и вытесняющего агента.  

                            К3 =К3н +(К3к - К3н) · А   
                            К3н =1/(1.2 + 4.2 · V2)
                            К3к =1/(0.95 +0.25 · V2)
где: V2 -результирующая расчетная неоднородность.       

(1+V2)= (1+V12) ·{1+((0,1·2 (·((1+(*)+1) ·(V32/4+1))-1(·2/ /(1+m)}   ((2+(I)2/S`+1(
где:

V12- средняя послойная неоднородность;

(*- соотношение подвижностей вытесняющего агента и нефти в пластовых условиях;

V32 - показатель зональной неоднородности пластов по проницаемости;

M - соотношение добывающих и нагнетательных скважин;

( I- среднее отклонение забоев скважин от проектных точек;

S`- приходящаяся на одну скважину нефтяная  площадь.

Отличие КИН по зонам связано для ВНЗ с уменьшением зоны дренирования сеткой скважин, т.к. не вовлекаются в разработку запасы нефти водонефтяных зон за пределами минимальной нефтенасыщенной толщины для размещения скважин (изопахита 4м).
2.5.Технологическая схема сбора, подготовки и транспорта нефти и нефтяного газа
2.5.1. Технологическая схема сбора нефти и газа
На месторождении, согласно технологической схеме разработки, обустраивается 89 нефтяных скважин. В основу технологической схемы сбора нефти заложена однотрубная лучевая закрытая система.

В начальный период, когда пластовое давление будет достаточным для подачи нефти на центральную установку  по подготовке нефти ЦУПН, предусматривается фонтанная эксплуатация скважин, а в более поздний период эксплуатации предусматривается установка оборудования для механизированной добычи (насосы ШГН). 

Технологическая схема сбора нефти и газа на этапе ранней добычи нефти на ЗУ-1

На этапе ранней добычи нефти, нефть со скважин направляется на автоматизированную замерную установку «спутник», расположенную на ЗУ-1. На установке производится по скважинный замер дебита поступающей продукции. Со «спутника» газожидкостной поток направляется  на подогреватель нефти, где подогревается до 60 0С и направляется в двухфазовый сепаратор (С-1), где процесс сепарации ведется при давлении 0.3 МПа. Перед поступлением на подогреватель нефти в поток вводится ингибитор солеотложении при помощи БР-2.5. С сепаратора выделившийся газ направляется в газовый сепаратор (С-2), где производится очистка газа от уловленных капель нефти. С газосепаратора часть очищенного газа подается в качестве топлива на подогреватель нефти, а остальная часть газа сжигается на факеле. Нефть с двухфазового сепаратора откачивается насосами (Р-1 / 1,2) через узел замерами на резервуары сырой нефти (Р-1/1-4). С резервуаров нефть откачивается насосом (Р-2) на нефтеналивной стояк. Сброс с ППК двухфазового сепаратора, а также дренаж с сепараторов, резервуаров, подогревателя нефти и блока ввода реагентов производится в дренажную емкость, откуда уловленная нефть откачивается на вход в подогреватель нефти.

Технологическая схема сбора нефти и газа
Газожидкостная смесь со скважин по выкидным линиям поступает на автоматизированную замерную установку типа «спутник», расположенную на замерной установке. В целях предотвращения замерзания нефти на отдельных скважинах предусматривается установка устьевых подогревателей нефти. На установке «спутник» нефтяной поток направляется на подогреватель нефти (Н-100), где подогревается до 60 градусов и поступает в нефтегазопровод, транспортирующий газожидкостную смесь на ЦУПН. При необходимости очистки нефтегазопровода от солеотложении предусматривается камера пуска скребка (Х-101), для чего поток нефти направляется через камеру. Дренаж с оборудования производится в дренажную емкость.
2.5.2 Технологическая схема центральной установки подготовки нефти
Технологическая схема ЦУПН предусматривает термохимическое обезвоживание нефтяной эмульсии и представляет собой три параллельных линии подготовки нефти, производительностью 1316 т/сут. каждая.

Нефтегазовый поток с замерных установок поступает на блок манифольда, где расположены камеры приема скребков. С блока манифольда нефтегазовый поток направляется в трехфазовые сепараторы первой ступени (V-200), где проводится процесс сепарации поступающего потока и сброс сводной пластовой воды при давлении 0,31 МПа и температуре 45 0С. Сюда же поступает уловленная нефть с промежуточных скрубберов компрессора, вода из каплеуловителя после газоподготовки, конденсат после компримирования топливного газа, жидкость из системы регенерации паров и жидкость из факельного каплеуловителя. Газ с сепараторов направляется на установку подготовки газа, а пластовая вода (до 95% от всего объема поступающей воды) поступает в резервуары-отстойники пластовой воды (Т-400 и Т-402). Нефть обводненностью 1-5% с сепараторов под давлением 0.24 МПа поступает на сепараторы-подогреватели (Н-200). Перед подогревателями в поток нефти вводится деэмульгатор. Давление в сепараторах предварительного сброса воды поддерживается регулировочным клапаном, установленном на выходном газопроводе. Сброс с ППК и дренаж с сепараторов осуществляется в дренажную емкость (V-401).

В сепараторе-подогревателе осуществляется подогрев поступающей нефтяной эмульсии до 60 0С, сепарация оставшегося газа при давлении 0.24 МПа и разделение поступающей эмульсии, под действием электростатической коалесценции на две фазы: нефть- вода. Для осуществления более качественной подготовки нефти на вход в сепараторы-подогреватели подается пресная вода в объеме пяти процентов от поступающей нефти. Газ с сепаратора-подогревателя направляется на установку подготовки газа, а пластовая вода поступает в резервуары-отстойники пластовой воды. Нефть с сепаратора-подогревателя под давлением 0.24 МПа и с температурой 60 0С направляется в накопительные емкости (V-202). Давление в сепараторах-подогревателях поддерживается регулирующим клапаном, установленным на выходном газопроводе. Сброс с ППК и дренаж с сепараторов-подогревателей производится в дренажную емкость.

С накопительных емкостей газ направляется в систему регенерации паров, а подготовленная нефть откачивается насосами (Р-200) через воздушные холодильники (А-200), где охлаждается до 50 0С и анализатор, где производится анализ нефти на содержание воды, в резервуары сырой нефти (Т200). В случае получения отрицательных результатов на анализаторе, некондиционная нефть направляется в резервуар некондиционной нефти.

С резервуаров товарная нефть откачивается насосами (Р-201) через подогреватель (Н-201) и коммерческий узел учета нефти системы LACT (Х-200), где производится постоянный замер количества и качества товарной нефти на содержание воды, солей и мех. примесей и под давлением 4.24 МПа поступает по трубопроводу диаметром 200 мм на терминальную станцию нефтепровода (ТСН). Для очистки полости трубопровода от парафиноотложений на ЦУПН предусматривается камера запуска скребка (Х-201), а на ТСН - камера приема скребка (Х-300).

Некондиционная нефть с анализаторами поступает в резервуар некондиционной нефти (Т-201), откуда откачивается насосами (Р-202) на начало процесса. Для поддержания температуры в резервуаре часть некондиционной циркулирует через подогреватель (Н-202) обратно в резервуар.

В качестве затворного газа на резервуары сырой и некондиционной нефти подается топливный газ, который при заполнении резервуаров поступает в систему регенерации паров.

Пластовая вода, собранная с аппаратов накапливается в резервуарах-отстойниках (Т-400 и Т-402), где очищается от капель нефти методом механического отстоя. Уловленная нефть с резервуаров перетекает в приемные емкости (V-408, V-409), откуда откачивается насосами (Р-422 и Р-423) в резервуар некондиционной нефти (Т-201). Перед поступлением пластовой воды в водяные резервуары, в трубопровод попадает ингибитор коррозии. С резервуаров пластовая вода откачивается бустерными насосами (Р-400 и Р-407) под давлением 0.35 МПа через песочный фильтр на прием нагнетательных насосов пластовой воды (Р-408). Уловленная в резервуарах нефть поступает в накопительные емкости, откуда подается насосами под давлением 0.24 МПа в резервуар некондиционной нефти (Т-400).

Дренаж с аппаратов производится в дренажные емкости (V-401). С дренажных емкостей нефть откачивается в резервуар некондиционной нефти (Т-201). Газ направляется в систему регенерации паров.

Газ, выделившийся в трехфазовых сепараторах, сепараторах-подогревателях, накопительных емкостях и газ из системы регенерации паров по коллектору поступает на установку подготовки газа. Поток газа подается на скрубберы первой ступени сепарации (V-200), откуда выделившийся конденсат и влага направляются в трехфазовые сепараторы, а очищенный газ подается на первую ступень компрессоров товарного газа (С-200). После комприминирования до 1.31 МПа газ направляется на охладители первой ступени (А-203) и поступает в скрубберы второй ступени сепарации (V-204). Влага и конденсат со скрубберов направляются в трехфазовые сепараторы (V-200), а осушенный газ направляется на вторую ступень сжатия компрессоров товарного газа, где дожимается до давления 4.07 МПа. Со второй ступени газ охлаждается в охладителях второй ступени (А-204) и направляется скрубберы третьей ступени сепарации (V-205). Со скрубберов третьей ступени конденсат и влага отводятся на трехфазовые сепараторы (V-200), а газ поступает на третью ступень сжатия компрессоров товарного газа. После компримирования до давления 10,97 МПа газ охлаждается  на охладителях третьей ступени и направляется на концевые скрубберы. С концевых скрубберов вода и конденсат отводятся на трехфазовые сепараторы, а компримированный газ поступает на установку осушки газа.

На установке осушки газ направляется в теплообменник осушенного газа (Е-201), где охлаждается противотоком за счет газа поступающего с емкости низкотемпературной сепарации с 49 0С до 38 0С и подается в каплеуловитель (V-209). Вода с каплеуловителя направляется на трехфазовые сепараторы (V-200), а газ под давлением 10,90 МПа и с температурой 32 градуса направляется в нижнюю часть контактной колонны гликолевой системы осушки (U-204). В верхнюю часть контактной колонны подается три этиленгликоль. Отработанный триэтиленгликоль с контактной колонны направляется через теплообменник, где подогревается до 66 градусов за счет три этиленгликоля, выходящего с гликолевого регенератора в испарительный барабан. Газ, выделившийся в испарительном барабане, поступает в систему регенерации паров (U-405). Триэтиленгликоль с испарительного барабана проходит через тканевый фильтр, гликолевый фильтр, теплообменник, где подогревается за счет триэтиленгликоля, поступающего с гликолевого регенератора до 138 0С и направляется в гликолевый регенератор. С гликолевого регенератора восстановленный триэтиленгликоль проходит последовательно два теплообменника, где охлаждается за счет поступающего на регенерацию этиленгликоля до 89 0С и откачивается насосом через теплообменник, где охлаждается  до 38 0С в контактную колонну. Дренаж и выделившаяся вода с контактной колонны направляется в дренажные емкости.

