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В этом году Научно-исследовательскому институту природных газов 
и газовых технологий (ООО «Газпром ВНИИГАЗ») исполняется 70 лет. 
Как головной институт отрасли ВНИИГАЗ всегда находился и находится 
на острие научных проблем газовой промышленности. При этом научно-
техническое направление – разработка и эксплуатация газовых, газокон-
денсатных и нефтегазоконденсатных месторождений – является одним 
из основных приоритетов института. Сегодня вступление ПАО «Газпром» 
в стадию развития добычи природного газа, характеризующуюся исто-
щением многих старых месторождений, ухудшением качества и струк-
туры запасов углеводородов, а также освоением новых месторождений 
со сложными составами пластовых газов, причем в районах с нераз-
витой инфраструктурой или ее отсутствием, предопределяет необходи-
мость существенного повышения наукоемкости технологий и выработки 
комплекса инновационных технологических решений по добыче газа, газо-
вого конденсата и нефти как на поздней и завершающей стадиях разра-
ботки месторождений, так и при освоении новых объектов газодобычи. 
При этом возрастает актуальность научно-технических разработок, 
выполняемых отраслевыми научно-исследовательскими институтами.

Наиболее перспективными газодобывающими регионами России явля-
ются полуостров Ямал, континентальный шельф, Восточная Сибирь, 
Дальний Восток и Прикаспийская впадина. Новые месторождения 
характеризуются сложными горно-геологическими условиями зале-
гания пластов и разломной тектоникой, наличием сейсмоактивных зон, 
сложным компонентным составом пластового газа (высоким содержа-
нием гомологов метана, гелия, а также кислых компонентов), аномаль-
ными термобарическими условиями и низкими фильтрационными свой-
ствами продуктивных горизонтов. Специалисты отрасли должны отве-
тить на этот вызов разработкой адекватных технических решений.

В сборник вошли оригинальные статьи, посвященные совершенство-
ванию систем разработки месторождений, методов повышения компо-
нентоотдачи пластов и продуктивности эксплуатационных скважин 
(в том числе с использованием гидроразрыва пласта), методик физи-
ческого и математического моделирования термогидрогазодинамиче-
ских процессов. В публикациях анализируются новые особенности сбора 
и промысловой подготовки газа и газового конденсата на различных 
стадиях разработки месторождений, а также научно-технические 
решения в области предупреждения технологических осложнений 
в промысловых системах. 

Издание рассчитано на широкий круг специалистов нефтегазового 
профиля, а также студентов, магистрантов и аспирантов нефтегазовых 
специальностей высших учебных заведений.

Д.В. Изюмченко, 
директор Центра добычи 
газа ООО «Газпром 
ВНИИГАЗ», к.т.н.

В.А. Истомин, 
главный научный 
сотрудник Центра добычи 
газа ООО «Газпром 
ВНИИГАЗ», д.х.н., 
профессор

Слово редакторов
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УДК 622.32::622.831.312

Построение карты изобар для многопластовых 
залежей

С.А. Кирсанов1, А.И. Пономарёв2, А.В. Меркулов3, Т.В. Сопнев3,
З.У. Мурзалимов3, Р.Л. Кожухарь3*

1 ПАО «Газпром», Российская Федерация, 190000, г. Санкт-Петербург, BOX 1255
2 Уфимский государственный нефтяной технический университет, Российская Федерация,

450062, Республика Башкортостан, г. Уфа, ул. Космонавтов, д. 1
3 ООО «Газпром добыча Ямбург», Российская Федерация, 629306, ЯНАО, г. Новый Уренгой, 

ул. Геологоразведчиков, д. 9

* E-mail: R.Kozhukhar@ygd.gazprom.ru

Тезисы. Предложена методика построения карты изобар многопластового объекта нефтегазокон-

денсатного месторождения (НГКМ) посредством корректировки по определенному алгоритму трех-

мерного распределения значений пластового давления, рассчитанного по актуальной адаптирован-

ной гидродинамической модели, данными измерений пластового давления в скважинах. 

Необходимость внедрения новой методики картопостроения возникла в связи со значительны-

ми погрешностями определения пластового давления по картам изобар, построенным методом ин-

терполяции замеров пластового давления в двумерной области месторождения для эксплуатацион-

ного объекта в целом. Построение карт изобар для каждого отдельного пласта является сложной за-

дачей, поскольку скважины вскрывают одновременно несколько пластов и в соседних скважинах 

могут быть вскрыты различные пласты с различными фильтрационно-емкостными свойствами и, 

как следствие, с различной степенью выработанности запасов.

Новая методика позволяет получить детальную информацию о давлении в любой точке лю-

бого пласта объекта разработки, скорректировать отборы газа по скважинам и пластам объекта. 

Рассчитанное давление соответствует текущему материальному балансу залежи и текущим заме-

рам пластового давления.

Преимущества предлагаемой методики построения карты изобар в сравнении со стандартны-

ми методами интерполяции наглядно показаны на примере определения пластового давления в зоне 

строительстве кустов новых газоконденсатных скважин на Ямбургском НГКМ. Построение карт изо-

бар обычными методами давало значительную погрешность определения пластового давления. 

Внедрение новой методики, использующей совмещение данных измерений пластового давления 

в скважинах с результатами гидродинамического моделирования, позволяет существенно повысить 

точность распределения этого технологического показателя по объекту разработки. Использование 

методики особенно актуально для залежей, имеющих сложное геологическое строение и длитель-

ную историю разработки.

Принятие правильных решений при анализе и регулировании разработки ме-
сторождения зависит от полноты, качества исходной геолого-промысловой инфор-
мации и корректности его гидродинамической модели. Одной из основных характе-
ристик разработки газовых и газоконденсатных залежей является их энергетическое 
состояние – распределение пластового давления по площади газоносности на теку-
щую дату, которое визуализируется построением карты изобар [1, 2]. Для многопла-
стовых объектов разработки нефтегазоконденсатных месторождений задача опреде-
ления энергетического потенциала даже с помощью современных цифровых моде-
лей оказывается сложной [3]. В связи с неоднородностью фильтрационно-емкостных 
свойств (ФЕС) по разрезу продуктивной толщи, а также сложными условиями экс-
плуатации скважины (накоплением песчано-жидкостных пробок в области интерва-
лов перфорации и др.) происходит неравномерная выработка запасов по разрезу объ-
екта разработки.

Основной способ определения пластового давления для многопластовой за-
лежи – оценка изменения давления по эксплуатационному объекту в целом путем 



5Актуальные проблемы добычи газа

№ 1 (33) / 2018

и нтерполяции значений его замеров по скважи-
нам в границах контура газоносности. Однако 
в рассматриваемом случае такой метод имеет 
ряд недостатков:

• невозможно оценить давление по от-
дельным пластам;

• степень выработанности объекта разра-
ботки слабо влияет на расчетное пластовое дав-
ление в периферийной части залежи;

• различие ФЕС по латерали слабо влияет 
на плотность и форму линий изобар за преде-
лами эксплуатационной зоны – зоны размеще-
ния добывающих скважин;

• геологические особенности залежи (раз-
ломы, зоны разуплотнения, зоны глинизации 
и т.д.) никак не влияют на распределение пла-
стового давления по залежи;

• большое количество пластов с различ-
ными начальными условиями, объединяемых 
в объект разработки, требует трудоемких вы-
числений.

Данный метод также имеет существен-
ное ограничение и в случае, если с кважина, 

в к оторой производится замер давления, 
не вскрывает всех газонасыщенных пластов за-
лежи. Замеренное пластовое давление в райо-
не такой скважины будет искаженным в резуль-
тате исключения из исследования неразрабаты-
ваемых пластов. Например, на рис. 1 показано, 
что давление в неперфорированных пластах 
выше, чем давление в перфорированном интер-
вале. Следовательно, карта изобар, построен-
ная по таким замерам, будет иметь заниженное 
давление в эксплуатационной зоне, и для вы-
полнения материального баланса текущих за-
пасов газа на карте изобар необходимо завы-
шать давление в периферийной части залежи.

Другие варианты построения карты изо-
бар – методом интерполяции для отдельных 
пластов и по трехмерной гидродинамической 
модели – также обладают недостатками, огра-
ничивающими возможности их эффективно-
го использования. Интерполяция пластово-
го давления по отдельным пластам позволяет 
оценить давление по каждому из них. По срав-
нению с построением карты изобар в целом 

Рис. 1. Распределение пластового давления на разрезе по линии скв. 24601–20203 
Ямбургского нефтегазоконденсатного месторождения (НГКМ)

7
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по о бъекту разработки данный метод картопо-
строения не имеет погрешности при неполном 
вскрытии разреза скважинами, благодаря чему 
не искажает распределения запасов по залежи, 
однако не учитывает геологических особенно-
стей объекта, таких как наличие экранирующих 
разломов, зон глинизации и т.д. Кроме того, ме-
тод не учитывает различной степени выработ-
ки запасов по пластам. Информативность такой 
карты изобар будет сильно зависеть от количе-
ства замеров, приходящихся на конкретный 
пласт, и в случае неравномерного распределе-
ния интервалов вскрытия по залежи возника-
ет дополнительная погрешность определения 
пластового давления.

Использование трехмерной гидродинами-
ческой модели в качестве основы построения 
карты изобар предъявляет крайне высокие тре-
бования1 к гидродинамической модели, в со-
ответствии с которыми погрешность т ренда 

1 См. Временный регламент оценки качества 
и приемки трехмерных цифровых геолого-
гидродинамических моделей, представляемых 
пользователями недр в составе технических проектов 
разработки месторождений углеводородного сырья 
на рассмотрение ЦКР Роснедр по УВС / протокол 
ЦКР Роснедр по УВС от 19.04.2012 № 5370.

по п ластовому давлению может составлять 
до 25 %. Для корректного построения карты изо-
бар по гидродинамической модели погрешность 
пластового давления не должна превышать двух 
бар, что составляет менее 1…2 % от начального 
пластового давления для большинства залежей. 
Повышение точности определения пластового 
давления до значений, близких к замерам пла-
стового давления по скважинам, приведет к зна-
чительному увеличению времени адаптации ги-
дродинамических моделей.

Для устранения недостатков рассмотрен-
ных методов картопостроения предлагается 
использовать совмещенный метод, позволяю-
щий сохранить распределение выработки за-
пасов по пластам, полученное в гидродина-
мической модели, и при этом добиться высо-
кой сходимости значений пластового давления 
в районах размещения скважин. Суть предла-
гаемой методики заключается в использовании 
средств трехмерного петрофизического моде-
лирования для совмещения замеров пластово-
го давления по скважинам и трехмерного рас-
пределения пластового давления, полученного 
по результатам гидродинамического моделиро-
вания (рис. 2).

Рис. 2. Схема картопостроения совмещенным методом
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Исходные данные предварительно подготав-
ливаются для использования при трехмерном 
петрофизическом моделировании. Результаты 
измерений пластового давления в скважинах, 
пересчитанные на глубину приведения, носят 
точечный характер, поэтому для моделирования 
необходимо получить распределение пластово-
го давления вдоль интервала (интервалов) пер-
форации скважины с шагом дискретности:

TVDi

(TVDi – )
,

H P g
P P

zP
 

где TVDi – глубина вдоль интервала перфорации 
с дискретным шагом, на которую пересчитыва-
ется давление; PTVDi – значение давления в сква-
жине на глубине TVDi; P – давление в скважине 
на плоскости приведения; Hприв – глубина пло-
скости приведения; ρ – плотность газа при ат-
мосферном давлении и пластовой температуре; 
g – ускорение свободного падения; z – коэффи-
циент сверхсжимаемости газа; Pa – атмосфер-
ное давление.

Гидродинамическая модель рассчитывает-
ся по фактическим показателям добычи с уче-
том качества вскрытия, технического состо-
яния скважин, конструкции скважин и т.д. 
Результаты расчета гидродинамической моде-
ли описывают глобальное распределение дав-
ления по залежи с учетом текущего коэффици-
ента извлечения газа из пластов и геологиче-
ских особенностей их строения.

Перед построением карты изобар необ-
ходимо получить трехмерное распределение 
пластового давления по объему залежи с уче-
том имеющихся промысловых и геологиче-
ских данных. Для этого трехмерное распре-
деление пластового давления по объему зале-
жи, полученное по результатам расчета гидро-
динамической модели, корректируется локаль-
ными замерами пластового давления по сква-
жинам. Максимальные исходные и расчет-
ные (полученные в ходе моделирования) зна-
чения давлений ограничены начальным дав-
лением в пластах залежи, рассчитанным в со-
ответствии с подсчетом запасов, минималь-
ные значения – замерами пластового давле-
ния по скважинным данным. Итог моделиро-
вания – трехмерное распределение пластового 
давления по объему залежи, соответствующее 
материальному балансу, рассчитанному на те-
кущие запасы, а также фактическим з амерам 

п ластового д авления по скважинам. Эти дан-
ные могут быть использованы для расчетов 
энергетического состояния залежи, построе-
ния карт изобар по выбранному пласту либо 
по группе пластов, а также для построения раз-
резов произвольного профиля и оценки распре-
деления пластового давления в межскважин-
ном пространстве по залежи в целом.

Данная методика апробирована на неоком-
ском продуктивном комплексе Ямбургского 
НГКМ, в пределах которого выделено два экс-
плуатационных объекта. Первый объект состо-
ит из трех пластов, 88 % запасов газа приходят-
ся на пласт БУ1

3, на этот же пласт приходится 
и бо́льшая часть добычи, поэтому данный объ-
ект не представляет интереса для опробования 
методики расчета пластового давления по пла-
стам. Второй эксплуатационный объект состо-
ит из 14 пластов. Помимо этого, пласты ослож-
нены дизъюнктивными дислокациями и лито-
логическими экранами, поэтому на 14 пластов 
приходится 38 отдельных залежей, не имею-
щих гидродинамической связи друг с другом 
(табл. 1). При оценке давления по 2-му эксплу-
атационному объекту неокомского продуктив-
ного комплекса Ямбургского НГКМ необходи-
мо учесть следующие факторы:

• сложное геологическое строение залежи;

Таблица 1
Второй эксплуатационный объект 

неокомского продуктивного комплекса 
Ямбургского НГКМ

№ Пласт
Распределение
геологических
запасов газа, %

Количество 
залежей

1 БУ6
1 0,72 1

2 БУ6
2 0,67 6

3 БУ6
3 5,11 3

4 БУ7 0,36 1
5 БУ8

0 2,08 1
6 БУ8

01 7,97 2
7 БУ8

02 0,26 6
8 БУ8

1 23,89 1
9 БУ8

2 13,43 3
10 БУ8

3 26,03 3
11 БУ9

0 3,71 1
12 БУ9

1 11,49 6
13 БУ9

1-1 1,90 2
14 БУ9

2 2,39 2
Итого 14 пластов 100 38
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• различные начальные условия по за-
лежам (начальное давление, составы газа, 
PVT2-свойства и т.д.);

• различное количество скважин, эксплуа-
тирующих пласты;

• вскрытие нескольких пластов бо́льшей 
частью скважин;

• неравномерность степени выработки за-
пасов по пластам и залежам.

Анализ карт, построенных методом интер-
поляции замеров и согласно предлагаемой ме-
тодике, показывает большое влияние измен-
чивости ФЕС по латерали, а также геологиче-
ских особенностей залежи на р аспределение 

2 PVT – акроним от англ. pressure, volume, temperature 
(давление, объем, температура).

п ластового давления на карте, построенной 
по предложенной методике, и практически пол-
ное отсутствие такого влияния на карте, постро-
енной стандартным методом (рис. 3, 4). Среднее 
давление, определенное по карте, построенной 
стандартным методом, составляет 259,14 бар, 
по карте же, построенной предложенным ме-
тодом, – 253,54 бар; при этом по эксплуата-
ционной зоне пластовое давление составляет 
197,24 и 227,69 бар соответственно, а по пери-
ферийной части залежи – 307,51 и 297,55 бар 
соответственно. Сопоставляя два метода кар-
топостроения, можно отметить, что разница 
пластовых давлений в целом по залежи рав-
на 5,6 бар, а по эксплуатационной зоне пре-
вышает 30 бар. Несмотря на незначительное 
расхождение значений пластового давления 

Рис. 3. Карта изобар, построенная методом интерполяции в плоскости
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в ц елом по залежи, заниженное пластовое дав-
ление в эксплуатационной зоне при построе-
нии карты методом интерполяции значений де-
монстрирует эффект, связанный с отсутствием 
вскрытия каждой скважиной всех пластов 2-го 
эксплуатационного объекта, что и вызывает до-
полнительную погрешность при построении 
карты изобар этим методом.

Еще одной демонстрацией преимуществ 
предложенной методики картопостроения мо-
жет служить сопоставление расчетных зна-
чений пластового давления на участке стро-
ительства новых эксплуатационных сква-
жин при расширении эксплуатационной зоны, 
где отсутствовали замеры пластового давле-
ния, с пластовыми давлениями, измеренны-
ми в этих скважинах по завершении бурения. 

Южнее эксплуатационной зоны построены ку-
сты 131, 132, 133, 134 газоконденсатных сква-
жин, запланированные в рамках проекта раз-
работки для расширения эксплуатационной 
зоны по пластам БУ8

1 и БУ8
2. При прогнозиро-

вании пластового давления в этой зоне с по-
мощью карт, построенных методом интерпо-
ляции, давление в зоне строительства скважин 
оказалось заниженным по сравнению с фак-
тическими данными, полученными по резуль-
татам исследования скв. 13304, 13303, 13302. 
Данная ситуация вызвана непроницаемым раз-
ломом в пластах БУ8

2 и БУ8
3 (рис. 5), который 

препятствует активному дренированию запа-
сов газа в данной области, однако по пласту 
БУ8

1 данный разлом является проницаемым. 
На карте (см. рис. 5в) отчетливо видны воронки 

Рис. 4. Карта изобар, построенная совмещенным методом
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в округ вновь п робуренных скважин. Причина 
некорректного отображения в существенных 
погрешностях, допущенных при перестрое-
нии карты за предыдущий отчетный период. 
В результате картина распределения давления 
в зоне новых скважин на карте изобар, постро-
енной путем интерполяции замеров пластово-
го давления в плоскости приведения, оказыва-
ется нефизичной.

Полученные карты и трехмерное распреде-
ление пластового давления по объему залежи 
могут быть использованы не только для ана-
лиза текущего состояния разработки, но и для 
оценки качества применяемой гидродинами-
ческой модели. Так, применяемая гидродина-
мическая модель оценена по разнице расчет-
ных значений давления по модели и получен-
ному распределению давлений как в целом 

по г азонасыщенной части пласта, так и по экс-
плуатационной и периферийной зонам (табл. 2). 
Максимальная разница пластовых давлений 
наблюдается по пласту БУ9

0 и равна 5 % в экс-
плуатационной зоне и 4,1 % в целом по пласту. 
Данная информация в дальнейшем будет учте-
на при адаптации гидродинамической модели, 
но на результат картопостроения не окажет су-
щественного влияния, поскольку запасы, при-
ходящиеся на данный пласт, составляют 3,7 % 
от общих запасов газа.

***
Таким образом, предложена методи-

ка построения карты изобар многопласто-
вых объектов разработки НГКМ посред-
ством корректировки распределения пластово-
го давления по объему залежи, р ассчитанного 

Рис. 5. Участок Ямбургского месторождения в районе кустов 131, 132, 133, 134.
Карты изобар, бар, построены: а – по пласту БУ8

1 совмещенным методом; б – по пласту 
БУ8

2 совмещенным методом; в – по 2-му эксплуатационному объекту методом интерполяции
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по а ктуальной адаптированной гидродинами-
ческой модели. Методика позволяет получить 
детальную информацию о давлении в любой 
точке многопластового объекта разработки. 
Рассчитанное давление соответствует матери-
альному балансу объекта, а также текущим за-
мерам пластового давления в скважинах.

Преимущества представленной методики 
картопостроения в сравнении со стандартными 
методиками интерполяции наглядно продемон-
стрированы на примере измерения пластового 
давления в новых газоконденсатных скважи-
нах при расширении эксплуатационной зоны 
по пластам БУ8

1 и БУ8
2 Ямбургского НГКМ. 

Использование методики особенно актуально 
для залежей, имеющих сложное геологическое 
строение и длительную историю разработки.
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Таблица 2
Оценка качества гидродинамической модели второго эксплуатационного объекта

неокомского продуктивного комплекса Ямбургского НГКМ

Пласт

Давление
пласт в целом эксплуатационная зона периферийная зона

гидроди-
намиче-
ская мо-
дель, бар

итоговое 
распре-
деление, 
бар

расхожде-
ние, %

гидроди-
намиче-
ская мо-
дель, бар

итоговое 
распре-
деление, 
бар

расхожде-
ние, %

гидроди-
намиче-
ская мо-
дель, бар

итоговое 
распре-
деление, 
бар

расхожде-
ние, %

БУ6
1 218,456 212,995 2,56 216,26 209,899 3,03 231,53 231,432 0,04

БУ6
2 287,025 285,889 0,40 231,842 228,637 1,40 311,916 311,713 0,07

БУ6
3 279,076 279,254 –0,06 238,62 239,485 –0,36 308,659 308,335 0,11

БУ7 134,37 138,563 –3,03 133,779 138,002 –3,06 305,925 301,418 1,50
БУ8

0 278,901 273,687 1,91 266,443 260,137 2,42 318,902 317,193 0,54
БУ8

01 284,102 281,538 0,91 255,641 250,309 2,13 309,004 308,861 0,05
БУ8

02 283,277 279,888 1,21 265,908 260,866 1,93 318,295 318,24 0,02
БУ8

1 243,438 240,947 1,03 207,295 203,413 1,91 298,328 297,949 0,13
БУ8

2 209,815 213,786 –1,86 191,305 196,753 –2,77 257,537 257,703 –0,06
БУ8

3 227,417 225,68 0,77 195,014 192,363 1,38 283,914 283,77 0,05
БУ9

0 216,403 207,743 4,17 214,881 204,541 5,06 224,071 223,867 0,09
БУ9

1 331,77 330,286 0,45 330,822 328,782 0,62 334,151 334,064 0,03
БУ9

1-1 342,383 342,166 0,06 342,058 341,949 0,03 342,764 342,419 0,10
БУ9

2 347,503 346,899 0,17 347,239 346,82 0,12 348,628 347,237 0,40
Итого 255,082 253,537 0,61 229,98 227,688 1,01 297,824 297,551 0,09

Constructing maps of isobaric curves for multilayer deposits
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Abstract. A new procedure for mapping isobars of a multilayer object within an oil-gas-condensate fi eld is suggested. 
It supposes a special algorithm for correction of a 3D distribution of the pore-pressure values calculated according 
to an actual hydrodynamic model by correspondent data of instrumental well measurements. 

Necessity to implement some new mapping pattern was called forth by serious errors in determination of pore 
pressures using isobar maps which were constructed by interpolation of 2D local pore pressure measurements over 
a whole fi eld facility. Mapping isobaric curves for each separate layer is a quite complicated task, as wells are used 
to expose several layers simultaneously, and the layers won in the neighbor wells could have unalike permeability 
and porosity properties and, as a consequence, different degrees of depletion.

The new procedure affords detailed information on pressure in any point of any layer within a fi eld being 
developed, and correction of gas extraction by wells and layers. Calculated pressure values correspond to a current 
balance of a deposit and current measurements of pore pressure.

Advantages of the suggested isobar mapping procedure in comparison with the standard interpolation methods 
are clearly demonstrated on example of pore pressure determination in a zone of construction of the new clusters 
of the gas-condensate wells at Yamburg oil-gas-condensate fi eld. Common methods gave big errors in pore pressure 
values. By combining results of pressure measurement in the wells with the data of hydrodynamic simulation, the 
suggested procedure and severely rises accuracy of distribution of this technological characteristic all over the 
object being developed. Application of this method is especially topical for the deposits with complicated geological 
structure and long history of development.

Keywords: multilayer object, simulation and monitoring of fi eld development, pore pressure, map of isobaric 
curves.
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Отражение последствий неравномерного ввода 
в эксплуатацию площадей многокупольных залежей 
на накопленных показателях разработки

А.В. Коваленко1*, В.В. Моисеев1, И.И. Байдин1, М.А. Казанцев2

1 ООО «Газпром добыча Надым», Российская Федерация, 629736, ЯНАО, г. Надым,

ул. Пионерская, д. 14
2 Тюменский филиал ООО «Газпром проектирование», Российская Федерация, 625019,

г. Тюмень, ул. Воровского, д. 2

* E-mail: kovalenko.alexandr.geo@mail.com

Тезисы. В статье по материалам наблюдений, накопленным за весь период разработки газовых за-

лежей, квалифицированы проблемы поэтапного освоения соответствующих уникальных месторож-

дений. Авторами выполнен краткий анализ разработки многокупольных газовых залежей Западной 

Сибири, ввод которых в эксплуатацию по различным причинам происходил с временны́м отрывом 

до 15 лет. Дана качественная оценка последствий неравномерного ввода площадей.

На примере двухкупольной газовой залежи одного из месторождений Западной Сибири с ис-

пользованием геолого-технологической модели рассчитаны технологические показатели для че-

тырех сценариев разработки залежи: с одновременным вводом всех площадей в эксплуатацию 

и со смещением ввода 2-й площади на 5, 10 и 15 лет относительно 1-й площади.