Газ с контактной колонны проходит через второй (Е-203) и первый (Е-202) охладители на входе в емкость низкотемпературной сепарации, где охлаждается за счет конденсата, выходящего с емкости низкотемпературной сепарации до -18 0С и поступает через клапан Джоуля-Томпсона в емкость низкотемпературной сепарации (V-208). Товарный газ с емкости низкотемпературной сепарации под давлением 6.9 МПа и с температурой минус 29 градусов поступает через охладитель осушенного газа (Е-201), где подогревается до 17 градусов в трубопровод.

Конденсат с емкости низкотемпературной сепарации (V-208) под давлением 1.03 МПа и с температурой 2 0С подается в колонну стабилизации конденсата системы стабилизации конденсата (U-203). Стабилизированный конденсат с низа колонны откачивается насосом через охладитель стабилизированного конденсата (А-207) в товарные резервуары (Т-200). Для поддержания температуры низа колонны часть конденсата с насоса возвращается через рибойлер в колонну стабилизации конденсата.

Газ с колонны стабилизации конденсата поступает на прием компрессоров товарного газа (С-203), откуда подается через охладитель товарного газа в каплеуловитель товарного газа (U-210). Конденсат с каплеуловителя направляется на трехфазовые сепараторы (V-200), а очищенный газ под давлением 6.82 МПа и с температурой 49 0С направляется в трубопровод товарного газа и транспортируется до магистрального газопровода. Часть газа перед поступлением его на прием компрессоров топливного газа отбирается и используется в качестве топлива на ЦУПН.

На этапе ранней добычи нефти, подготовка нефти производится, не будет, так как содержание пластовой воды в нефти незначительна.  
2.6 Магистральный нефтепровод
Магистральный нефтепровод должен быть расчитан на максимальную производительность 1.2 млн. т/год диаметром не менее 200 мм и протяженностью 28 км. Прокладка нефтепровода подземная на глубине 1.0 м из стальных труб с усиленной изоляцией из полимерных пленок. Рабочее давление 3.0 МПа. На нефтепроводе должны предусматриваться устройства для пуска и приема очистных устройств и отключающая арматура. Предусматриваться должна также система электрохимзащиты, состоящая из станций катодной поляризации, анодных глубинных заземлителей и контрольно измерительных пунктов с резистрами. Система телемеханики должна предусматривать установку датчиков и контрольно-измерительных приборов, а также контроль за прохождением скребка.

Нефтепровод относится к 4 категории с 20% контролем сварных стыков, в том числе не менее 5% радиографическим методом.

Испытание трубопроводов на прочность и плотность провести при Рисп = 1.1*Рраб гидравлическим методом, с последующей промывкой трехкратным объемом воды.

Параллельно нефтепроводу прокладывается газопровод топливного газа для снабжения установки выработки тепла на передаточной насосной станции. Диаметр трубопровода 100 мм, трубы - стальные, длина 28 км, давление 1.2 МПа.
2.7 Фонтанная эксплуатация скважин. Оборудование фонтанных скважин
Способ эксплуатации скважин, при котором подъем нефти или смеси нефти с газом от забоя на поверхность осуществляется за счет природной энергии, называется фонтанным.

Если давление столба жидкости, заполняющего скважину, меньше пластового давления и призабойная зона не загрязнена (ствол скважины сообщается с пластом), то жидкость будет переливаться через устье скважины, т.е. скважина будет фонтанировать. Фонтанирование может происходить под влиянием гидростатического напора или энергии расширяющегося газа, или того и другого вместе.

Фонтанирование только за счет гидростатического давления пласта – явление довольно редкое в практике эксплуатации нефтяных скважин. Это происходит тогда, когда в пластовой нефти содержится небольшое количество газа. При этом пластовое давление выше давления столба нефти, заполняющей скважину.

В большинстве случаев главную роль в фонтанировании скважин играет газ, содержащийся вместе с нефтью в пласте. Это справедливо даже для месторождений с явно выраженным водонапорным режимом, когда газ в пластовых условиях полностью растворен в нефти и в пласте движется однородная жидкость. При эксплуатации скважины, пробуренной на такой пласт, свободный газ из нефти начинает выделяться лишь в подъемных трубах и на такой глубине, где давление ниже давления насыщения нефти газом. В этом случае подъем нефти в скважине будет происходить за счет гидростатического напора и энергии сжатого газа, проявляющейся только в верхней части скважины. 

На глубине, соответствующей давлению насыщения нефти газом, последний начинает выделяться из нефти в виде мельчайших пузырьков. По мере продвижения вверх пузырьки газа испытывают все меньшее давление, в результате чего объем пузырьков газа увеличивается, и плотность смеси жидкости и газа становится все меньше и меньше. Общее давление столба газожидкостной смеси на забой скважины становится меньше пластового, что вызывает самоизлив нефти, т.е. фонтанирование скважины.

При всех способах эксплуатации, в том числе и при фонтанном, подъем жидкости и газа на поверхность происходит по трубам небольшого диаметра, спускаемым в скважины перед началом их эксплуатации. Эти трубы называются насосно-компрессорными. В зависимости от способа эксплуатации их также называют фонтанными, компрессорными, насосными, а также подъемными (лифтовыми).

Устье фонтанных скважин оборудуют прочной стальной арматурой (трубной головки и фонтанной елки). 

Трубная головка предназначена для подвески фонтанных труб и герметизации межтрубного пространства, фонтанная елка – для направления газожидкостной струи в выкидные линии, а также для регулирования и контроля работы скважин.  Для регулирования режима работы фонтанной скважины и ее дебита применяются штуцеры. Они устанавливаются на выкидных линиях арматуры. Штуцеры бывают регулируемые и нерегулируемые. 

2.7.1 Осложнения при фонтанной эксплуатации

При осуществлении фонтанного способа эксплуатации возникают следующие осложнения:

· запарафинирование подъемных труб, штуцера и выкидных линий;

· образование песчаной пробки;

· водопроявление;

· пескопроявление.

Нефти проектируемого месторождения характеризуется высоким содержанием парафина. Содержание парафина в нефти  составляет 5,47%. В нормальных условиях парафины – твердые кристаллические вещества, в пластах же они чаще всего растворены в нефти.

Подъем нефти от забоя скважины до газосепаратора сопровождается непрерывным изменением температуры и давления, увеличением вязкости. 

В результате растворяющая способность по отношению к тяжелым углеводородам и различным примесям снижается, так как уменьшается содержание в ней жидких газов, имеющих лучшую растворяющую способность. Одновременно снижается и температура нефти.

Охлаждение нефти вызывает выпадение из нефти мелких частиц твердых углеводородов парафина в наиболее охлажденных точках потока – непосредственно на стенках труб и около вновь образовавшихся газовых пузырьков. Температура, при которой в нефти появляются твердые частицы парафина, называется температурой кристаллизации парафина. Она бывает разной для разного состава нефтей и состава самих парафиновых фракций.

Температура плавления парафинов составляет от 27 до 71ºС, а близких к ним церезинов (С36-С55) – от 65 до 88(С. 

Процесс выпадения и отложения парафина непосредственно на стенках труб продолжается с различной интенсивностью на всем протяжении подъемных труб – от точки, где он начался, до устья скважины. Та же часть парафина, которая выпадает в потоке, поднимается по подъемным трубам в виде мелких кристалликов, взвешенных в нефти и кристалликов, прилипших к оболочкам газовых пузырьков. По мере увеличения содержания этих кристалликов в нефти они могут прилипать к стенкам труб, увеличивая толщину отложений парафина.

Парафиновые отложения представляют собой темную массу от мазеобразной до твердой консистенции: они содержат, кроме парафина, значительное количество смол, масел, воды (в скважинах, дающих обводненную нефть) и минеральных частиц.

Отложения парафина в подъемных трубах приводят к резкому уменьшению их поперечного сечения, в результате чего снижается дебит и уменьшается буферное давление, а затем закупориваются подъемные трубы, после чего прекращается фонтанирование.

Таким образом, нормальная эксплуатация фонтанных скважин, в которых добывается парафинистая нефть, невозможна без удаления отложений парафина со стенок труб или без принятия мер, предотвращающих выпадение парафина на стенках.

Для очистки подъемных труб от парафина можно применять тепловое воздействие или механическую очистку специальными скребками.

При тепловом воздействии подъемные трубы подогревают паром, горячей нефтью или нефтепродуктами. Трубы пропаривают без остановки фонтана при помощи специальной паровой передвижной установки (ППУ), смонтированной на автомашине. Пар от паровой установки подается в затрубное пространство скважины и выходит через подъемные трубы, прогревая их. Расплавленный парафин выносится струей нефти на поверхность, при этом расплавляется парафин и в выкидной линии.

Этот метод очистки подъемных труб от парафина применяют в фонтанных скважинах с небольшим затрубным давлением. 

Тепловые способы очистки подъемных труб фонтанных скважин от парафина трудоемки и громоздки, так как требуют применения специальных технических средств и дополнительного обслуживающего персонала. Эти способы не предупреждают отложения парафина в трубах. Поэтому они применяются в основном эпизодически, при благоприятных условиях и когда по каким-либо причинам не удается использовать другие более эффективные способы.

До последнего времени преобладал механический способ удаления отложений парафина со стенок подъемных труб, осуществляемый с помощью скребков различной конструкции. Очистка подъемных труб от парафина скребками выполняется в процессе эксплуатации скважины без ее остановки.

Скребки опускают в трубы на проволоке. Движение их вниз осуществляется под действием силы тяжести самих скребков и подвешиваемых к ним специальных грузов (до 10 кг), а вверх скребки поднимаются лебедкой.

При применении скребков на устьевой арматуре скважины монтируют лубрикатор с сальником. Длина лубрикатора должна быть такой, чтобы скребок и груз полностью помещались в нем.

Для спуска скребков в скважину и их подъема используют автоматизированные депарафинизированные установки – АДУ. Установка АДУ состоит из лебедки с электродвигателем и станции управления, которые размещаются около скважины в специальной будке.

Наиболее эффективный способ борьбы с отложениями парафина в трубах – покрытие их внутренних поверхностей специальными лаками, эмалями или стеклом. Практика показала, что парафин выпадает на остеклованной или покрытой лаком поверхности в ограниченном количестве, слабо удерживается на ней и легко смывается потоком. Это объясняется несколькими причинами: небольшими силами сцепления между частицами парафина и гладкой поверхностью покрытия, плохой смачиваемостью поверхности покрытия нефтью и диэлектрическими свойствами покрытия, благодаря которым частицы парафина, обладающие электрическим зарядом, не могут взаимодействовать с металлом труб.

Стеклянные, эмалевые и лаковые покрытия обладают стойкостью против кислот, щелочей, пластовых вод, поэтому они играют также роль защиты металла труб от коррозии.