Анализ расчетных прогнозных показателей разработки свидетельствует, что с увеличением вре-

менного лага между вводом площадей одной многокупольной залежи снижается конечный коэф-

фициент извлечения газа. Сделан вывод о том, что с точки зрения разработки многокупольных га-

зовых залежей более эффективно вводить в эксплуатацию площади последовательно, без значи-

тельного перерыва.

Современная газовая промышленность России занимает лидирующие позиции 
по объемам реализуемой товарной продукции на мировом рынке. Для сохранения 
и дальнейшего наращивания добычи необходимо рационально подходить к эксплуа-
тации разрабатываемых и освоению открываемых залежей углеводородов. Основной 
объем природного газа, добываемого в России, приурочен к сеноманским газовым 
залежам Западной Сибири, большинство из которых введены в эксплуатацию более 
15 лет назад и находятся на стадии падающей добычи. С учетом этого приоритетной 
становится задача освоения новых уникальных месторождений, разработка которых 
требует реализации мегапроектов, позволяющих добиться максимальной эффектив-
ности в сложных условиях. Тем не менее предварительно необходимо консолидиро-
вать весь имеющийся отечественный и мировой опыт, выработав решения, учитыва-
ющие многие ранее неконтролируемые риски [1].

Каждый этап развития газовой промышленности внес определенный вклад в под-
ходы к разработке залежей углеводородного сырья. Так, в отношении уникальных ме-
сторождений тенденция поэтапного освоения сохраняется начиная с 1960-х гг. вплоть 
до сегодняшнего дня. В СССР такая дискретность чаще всего обусловливалась требова-
нием газификации быстро растущей промышленности, в постсоветской России – нерав-
номерным финансированием проектов в связи со сложной экономической ситуацией.

Ввод газовых куполов на одном объекте разработки последовательно и без значи-
тельного разрыва во времени в целом не несет негативных последствий. Однако в ре-
альности ввод залежей в эксплуатацию по различным причинам проходит с переры-
вом до 15 лет. Такая неравномерность влечет ряд негативных последствий, в частности:

1) разность давлений по газосборной сети (ГСС) приводит к необходимости 
дросселированния на входе в установку комплексной подготовки газа по техноло-
гическим ниткам, а значит, к снижению температуры на нитке с более высокими 
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д авлениями. В результате запускается процесс 
гидратообразования, вследствие чего требуют-
ся противогидратные ингибиторы [2];

2) для дополнительного дренирования пло-
щади, обеспечивающего достижение макси-
мального коэффициента извлечения газа (КИГ) 
по месторождению, приходится назначать «пи-
ковые» технологические режимы. Это приво-
дит к повышению скорости потока газа по всей 
длине газосборной сети. Предельные скорости 
потока газа в трубопроводе создают риски эро-
зионных разрушений1;

3) увеличение темпов отбора газа для обе-
спечения максимального КИГ и уравнивания 
пластового давления приводит к образованию 
в зоне питания скважины воронки пониженно-
го давления, что является благоприятным усло-
вием для внедрения подошвенной воды и об-
воднения скважин. В таких условиях отмеча-
ется рост депрессии на пласт, провоцирующий 
разрушение призабойной зоны пласта и, как 
следствие, пескопроявление скважин.

Недропользователи вынуждены искать спо-
собы снизить негативный эффект. В частности, 
среди соответствующих мер – перераспределе-
ние отборов, дополнительное эксплуатацион-
ное бурение, а также назначение длительных 
«пиковых» технологических режимов работы 
скважин и промыслового оборудования.

Рассмотрим недостатки поэтапного вво-
да в эксплуатацию частей месторождения 

1 См. НТП 1.8-001-2004. Нормы технологического 
проектирования объектов газодобывающих 
предприятий и станций подземного хранения газа. – 
Саратов: ВНИПИгаздобыча, 2004. – 104 с.

на п римере газовой залежи одного из место-
рождений севера Западной Сибири. Залежь 
находится в разработке более 24 лет и состо-
ит из двух гидродинамически связанных пло-
щадей (участков), причем 2-я площадь введе-
на в эксплуатацию спустя 11 лет после первой, 
а запасы природного газа на ней составляют 
порядка 15 % общих запасов залежи. 

На текущий момент пластовое давление 
на 1-м участке снизилось на 77 % по срав-
нению с начальным, тогда как на 2-м – толь-
ко на 43 % (рис. 1). Такое распределение пла-
стового давления по разрезу залежи приводит 
к значительному перетоку между участками, 
а также к необходимости дросселирования 2-й 
площади, что влечет за собой потери пластовой 
энергии.

С целью оценки воздействия последствий 
неравномерного ввода в эксплуатацию площа-
дей многокупольных залежей на накопленные 
показатели разработки рассчитаны варианты 
прогнозных технологических показателей раз-
работки рассматриваемой залежи. Расчеты вы-
полнены с применением трехмерной геолого-
технологической модели, адаптированной2 
с учетом наземной инфраструктуры залежи.

Рассчитанные варианты описывают четыре 
сценария разработки залежи. Первый вариант 
предусматривает одновременный ввод в экс-
плуатацию всех площадей залежи. Каждый по-
следующий вариант подразумевает смещение 

2 См. РД 153-39.0-047-00. Регламент по созданию 
постоянно действующих геолого-технологических 
моделей нефтяных и газонефтяных месторождений. – 
М., 2000.

Рис. 1. Темп падения пластового давления на участках залежи
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ввода 2-й площади на более поздний срок с ша-
гом 5 лет относительно предыдущего варианта 
(таблица). Накопленные технологические по-
казатели по изученным вариантам сопоставле-
ны на рис. 2 (см. также таблицу).

В зависимости от срока ввода 2-й площади 
в эксплуатацию варьируется период постоянных 
отборов из залежи (см. таблицу). Так, при одно-
временном вводе площадей он будет составлять 
15 лет, при смещении срока ввода второй пло-
щади на 15 лет период сократится до 1 года.

Наибольшие накопленная добыча и КИГ, 
соответственно, к концу рассматриваемого пе-
риода наблюдаются при выборе варианта 1 
(см. таблицу). Стоит отметить, что в зависи-
мости от смещения даты ввода в эксплуатацию 
2-й площади КИГ снижается. Данные табли-
цы показывают, что разница в КИГ между 1-м 
и 4-м вариантами составляет 1,87 %. Это мо-
жет быть обусловлено, во-первых, с нижением 

э нергетической характеристики залежи и, во-
вторых, преждевременным обводнением зале-
жи и защемлением запасов газа. Также выявле-
но, что чем ближе даты ввода обоих участков 
в эксплуатацию, тем меньше перепад пласто-
вых давлений между участками (см. нижнюю 
строчку таблицы). Причина в том, что наличие 
перетока газа между участками сокращает по-
тери энергетической характеристики залежи.

***
Таким образом, можно резюмировать, что 

временно́е отставание при вводе в эксплуата-
цию разных участков многокупольной залежи 
порождает ряд технологических проблем, свя-
занных с уравниванием давления в ГСС, дрос-
селированием и, соответственно, гидратообра-
зованием. С другой стороны, назначение дли-
тельных «пиковых» технологических режимов 
на площади с бо́льшим пластовым давлением 

Варианты ввода участков рассматриваемой залежи в эксплуатацию
Вариант 1 2 3 4

Порядковый номер 
года ввода участка 
в эксплуатацию

1-й участок 1-й

2-й участок 1-й 6-й 11-й 16-й

Период постоянных отборов, лет 15 10 6 1
КИГ, % 94,17 93,90 93,28 92,30
Падение текущего 
пластового давления 
относительно началь-
ного значения, %

1-й участок 9,08 9,25 9,47 9,71

2-й участок 16,81 17,58 18,75 21,00

Разность относительных перепа-
дов пластового давления на 2-м 
и 1-м участках, %

16,81 – 9,08 = 
= 7,73

17,58 – 9,25 = 
= 8,33

18,75 – 9,47 = 
= 9,28

21 – 9,71 = 
= 11,29

Рис. 2. Динамика КИГ для вариантов ввода участков залежи в эксплуатацию
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с целью уравнивания давления между площадя-
ми приводит к росту депрессии на пласт, раз-
рушению призабойной зоны, особенно в слабо-
устойчивых коллекторах, и, как следствие, пе-
скопроявлению скважин, значительно повыша-
ющему риск эрозионного износа устьевого обо-
рудования и системы сбора скважинной про-
дукции. Увеличение отборов за счет длитель-
ных «пиковых» технологических режимов об-
условливает образование в зоне дренирования 
скважин воронки пониженного давления, про-
воцирующей внедрение в скважину подошвен-
ной воды и ее обводнение. Чтобы расширить 
охват дренированием и повысить КИГ, необхо-
димо бурить дополнительные эксплуатацион-
ные скважины, что позволит значительно сни-
зить давление на площади с большим пласто-
вым давлением. Такие добавочные затраты сни-
жают рентабельность извлечения продукции.

В целом отмеченные явления стано-
вятся фактором роста объемов необратимо 

з ащемляемых запасов газа. Сокращение нега-
тивных влияний на разработку месторождения 
приведет к более стабильной работе как зале-
жи, так и всего промысла.

Следует сделать вывод о том, что в услови-
ях ввода в эксплуатацию новых газовых про-
мыслов многокупольных объектов для полу-
чения максимального КИГ необходимо учи-
тывать опыт эксплуатации месторождений, 
перешедших к поздней стадии разработки. 
Начинать разработку месторождений необ-
ходимо на всех участках залежи одновремен-
но либо по возможности свести до минимума 
разрыв сроков ввода участков. Это позволит 
учесть ранее не контролируемые риски и пре-
дотвратить н егативные последствия. Такой, 
более рациональный, подход позволит прод-
лить период постоянных отборов и увеличить 
конечный КИГ, что в целом подтверждается 
результатами геолого-технологического моде-
лирования.

On the effect of serial commissioning of a multi-dome reservoir given to the cumulative 
production indices

A.V. Kovalenko1*, V.V. Moiseyev1, I.I. Baydin1, M.A. Kazantsev2
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Russian Federation
2 Tyumen subsidiary of Gazprom Proyektirovaniye LLC, Bld. 2, Vorovskogo street, Tyumen, 625019, 
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Abstract. The paper reveals the issues of stage-by-stage development of the unique gas fi elds on example 
of a hypothetic multi-dome gas deposit of Western Siberia. The authors indicate that commonly due to various 
causes commissioning of incorporated reservoirs takes place with a time interval of up to 15 years. So, they list, 
analyze and asses correspondent negative factors infl uencing the cumulative indicators of fi eld production.

Using a 3D geological-engineering model of a two-dome deposit the technological indices in respect to fore 
scenarios of deposit development have been calculated. The named scenarios suppose simultaneous commissioning 
of both reservoir and their commissioning with a time lag of 5, 10 or 15 years correspondingly.

The analysis of the calculated forecasted indicators shows that increase of time period between commissioning 
of the reservoirs within a multi-dome deposit causes reduction of fi nal gas recovery factor. The authors concluded 
that the most effi cient approach here is the sequenced commissioning without a signifi cant time lag.
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Анализ проведения геолого-технических мероприятий 
в условиях падающей добычи на примере 
месторождения Надым-Пур-Тазовского региона 
Западной Сибири
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Тезисы. На примере сеноманской залежи месторождения Надым-Пур-Тазовского региона Западной 

Сибири проанализированы геолого-технические мероприятия (ГТМ) по повышению газоотдачи пла-

ста, широко применяемые в условиях падающей добычи газа для поддержания планируемых объ-

емов добычи. Дана оценка технико-экономической эффективности каждого вида ГТМ в отдельно-

сти. По основным критериям экономической эффективности выделены наиболее эффективные ме-

роприятия.

В условиях изменения характеристик минерально-сырьевой базы в традицион-
ных районах добычи углеводородов (УВ) требование гарантированного энергообе-
спечения формирует новые приоритеты в политике недропользования. Важнейшей 
задачей становится эффективная разработка месторождений [1].

В современных условиях обеспечение планируемых объемов добычи УВ-сырья 
газодобывающими предприятиями возможно либо за счет интенсификации добычи 
газа на высокопродуктивных объектах месторождений (характеризующихся падаю-
щими объемами добываемых УВ, прогрессирующей обводненностью, резким сниже-
нием дебитов скважин) либо за счет ввода новых низкопродуктивных и неоднород-
ных пластов.

Освоение новых объектов газодобычи сопряжено с необходимостью значитель-
ных инвестиций в разведку, бурение и обустройство месторождений, причем эффек-
тивность капитальных вложений, как правило, низкая в связи с вводом малопродук-
тивных и трудноизвлекаемых запасов. Качественная эксплуатация скважин в слож-
ных геолого-промысловых условиях является ключевой проблемой в системе разра-
ботки УВ-залежей, особенно на поздней стадии.