Технология остеклования внутренней поверхности труб, так же как и технология их покрытия лаками, отличается простотой и осуществляется во многих нефтедобывающих районах.
 

При образовании песчанной пробки можно увеличить диаметр штуцера. В результате повышается скорость потока, который может размыть пробку. Также можно проводить промывку скважины (прямая, обратная, комбинированная и непрерывная).

При прямой промывки жидкость закачивают в подъемные трубы, вынос песка происходит через затрубное пространство.

При обратной промывочную жидкость закачивают через затруб, а вынос пробки происходит через НКТ. 

При водопрявлении в скважине рекомендуется понижение забойного давления, регулируя штуцером.

При пескопроявлении также понижают забойное давление. Для предотвращения разрушения коллектора устанавливают гравийный фильтр.

2.7.2 Рекомендация по улучшению состояния эксплуатации
Для расчетов промысловых ГЖП используют аналитический метод академика А.П. Крылова и графоаналитический метод, в основу которого положены кривые изменения давления вдоль колонны НКТ Р=f (Н).

Расчеты фонтанного подъемника базируются на минимуме среднего градиента давления вдоль колонны НКТ, т.е. перепад давления по длине НКТ должен быть минимальным, что равносильно минимуму Рзаб при заданном устьевом, а, следовательно, максимальному отбору из скважины.
2.8 Расчет минимального забойного давления фонтанирования
Для фонтанирования скважины необходимо чтобы эффективный газовый фактор был больше или, по крайней мере, равен удельному расходу газа при работе подъемника на оптимальном режиме.

Процесс фонтанирования можно осуществить при следующих условиях:

1) Р заб( Р нас 

2) Рзаб( Р нас
Исходные параметры по скважине №10:

- Давление насыщения Рнас=20,6МПА

- Пластовое давление Рпл=24,2МПА

- Глубина скважины Н=2650м

- Обводненность Nв=10%

Исходные данные:

· Рнас=20,6 МПа

· Рпл=24,2 МПа

· Рзаб=18 МПа

· Руст=2,7 МПа

· Qн=104 т/сут

· В =10%

· Плотность дегазированной нефти=832 кг/м3
· Плотность пластовой нефти=734 кг/м3
· Г =96,2 м3/т

· L=2570 м

· d = 63 мм

· Dэкс=140 мм

В нашем случае      Рз<Рн           
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Минимальное давление фонтанирования Рз =17,092 МПа

2.9 Предельная  обводненность продукции, при которой скважины с внутренним диаметром НКТ 76мм, 73мм, 63мм  прекратят фонтанировать:
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При d=76мм
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При d=63 мм
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Вывод:

Произведен расчет фонтанирования скважины при постоянном забойном давлении Рз=18МПа и получены зависимости диаметра НКТ от обводненности. Из которого следует, что с увеличением диаметра НКТ увеличивается и возможность фонтанирования при большей обводненности, нежели с применением НКТ малого диаметра.

2.10 Расчет диаметра фонтанного подъемника
В процессе фонтанной эксплуатации скважины ее  дебит   может     изменяться (снижаться) вследствие, например, падения пластового давления или увеличения обводненности продукции. Так как подъемник должен обеспечивать работу в течении определенного периода времени при изменении дебита скважины , то необходимо уметь рассчитывать его диаметр, исходя из следующего условия : в начале подъемник на максимальном режиме , а затем – на оптимальном . Следует стремиться к тому , чтобы фонтанный подъемник работал  в промежуточном режиме между оптимальным  и максимальным.  

[image: image46.wmf](

)

(

)

R

G

R

G

Рз

o

эф

>

=

=

=

×

×

×

×

+

×

×

×

+

×

-

×

×

×

×

=

÷

ø

ö

ç

è

æ

-

×

÷

÷

ø

ö

ç

ç

è

æ

×

+

×

×

×

×

-

=

57

,

34

3

,

43

57

,

34

10

7

,

2

10

8

,

17

lg

10

7

,

2

10

8

,

17

63

10

7

,

2

10

8

,

17

81

,

9

734

2570

2570

388

,

0

3

,

43

100

10

1

2

10

7

,

2

10

8

,

17

832

10

9

,

3

10

2

,

96

8

,

17

6

6

6

6

5

,

0

6

6

6

6

6

3

[image: image47.wmf](

)

(

)

R

G

R

G

P

з

o

эф

>

=

=

=

×

×

×

×

+

×

×

×

+

×

-

×

×

×

×

=

÷

ø

ö

ç

è

æ

-

×

÷

÷

ø

ö

ç

ç

è

æ

×

+

×

×

*

×

-

=

-

3

,

37

82

,

43

3

,

37

10

7

,

2

10

6

,

17

lg

10

7

,

2

10

6

,

17

63

10

7

,

2

10

6

,

17

81

,

9

734

2570

2570

388

,

0

82

,

43

100

10

1

2

10

7

,

2

10

6

,

17

832

10

9

,

3

10

2

,

96

6

,

17

6

6

6

6

5

,

0

6

6

6

6

6

3


 При работе на оптимальном режиме диаметр подъемника:
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Dопт=400√ρжНб/(Рб-Ру)³√Q​΄оптHб/(ρжgHб-Рб+Ру)                                 

Где Q΄опт-подача подъемника на оптимальном режиме, т/сут; d​опт-диаметр подъемника на оптимальном режиме, мм.

Если расчетный диаметр d​опт не соответствует стандартному диаметру , то принимают больший стандартный ближайший диаметр подъемника d΄ст.

Затем проводится проверка диаметра подъемника d΄ст для работы на максимальном режиме ( в начале фонтанирования ) . Для этого рассчитывается диаметр подъемника по формуле:

                       
[image: image2.wmf]3
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где Q΄max-подача подъемника  в начале фонтанирования, т/сут; 
dmax – диаметр подъемника при работе на максимальном режиме, мм.

Если dmax> d΄ст , то выбирают ближайший больший к диаметр dmax диаметр стандартных труб d΄΄ст.

Данные для расчета:

Lc= 2650 м;

ρн=780 кг/м³;

Р​плн=25,6 МПа;

Рплт=24,2 МПа;

Рзаб=18 МПа;

Рнас=20,6 МПа;

Ру=0,5 МПа;

Кпр= 6 т/сут·МПа;

Решение:

 Дебит скважины начала фонтанирования:

Qmax=Кпр(Рплн- Рзаб)=6(25,6-18)=45,6 т/сут. 

 Дебит на оптимальном режиме:

Qопт=Кпр(Рплт- Рзаб)=6(24,2-18)=37,2 т/сут.
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 На оптимальном режиме диаметр подъемника:

dопт=400√780·2650/( 18-2,7 )·106 3√37,2·2650/780·9,81·2650-(18-2,7)·106=

=61 мм.

 Выбираем трубы с высаженными  концами d=63мм.
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На максимальном режиме:

Dmax=186√2650/(18-2,7)106 ·3√45,6·(780)0,5=45 мм.

Так как dmax<dопт, то в скважину необходимо спустить подъемник трубы диаметром 63 мм.

3 ЭКОНОМИЧЕСКАЯ ЧАСТЬ

3.1 История и обзорная часть

В Мангистауской области имеются богатые месторождения нефти и природного газа. Одним из них является месторождение Каракудук, которое находится в 365 км к северо-востоку от города Актау. Общие запасы, рассчитанные для этого месторождения, составляют 11984400 м3 нефти установленных неразработанных запасов и 8736010 м3 нефти вероятных запасов, что дает в сумме 20720410 м3 нефти.

Поисковое бурение начато в 1953 году, а непосредственно на площади Каракудук бурение велось в 1966-1976 г.г. и в 1990-1993 г.г.

Сейчас месторождение находится на этапе полного освоения, имея в эксплуатации 113 скважин.
3.2 Организационная характеристика предприятия

В основе организационного построения АО «Каракудукмунай» лежат особенности технологического и определённого им производственного процессов добычи нефти и газа.
«Каракудукмунай» состоит из 4 основных организационных подразделений:
· аппарата управления;
· инженерно-технической службы;
· базы производственного обслуживания;
· цехов и предприятий, непосредственно подчинённых руководству.
На аппарат управления «Каракудукмунай» возлагается осуществление руководства всеми подразделениями, входящими в его состав, с целью обеспечения выполнения и перевыполнения государственного заказа по всем показателям, организации чёткой и ритмичной их работы.
«Каракудукмунай» возглавляет президент компании. Он организует и направляет всю производственно-хозяйственную деятельность предприятия и несёт полную ответственность за выполнение планов по добыче нефти и газа и соответствие их с утверждёнными технико-экономическими показателями. Президент компании «Каракудукмунай» имеет право утверждать техпромфинплан предприятия, годовые и месячные планы капитального ремонта оборудования, сметно-финансовые расчёты, структуры и штаты подразделений и цехов, изменять их при необходимости. Первым заместителем президента является главный инженер. Он осуществляет техническое руководство производством и наравне с Президентом несёт полную ответственность за работу предприятия. В частности за эффективное внедрение достижений науки и технике, экономии материально-технических ресурсов.

3.3 Организация основного и вспомогательного производства

К цехам основного производства относятся:
· цеха по добыче нефти (промыслы);
· исследовательские бригады;
· цеха ППД (поддержания пластового давления);

· участки  по подготовке и перекачки нефти и газа.
Новая структура управления предполагает, широкое внедрение диспетчеризации в управлении производством через центральную инженерно-технические службу (ЦИТС). Основная задача ЦИТС - выполнение плановых заданий по добыче нефти и газа, с соблюдением установленного технологического режима.
Цех по добыче нефти и газа состоит из аппарата управления и бригад по добыче нефти и газа, возглавляемых мастером. Мастер - центральная фигура на производстве, на него возлагаются задачи обслуживания фонда скважин на своём участке.