На месторождениях Западной Сибири, находящихся в завершающей стадии раз-
работки, сохраняется высокий баланс остаточных запасов. Для максимального извле-
чения остаточных трудноизвлекаемых запасов газодобывающие компании использу-
ют различные методы повышения газоотдачи пластов, в том числе технологии капи-
тального ремонта скважин и интенсификации добычи УВ, многие из которых по раз-
личным причинам были разово применены на месторождениях.

Одним из основных инструментов управления производственно-ресурсным по-
тенциалом газодобывающего предприятия на поздней стадии разработки является 
программа геолого-технических мероприятий (ГТМ), которая должна характеризо-
ваться приемлемой технологической и экономической эффективностью и соответ-
ствовать стратегическим целям газодобывающего предприятия.

В период с 2014 по 2017 г. на газодобывающем предприятии Надым-Пур-
Тазовского региона Западной Сибири осуществлены следующие ГТМ:

• извлечение подземного оборудования (ПО), ревизия насосно-компрессорных 
труб (НКТ), водоизоляция, интенсификация;

• извлечение ПО, ревизия НКТ, интенсификация; 



18 Научно-технический сборник · ВЕСТИ ГАЗОВОЙ НАУКИ

№ 1 (33) / 2018

• очистка забоя и ствола скважины от по-
сторонних предметов, исследование техниче-
ского состояния;

• промывка песчаной пробки, интенсифи-
кация, промыслово-геофизические исследова-
ния (ПГИ);

• зарезка (забуривание) бокового ствола 
(ЗБС);

• эксплуатация скважин по концентриче-
ским лифтовым колоннам (КЛК).

За счет перечисленных мероприятий 
в 2014–2017 гг. обеспечена дополнительная до-
быча природного газа (рисунок). Анализ струк-
туры дополнительной добычи природного газа 
в 2014 г. показал, что наибольшие удельные 
веса – 36 и 54,6 % – приходятся на 1-е и 4-е ГТМ 
соответственно (см. перечень). В 2015 г. все 
проведенные ГТМ (1-, 4- и 2-е) распределились 
приблизительно в равных долях – 29,5; 31,0 
и 39,5 % соответственно. В 2016 г. н аиболее ве-
сомыми оказались 4-е (47,9 %) и 2-е (33,7 %) 
ГТМ. В 2017 г. наибольшие приросты добы-
чи газа обеспечили 6-е (55,8 %) и 4-е (26,3 %) 
ГТМ. Остальные технологии распределились 
следующим образом: 2-е ГТМ – 14,3 %; 3-е – 
2,5 %; 5-е – 1,1 %.

Применяемые технологии характеризу-
ются различным влиянием на совокупные 

технико-экономические показатели. Основным 
критерием эффективности ГТМ служит до-
стигнутый в ходе его проведения экономиче-
ский эффект. Экономическая оценка ГТМ про-
изводится с использованием таких основных 
показателей эффективности, как дисконтиро-
ванный денежный поток и индекс доходности 
дисконтированных затрат1 (ИДДЗ) [2].

Так, на газодобывающем предприятии 
Надым-Пур-Тазовского региона эффектив-
ность отдельных видов ГТМ оценивалась пу-
тем сопоставления распределенных во време-
ни денежных поступлений (притоков) и рас-
ходов (оттоков), связанных с их проведени-
ем и добычей товарной продукции, и опреде-
лялась как разница между двумя чистыми де-
нежными потоками: 1) при условии проведе-
ния ГТМ; 2) при условии отказа от проведе-
ния ГТМ. Удельные показатели экономической 
эффективности применения различных ГТМ 
представлены в таблице.

1 См. Методические рекомендации по оценке 
эффективности инвестиционных проектов / 
утв. Министерством экономики РФ, Министерством 
финансов РФ, Государственным комитетом 
РФ по строительной, архитектурной и жилищной 
политике № ВК 477 от 21.06.1999. – 2-я ред.; 
см. также Налоговый кодекс РФ. Ч. 2 (с учетом 
изменений, вступивших в силу с 01.01.2017).

Структура дополнительной добычи природного газа за период 2014–2017 гг.
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Анализа эффективности ГТМ показал, что 
большинство рассмотренных технологий дали 
положительный эффект. По широко используе-
мым технологиям (1-, 3- и 4-е ГТМ) ИДДЗ сос-
тавил 1,31…1,88 (см. табл.), т.е. эффект от вы-
шеперечисленных мероприятий в 1,3…1,8 раза 
превышает затраты на их проведение. Меньший 
единицы ИДДЗ (например, 0,82 по 5-му ГТМ) 
свидетельствует об экономической неэффек-
тивности проведенного мероприятия. Одной 
из самых эффективных в данном случае явля-
ется технология эксплуатации скважин по КЛК 
(ИДДЗ составил 2,33), поэтому ее следует счи-
тать перспективной с точки зрения поддержа-
ния проектных уровней добычи газа на поздней 
стадии разработки сеноманских залежей место-
рождений Надым-Пур-Тазовского региона.

***
Таким образом, универсальных методов 

увеличения газоотдачи пластов в настоящее 
время не существует вследствие индивиду-
альных природных геолого-физических усло-
вий залежи УВ. Каждый метод имеет свою 
область применения для конкретных геолого-

промысловых условий, а объемы их примене-
ния ограничены строением залежей, состояни-
ем фонда скважин и др.

В условиях аномально низких пластовых 
давлений, характерных для большинства се-
номанских залежей месторождений Западной 
Сибири, не все разработанные технологии ра-
ботоспособны, поэтому существует объектив-
ная необходимость разработки новых мето-
дов и способов увеличения газоотдачи пластов, 
а также повышения качества проведения меро-
приятий, адаптации и доработки существую-
щих технологий.
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ГТМ (№ в перечне) ИДДЗ, 
доли ед.

Удельный дисконтированный денежный 
поток, млн руб. / млн м3

приток отток
Извлечение ПО, водоизоляция, ревизия НКТ, интенсификация (1) 1,31 3,03 2,31
Промывка песчаной пробки, интенсификация, ПГИ (4) 1,40 1,77 1,26
Очистка забоя и ствола скважины от посторонних предметов, 
исследование технического состояния (3) 1,88 0,90 0,48

Эксплуатация скважин по КЛК (6) 2,33 3,79 1,63
ЗБС (5) 0,82 1,02 1,25

Analysis of the geological-engineering measures assumed in conditions of declining 
production on example of a field in the Nadym-Pur-Taz region of Western Siberia
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Abstract. In the article a number of popular geological-engineering measures aimed at stratum gas recovery 
increase are analyzed on example of a Cenomanian fi eld deposit in the Nadym-Pur-taz region of Western Siberia. 
Such arrangements are usually being applied in conditions of declining production for provision of planned output. 
Technical-and-economic performance for each set of technologies is estimated, and the most advantageous measures 
are selected in accordance with the criteria of economic effi cacy.
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Анализ применимости повторного многостадийного 
гидроразрыва пласта в горизонтальных скважинах
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Тезисы. Нефтегазовая отрасль в последнее время столкнулась с проблемой снижения продуктивно-

сти горизонтальных скважин с нецементируемым хвостовиком в компоновке оборудования для мно-

гостадийного гидроразрыва пласта (МГРП). Число подобных скважин с каждым годом растет. Если 

в 2013 г. в ООО «Газпромнефть-Восток» был проведен один МГРП, то к настоящему моменту факти-

чески запущено по фонду 15 подобных скважин, на двух из которых был проведен кислотный МГРП. 

Соответственно, актуален поиск решений для проведения эффективных повторных стимуляций пла-

ста на существующих компоновках. Предлагается в этих целях применять химические отклонители 

(блокировка существующих трещин изолирующим составом), малогабаритные хвостовики, селек-

тивные пакеры (англ. cup-to-packer), а также технологии Spot Frac (отсечение зон двухпакерной ком-

поновкой) и «слепого» МГРП.

В настоящей статье исследованы горизонтальные скважины с нецементируемым хвостови-

ком, на которых ранее проводился МГРП. Работа выполнена в целях анализа потенциально возмож-

ных методов повторной стимуляции скважин с МГРП, выбора подходящей методики для апробации, 

подбора скважин-кандидатов в периметре деятельности компании, а также расчета прироста деби-

та. В связи с этим проанализирован фонд горизонтальных скважин, на которых проводился МГРП; 

и зучены существующие методики повторного МГРП; выполнены аналитические расчеты для подбо-

ра скважин-кандидатов.

Кроме того, рассмотрены результаты проведения повторного «слепого» МГРП. Так, в июле 

2017 г. в рамках поиска решений проведен «слепой» МГРП на одной из горизонтальных скважин. 

При запланированных трех стадиях по 70 т проппанта на первой стадии основного ГРП произошла 

преждевременная технологическая остановка закачки. При этом после нормализации забоя, спу-

ска установки электроцентробежного насоса и запуска скважины получен прирост добычи нефти 

4,2 т/сут. Такой результат позволяет заключить, что при правильном подборе скважин-кандидатов 

и технологической успешности повторного МГРП возможно получить еще больший прирост, чем 

в данном случае.

В последнее время нефтегазовая отрасль России столкнулась с серьезной про-
блемой падения продуктивности горизонтальных скважин, имеющих компоновки 
с н ецементируемыми хвостовиками для проведения многостадийного гидроразры-
ва пласта (ГРП). Некоторые из этих скважин – потенциальные кандидаты для интен-
сификации добычи методом повторного многостадийного ГРП. В настоящее время 
повторные ГРП широко применяются на вертикальных скважинах, и в большинстве 
случаев их эффективность доказана теоретически и практически, при этом готовых 
решений в случае повторной стимуляции горизонтальных скважин, на которых ран-
нее проводился многостадийный ГРП, нет.

Существует несколько принципиально разных подходов к проведению повтор-
ного многостадийного ГРП в горизонтальных скважинах, а именно использование:

• малогабаритного хвостовика (подразумевается спуск малогабаритной компо-
новки в горизонтальную часть ствола);

• химического отклонителя (стадии ГРП разделяются с помощью специальных 
пробок, основанных на добавке химического отклонителя в жидкость ГРП);

• пакера многократной установки (технология англ. Spot Frac), при этом устрой-
ство имеет возможность работать и в режиме гидропескоструйной перфорации, 
и в режиме ГРП;

• селективного пакера (технология англ. Cup-to-Packer);
• «слепого» многостадийного ГРП.
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Аналитический расчет дебита 
горизонтальных скважин
Для аналитического расчета потенциала гори-
зонтальных скважин с многостадийным ГРП 
применяется множество моделей. К примеру, 
Г. Гуо и У. Эванс рассматривают аналитическую 
модель притока однофазной жидкости в го-
ризонтальную скважину с системой трещин; 
эффект многофазного течения учитывается 
по фазовым проницаемостям [1]. Р.Н. Хорном 
и К.О. Теменгом получено полуаналитиче-
ское решение данной задачи методом точечно-
го источника; модель позволяет учитывать ин-
терференцию трещин и, соответственно, сни-
жение продуктивности каждой трещины [2]. 
Среди отечественных разработок можно выде-
лить методику М.М. Кабирова и Г.А. Шамаева, 
используемую для определения дебита гори-
зонтальной скважины с поперечными трещи-
нами ГРП, расположенной в полосообразном 
и анизотропном пласте [3]. На месторождени-
ях ООО «Газпромнефть-Восток» наибольшую 
сходимость теоретических расчетов с фактиче-
скими результатами показала методика Х. Ли, 
Цз. Цзя, Цз. Вэйя, основанная на методе гид-
равлических сопротивлений; расчет подразу-
мевает горизонтальную скважину, пересекае-
мую системой вертикальных трещин без учета 
притока непосредственно в ствол [4]. Согласно 
последней методике ожидаемые параметры 

по скв. 110Г Шингинского месторождения 
на июнь 2017 г. при стимуляции ее повторным 
многостадийным ГРП составили: дебит жид-
кости Qж = 47 м3/сут, обводненность W = 78 %, 
дебит нефти Qн = 8,6 т/сут (при рабочих па-
раметрах на тот же момент Qж = 6,7 м3/сут, 
W = 70,7 %, Qн = 1,7 т/сут).

Также расчет проводился в программной 
среде IHS PERFORM (рис. 1). При целевом за-
бойном давлении в 50 атмосфер ожидаемые па-
раметры составили: Qж = 51 м3/сут, W = 78 %, 
Qн = 9,3 т/сут.

«Слепой» многостадийный ГРП
С учетом ранее отфрезерованных портов ГРП, 
низкого значения Qн и высокого потенциала 
прироста скв. 110Г была выбрана для прове-
дения повторного «слепого» многостадийного 
ГРП. Названная технология выбрана с учетом 
имеющихся возможностей автономного место-
рождения. Принято решение о проведении трех 
стадий ГРП по 70 т проппанта. При этом пе-
ред каждой стадией планировалось выполнить 
серию из трех мини-ГРП для заполнения наи-
более отработанных зон и фокусировки основ-
ной работы ГРП на порт, наименее отработан-
ный за время эксплуатации скважины с начала 
разработки.

15.07.2017 проведено заполнение скважи-
ны в объеме 5 м3. Далее выполнено замеще-
ние в объеме 18 м3. По результатам анализа 
принято решение проводить мини-ГРП соглас-
но утвержденной программе: закачано 56 м3 
жидкости ГРП с 2 т проппанта фракции 20/40. 
По результатам мини-ГРП (таблица) принято 
решение провести основной ГРП по пересчи-
танной программе.

В этот же день проведен основной ГРП: 
с поверхности закачаны 47 т проппанта, из них 
в пласт размещены 37 т, в стволе скважины 
оставлены 10 т. На 54-й минуте при вхожде-
нии в пласт смеси с проппантом в концентра-
ции 636 кг/м3 произошел резкий скачок давле-
ния до 600 атм, насосы остановлены (рис. 2).

Рис. 1. Расчет потенциального 
дебита скв. 110Г после повторного 

многостадийного ГРП: индикаторная 
кривая (программное обеспечение 

IHS PERFORM)
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Вероятные причины технологической оста-
новки во время закачки основного ГРП:

1) образование разветвленной сетки мел-
ких трещин, не позволивших получить необхо-
димый раскрытый объем для размещения сме-
си с концентрацией проппанта более 630 кг/м3, 
что привело к преждевременному пересыпа-
нию интервала вхождения в пласт;

2) отфильтровывание части буферной сме-
си через сеть открытых фрак-портов и раскры-
тие в одном из портов трещины, параметры ко-
торой оказались недостаточными для размеще-
ния запланированного объема проппанта, что 
привело к преждевременному закупориванию.

Полученные результаты
В связи с невозможностью полной нормали-
зации забоя (автономное месторождение, от-
сутствие флота с гибкой НКТ) принято реше-
ние нормализовать забой силами бригады ка-
питального ремонта скважин до полного по-
глощения жидкости. В результате проведенных 
работ удалось нормализовать забой до одно-
го порта многостадийного ГРП, далее про-
извели спуск установки электроцентробеж-
ного насоса и запустили скважину в работу. 
Несмотря на получение технологической оста-
новки во время закачки основного ГРП, ис-
пользуя данную технологию, все-таки у далось 

Рис. 2. График закачки для основного ГРП: НКТ – насосно-компрессорная труба
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Рис. 3. Параметры работы скв. 110Г с начала разработки
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п ростимулировать пласт, вследствие чего 
в первый месяц (июль 2017 г.) после повторно-
го «слепого» ГРП скважина работала в следу-
ющем режиме: Qж = 26,8 м3/сут, W = 73,7 %, 
Qн = 5,9 т/сут. По истечении трех месяцев ра-
боты скважины прирост Qн держался на уровне 
4 т/сут нефти по отношению к остановочным 
параметрам (рис. 3).

***
Результат «слепого» ГРП в горизонталь-

ной скважине позволяет сделать вывод, что 
при правильном подборе скважин-кандидатов 
и технологической успешности повторного 
многостадийного ГРП возможно получить еще 
больший прирост Qн, чем в описанном случае. 
В ООО «Газпромнефть-Восток» на данный мо-
мент есть и другие скважины-кандидаты, ко-
торые прошли согласование ожидаемого при-
роста ≈ 10 т/сут. В зависимости от экономиче-
ских обстоятельств со временем планируется 
опробовать также технологии Spot Frac и Сup-
to-Packer, которые потенциально рентабельны 
при условии успешной реализации и достиже-
ния ожидаемого прироста дебита нефти.
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Analysis of multi-stage hydraulic fracturing applicability for horizontal wells

K.V. Tsivelev1*, K.V. Smirnov1, D.N. Mikhaylov1

1 Gazpromneft-Vostok LLC, Bld. 1, Estate 13a, Nakhimova street, Tomsk, Tomsk Region, 634045, 
Russian Federation
* E-mail: tsivelevkirill@mail.ru

Abstract. Last time petroleum-and-gas industry has met a challenge of performance drop in case of horizontal wells 
equipped with not-cemented liners being parts of sets for multi-stage hydraulic fracturing (MSHF). Quantity of such 
wells increases each year. In 2013, there was only one MSHF done by the Gazpromneft-Vostok LLC, but up to now 
actually 15 named wells are kicked off, and two of them by acid MSHF. So, searching solutions for arrangement 
of effi cient repeated bed stimulation using existing sets of equipment is topical. For that the following techniques are 
suggested: with a chemical diverter (blocking of cracks with an insulating mixture); with a small-scale liner; Spot 
Frac (isolation by a bipacker set); cup-to-packer; a “blind” MSHF.

This paper studies the horizontal wells with not-cemented liner where the MSHFs were carried out previously. 
The study is aimed at analysis of methods potentially possible for repeated stimulation of wells treated by MSHF, 
at selection of a technique and candidate wells appropriate for approbation, as well as at calculation of a fl ow rate 
increment. Thereby, a well stock of MSHF-treated horizontal wells and existing practices of repeated MSHF were 
analyzed; PACE (Performance Analysis by Continuous Evaluation) was carried out for selection of the candidate 
wells. 

Also, the results of a repeated “blind” MSHF were studied. In July of 2017, within the scope of studies a “blind” 
MSHF was carried out at one of horizontal wells. Three stages, each using 70 t of proppant, were planned. But during 
the fi rst stage a premature stop occurred. At that, after normalization of a bottom-hole, descending of an electric 
submersible pump and well kicking off an oil fl ow rate increment of 4.2 t per day was gotten. This result means that 
in case of right selection of wells and engineering success of the repeated MSHF the next increment could be greater.

Keywords: horizontal well, repeated multi-stage hydraulic fracturing, layout with a not-cemented liner.
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Анализ осложнений при строительстве наклонно 
направленных эксплуатационных скважин 
на месторождении Восточной Сибири

А.Г. Потапов1*, Р.А. Жирнов1, Д.И. Изосимов2, А.Г. Минко1, А.С. Чудин1, А.В. Сутырин1

1 ООО «Газпром ВНИИГАЗ», Российская Федерация, 142717, Московская обл., Ленинский р-н, 

с.п. Развилковское, пос. Развилка, Проектируемый пр-д № 5537, вл. 15, стр. 1
2 ООО «Газпром добыча Ноябрьск», Российская Федерация, 629806, ЯНАО, г. Ноябрьск, 

ул. Республики, д. 20

* E-mail: A_Potapov@vniigaz.gazprom.ru

Тезисы. Анализируются данные об осложнениях на 40 наклонно направленных скважинах, пробу-

ренных на одном из месторождений Восточной Сибири, за исключением осложнений в вертикаль-

ном интервале скважины, перекрытом кондуктором. Наибольшее количество осложнений (37,7 %) 

при бурении наклонно направленных скважин происходит при азимуте ствола, совпадающем с на-

правлением северо-восточной диагональной системы планетарной трещиноватости и максимально-

го горизонтального напряжения (30°…60°). Высокий процент осложнений (30,5 %) отмечен при бу-

рении скважин в рамках субширотной системы планетарной трещиноватости. Наименьшее количе-

ство осложнений (7,6 %) наблюдается при бурении скважины с азимутом вне систем планетарной 

трещиноватости. Вероятнее всего, возникновение большинства осложнений обусловлено недоста-

точной очисткой наклонно направленных и горизонтальных интервалов скважин, создающей усло-

вия для усиления депрессии в скважине при подъеме инструмента, что приводит к осыпям и обва-

лам породы, а также притоку пластовых флюидов.

Неполнота имеющихся в распоряжении результатов гидродинамических исследований эксплу-

атационных скважин не позволяет с достаточной объективностью оценить влияние азимута ствола 

в продуктивном горизонте на продуктивность скважины. Однако можно предположить, что при со-

вершенствовании технологии бурения горизонтальных интервалов и снижении количества ослож-

нений наиболее эффективными окажутся скважины, ориентированные в направлении диагональ-

ной северо-восточной и ортогональной субширотной (Восток – Запад) систем планетарной трещи-

новатости.

Авторами проанализированы данные об осложнениях, возникших при бурении 
40 наклонно направленных скважин на одном из месторождений Восточной Сибири, 
конструкция которых предусматривает наличие направления, кондуктора и эксплуа-
тационной колонны. На некоторых из них применена утяжеленная конструкция, ког-
да надпродуктивная толща перекрывается дополнительной промежуточной колон-
ной. Из анализа исключались осложнения, имевшие место в вертикальных интерва-
лах стволов скважин, перекрытых кондуктором. 

В табл. 1 перечислены основные виды зарегистрированных осложнений. В це-
лом все эти осложнения взаимосвязаны и обусловлены проблемой устойчивости сте-
нок ствола скважины в процессе бурения. Не исключено, что причиной большин-
ства из них стала недостаточная очистка наклонно направленных и горизонтальных 

Таблица 1
Осложнения, возникающие при бурении эксплуатационных скважин

Вид Количество случаев Доля, %
Затяжка/посадка в ходе спуско-подъемной операции (СПО) 609 90,6
Поглощение бурового раствора 28 4,2
Нефтегазопроявление 17 2,5
Обвал горных пород 14 2,1
Заклинка инструмента 4 0,6
Итого 672 100
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и нтервалов стволов, создавшая условия для 
увеличения депрессии в скважине при подъ-
еме бурильного инструмента (эффект сваби-
рования). Повышение депрессии, в свою оче-
редь, приводит к осыпям и обвалам неустойчи-
вых пород, слагающих продуктивные отложе-
ния месторождения.

Как видно (см. табл. 1), основной объ-
ем осложнений связан с посадками и затяжка-
ми инструмента при СПО. Эффективное, ра-
циональное и безаварийное ведение буровых 
работ во многом определяется тем, насколько 
правильно решены задачи управления балан-
сом давлений в скважине.

Одной из основных причин осложнений 
разного вида – обвалов горных пород, погло-
щения бурового раствора и др. – являются раз-
нонаправленные трещины в горном массиве. 
В.М. Анохиным, А.И. Тимурзиевым и други-
ми исследователями з акономерностей образо-
вания и распространения планетарной трещи-
новатости в континентальной коре Земли от-
мечается, что существует конечное число за-
кономерно ориентированных систем линей-
ных структур, образующих систему планетар-
ной трещиноватости [1, 2]. Закономерности 
сводятся к существованию четырех глав-
ных систем разрывных нарушений: 1) суб-
меридиальной – азимут (0°…180°) ± 15°; 
2) субширотной – азимут (90°…270°) ± 15°; 
3) диагональной северо-восточной – азимут 
(45°…225°) ± 15°; 4) диагональной юго-

восточной – азимут (135°…315°) ± 15° [1, 2]. 
А.И. Тимурзиевым показано, что при наложе-
нии на азимутальный круг «генеральной схемы 
проявления разрывных деформаций в земной 
коре» теоретически они образуют восемь ази-
мутальных секторов: четыре ортогональных 
и четыре диагональных [2, 3].

В соответствии со схемой А.И. Тимурзиева 
разработана табл. 2, в которой представлены 
16 азимутальных секторов, восемь из которых 
(нечетные) являются элементами четырех глав-
ных систем разрывных нарушений, а восемь 
(четные) не входят в эти системы. В табл. 2 вне-
сены данные об осложнениях при бурении экс-
плуатационных скважин в соответствии с ази-
мутами наклонно направленных интервалов.

Как видно (см. табл. 2), наибольшее количе-
ство осложнений – 221 случай (32,9 %) – попа-
ло в сектор № 3, который по азимуту (45° ± 15°) 
соответствует направлению максимального го-
ризонтального напряжения (30°…60°), опреде-
ленному путем интерпретации данных геофи-
зических исследований скважин, выполнен-
ных сотрудниками компании «Шлюмберже». 
Следует отметить, что сектор № 3 имеет пол-
ный набор всех типов осложнений, встречаю-
щихся при проводке скважин на месторожде-
нии, чего нет в других секторах. 