3.4 Особенности организации труда и его оплаты

Организация труда представляет собой часть организации производства, которая предусматривает рациональный подбор, расстановку и использование рабочих кадров, обеспечивающих максимально эффективное использование рабочего времени и средств производства.
Организация труда на предприятиях включает в себя:
· режим работы;
· организацию и обслуживания рабочих;
· расстановку рабочих кадров;
· охрану труда и обеспечение техники безопасности;
· подбор, подготовку и повышение квалификации рабочих.
Рабочее место является звеном организации производственного процесса. В нефтедобыче рабочим местом является территория, на которой расположена группа скважин, закреплённая за работниками, отвечающими за работу и состояние этих скважин. На 1.01.03. г. всего по «Каракудукмунай» состоит по списку 163 человек, из них рабочих 124 человека. Коэффициент использования календарного времени по сравнению с 2002 г. увеличился на 0,01 и составляет 0,64. Одним рабочим в среднем отработано 234 человеко-дней, что на 0,8% больше против 2002 г., где отработано 230,4 человеко-дней. Время неявок по уважительным причинам составило 11086 человеко-дня. Потери рабочего времени составляют 0,48 дня.
Должностные оклады инженерно-техническим работникам и служащим в «Каракудукмунай» устанавливаются в соответствии с постановлением правительства.
Отделом организации труда и заработной платы составляются объёмные показатели управления и отдельных структурных подразделений. Для расчёта численности инженерно-технических работников и служащих. Определяется группа оплаты труда управления и структурных подразделений, справка о средних должностных окладов и фонда заработной платы, установленных по штатному расписанию. Схема должностного оклада составляется от минимального и максимального должностного оклада.
Штатное расписание утверждается в пределах среднего по схеме должностных окладов всех работников включённых в штат.
В «Каракудукмунай» мастерам и другим инженерно-техническим работникам устанавливаются надбавки к должностным окладам до 30% за высокую квалификацию. Такая надбавка установлена 25 инженерно-техническим работникам.
Оплата труда рабочих в «Каракудукмунай» производится по повременно-премиальной, сдельной и косвенно-сдельной системе оплаты труда. Средний разряд рабочих за 2003 г. соответствовал среднему разряду работ и составил 3,9. рабочие бригады по добыче нефти и газа оплачиваются по повременно-премиальной системе оплаты труда.
В «Каракудукмунай» отдельным рабочим устанавливается надбавка от 4 до 12% за профессиональное мастерство.
В 2003 году совмещали профессии 91 человек. За совмещение, в основном получают надбавку в размере 20-30% тарифной ставки, 20 рабочих получают надбавку за профессиональное мастерство. Проводится ежеквартальная плановая и фактическая расстановка рабочих.
В целях усиления материальной заинтересованности работников, разработаны и утверждены положением о премировании рабочих, инженерно-технических работников и служащих.
В зависимости от сложности и качества выполняемых работ установлены размеры премирования рабочим из фонда оплаты труда. Основные профессии рабочих получают премии 50%. Средняя заработная плата  одного рабочего составляет 40 тыс. тенге.
3.5 Организация  материально-технического  снабжения

Материально-техническое снабжение «Каракудукмунай» - это процесс планового обеспечения предприятия всеми средствами производства, необходимыми для нормальной деятельности предприятия. Материально-техническим снабжением занимается отдел материально-технического снабжения, который определяет потребность НГДУ в материальных ресурсах, организует правильное получение и хранение материальных фондов, обеспечивает бесперебойное снабжение производства.
Цеха по добыче нефти и газа снабжаются фонтанными арматурами, промысловыми трубами, манометрами, комплектами для различных видов ремонтов.

Материально-техническое снабжение осуществляется следующим образом:
Материалы и технические средства поставляет компания «CSSI» на склады «Каракудукмунай» для хранения и распределения материальных ресурсов. Такой метод называется складским. За 2003 год отделом материально-технического снабжения «Каракудукмунай» выполнились работы по обеспечению подразделений необходимыми инструментами, строительными материалами, специальной одеждой, горюче-смазочными материалами, насосно-компрессорными трубами, нефтепромысловым оборудованием. Кроме того, обеспечивали подразделения НГДУ кислородным пропаном электрооборудованием. Дозакупом были приобретены фанеры, краска разная, металлы крупносортные, битум.

3.6 Анализ эксплуатационных затрат

Эксплуатационные затраты включают в себя затраты на обслуживание скважин, электроэнергию на механизированную добычу и другие нужды, добычу и закачку воды, внутри промысловой сбор и транспорт нефти и газа, технологическую подготовку нефти, амортизационные отчисления, текущий ремонт, оплата труда персонала.
За весь срок разработки, структура эксплуатационных затрат, включая налоги, характеризуется следующим образом:
· затраты производственного характера 55.1%
· заработная плата, социальное страхование 3.1 %
· амортизационные отчисления 23.2%
· аренда основных средств 1.5%
· отчисление в фонд воспроизводства минерально-сырьевой базы 14.9%
· отчисления в дорожный фонд
1.9%
Для определения эксплуатационных расходов по добыче, сбору, транспорту и подготовки нефти и газа в целом по месторождению, а также по процессам составлен перечень эксплуатационных показателей и расчет годовых эксплуатационных затрат себестоимости.
- Расчет приведен на основании следующих исходных данных:
- Рабочих дней в году -345;
- Количество поступающего сырья и выход товарной продукции по технологической части, с учетом использования нефти и газа на собственные нужды;
- Расходы электроэнергии, газа, реагентов и воды приняты по материалам  технологических расчетов;
- Обслуживающий персонал рассчитан по нормативам предприятия АО «Мангистаумунайгаз»;
- Среднемесячная заработная плата одного рабочего в размере 40 тыс. тенге с учетом районного коэффициента. Отчисления от фонда заработной платы приняты в размере 31% от фонда зарплаты;
- Капитальные вложения для расчета амортизационных отчислений;
- Амортизация определена согласно «Налоговому Кодексу РК».
- Стоимость электрической энергии принята по тарифам, введенным в действие с 1 сентября 2003г. на основании постановления Комитета по антимонопольной и ценовой политике РК.
- Стоимость воды технической и воды питьевого качества, реагентов и материалов принята на основе данных производственных нефтедобывающих объединений и их управлений по материально-техническому снабжению, с соответствующей корректировкой на январь 2003г.;
- Для выработки тепла и для  обеспечения производства  горюче-смазочных материалов принят расход от добываемой продукции в объеме 1%, который не учитывается в выручке;
- Текущий ремонт принят в размере 1,3% от стоимости производственных фондов за минусом выбываемых  объектов;
- Прочие расходы приняты в размере 6% от основных расходов и включают в себя цеховые и общепроизводственные расходы.
Таблица 3.1

Нормативы для расчета эксплуатационных затрат

	Наименование
	Величина

	Производственно-технические материалы для эксплуатации, 

долл./тонну нефти 
	5.03

	Электроэнергия,  долл./квтч. 
	12.9

	Вода,  долл./ м3 
	487.8

	Текущий ремонт (от стоимости производственных фондов) 
	1,5%

	Отчисления на капитальный ремонт скважин (в год) 
	3%

	Амортизационные отчисления на восстановление скважин (в год) 
	6,3%

	Отчисления на капитальный ремонт надземных сооружений (в год)
	2,2%

	Амортизационные  отчисления на восстановление надземных 

сооружений (в год) 
	8%

	Прочие расходы (от прямых эксплуатационных затрат) 
	7%

	Налог на добавленную стоимость коэффициент 20% 
	1,2

	Цена реализации нефти с (НДС и транспорт), долл. тонна 
	63,7

	Коэффициент реализации нефти 
	0,996

	Расходы на транспорт нефти (без НДС) 
	5,2


3.7 Анализ  себестоимости  единицы  продукции

Себестоимость промышленной продукции это выраженное в денежной форме  затраты на производство и реализацию продукции. Себестоимость является важным экономическим показателем  для многих планов и технико-экономических расчетов, а также один из основных элементов, определяющих величину цен.
В 2003 году себестоимость составила 1416 тенге или 34,5$, а в 2004 году –1848 тенге или 38,6 $, что объясняется увеличением капитальных вложений на обустройство и разбуривание месторождения.
В 2003 году себестоимость нефти снизилась до 31.5$, что связано с увеличением добычи нефти и уменьшением эксплуатационных затрат. В 2004 году себестоимость нефти составила 3289,42 тенге.

Объем капитальных вложений включает в себя:

· Бурение эксплуатационных и нагнетательных скважин;
· Затраты на внутрискважинное оборудование;
· Нефтепромысловое оборудование, строительство вахтового поселка и базы промысла;
· Внешне промысловые коммуникации;
Капитальные вложения предполагалось осуществить в течение первых шесть лет эксплуатации месторождения. Срок вложения средств связан с поэтапным разбуриванием территории согласно технологической схеме разработки. Капитальные вложения рассчитаны с учетом, что большая часть оборудования, материалов и сооружений должна приобретаться за пределами Республики Казахстан.
Предприятие  будет использовать оборудование, конструкции и  особенно, местные строительные материалы, изготовленные в Республике Казахстан, если оно соответствует мировым аналогам, а также не могут быть приобретены своевременно и по конкурентно способным ценам.
Основной для калькуляции явилась расчетные показатели по технологии и технике добычи, подготовки и транспорта нефти и газа, данные по удельным объемам строительства, рассчитанные на основе проектов-аналогов, выполненных для месторождения Каракудук.
Капитальные суммарные вложения для обустройства месторождения и расчет капитальных вложений по показателям приведены в таблице 3.2 и 3.3.

Таблица 3.2

Суммарные капитальные вложения для обустройства месторождения Каракудук
Тыс. долл. США
	Стоимость

бурения доб. и нагнет.
скважин
	Стоимость надземного оборудования
	Всего 

капитальных
вложений

	
	Всего
	В том числе

л 
	

	
	
	Промысел
	Подготов-ка нефти и
газа
	Инфрастр 

уктура 
	Внешние 

коммунникации
	

	97269,9
	139354,1
	69505,0
	45565,3
	8678,4
	15605,4
	245675,0


Таблица 3.3

Расчет основных вложений по показателям
	Наименование работ и затрат
	Количество
	Стоимость
единицы тыс. $
	Стоимость
всего тыс.$

	Строительство скважин 

надземное строительство 
	304
	300
	91200

	Обустройство нефтяных скважин 
	244
	42
	10248

	Прочие объекты промысла % 
	5%
	77308
	3865

	Итого промысел 
	
	
	81173

	Итого ЦУПН
	
	
	43390

	Итого инфраструктура 
	
	
	8552


3.8 Расчет экономической эффективности от внедрения
Исходные данные:
Среднесуточный дебит скважин до внедрения
q1 = 45 т/сут
Среднесуточный дебит скважин после внедрения
q2 = 57 т/сут
Коэффициент эксплуатации скважин до внедрения
Кэ1 =0,958
Коэффициент эксплуатации скважин после внедрения
Кэ2 =0,975

Объем добычи нефти до внедрения можно определить по формуле:

Q=q1*Nскв*Cвр*Kэ1
где, q1 - дебит в тоннах по скважине принимаемой в расчетах на один скважино - месяц, отработанный до внедрения мероприятия; Свр - время работы действующих скважин; Кэ1 - коэффициент эксплуатации до внедрения. 