На втором месте по количеству осложне-
ний – 123 случая (18,3 %) – находится сектор 
№ 5 (90° ± 15°), входящий в субширотную си-
стему. Во внесистемных секторах н аблюдалось 

Таблица 2
Распределение осложнений по секторам системы глобальной трещиноватости

и внесистемным секторам

Параметр

Номер сектора (азимут)

И
то
го

1 
(0

° ±
 1

5°
)

2 
(1

5°
…

30
°)

3 
(4

5°
 ±

 1
5°

)

4 
(6

0°
…

75
°)

5 
(9

0°
 ±

 1
5°

) 

6 
(1

05
°…

12
0°

)

7 
(1

35
° ±

 1
5°

)

8 
(1

50
°…

16
5°

)

9 
(1

80
° ±

 1
5°

)

10
 (1

95
°…

21
0°

)

11
 (2

25
° ±

 1
5°

)

12
 (2

40
°…

25
5°

)

13
 (2

70
° ±

 1
5°

)

14
 (2

85
…

30
0)

15
 (3

15
° ±

 1
5°

)

16
 (3

30
°…

34
5°

)

В
ид

 о
сл
ож

не
ни
я,

 с
лу
ча
ев затяжка 34 10 196 8 114 4 32 6 24 0 30 14 75 0 56 6 609

поглощение 0 0 6 0 7 0 2 0 2 0 1 2 6 0 2 0 28

проявление 0 0 5 0 0 0 5 1 6 0 0 0 0 0 0 0 17

обвал 0 0 12 0 0 0 0 0 0 0 1 0 1 0 0 0 14

заклинка 0 0 2 0 2 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 4

итого 34 10 221 8 123 4 39 7 32 0 32 16 82 0 58 6 672

Доля в общем числе осложнений, % 5,0 1,5 32,9 1,2 18,3 0,6 5,8 1,0 4,8 0 4,8 2,4 12,2 0 8,6 0,9 100
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незначительное количество осложнений, 
и в основном это были затяжки и посадки ин-
струмента. 

В табл. 3 представлено распределение 
осложнений по четырем системам главных раз-
рывных нарушений. Видно, что основное ко-
личество осложнений наблюдалось на диаго-
нальной системе СВ – ЮЗ (37,7 %) и субши-
ротной системе В – З (30 %). В целом на четыре 
системы главных разрывных нарушений при-
ходится 621 осложнение, что составляет 92,4 % 
от общего числа инцидентов, использованных 
при анализе. Следует отметить незначительное 

количество осложнений по скважинам, пробу-
ренным вне указанных систем (см. табл.3).

Для наглядности составлена круговая диа-
грамма, по радиусу которой с шагом 5 % отло-
жена процентная доля осложнений, по окруж-
ности – азимут с началом отсчета на севере (ри-
сунок).

В табл. 4 представлены данные по ослож-
нениям при бурении скважин с дополнитель-
ной промежуточной колонной (утяжелен-
ная конструкция), перекрывающей интер-
вал ниже башмака кондуктора до продуктив-
ных отложений. За исключением двух в ерхних 

Таблица 3
Распределение осложнений по системам планетарной трещиноватости

Параметр
Система планетарной трещиноватости Внесистемные 

данные Итого
0°…180° 45°…225° 90°…270° 135°…315° Σ

Количество 
скважин

проект 3 7 10 8 28 12 40
факт 6 9 11 7 33 7 40

Осложнения
количество 
случаев 66 253 205 97 621 51 672

% 9,8 37,7 30,5 14,4 92,4 7,6 100

Диаграмма азимутальной направленности осложнений при бурении скважин
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и нтервалов скв. 3013 (1000…2200 м) и интер-
вала 1000…1600 м скв. 3014, интервалы про-
бурены в пределах секторов, принадлежа-
щих системам планетарной трещиноватости. 
Сравнение табл. 3 и 4 показывает следующее: 
несмотря на то что в табл. 4 приведены резуль-
таты по скважинам с дополнительной проме-
жуточной обсадной колонной, азимутальное 
распределение осложнений совпадает с данны-
ми табл. 3. Из общего количества осложнений 
(127 случаев) в скважинах с утяжеленной кон-
струкцией 73 осложнения (57 %) получено при 
бурении ствола в азимутальном направлении 
(45°…225°) ± 15° и 35 осложнений (27,6 %) – 
при бурении стволов в границах субширотной 
системы (90°…270°) ± 15° планетарной трещи-
новатости.

Следует отметить, что увеличение плотно-
сти бурового раствора не привело, как предпо-
лагалось, к снижению количества осложнений. 
Так, в скв. 3038 при ρ = 1,27 г/см3 в верхнем ин-
тервале кроме затяжек наблюдались газопрояв-
ления и прихват, в нижнем – множество затяжек 
и три случая газопроявления. В скв. 3061 при 
ρ = 1,29 г/см3 в верхнем интервале при азимуте 
93° получено 15 затяжек и в нижнем при азиму-
те 55° около 40 затяжек и посадок.

Таким образом, спуск дополнительной 
колонны не привел к значительному сниже-
нию количества осложнений. В то же время 

р езультаты, полученные при строительстве 
скважин с дополнительной колонной, лишний 
раз подтверждают влияние выбора азимуталь-
ного направления ствола на количество ослож-
нений, сопровождающее бурение скважины. 
В связи с этим представляет интерес наличие 
либо отсутствие связи дебитов эксплуатаци-
онных скважин с азимутальным направлением 
стволов в продуктивной толще. С одной сторо-
ны, осложнения, связанные с поглощением бу-
рового раствора, обвалом пород и неудовлетво-
рительной очисткой ствола от шлама, должны 
приводить к загрязнению коллектора и сниже-
нию продуктивности скважин, имеющих вы-
сокий процент осложнений. С другой сторо-
ны, высокий процент осложнений обусловлен 
большими значениями трещиноватости и разу-
плотненности горных пород, что должно отра-
жаться на их коллекторских свойствах.

Ранее опубликованы данные о коэффици-
ентах продуктивности скважин нефтегазово-
го месторождения, имевших азимутальные на-
правления, совпадающие и не совпадающие 
с секторами планетарной трещиноватости [3]. 
Первые скважины вскрыли эффективную тол-
щину (Hэф), в среднем равную 144 м, при этом 
имели множество объемных поглощений буро-
вого раствора. Среднее значение коэффициента 
продуктивности составило 38 м3·сут–1·МПа–1. 
Вторые не имели серьезных осложнений и при 

Таблица 4
Осложнения при бурении скважин утяжеленной конструкции

Скв. Интервал, м Плотность
раствора (ρ), г/см3 Азимут, град. Количество

осложнений

2052
1000…1600 1,27 135 0
1600…2400 1,27 135 3

3013
1000…1600 1,13 298 0
1600…2200 1,13 294 0

3014
1000…1600 1,08 160 1
1600…2800 1,08 180 3

3022
1000…1600 1,08 318 7
1600…2800 1,08 328…334 0

3038
1000…1600 1,27 45 8
1600…3000 1,27 30…32 25

3050
1000…1600 1,07 266 6
1600…2400 1,07 270 0

3051
1000…1600 1,17 96 13
1600…2000 1,17 96 1

3061
1000…1600 1,29 75…93 25
1600…2600 1,29 50…55 35

Итого 127
Доля в общем числе осложнений, % 18,9
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среднем значении Hэф = 240 м характеризова-
лись средним коэффициентом продуктивности 
17 м3·сут–1·МПа–1, т.е. в два раза меньшим, чем 
в первом случае.

В табл. 5 приведены азимуты отходов 
стволов по секторам, результаты гидродина-
мических исследований (ГДИ) эксплуатаци-
онных скважин и проектные показатели при 
трех различных технологических режимах. 
Показанные скважины эксплуатируют различ-
ное количество пластов в разных сочетани-
ях, что затрудняет объективную оценку влия-
ния азимута ствола скважины на ее продуктив-
ность. Однако следует отметить скв. 2190, в ко-
торой при бурении ствола в продуктивных от-
ложениях с зенитным углом 80°…85° в преде-
лах северо-восточного сектора (45° ± 15°) воз-
никло множество осложнений и тем не менее 
фактические дебиты превысили проектные 
в среднем почти на 40 %.

Как отмечалось ранее, основной объем 
осложнений составляют затяжки и посадки 
бурового инструмента при СПО. Считается, 
что это обусловлено проблемой у стойчивости 

горных пород на стенках ствола скважины. 
Решение данной проблемы связано с тем, на-
сколько полно учитываются процессы и усло-
вия в скважине, влияющие на сохранение ба-
ланса давлений в стволе и напряжений на стен-
ках. Важным фактором является достигаемая 
степень очистки ствола от выбуренной поро-
ды при зенитном угле 65°…90°. При накопле-
нии шлама на нижней стенке просвет ствола 
сужается, и при подъеме инструмента усилива-
ется депрессия на пласты и стенки скважины 
за счет эффекта свабирования. При этом релак-
сация депрессии, даже в вертикальных сква-
жинах, может длиться от нескольких минут 
до часа и более [4]. Очевидно, что эффект воз-
действия на пласты и стенки зависит не только 
от значения депрессии, но и от продолжитель-
ности ее воздействия. В результате этого могут 
происходить обвалы пород, проявления пласто-
вого флюида другие осложнения. При спуске 
бурильного инструмента в таких условиях уси-
ливается репрессия в скважине (эффект порш-
невания), что приводит к гидроразрыву пласта 
и поглощению бурового раствора. 

Таблица 5
Результаты ГДИ эксплуатационных скважин

Скв. Сектор, 
град.

Устьевое давление 
(проект), МПа

Дебит, тыс. м3/сут
Продуктивный горизонт

(Hэф, м, по стволу)факт
(по данным ГДИ) проект

2024

30…60

10,3 111 197
Талахский (29,2);
хамакинский (46,3)10,2 111 289

9,5 139 366

2190
10,3 215 200

Хамакинский (80,0)10,2 305 200
9,4 465 309

3042
9,1 199 233 Ботуобинский (9,9);

хамакинский (133,1);
талахский (326,6)

9,5 150 350
8,7 248 380

2031 75…105
10,5 184 200

Ботуобинский (14,1);
хамакинский (97,3)10,4 200 200

9,4 335 459

2032 300…330
10,5 148 200

Хамакинский (360,8)10,4 179 200
9,4 282 466

2046 120…150
10,3 182 299

Хамакинский (36,8);
талахский (66,6)8,8 460 601

9,5 324 392

3048 255…285
10 100 100

Хамакинский (65,2);
талахский (375,2)9,4 159 277

8,8 225 350

2192 210…240
10,3 70 174

Хамакинский (162,7)9,1 250 325
9,5 204 229
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Следует отметить, что в процессе проек-
тирования скважины при зенитном угле ствола 
65°…90° сложно обеспечить необходимые зна-
чения гидростатических и гидродинамических 
нагрузок на пласт и стенки слагающих пород.

В настоящее время при бурении скважин 
практически не контролируются такие пока-
затели процесса СПО, как значение депрессии 
и время ее релаксации (восстановления гидро-
статического давления). Кроме того, в лабора-
торных условиях не контролируются вязкоу-
пругие свойства буровых растворов, влияющие 
на очистку ствола от шлама и на релаксацию 
депрессии.

***
Таким образом, можно заключить, что 

на анализируемом месторождении наибольшее 
количество осложнений (37,7 %) при бурении 
наклонно направленных скважин происходит 
при азимуте ствола, совпадающем с направле-
нием северо-восточной диагональной системы 
планетарной трещиноватости, в свою очередь, 
совпадающим с направлением максимально-
го горизонтального напряжения (30°…60°). 
Высокий процент осложнений (30,5 %) отме-
чен при бурении скважин в рамках субширот-
ной системы планетарной трещиноватости. 
Наименьшее количество осложнений (7,6 %) 

наблюдается при бурении скважин с азимутом 
вне систем планетарной трещиноватости.

Скважины с дополнительной колонной 
пока не дают основания признать опыт их стро-
ительства успешным. То же заключение можно 
сделать и о результатах использования утяже-
ленного бурового раствора.

Большинство осложнений, вероятнее все-
го, обусловлено недостаточной очисткой на-
клонно направленных и горизонтальных ин-
тервалов стволов скважин, что создает усло-
вия для роста депрессии в скважине при подъ-
еме инструмента, приводящей, в свою очередь, 
к осыпям и обвалам породы, а также притоку 
пластовых флюидов.

Проанализированные результаты ГДИ экс-
плуатационных скважин не позволяют с доста-
точной объективностью оценить влияние ази-
мута ствола в продуктивном горизонте на про-
дуктивность скважины в связи с неполнотой 
информации. Однако можно предположить, 
что при совершенствовании технологии буре-
ния наклонно направленных и горизонталь-
ных интервалов и снижении числа осложнений 
наиболее эффективными окажутся скважины, 
ориентированные в направлении диагональ-
ной (северо-восток – юго-запад) и ортогональ-
ной субширотной (восток – запад) систем пла-
нетарной трещиноватости.
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Abstract. The article is dedicated to complications in 40 controlled directional wells drilled at one of the Eastern-
Siberian accumulations. The analysis excluded complications of the well vertical spacing, blocked off by the 
conductor.

Most of complications (37.7 %) while drilling controlled directional wells occur when the azimuth of drift 
coincides with a direction of North-East diagonal system of planetary fi ssuring, which also coincides with the 
direction of maximum horizontal stress (30°…60°). High percentage of complications (30.5 %) was marked while 
drilling wells within sublatitudinal system of planetary fi ssuring. The fewest number of complications (7.6 %) was 
noted while drilling wells with the azimuth outside the system of planetary fi ssuring.