Q1  =45*20*360*0,958=310392т.
Изменение объема добычи нефти за счет влияния различных факторов можно определить следующим образом:

а) за счет изменения фонда рабочего времени скважин:

  Qm=q1*TP/24

где, 
q -среднесуточный дебит одной скважины, т/сут; 

Тр - увеличение времени работы скважин (уменьшение времени нахождения в ремонте), час 



Qm=45*240/24=450
б) за счет изменения скважин:
Qд =Свр*Kэ1,*(q2 --q1)

Qд=360*0,958*(57-45) =4138,56

в) за счет   изменения коэффициента эксплуатации;



Qк = q1*Cвр.*(КЭ1-КЭ2)
где, Свр - календарный фонд времени действующих скважин, 

числившихся в скважино - месяцах; 

КЭ1 и КЭ2 - коэффициенты эксплуатации скважин до и после внедрения мероприятия.
Qк = 45*360*(0,975 – 0,958) = 275,4 т
Общее изменение объема добычи нефти:
∆Q = Qm+Qd+Qk=450+4138,56+275 ,4=4863,96 т.
Объем  добычи  нефти  после внедрения рассчитывают по  формуле: 

 Q2=Q1+∆Q=310392+4863,96=315255,96т.
1. Себестоимость добычи нефти. Уровень затрат в добыче нефти по статьям калькуляции до внедрения мероприятия взято по данным нефтегазодобывающего предприятия. Основные статьи:
2. .Расходы на энергию по извлечению нефти 

3. Расходы по искусственному воздействию на пласт 

4. Заработная плата основная и дополнительная
5. Отчисления работодателя
6. Амортизация скважин
7. Расходы по содержанию и эксплуатации оборудования, в том числе  расходы по подземному текущему ремонту скважин
8. Прочие производственные расходы
9. Внедряемое мероприятие ведет к изменению одной или нескольких статей, входящих в общую структуру себестоимости добычи нефти. Предположим, что внедряемое мероприятие влияет на все статьи затрат и рассмотрим методику расчета.
1 . Статьи «Расходы на энергию по извлечению нефти» включает расходы на все  виды энергии. Разница в оплате за расход электроэнергии рассчитывается по формуле:
   



Зэ = (Э1 – Э2)*Цэ

где, Э1 и Э2- расход электроэнергии до и после внедрения мероприятия, кВт* ч
Ц, - цена 1 кВт*ч, тг

Зэ = (15565-63567)* 5,75 = ־276011,5 тг. = ־1803,99 $
2. Статьи «Расходы по искусственному воздействию на пласт» эти расходы включают затраты на барьерную и очаговую закачку воды, газа, реагентов для повышения нефти и газоотдачи пластов. При неизменной мощности цеха перерасчету подлежат только затраты на электроэнергию, по формуле:
Эз.в. = Qз.в.*Эн*Цэ
где, 
Qз.в - объем закачки воды после внедрения мероприятия, м3; 

Эн -норма расхода электроэнергии на закачку 1м3 воды, КВт/ч;
Э3.в. = 4335,7*20*6,56= 568843,84 тг. = 3717,9 $
3.Статьи «Заработная плата основная и дополнительная» Изменение затрат по основной заработной плате рассчитывается лишь в том случае,  если  внедряемое  мероприятие  ведет  к  росту  или  уменьшению численности работающих или квалификации. При изменении численности и разряда рабочих, изменение фонда заработной платы нужно рассчитывать на основе тарифных ставок в зависимости от системы оплаты труда, если  же  меняется только  численность,  то  экономию  заработной  платы рассчитывают за счет сокращения численности ППП.
Зппп= Sэ/п*Кпр* Ктер* Ч*12
где, Sэ/п - средняя заработная плата работника, тыс.тг; Кпр -  премиальный  коэффициент,   который  отражает  дополнительную заработную плату ППП, предусмотренную законодательством о труде. Ч -число высвободившихся работников, чел. 

3ппп=311*(25600/81)*1,25*1,3*1,07*12=2666103,94$
4. Статья «Отчисление работодателя». Отчисления работодателя на социальное страхование в пенсионный фонд и фонд занятости берутся по установленным нормам на соответствующий период времени и составляет 35.5% от ФОТ. Эта статья изменяется прямо пропорционально измерению фонда оплаты труда, а внедряемое мероприятие на НГДП обеспечивает либо экономию, либо перерасход фонда заработной платы.

35,5% от ФОТ=556743,25 $
5. Статья «Амортизация скважин». Амортизация ОПФ начисляют по установленным нормам от первоначальной стоимости скважин и прочих основных расходов. Ar=16*Cn*Na/100 Где, 16 количество скважин; Сп - стоимость одной скважины; Na - норма амортизации.

Аг - 15*290565 * 6,5/100 = 283300,875$
	Наименование Объекта
	Годовые нормы амортизации %
	Балансовая стоимость $
	Годовые аморт.
отчисления $

	Экспл. Скважины 
	6,7
	300000
	321600


6.Статья «Расходы по содержанию и эксплуатации оборудования, в том числе расходы по подземному и текущему ремонту скважин». Затраты по подземному текущему ремонту скважин определяется как 0,1-1,2% от стоимости ОПФ, то есть 381963,6$.
7.Статья «Прочие производственные расходы». В состав прочих расходов включаются отчисления на содержание дорог. Эти затраты, берутся технико-экономических показателей предприятия.
Прочие расходы берутся как 25% от ФОТ = 454325,7 $.
8. Статья «Расходы на строительство скважин». Эти расходы входят в общие эксплуатационные затраты и вычисляются по формуле:
Сп*16־Кв
где, Сп - стоимость одной скважины; 
Кв־290565*16=4649040$.
Сумма эксплуатационных затрат.

Экспл. затрат=4620,171803,99+3717,9+2666103,94+381963,6+556743,25+

283300,875+454325,7=434435 1,2$
С2 = экспл. затрат/д2= 4344351,2/315255,96 = 13,78$
Таким образом, годовой экономический эффект достигается за счет снижения себестоимости.
При внедрении механизации, автоматизации, новой технологии производства и других мероприятий технического прогресса годовой экономический эффект определяется:
Эгод=(С1-С2) * Q2 =(39,82 - 13,78)*315255,96 = 8209265,198$ 


где, C1 и С2 - удельная себестоимость до и после внедрения мероприятия соответственно.

Таблица 3.4

Результаты расчетов
В долл. США

	Статьи затрат
	До
внедрения
	После
внедрения
	Изменение
затрат(+;-)

	Расходы на энергию по извлечению 

нефти 
	1515
	1803,99
	-289

	Заработная плата и основная и 

дополнительная 
	1856410
	1737903
	+310,17

	Амортизация скважин 
	356321
	283300,875
	73020 2

	Прочие производственные расходы 
	464102,5
	454325,7
	+9776,8

	Расходы по содержанию и эксплуатации оборудования, в т.ч. по подземному текущему   ремонту 
	501214,6
	381963,6
	+119251

	Общепроизводственные расходы 
	5797500
	4800000
	+997500

	Внепроизводственные расходы 
	540300
	547439,5
	-7139,5

	Итого затрат 
	3783210
	3433690,6
	+349519.4

	Себестоимость 1т нефти 
	39,92
	19
	+20.92


3.9 Прогнозные ресурсы на месторождение Каракудук

На данном этапе развития месторождения Каракудук добываемый газ является попутным и объем его добычи нефти в соответствии с технологическими показателями разработки и принятой технологией внутрипромыслового сбора и подготовки добываемой нефти. Система внутрипромыслового сбора добываемой продукции не предполагает первую ступень сепарации, все источники попутного газа, которыми являются сепараторы 1,2 и 3 ступеней сепарации, размешены компактно на ЦУПН.

Таблица 3.5

Технологические показатели разработки
	Годы и период
	Годовая добыча нефти, тыс.т
	Годовая добыча газа, млн.м3

	2002
	147,2
	35,609

	2003
	371,3
	89,825

	2004
	1477
	375,33

	2005
	2438
	589,667


Схема 1
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3.10 Основные производственные показатели

За 2002 год по месторождению Каракудук добыто нефти 1472,000 тыс.тн, при плане - 3855,000 тыс.тн, или 103,2 % к плану, а за 2001 год добыто нефти - 2958,78 тыс.тн. Добыча нефти в 2002 году по сравнению с 2001 годом увеличилась на 1021,22 тыс.тн, или на 34,5 % .
Сдано товарной нефти - 3849,325 тыс.тн, при плане - 3781,693 тыс.тн, или 101,8 % к плану. Добыто попутного нефтяного газа в 2002 г. - 603,660 млн. м3, при плане 599,775 млн. м3, что составляет 100,6 % к плану.
С целью поддержания пластового давления закачено воды в пласт -8233,670 тыс. м3 , при плане 8232,530 тыс. м3, или 100,0 % к плану. За 2002год закачено воды в пласт 7511,299 тыс.м3.   Закачка воды в пласт   в 2003 году по сравнению с 2002 г. увеличилась на 722,371 тыс. м3, или на 9,6 %.

Согласно действующего положения об оценке производственно-хозяйственной деятельности, затраты на 1 тонну добытой нефти за 2003 год составили - 2230,37 тенге, против утвержденных - 2423,00, т. е. экономия за 1 тонну 192,63 тенге.
В советское время на месторождениях добыча нефти составляла в среднем 2,5 млн. тонн в год.,  до конца текущего года  объем среднесуточной добычи нефти до 13700 тонн, тем самым  в этом году добыть 4 млн.200 тыс. тонн нефти, а в 2005 году выйти на уровень 5 млн. тонн в год.
Произошел мощный рывок в добыче. Всего 2 года назад среднесуточная добыча составляла 6500-6700 тонн, сейчас она на уровне 11500 тонн.
Вышеприведенный анализ результатов отчетного года показывает, что
эксплуатационный фонд добывающих и нагнетательных скважин имеет
тенденцию, роста наблюдается увеличение среднесуточного дебита нефти, коллектив  «Каракудукмунай» добился перевыполнения производственных показателей по добыче нефти, газа и закачке воды. 

3.11 Баланс «Каракудукмунай»

Оценка финансового положения предприятия - это совокупность методов, позволяющих определить состояние дел предприятия в результате анализа его деятельности на конечном интервале времени.
Цель анализа финансового положения предприятия - информация о его финансовом положении, платежеспособности и доходности.
Оценка финансового положения предприятия необходима следующим лицам: 

1) инвесторам, которым необходимо принять решение о формировании портфеля ценных бумаг;
2) кредиторам, которые должны быть уверены, что им заплатят; 

3) аудиторам, которым необходимо распознавать финансовые хитрости своих клиентов; 

4) финансовым руководителям, которые хотят реально оценивать деятельность и финансовое состояние своего предприятия; 

5) руководителям маркетинговых отделов, которые хотят создать стратегию  продвижения товара на рынки.
Источники анализа финансового положения предприятия - формы отчета и приложения к ним, а также сведения из самого учета, если анализ проводится внутри предприятия.
В конечном результате анализ финансового положения предприятия должен дать руководству предприятия картину его действительного состояния, а лицам, непосредственно не работающим на данном предприятии, но заинтересованным в его финансовом состоянии - сведения, необходимые для беспристрастного суждения, например, о рациональности использовании вложенных в предприятие дополнительных инвестициях и т.п.
Финансовое   состояние   является   комплексным   понятием,   которое зависит от многих факторов и характеризуется системой показателей, отражающих наличие и размещение средств, реальные и потенциальные финансовые возможности.
Основными показателями, характеризующими финансовое состояние предприятия, являются: обеспеченность собственными оборотными средствами и их сохранность; состояние нормируемых запасов материальных ценностей; эффективность использования банковского кредита и его материальное обеспечение; оценка устойчивости платежеспособности предприятия. Анализ факторов, определяющих финансовое состояние,  способствует выявлению резервов и росту эффективности производства.
Финансовое состояние зависит от всех сторон деятельности предприятия: от выполнения производственных планов, снижения себестоимости продукции и увеличения прибыли, роста эффективности производства, а также от факторов, действующих в сфере обращения и связанных с организацией оборота товарных и денежных фондов.
Основным источником информации для анализа финансового состояния служит баланс предприятия.
Баланс предприятия - система показателей, характеризующая поступление и расходование средств путем их сравнения.
Бухгалтерский баланс - сводная ведомость, отражающая в денежной форме средства предприятия по их состоянию, размещению, использованию и источникам образования. Состоит из актива и пассива.
Все подлежащее учету рассматривается с двух позиций:
· что представляет собой данный объект учета
· за счет  каких источников он был приобретен
Это и положено в основу балансового метода (приема). Он реализуется следующим образом. Составляется таблица, которая имеет две части: актив и пассив. В активе записываются - объекты учета (хозяйственные средства), а в пассиве - источники их приобретения или образования. Итог актива равен итогу пассива.
Баланс составляется на определенную дату. Баланс показывает состояние хозяйственных средств и их источников на данный момент. Они постоянно изменяются и находятся в движении. Это движение отражается на счетах.
Актив баланса - основной источник информации для анализа финансового состояния предприятия.
Основные средства. Под основными средствами понимается денежное выражение основных фондов (средства труда) предприятия. Особенностью основных фондов является их длительное действие и постепенное изнашивание в процессе производства, при сохранении своей натуральной первоначальной формой. Стоимость износа, так называемая амортизация, входит как один из видов затрат на изготовление готовой продукции в ее себестоимость и после реализации продукции возвращается предприятию. Следовательно, в части, составляющей сумму амортизации, основные средства принимают участие в каждом производственном цикле.
В настоящее время в соответствии с типовой классификацией основные производственные фонды (основной капитал) промышленного предприятия подразделяются в зависимости от однородности    производственного назначения и натурально-вещественных признаков на следующие группы:
· здания,
· сооружения,
· передаточные устройства,
· транспортные средства,
· инструмент,
· производственный инвентарь,
· хозяйственный инвентарь.
В разделе актива баланса отражены основные средства предприятия. Первоначальная стоимость основных средств «Каракудукмунай» в 2002 году составила -86609277 тыс. тенге, износ основных средств - 33418727 тыс. тенге, остаточная стоимость - 53190550 тыс. тенге.
Товарно-материальные запасы составляют 188926 тыс. тенге.,  сумма расчетов с дебиторами - 1667 тыс. тенге.,  сумма денег в кассе - 13500 тыс. тенге. Всего активов -56039806 тыс. тенге.
Вторая часть баланса - пассив.
В первом его разделе  приводятся источники собственных средств - это дополнительный неоплаченный капитал, сумма которого составляет- 147775 тыс.тенге.
Во втором разделе пассива баланса представлены обязательства предприятия - это резерв на восстановление участка, счета к оплате, расчеты по внебюджетным платежам, расходы с персоналом по оплате труда, прочая кредиторская задолженность, межбалансовые расчеты. Итого по этому разделу - 55892031 тыс. тенге. Всего пассив составляет - 56039806 тыс. тенге. Таким образом, финансовое состояние - это совокупность показателей, отражающих наличие, размещение и использование финансовых ресурсов. Однако цель анализа состоит не только и не столько в том, чтобы установить и оценить финансовое состояние предприятия, но еще и в том, чтобы постоянно проводить работу, направленную на его улучшение. Анализ финансового состояния показывает, по каким конкретным направлениям надо вести эту работу, дает возможность выявления наиболее важных аспектов и наиболее слабых позиций в финансовом состоянии именно на данном предприятии. В соответствии с этим результаты анализа дают ответ на вопрос, каковы важнейшие способы улучшения финансового состояния конкретного предприятия в конкретный период его деятельности.
3.12 Кадровая политика

Производство каждой страны и каждой отрасли зависит от ряда факторов. Такими факторами являются кадры, труд и оплата труда.
Кадры - наиболее подвижная часть производительных сил. Состав и структура кадров постоянно изменяется и совершенствуется по мере технического прогресса и повышения общего культурного уровня населения. Это приводит к облегчению управления, большей производственной эффективности и повышению качества продукции. В нефтегазовой промышленности, как и в других отраслях, в составе кадров произошли и продолжают происходить весьма количественные и качественные изменения. Качественные изменения в составе кадров связаны с совершенствованием технической базы и технологии производственных процессов.
По мере необходимости овладения новой техникой, средствами автоматизации организуются курсы целевого назначения. Путем овладевания новыми профессиями приобретается большое количество новых знаний.
В настоящее время многие сотрудники «Каракудукмунай» повышают свой профессиональный уровень, обучаются заочно в ВУЗах, колледжах.
В 2003 году 35 человек прошли курсы повышения квалификации  в УИЦ (учебно-информационный центр) ГАНГ (Государственная Академия нефти и газа) им. И.М.Губкина в г. Москва,  в  Учебном Центре нефтегазовой промышленности в г. Алматы , в РГП «КазИНМетр» г. Астана.
4 ОХРАНА ТРУДА И ОКРУЖАЮЩЕЙ СРЕДЫ

4.1 Общие правила безопасности при фонтанной добыче нефти

Фонтанно - компрессорная арматура не зависимо от ожидаемого рабочего давления, должна монтироваться с полным комплектом шпилек и на уплотнениях, предусмотренных техническими условиями на поставку арматуры. Рабочее давление фонтанной арматуры должно соответствовать максимальному давлению, ожидаемому на устье скважины, и быть не менее давления опрессовки эксплуатационной колонны. Опрессовки фонтанной арматуры в собранном виде до установки на устье должна производиться на пробное давление, предусмотренное паспортом, а после установки на устье скважины – на давление опрессовки эксплуатационной колонны. Время опрессовки не менее 5 минут. Нефте – и газопроводы, а также воздухопроводы высокого давления при фонтанной и компрессорной эксплуатации должны прокладываться из стальных бесшовных труб соединенных сваркой. Фланцевые и муфтовые соединения допускаются только в местах установки задвижек, вентилей, обратных клапанов и другой арматуры. Устранение неисправностей, замена быстроизнашивающихся и сменных деталей фонтанной арматуры под давлением запрещается. После монтажа манифольда и соединения его с отводами фонтанной арматуры и трубной головки система опрессовывается водой на рабочее давление. Под выкидными  линиями фонтанно – компрессорной арматуры, расположенными на высоте, должны быть установлены надежно укрепленные опоры через 8-10 метров, предотвращающие падение линий при их отсоединении во время ремонта, а также вибрацию от ударов струи. Фонтанная арматура в случаях, когда ожидается бурное нефтегазопроявление и возникает опасность ее раскачивания, должна быть укреплена анкерными болтами и оттяжками. Болты пропускаются через хомуты, устанавливаемые на технической колонне или кондукторе и буфере. Снижать затрубное давление газа разрешается только при помощи шту-

цера через вторую от крестовика задвижку при открытой первой (коренной). Перед сменой штуцера и штуцерных патрубков необходимо (после перевода струи на резервный выкид и закрытия соответствующих задвижек на рабочем выкиде) снизить давление в струне за штуцером до атмосферного при помощи вентиля, установленного на линии. Трубопроводы, трапы, сепараторы должны продуваться через отводные линии с выводом продувочного газа на безопасное расстояние. При продувке сосудов и трубопроводов жидкость из них (конденсат, нефть и др.) должна выпускаться в емкости. На выкидных линиях и манифольдах скважин, работающих с температурой рабочего тела 80 градусов С0 и более необходимо устанавливать температурные компенсаторы. Перед переводом скважины на газлифтную эксплуатацию эксплуатационная колонна, устьевое оборудование и насосно-компрессорные трубы должны быть опрессованы с выдержкой не менее 5 минут на максимальное (пусковое) давление.
4.2 Общая экологическая обстановка месторождения

К производственным опасностям и профессиональным вредностям по нефтегазодобывающим предприятиям относятся: неблагоприятные метеорологические условия (ветер, пыль, туман), вредные вещества, шум, вибрации, взрывоопасные вещества и т.д.

Месторождение Каракудук расположено в Мангистауской области республики Казахстан, в 365 км к северо-востоку от города Актау. Ближайшими населенными пунктами являются поселок Сай-Утес (в 60км к юго-западу.) и г. Бейнеу (в 125км к северо-востоку.) Примерно в 10 км к северу от месторождения Каракудук находится Каспийское море. Климат района резко континентальный с большим колебанием суточных и сезонных температур. Температура воздуха колеблется от минус 26.°С зимой до плюс 41.°С летом. Зима умеренно холодная, малоснежная, преимущественно с пасмурной погодой. Температура воздуха днем обычно от - 4.°С до -6.°С, ночью понижается от -12°С до -17°С (минимальная -34°С). Осадки выпадают почти все в виде снега, но устойчивый снежный покров не образуется. Лето сухое и жаркое, преимущественно в виде кратковременных ливней. Относительная влажность воздуха 30%-40%. Среднегодовая температура - плюс 15°С. Атмосферные осадки приходятся в основном на осенне-зимний период и не  превышают 185 мм. в год. Среднегодовое снегонакопление составляет 300 мм. Ветры в течение года преимущественно восточные и северо-восточные. Весной и летом ветровая деятельность ослабевает, и направление ветра меняется на западное. Скорость ветра преимущественно от 4м/сек до 10м/сек. Зимой часто дуют сильные северо-восточные ветры, со скоростью до 15м/сек, которые усиливают зимнюю стужу и затрудняют передвижение по местности. Глубина промерзания грунта- 1,00 м. Местность в районе месторождения имеет довольно ровный, слегка холмистый рельеф. Высота над уровнем моря колеблется в интервале 158-188м. Почвы в районе месторождения относятся к категории серовато-бурых, серовато - желтовато-бурых и характеризуются как соленые и щелочные. Грунты повсеместно засолены, загипсованы и характеризуются высокой коррозийной активностью по отношению к железу. Грунты покровного комплекса в значительной степени облессованы. Отдельные фации литифицированных пород (мергель, мел) при замачивании размягчаются, приобретая свойства глин.