The largest number of the complications is most likely to be caused by the undertreatment of controlled 
directional and horizontal spacing of wells. That creates conditions for increase of depression in a well while a borer 
is being lifted and leads to bridges, rockslides and afterfl ows. 

The lack of comprehensive data in provided hydrodynamic studies of producing wells does not allow making 
an objective estimate of the infl uence of the azimuth of the drift in producing horizon on well delivery. However, 
authors can suppose that if the technology of the horizontal spacing drilling is developed and complications are 
reduced, the wells oriented in the direction of the diagonal North-East and orthogonal sublatitudinal East-West 
systems of planetary fi ssuring will be the most effi cient.

Keywords: well drilling, azimuth, complication, stuck pipe, loss of circulation.
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Тезисы. Работа посвящена проблеме газовыделений (грифонообразований) из интервала криолито-

зоны в приустьевой части газовых и газоконденсатных скважин при их эксплуатации. Рассмотрены 

типы присутствующих в многолетнемерзлых толщах углеводородных газов – биохимический (бо-

лотный), катагенетический (термогенный) и смешанный (биохимический + катагенетический) – 

и механизмы формирования потока внутримерзлотного газа при оттаивании многолетнемерзлых 

пород вокруг работающей скважины. Авторами исследованы уникальные в своем роде факты и ма-

териалы, касающиеся распространенности этих явлений на территории Ямбургского месторожде-

ния, и на их основе построена схема распространения газопроявлений на всей территории района 

исследования. 

В рамках исследований отобраны пробы газа грифонов и газа из межколонных пространств че-

тырех эксплуатационных газовых скважин. В статье приведены результаты определения компонент-

ного и изотопного составов углерода метана каждой из проб. Сделаны выводы о возможных причи-

нах газовыделений вокруг устьев исследуемых скважин и наличия избыточного давления в их меж-

колонных пространствах.

С самого начала освоения месторождений севера Западной Сибири на их тер-
ритории отмечались газопроявления различной интенсивности [1]. В ряде иссле-
дований [2–9] описаны многочисленные факты газопроявлений в интервале глубин 
50…600 м на территориях различных месторождений. Подобные явления часто за-
держивают проводку скважин, несут потенциальную угрозу оборудованию и персо-
налу. Известны многочисленные факты [3, 4], когда в процессе бурения газопроявле-
ния приводили к различным осложнениям, аварийным ситуациям и катастрофиче-
ским последствиям (рис. 1, 2).

Стоит заметить, что в последнее время растет интерес ученых к вопросу проис-
хождения и распространения метана в многолетнемерзлых толщах (ММТ) [10]. Чаще 
всего речь идет об изучении приповерхностного биохимического метана. Однако ре-
зультаты разбуривания ММТ свидетельствуют, что метан и остальные углеводород-
ные газы в них разного происхождения [4, 9], тогда как генезис газа обусловливает 
не только потенциальные угрозы газодобывающим предприятиям, но и возможный 
объем внутримерзлотных газовых скоплений – вероятных источников газа.

Анализ фактических данных о газопроявлениях показывает возможность нахож-
дения на территории севера Западной Сибири газовых скоплений в свободном и гид-
ратном состояниях [9, 11]. Исходя из генезиса это может быть либо местный вну-
тримерзлотный биохимический газ, либо глубинный катагенетический угольный или 
сланцевый газ, привнесенный в интервал криолитозоны [9].
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Рассмотрим типы углеводородных га-
зов, встречающихся в ММТ на территории 
Ямбургского НГКМ:

1) биохимический (болотный) газ явля-
ется основным парниковым газом, распростра-
нен на больших площадях в промерзших оса-
дочных толщах. Формируясь в результате пере-
работки бактериями (во времена оттепели) за-
хороненного органического вещества, при про-
мерзании в периоды похолоданий он образует 
скопления. В гидратном состоянии может зале-
гать как в виде крупных скоплений, так и в рас-
сеянном виде в порах мерзлых пород [4, 9, 11];

2) катагенетический (термогенный) газ. 
На территории района исследования в преде-
лах ММТ проявляется посредством разных ме-
ханизмов:

а) выделения в жидкую фазу тяжелых угле-
водородов вследствие длительного эпигенетиче-
ского промерзания нефтегазоматеринских пла-
стов и нефтегазоносных залежей, приводящего 
к доминированию метана во встречаемом газе;

б) миграции (просачиваний и перетоков) 
по проницаемым зонам и литологическим 
окнам в интервал криолитозны;

3) смешанный газ (биохимический + ка-
тагенетический). При выполнении условий 
последнего механизма образования и нако-
пления в ММТ катагенетического газа, посту-
пая в приповерхностные слои, он обязательно 
(или с большой долей вероятности) смешается 
с местным, биохимическим.

Очевидно, что газопроявления распростра-
нены по всей территории Ямбургского НГКМ 
(рис. 3) и представляют собой определенную 
угрозу обслуживанию скважин. Некоторые 
из них наблюдались в непосредственной 

б лизости от ствола скважины, другие – на рас-
стоянии нескольких метров. Первую ситуацию 
можно объяснить формированием зоны повы-
шенной проницаемости вокруг стволов работа-
ющих скважин и просачиванием газа из глуби-
ны ММТ на поверхность вдоль контакта «це-
ментное кольцо – оттаивающая порода», вто-
рую – неглубоким залеганием источника вну-
тримерзлотного газа, который также затронут 
ореолом оттаивания от работающей скважины. 
Источником таких газопроявлений может слу-
жить и внутримерзлотный газ, и катагенетиче-
ский, мигрировавший из нижележащих слоев, 
но, очевидно, что основная причина газопрояв-
лений – это оттаивание околоскважинного мас-
сива мерзлых пород и высвобождение газа, со-
держащегося в ММТ в свободной и гидратной 
формах (рис. 4).

На сегодняшний день не существует еди-
ной методики прогнозирования и изучения 
внутримерзлотных газовых скоплений, но есть 
методические наработки, которые позволяют 
хотя бы установить генезис и спрогнозировать 
распространение того или иного типа внутри-
мерзлотного газа [9, 12].

В районе Ямбургского НГКМ газопроявле-
ния из интервала криолитозоны фиксировались 
еще при разбуривании территории централь-
ной Ямбургской площади в середине 1980-х гг. 
[4], причем был установлен преимущественно 
местный, биохимический, генезис газов крио-
литозоны. На сегодняшний день большинство 
скважин эксплуатируются не одно десятилетие, 
что позволяет говорить о том, что они сформи-
ровали обширный ореол оттаивания мерзлых 
пород вокруг себя. Оттаивание должно было 
изменить п рочностные и фильтрационно-

Рис. 2. Газопроявление из надсеноманского 
разреза (глубина забоя 430 м) 

при бурении разведочной скважины 
на Ямбургском НГКМ [9]

Рис. 1. Газопроявление при бурении
скв. 62-П-2 с глубины 

64 м на Бованенковском 
нефтегазоконденсатном месторождении 

(НГКМ) [4]
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емкостные параметры пород и могло приве-
сти к просачиванию сквозь интервал криоли-
тозоны катагенетического (более глубинно-
го) газа из верхних продуктивных горизонтов. 
Определить это возможно по изотопному со-
ставу углерода метана (δ13С) и компонентному 
соотношению С1/(С2+С3) [13], так как по этим 
параметрам каждый газоносный горизонт име-
ет свои уникальные сигнатуры.

Исследование распространения заколон-
ных газопроявлений проводились в весенне-
летний период: по причине таяния снега и за-
полнения водой воронок вокруг устьев скважин 
в них наблюдались выходы газа на п оверхность 

(рис. 5). Видно (см. красные контуры на фото-
графиях), что газопроявления фиксируются 
как вокруг кондуктора, так и на удалении в не-
скольких метрах от устья. Это может быть свя-
зано с просачиванием газа вдоль контакта «це-
ментное кольцо – талая порода» (приколонные 
газопроявления) и с просачиванием газа из от-
таявших пород в ореолах оттаивания на некото-
ром расстоянии от ствола скважины (отдален-
ные газопроявления) [14].

С.А. Леоновым [9] описаны возможные 
причины и источники заколонных газопрояв-
лений, но для точного их определения необ-
ходим лабораторный анализ компонентного 

Рис. 3. Схема распространения зафиксированных газопроявлений (грифонов) 
на приустьевых участках скважин Ямбургского месторождения ([11] с изменениями)
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и и зотопного состава углеводородов газа гри-
фонов. Так, на кафедре геологии и геохимии го-
рючих ископаемых геологического факультета 
МГУ им. М.В. Ломоносова проведено определе-
ние изотопного (таблица) и компонентного со-
ставов (рис. 6) четырех газовых проб из около-
устьевых грифонов и сравнительных проб газа 
из межколонного пространства газовых скважин 
[14]. Компонентный (молекулярный) состав газа 
характеризовался отношением содержания ме-
тана к суммарному содержанию этана и про-
пана. На диаграмму Бернарда δ13С – С1/(С2+С3) 
были нанесены примерные области известных 
из печатных источников компонентных соста-
вов биохимического [9], сеноманского и валан-
жинского [15] газов (см. рис. 6).

Согласно рис. 6 результаты определения 
изотопного состава газа из грифонов на скв. 1 
и 2 соответствуют внутримерзлотному био-
химическому газу (как это и наблюдалось при 
первых исследованиях газопроявлений на тер-
ритории месторождения) [7, 8]. Однако изотоп-
ный состав углерода метана из заколонных га-
зопроявлений на скв. 3 и 4 соответствует се-
номанскому или туронскому газу [14], что по-
зволяет заключить, что речь идет о просачи-
вании глубинного (катагенетического) газа 
сквозь оттаявший контур мерзлых пород во-
круг работающих эксплуатационных скважин. 

Его в ероятные источники – сеноман, турон или 
вышележащие породы нижнего палеогена, где 
газ идентичен сеноманскому, но может залегать 
в гидратной форме [6].

Что касается газа из межколонного про-
странства, то в скв. 2 и 4 его состав соответ-
ствует сеноманскому (δ13С равняется –51,5 
и –50,5 соответственно). Проба из скв. 3 ока-
залась непредставительной, а в межколонном 
пространстве скв. 1 отсутствовало давление. 
Стоит также отметить, что во всех пробах ком-
понентный состав газа преимущественно мета-
новый (> 97 %). Проявления из межколонного 
пространства могут быть обусловлены негер-
метичностью следующих элементов конструк-
ции скважины:

• устьевой обвязки, эксплуатационной ко-
лонны (ЭК) (пропуски в резьбовых соедине-
ния, муфтах ступенчатого цементирования, 
наличие коррозионных или механических по-
вреждений) – миграция из затрубного про-
странства;

• цементного кольца за ЭК – миграция 
из продуктивного пласта и вышележащих газо-
носных горизонтов;

• кондуктора колонны, цементного кольца 
за кондуктором – миграция газа из надсеноман-
ских газо- и гидратоносных горизонтов.

Полученные результаты обеспечивают ме-
тодическую основу последующих исследова-
ний скважин с заколонными газовыделениями. 
Задача – установить критерии определения, 
в каком случае это малоизученное природное 
явление – внутримерзлотный газ [16], а в ка-
ком более глубинный газ (турон, тибейсалин-
ская свита, сеноман/валанжин). Результаты та-
ких исследований в дальнейшем позволят раз-
работать рекомендации по прогнозированию 
вероятности газопроявлений на вводимых ме-
сторождениях (например, в акваториях Обской 
и Тазовской губ, Гыданском п-ове, месторож-
дениях Парусовой группы), а также ныне дей-
ствующих участках и месторождениях и, к роме 
того, выработать меры безопасности бурового 
и обслуживающего персонала.

Вместе с тем следует подчеркнуть, что ге-
незис и распространение внутримерзлотных 
газовых и газ-газогидратных залежей в раз-
резе ММТ необходимо изучать для прогноза 
и устранения следующих явлений [3]:

• внезапных выбросов при бурении 
поисково-оценочных, разведочных, эксплуата-
ционных скважин;

Рис. 4. Схема формирования потока 
внутримерзлотного газа при оттаивании ММТ 

вокруг работающей скважины [11]
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Рис. 5. Заколонные газопроявления (грифоны)

Результаты исследования изотопного состава углерода метана в изученных пробах газа [14]

Скважина (см. рис. 3)
δ13C метан, ‰

грифон межколонное пространство
1 –70,6 В межколонном пространстве скважины газ отсутствует
2 –70,5 –51,5
3 –46,5 –
4 –44,4 –50,5

Примечание. δ13C – отклонение изотопной сигнатуры 13С/12С от сигнатуры стандартного образца. Минус здесь 
и на рис. 6 показывает, что значение δ13C ниже сигнатуры стандартного образца.

• поглощений бурового и цементного рас-
творов и кавернообразования при бурении;

• некачественного контакта цементного 
кольца с окружающими породами;

• загазованности воздуха на буровой пло-
щадке и площадке обслуживания, представля-
ющей опасность для персонала буровых и га-
зодобывающих предприятий;

• газопроявлений различной интенсивности 
в приустьевой зоне при эксплуатации скважин;

• межколонных давлений.