Грунтовые воды на площади работ бурением не вскрыты. Ниже приведены климатические данные района работ.
Таблица 4.1 
Климатические данные
	Среднегодовая температура воздуха
	+15°С;

	Абсолютный минимум температуры
	-34°С;

	Абсолютный максимум температуры
	43°С;

	Среднегодовая скорость ветра
	7м/сек;

	Скорость ветра, возможная 1 раз в 5лет
	24 м/сек;

	Скорость ветра, возможная 1 раз в 10лет
	26 м/сек;

	Скорость ветра, возможная 1 раз в 15лет
	28 м/сек;

	Среднегодовое количество осадков
	185 мм;

	Район по гололеду
	11;

	Нормативная толщина стенки гололеда с

 повторяемостью 1 раз в 10лет
	10 мм;

	Нормативная глубина промерзания:

для суглинков

для супесей
	1,07 м;

1,03 м;


Опасными элементами нефти является углерод и водород. Опасность и вредность нефти зависит от количества тяжелых и легких углеводородных фракций. Попутный газ содержит 79,97 % метана, 5,89 % этана, 2,7 % пропана, 1,25 % бутана, 4,9 углекислоты, 0,81% азота, 3,29 % сероводорода. Метан, этан, пропан, бутан относятся к числу ядовитых. Вдыхание их в небольшом количестве не оказывает заметного действия на организм человека. При содержании их в воздухе около 10% человек испытывает недостаток кислорода, а при большом содержании может  наступить ухудшение.

Предельно допустимые концентрации (ПДК) вредных газов в окружающей вреде занесены в таблицу 4.2 

Таблица 4.2 

ПДК вредных газов в окружающей среде
	Наименование вредных газов
	ПДК

	H
[image: image4.wmf]2

S (сероводород)
	10 мг/м
[image: image5.wmf]3



	CnHn
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+



 EMBED Equation.3 [image: image7.wmf](углеводороды)
	300 мг/м
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	H
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S + CnHn
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+



 EMBED Equation.3 [image: image11.wmf](смесь)
	3 мг/м
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	CO (угарный газ)
	20 мг/м
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	SO
[image: image14.wmf]2

(сернистый ангидрид)
	10 мг/м
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	SO
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 (серный ангидрид)
	1 мг/м
[image: image17.wmf]3



	NO
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 (двуокись азота)
	5 мг/м
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	Hg (ртуть)
	0,01 мг/м
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	H2SO4
[image: image21.wmf]4

 (серная кислота)
	1 мг/м
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	HF (фтористый водород)
	0,5 мг/м
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	NH
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 (аммиак)
	20 мг/м
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	Бензин
	100-300 мг/м
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	H
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NO
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 (азотная кислота)
	5 мг/м
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	HCL (соляная кислота)
	5 мг/м
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	CH
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COOH (уксусная кислота)
	5 мг/м
[image: image32.wmf]3



	C
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H
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O (ацетон)
	200 мг/м
[image: image35.wmf]3




4.2.1 Анализ воздействия проектируемого объекта на окружающую среду

Охрана окружающей природной среды территории площади Каракудук и мероприятия по охране окружающей среды - это составные части "Технологической схемы разработки месторождения Каракудук”. Основная цель охраны окружающей природной среды заключается в уменьшении вредного экологического воздействия на:

· современное состояние почвенно-растительного покрова и животного мира;

· современное состояние воздушного бассейна;

· современное состояние подземных (грунтовых) и поверхностных вод в данной геологической среде.

Данный проект по охране окружающей среды разработан в целом для всего промысла.

Обследование экологического состояния, проведенное на площади Каракудук институтом НИПИмунайгаз, включило в себя:

a) объективную оценку существующего воздействия на окружающую среду по месторождению;

b) сбор и анализ проб почв и воды;

c) изучение воздействия на флору и фауну.

Проведение исследования и анализ результатов выявили следующие источники воздействия и причины загрязнения окружающей среды на месторождении Каракудук:

· инфраструктура бывших буровых площадок;

· движение транспорта;

· амбары с буровым раствором;

· амбары для освоения скважин, где проводилась утилизация нефтеотходов методом сжигания;

- захоронение твердых отходов в неустановленных местах.

-хранение топлива с нарушениями экологических требований.

-сброс пластовых вод на рельеф;

-сброс нефтеотходов в амбары;

-сброс в амбары материалов, используемых при бурении;

-захоронение отходов;

-утечка топлива;

-утечка нефти из сети трубопроводов для сбора нефти.
4. 2 .2 Оценка вероятных аварийных ситуаций и их последствия
При эксплуатации месторождения могут возникнуть аварийные ситуации, оказывающие влияния на окружающую среду. Аварийные ситуации можно разделить на следующие виды:

· технологические отказы;

· механические отказы;

· организационно-технические отказы;

· долговечность газонефтепроводов.

Технологические отказы. При аварийных ситуациях может происходить, излив из нефтегазосепараторов и другого емкостного оборудования. При этом происходит загрязнение площадки и увеличивается выброс углеводородов в атмосферу с поверхности розлива.

Так при суточной добыче нефти 200 м3 в сутки за 1 час аварийной ситуации на площадку может излиться до 10 тонн нефти, с поверхности которой в атмосферу попадет только УВН около 950 кг. 

Механические отказы. Повреждение задвижек фонтанной арматуры,
приводящие к загрязнению почвы вокруг скважины, увеличенному выбросу углеводородов и газа в атмосферу.

Организационно-технические отказы. Это совокупность механических отказов и профессионализм обслуживающего персонала. Это проявляется при подключении скважин к линиям добычи, проведении ревизий и т.п.

Долговечность газонефтепроводов. Уровень аварийности находится в прямой зависимости от диаметра трубы, толщины стенок и материала, природно-климатических условий, коррозионной агрессивности грунтов и атмосферы, качества изоляции.

Наибольшее значение имеет агрессивное (коррозия) воздействие грунтов, от которой зависит долговечность газонефтепроводов. Ниже в таблице 4.3 приводятся средние сроки службы и отключение на 1 километр в год трубопроводов, транспортирующих среду со среднеагрессивной степенью воздействия.
Таблица 4.3
	Объекты
	Средний срок службы
	Отключение на 1 км в год

	Выкидные линии скважин
	-
	2-4/0,4-1,5

	Сборные коллектора
	-
	2-4/0,4-1,5


4. 2 .3 Организационные мероприятия
Ответственным за проведение мероприятий по охране ОПС предусмотрен инженер по охране окружающей среды. Всю ответственность за природоохранные мероприятия несет первый руководитель предприятия. 

В организационные мероприятия по снижению экологической нагрузки в районе промысла входят:

· внедрение автоматических систем контроля в производстве за режимами, сырьем;

· воспитание и учеба персонала;

· создание системы мониторинга среды, выбросов и сбросов.

Проектом предусмотрено:

1) использование высокоэффективных процессов производства, малоотходных и безотходных технологических процессов и производств;

2) рациональное использование природных ресурсов;

3) реализация передового опыта в вопросах очистки выбросов и сбросов сточных вод;

4) мероприятия по недопущению загрязнения поверхностных и грунтовых вод промышленными отходами;

5) реализация инженерных мероприятий по предотвращению аварийных сбросов стоков и экологически безопасная эксплуатация производственных объектов;

6) недопущение попадания продуктов производства и сопутствующих ему загрязняющих веществ на поверхность производственной площадки, водосбора и непосредственно в водные объекты во всех звеньях технологической цепи.
Экологический мониторинг в условиях техногенного воздействия производственных факторов.

Проектом предусматривается осуществление контроля за состоянием окружающей среды месторождения путем динамического наблюдения (мониторинга).

Мониторинг окружающей среды должен проводиться специализированной организацией, уполномоченной осуществлять подобную деятельность.
 Принцип мониторинга - проведение исследований на представительных участках и контрольных точках по стандартной номенклатуре,  включающей   исследования:

· атмосферного воздуха;

· сточных промысловых вод;

· почвы и грунтов;

· флоры;

· коррозионной агрессивности атмосферы;

· радиационной обстановки.

Воздушная среда исследуется на:

- содержание УВН;

- окиси углерода;

- сернистого ангидрида;

- ароматические УВ;

- сероводорода;

- оксидов азота.

Грунтовая и сточная вода исследуются по:

- органолептике;

- сульфатами;

- хлоридам;

- карбонатам;

- окисляемости;

- УВН;

- фенолам;

- ПАВ;

- радионуклидам (альфа и бета).

Флора исследуется на содержание:

- тяжелых металлов;

- сумму солей;

- магний, кальций;

- сульфаты;

- хлориды;

- радионуклиды.

4. 3
Основные технические решения, средства и меры по обеспечению безопасности труда и производства.

Проектом предусмотрены мероприятия по технике безопасности, обеспечивающие нормальную работу схемы сбора, транспорта и подготовки нефти и безопасную работу обслуживающего персонала.

Для предотвращения выделений взрывоопасных и вредных веществ и газов из трубопроводов, аппаратов и помещений проектом предусмотрена герметизированная схема сбора, транспорта и подготовки нефти, газа и воды.

Технологическое оборудование подобрано в полном соответствии с заданными объемами добычи нефти и газа. Все сепараторы и другая аппаратура, работающая под давлением, оборудована предохранительными клапанами, манометрами, указателями уровня, регуляторами давления и уровня в соответствии с "Правилами устройства и безопасности обслуживания сосудов, работающих под давлением".

Для безопасного и удобного обслуживания емкостного оборудования запроектированы площадки обслуживания, переходные лестницы и электроосвещение.

Технологические установки, перерыв питания которых вызывает опасность для жизни людей, возможность взрыва или пожара, в отношении надежности электроснабжения относятся к 1-ой категории. К ним относятся противопожарные насосы, контрольные пусковые пункты и узлы, потребители систем телемеханики, связи, вычислительный центр по контролю за работой объектов добычи, сбора, подготовки и транспорта нефти, газа и воды, а также щитовые КИП и А. 

Основным средством защиты обслуживающего персонала от поражения электрическим током является защитное заземление. Для ограничения тока короткого замыкания на землю предусматривается система заземления с большим сопротивлением. Также заземлению подлежат все металлические конструкции, связанные с установкой электрооборудования. Заземляющие устройства на скважинах выполняются в виде контуров заземления из вертикальных электродов, забитых в землю и соединенных между собой подземным медным кабелем. 

Аналогично выполняются заземляющие устройства зданий и сооружений на ЦУПН, ТСН, вахтовом поселке и других объектов по территории промысла.

Все технологические и вспомогательные установки с взрывоопасными и пожароопасными зонами оборудуются системами молниезащиты. Защита зданий и сооружений от прямых ударов молний осуществляется установленными на самых высоких конструкциях этих объектов молниеприемниками или отдельно установленными стержневыми молниеотводами. 

Все блоки и здания, через которые проходят газовые линии, оборудованы датчиками взрывоопасной концентрации.

Вредные, взрывоопасные и пожароопасные вещества подлежат удалению из помещений. Проектом предусматривается контроль и сигнализация опасной концентрации горючих газов в зданиях и блочных установках и автоматический запуск вентиляционного оборудования при 20% нижнего концентрационного предела воспламенения (НКПВ) и автоматическое отключение подачи газа и остановке электрооборудования при 50% НКПВ.

Вентиляционное оборудование будет работать до тех пор, пока не будут устранены газовые утечки и не произведен ручной сброс системы. Но если имеет место пожарная опасность- функционирование системы отключается, жалюзи закрываются, вентиляторы останавливаются.
Кроме того, по показаниям газового контролера обслуживающий персонал может проконтролировать концентрацию газа в определенной зоне и определить местоположение и серьезность проблемы. Аварийный сигнал при опасной концентрации поступает в операторную.

Звуковая сигнализация опасной концентрации газа предусмотрено сиреной, установленной на территории ЦУПН. Сирена выдает сигнал различной тональности при обнаружении концентрации газа 20% и 50% НКПВ.
Предусматривается обеспечение обслуживающего персонала спецодеждой, спец. обувью и защитными средствами.
К началу пуска предприятия в эксплуатацию необходимо предусмотреть разработку инструкций по безопасному ведению технологического процесса и должна быть проведена соответствующая подготовка специалистов со сдачей экзаменов по "Правилам техники безопасности в нефтегазодобывающей промышленности" и др. 
4.4 Структура организации СБТ и ООС и обязанности должностных лиц на уровне предприятия

Участие рабочих предусматривается, прежде всего, в рамках их производственной деятельности на объекте проведения работ, где они несут ответственность за соблюдение установленных правил.

На каждом предприятии разрабатывается собственная организационная структура и распределение обязанностей, отражающие ответственность за разработку, использование и совершенствование СБТ и ООС на их конкретных участках работы.

Эта структура должна отражать взаимоотношения между:

· различным участками производства;

· участками производства и службами обеспечения;

· штатными работниками, заказчиками и подрядчиками;

· партнерами по совместной деятельности.

Ниже приведена  структура организации СБТ и ООС и обязанности должностных лиц на уровне предприятия.
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4.5 План ликвидации аварий по цеху добычи нефти и газа 
На взрывопожароопасных объектах должен разрабатываться план ликвидации возможных аварий, в котором с учетом специфических условий должны предусматриваться оперативные действия персонала по предотвращению аварий и ликвидации аварийных ситуаций.
ПЛАН ЛИКВИДАЦИИ АВАРИЙ

	№№

п
	Виды аварий и место их возникновения
	Мероприятия по спасению людей и ликвидация аварии
	Лица ответственные за выполнение
	Местонахождение средств для спасения людей
	Действия АФРГКП

«Потенциал», АФРГП

«Өртсөндіруші»

	1
	2
	3
	4
	5
	6

	1
	Порыв выкидного коллектора от скважины до АГЗУ
	Сообщить начальнику цеха или его заместителю - вызвать военизированный отряд - принять меры по спасению людей и их эвакуации

- обесточить ЛЭП и кабель КИПиА

- закрыть задвижки на скважине, стравить давление сбрасывая нефтегазовую смесь через АГЗУ в ВП-16,25

- закрыть задвижку на блоке выходных ниток

- дальнейшие работы вести по дополнительному плану
	Первый заметивший

дежурный оператор

ДГСД, мастер

электрики

оператор

оператор

ответственный 

руководитель
	Помещение для СИЗ в цехе
	Личный состав АФРГКП «Потенциал», ДПД, ДГСД АФРГП «Өрт сөндіруші» спасает людей в загазованной зоне, выставляет и оповещает всех работающих, вблизи аварии принимает меры по предотвращению пожаров, выполняют указание руководителя

	2
	Порыв 

Нефтегазосбор-ного коллектора от АГЗУ до ЦПС
	Сообщить начальнику цеха или его заместителю

- вызвать АФ РГКП «Потенциал»

- сообщить начальнику смены ЦПС

- закрыть АГЗУ, скважины, работающих на данный коллектор

- принять меры к спасению людей и их эвакуации из загазованной зоны

- обесточить ЛЭП и кабель КИП и А 

- закрыть задвижки от АГЗУ в нефтесборный коллектор после остановки скважины

- закрыть задвижку, отсекающую нефтесборный коллектор

- нефть с нефтесборного коллектора, стравить в ВП-16 на АГЗУ

- дальнейшие работы вести по дополнительному плану
	1-й обнаруживший

дежурный оператор

мастер

оператор, 
ДГСД

дежурный электрик

АФРГКП «Потенциал»

ответственный руководитель
	
	

	33
	Выход из строя сепараторов ЦПС
	- отключить все АГЗУ и скважины по всему промыслу

- дальнейшие работы вести по дополнительному плану
	мастер

ответственный руководитель
	Помещение для СИЗ в цехе
	

	44
	Выход из строя рабочего и резервного сепаратора
	- сообщить начальнику цеха или его заместителю

- перекрыть скважины, работающие на сепаратор

- закрыть задвижки на узле подключения АГЗУ

- стравить давление в сепараторе в емкость ЕЛ-25
	дежурный оператор

мастер

мастер
	Помещение для СИЗ в цехе
	Личный состав АФРГКП «Потенциал», ДПД, ДГСД АФРГП 

спасает людей, оказавшихся в загазованной зоне

	55
	Выход из строя газопровода от узла отключения ПС до ЦПС
	- вызвать АФРГКП «Потенциал», «Өрт сөндіруші», медчасть

- сообщить начальнику цеха или его заместителю

- сообщить начальнику смены ЦПС

- отключить ЛЭП и КИПиА

- отключить газопровод до узла отключения

- газ от сепараторов перевести на ДНС и зажечь факел

- аварийные работы вести по дополнительному плану
	дежурный оператор

дежурный оператор

дежурный электрик

командир АФРГКП «Потенциал»

ответственный руководитель
	Помещение для СИЗ в цехе
	Личный состав АФРГКП «Потенциал», ДПД, ДГСД АФРГП 

спасает людей оказавшихся в загазованной зоне,

	66
	Пожар на объекте месторождения
	Доложить начальнику цеха, технологу ЦИТС

- вызвать пожарную команду

- принять меры по спасению людей и тушению пожара

- обесточить ЛЭП и кабель КИПиА

- остановить работу объекта
	Первый заметивший

АФРГК «Өрт сөндіруші»
	Помещение для СИЗ в цехе
	Личный состав ДПД, АФРГП «Өрт сөндіруші»  

спасает людей оказавшихся в опасной зоне, ведет работы по тушению пожара под руководством ответственного руководителя

	77
	Отключение электроэнергии
	Доложить начальнику цеха, технологу ЦИТС

- поставить в известность главного инженера

- вызвать оперативную бригаду электриков по телефону на ПС-110КВ
	Первый заметивший

дежурный оператор

мастер
	
	


4.6 Расчёт пожаротушения
Зная дебит скважины и плотность нефти по месторождению Каракудук, можно по заданной формуле определить высоту фонтана (Нф). 

d устья = 100 мм.

Q = 1.86 тыс. м3/сут.

ρ = 0,835 гр/см3= 835 кг/м3.


Q = 1.86 / 835 = 0.002 м3/сут.

Нф = 24 * 0.0020.4 = 1.9 ≈2 м.

По таблице 5.1 [5] находим, что фонтан слабый, до 2 млн. м3/сут. Зная, что при тушении, устьевое оборудование сгорело, приходим к выводу, что тушение методом закачки воды в устье скважины невозможно. Поэтому применим для тушения метод тушения  компактными струями, используя лафетные стволы ПЛС-20. По таблице 5.3 [5] по диаметру 100 мм. Возьмём требуемый расход воды 35 л/с.  

35 / 20 = 1,75 ≈ 2

Как видим нам потребуется 2 лафетных ствола ПЛС-20 каждый из которых имеет производительность по 20 л/с.

           Норматив времени:

I. этап – подготовка к тушению – 60 мин. = 3600 сек.

II. этап- тушение фонтана – 60 мин. = 3600 сек.

III. этап – охлаждение устья – 60 мин. = 3600 сек.

Время II и III этапов составляет 2 часа = 7200 секунд.

Из этого следует, что потребуется 2 часа, чтобы потушить фонтан.

7200 сек. * 35 л./сек. = 252000 л.= 252 м3 =252 тонны воды. 
Рис. 4.4

Расположение лафетных стволов






Заключение
В данном дипломном проекте я проанализировал состояние разработки  месторождения Каракудук. 

В геологической части освещены вопросы такие как, общие сведение о месторождении, стратиграфия, тектоника, положение ВНК, запасы нефти и газа по всем горизонтам месторождения Каракудук и физико-химические свойства пластовой нефти.

Месторождение Каракудук по параметрам  пластов, характеру добываемой продукции соответствует возможности широкого применения наиболее эффективного и высокопроизводительного газлифтного способа эксплуатации скважин. Такие преимущества как, высокий коэффициент эксплуатации, большой межремонтный период, возможность осуществления без подходных ремонтов делают этот способ наиболее перспективным. Однако отсутствие источников газоснабжения не позволяют рекомендовать внедрение этого способа эксплуатации. 

Высокая температура добываемой продукции, высокое содержание газа в продукции скважин, осложняющее условия эксплуатации электронасосов, не позволяет ориентироваться на внедрение центробежных электронасосов.

На основании вышеизложенного для условий разработки месторождения Каракудук при переходе на механизированную добычу наиболее приемлема штанговая глубинно - насосная эксплуатация. Оценка добычных возможностей проектного фонда скважин показывает, что в основном он соответствует производительности ШГН.

Наличие парафина и высокое газосодержание в добываемой продукции в определенной мере осложняют эксплуатации скважин, оборудованных ШГН. Однако имеются довольно надежные и простые методы и средства, с использование которых будут сведены до минимума осложняющие факторы.

Проанализировав все выше изложенные выводы, месторождение Каракудук после отбора нефти фонтанным способом предлагаю вариант перехода на механизированный способ добычи нефти с применением ШГН, поддержанием пластового давления путем закачки воды в пласт. Но применение газлифтного способа эксплуатации тоже осуществимый метод, при строительстве установок по подготовке газа и закачки газа в пласт. 

Список использованной литературы:

1. Отчет о научно-исследовательской работе «Технологическая схема разработки месторождения Каракудук».

2. Отчет «Подсчет запасов нефти, газа и попутных компонентов месторождения Каракудук Мангистауской области Республики Казахстан по состоянию на 01.06.1995г.» Шаховой А.И., Бабашева М.Н., Джарылгапов Ш., г. Актау 1995г.

3. Теория разработки нефтяных месторождений. Лысенко В.Д. Москва, «Недра», 1993г.

4. Сборник задач по технологии и технике нефтедобычи. Мищенко И.Т. и др. Москва, «Недра», 1984г.

5. Справочное руководство по проектированию разработки и эксплуатации нефтяных месторождений (добыча нефти), Гиматудинов Ш. К., Москва, «Недра», 1983г.
6. «Освоение нефтяного месторождения Каракудук» (технико-экономическое обоснование). 

7. «Промышленное обустройство месторождения Каракудук» (том-1, общая пояснительная записка).
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