***
Заколонные газовыделения широко рас-

пространены на всей территории района ис-
следования и присущи как газовым, так и га-
зоконденсатным скважинам. Также их можно 
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н аблюдать вокруг параметрических и разве-
дочных скважин.

Возможны несколько причин газопроявле-
ний вокруг скважин в период освоения место-
рождения, а именно: находящиеся в п ределах 
мерзлых толщ углеводороды различного про-
исхождения и мигрирующий по проницае-
мым зонам (разломам и трещинам) или лито-
логическим окнам более глубинный катаге-
нетический или смешанный газ; техническое 
состояние скважины. На основе собственных 
наблюдений, анализа информации из печат-
ных источников и обработки имеющихся фак-
тических данных о газовыделениях а вторы 

предполагают, что на территории района ис-
следования имеет место повышенная концен-
трация неглубоких газовых и газогидратных 
скоплений.

Изотопный состав углерода метана по-
казал, что газ в приустьевых газопроявлени-
ях может иметь как местный биохимический, 
так и глубинный, катагенетический, генезис. 
Вероятные источники глубинного газа – от-
ложения сеномана или вышележащие породы 
нижнего палеогена, где газ идентичен по ком-
понентному составу сеноманскому, но спосо-
бен залегать в гидратной форме.
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About possible causes and nature of gas showing around gas and gas-condensate wells 
at the territory of Yamburg oil-and-gas-condensate field
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Abstract. The article is dedicated to a problem of gas liberations from the permafrost depth interval in the wellhead 
area of gas and gas condensate wells in course of their operation at the territory of the oil, gas and condensate fi eld. 
The authors review the types of hydrocarbon gases which exist in permafrost sections, as well as intrapermafrost gas 
fl ow formation mechanisms when permafrost rock thaws around working well.

The authors studied and presented unique facts and materials concerning with distribution of the named 
phenomena all over the territory of Yamburg fi eld. On this basis a scheme of gas shows expansion was developed 
for the whole territory of the area being studied. 

In the framework of the research, the authors selected samples of gas from liberations around four working 
wells. The isotopic compositions of methane carbon in each sample were studied at the Department of geology and 
geochemistry of fossil fuels of the Faculty of Geology of Moscow State University. The acquired results together 
with conclusions regarding the possible sources of permafrost gas around the studied wells are presented in the 
article.

Key words: gas showing, spring, permafrost sections (zone), gas samples, isotopic analysis, wells operation 
problems.
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Тезисы. На Чаяндинском месторождении определяющую роль в формировании свойств пород-

коллекторов играют особенности процесса осадконакопления. Однако трещиноватость разреза яв-

ляется существенным дополнительным фактором, отрицательно влияющим на добычные характе-

ристики скважин, поскольку нарушения сплошности пород, как правило, «залечены» в результате 

гидротермальных и геомеханических процессов. 

Предлагаемая в статье методика построения эффективной разломно-блоковой модели (ЭРБМ) 

тектонически сложно экранированных залежей с оценкой трещиноватости на базе данных про-

странственной сейсморазведки методом общей глубинной точки (МОГТ-3D) наиболее полно учи-

тывает специфические особенности Чаяндинского месторождения, связанные с продолжительны-

ми и разнонаправленными тектоническими воздействиями. Она в целом адаптирована для условий 

Восточной Сибири, осадочный разрез которой характеризуется повсеместным нарушением сплош-

ности (целостности) пород, что поможет снизить риски неоднозначной геологической интерпрета-

ции и упростить планирование добычи в этом регионе.

Продемонстрированы дополнительные возможности использования сейсмической информа-

ции для оценки добычного потенциала перспективных территорий. Расчет зон условной сейсми-

ческой трещиноватости в виде поля непрерывных (плавных) количественных оценок позволяет ис-

пользовать средства геостатистического анализа для уточнения распределения трещиноватости 

в пространстве и формирования оптимальных технологических моделей разработки.

На территории крупнейшего в Якутии Чаяндинского нефтегазоконденсатного 
месторождения (НГКМ) определяющую роль в формировании пород-коллекторов 
и их свойств сыграли особенности процесса осадконакопления [1, 2]. Разработка за-
лежей ведется в пределах выделенных по данным бурения и сейсморазведки песча-
ных тел с учетом их гипсометрии. Однако трещиноватость разреза также является су-
щественным фактором, влияющим на добычные характеристики скважин.

В ООО «Газпром ВНИИГАЗ» разработана унифицированная методика постро-
ения разломно-блоковых моделей тектонически сложно экранированных залежей 
с оценкой трещиноватости пород по данным комплекса геофизических исследова-
ний. В основу методики положены опыт и теория формирования сейсмических эф-
фективных (упрощенных) моделей, предназначенных для решения конкретных ин-
терпретационных и промыслово-геологических задач [3–5]. 

Эффективная разломно-блоковая модель (ЭРБМ) формируется на базе результа-
тов специальной обработки слайсов сейсмических атрибутов, рассчитанных по стра-
тиграфическим поверхностям. Наряду с разработкой специальных алгоритмов ин-
терпретационной обработки сейсмической информации (пространственная когерент-
ная фильтрация, «умное осреднение» и т.д.) вводятся новые числовые характеристи-
ки геологической среды – объемные зоны дробления и трещиноватости. Ввод в мо-
дель в качестве отдельного параметра зон трещиноватости в виде поля непрерывных 
(плавных) количественных оценок условной (сейсмической) трещиноватости позво-
ляет получить важную геолого-промысловую информацию, а также дополнительно 
использовать возможности геостатистики для уточнения распределения трещинова-
тости в пространстве и формирования оптимальных технологических моделей разра-
ботки месторождений. 
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Методика наиболее полно учитывает 
специ фические особенности Чаяндинского ме-
сторождения, связанные с длительной истори-
ей тектонического развития региона, что помо-
жет освоению его уникальных запасов газа.

Построение ЭРБМ
Местоположение разломов и распростране-
ние связанной с ними трещиноватости пород 
должны в обязательном порядке учитывать-
ся при планировании добычи на месторожде-
ниях. Однако невозможно получить математи-
чески идентичные интерпретационные реше-
ния в части определения разломно-блокового 
строения геологической среды на основе дан-
ных, полученных различными геофизическими 
методами и с использованием разных интер-
претационных технологий, при том, что тек-
тонические разломы объективно с уществуют 

в «е динственном варианте» [5, 6]. Результат 
интерпретации определяется одновременным 
влиянием нескольких факторов, поэтому под 
согласованной моделью разломно-блокового 
строения геологической среды будем понимать 
модель, принципиально (на качественном уров-
не) соответствующую наиболее достоверным 
результатам интерпретации данных сейсмораз-
ведки в заданном спектральном диапазоне.

Даже при интерпретации данных про-
странственной сейсморазведки методом об-
щей глубинной точки (МОГТ-3D), считающих-
ся наиболее информативными, нередки слу-
чаи, когда на основе одного и того же набо-
ра специальных сейсмических атрибутов раз-
ные интерпретаторы предлагают существен-
но отличные разломно-блоковые модели. 
На рис. 1 показано исходное поле сейсмиче-
ских градиентов, наиболее чутко р еагирующих 

Рис. 1. Обширные области нарушения сплошности пород, выделяемые в исходном поле 
сейсмических атрибутов в виде многочисленных хаотически расположенных поверхностей 

смещения (разрыва): ботуобинский (а) и талахский (б) горизонты Чаяндинского НГКМ (по данным 
ООО «Ингеосервис»; исходное поле сейсмических градиентов получено по данным МОГТ-3D)

а б
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на и зменение х арактеристик сплошности (це-
лостности пород) в пределах Чаяндинского 
НГКМ. Вариантов стандартной интерпрета-
ции даже при условии неизбежного упрощения 
и аппроксимации этого числового поля доволь-
но много. 

Таким образом, разработка технологии 
построения взаимно увязанных разломно-
блоковых моделей среды различной детально-
сти, согласованных по данным комплекса гео-
физических исследований, является актуаль-
ной задачей. Вероятная основа для построения 
таких моделей – эффективная модель, кото-
рая поможет снизить риски, связанные с неод-
нозначностью геологической интерпретации, 
и позволит легко адаптировать модель к новым 
данным бурения.

Эффективной будем называть предель-
но упрощенную модель, сформированную 
на основе данных с ограниченным частотным 
спектром, в целом согласующуюся с базовой 
геолого-геофизической информацией и при-
годную для корректного решения поставлен-
ной задачи геологической интерпретации или 
проектирования разработки. В эффективной 
модели присутствуют только существенные 
необходимые элементы, малозначимые дета-
ли не сохраняются. Для построения эффектив-
ных моделей используется специальная обра-
ботка цифровых данных с целью аппроксима-
ции разномасштабных неоднородностей и по-
давления случайных помех различной приро-
ды. Одной из базовых технологий такой обра-
ботки может служить так называемое «умное 
осреднение» [7]. 

Процедура формирования набора упро-
щенных эффективных моделей включает сле-
дующие пять этапов:

1) увязку результатов предварительной ин-
терпретации данных, полученных различными 
методами разведочной геофизики, выбор базо-
вого метода. Основой информационной базы 
для выделения элементов ЭРБМ являются по-
верхностные слайсы сейсмических атрибутов 
куба данных МОГТ-3D. Анализ показал, что 
в пределах Чаяндинского НГКМ поле сейсми-
ческих градиентов наиболее детально отобра-
жает изменение характеристик сплошности. 
Использование одних лишь временны́х сейс-
мических разрезов для картирования разломов 
в пределах различных стратиграфических по-
верхностей неэффективно по следующим при-
чинам: поверхностные слайсы с ейсмических 

атрибутов, как правило, имеют более широкий 
частотный спектр и более высокую детальность 
отображения специфических особенностей оса-
дочного разреза, и, как следствие этого, появля-
ются дополнительные возможности их интер-
претационной обработки. Кроме того, горизон-
тальная ориентация слайсов облегчает выде-
ление разломных поверхностей сложной фор-
мы и сопоставление полученных результатов 
с материалами гравии-магниторазведки, кос-
мической и геологической съемки. Временны́е 
сейсмические разрезы целесообразно исполь-
зовать для контроля и уточнения границ раз-
ломов. В процессе построения согласованных 
разломно-блоковых моделей в первую очередь 
следует учитывать спектральные особенности 
геофизических полей. Сближение спектраль-
ных характеристик полей достигается путем 
их цифровой обработки;

2) тестовую обработку базовых цифро-
вых полей (слайсов), выбор базовых вариантов 
обработки. При анализе результатов обработ-
ки данных, полученных базовым методом, дол-
жен соблюдаться принцип перехода от общего 
к частному: последовательная (пошаговая) де-
тализация модели обеспечивается путем сме-
щения спектра интерпретируемого поля в об-
ласть высоких частот. По результатам визуаль-
ного анализа выбирается базовый вариант ап-
проксимации (образы слайсов для последую-
щего выделения эффективных разломов и бло-
ков), обеспечивающий необходимую деталь-
ность модели и подавление помех, а также 
н езначительных особенностей поля. Смещение 
спектра в область средних частот и удале-
ние высокочастотных компонентов оптималь-
но проводить на основе алгоритма «умного» 
осреднения, позволяющего подавить случай-
ные помехи и выделить когерентные суммар-
ные аномалии, интерпретируемые как эффек-
тивные разломы. Смещение спектра в область 
низких частот достигается за счет обычного 
сглаживания в больших окнах или путем ком-
бинации сглаживания и «умного» осреднения 
[7]. В области низких частот наиболее отчетли-
во выделяются зоны различной трещиновато-
сти (дробления) пород, интерпретируемые как 
эффективные блоки;

3) увязку базовых вариантов обработ-
ки по глубине для разных геологических по-
верхностей с выделением элементов (блоков 
и разломов) ЭРБМ. По существу, выполняют-
ся привязка выделенных разломов и блоков 
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«по в ертикали» и построение объемной ЭРБМ 
в двух частотных модификациях на основе раз-
ломов и блоков (рис. 2). Привязка границ раз-
ломов и блоков показала, что в пределах про-
дуктивного интервала Чаяндинского НГКМ 
(талахский (ТЛ), хамакинский и ботуобинский 
(КВ) опорные горизонты) их поверхности ква-
зивертикальны, что соответствует допущени-
ям, принятым в действующей геологической 
модели месторождения. Отдельные поверхно-
сти имеют наклоны в интервале «талахский го-
ризонт – поверхность фундамента». Увязка эле-
ментов ЭРБМ на уровне поверхности фунда-
мента (Ф) затруднена в силу существенного из-
менения динамики поля атрибута;

4) формирование единой ЭРБМ на осно-
ве двух частотных модификаций ЭРБМ и ком-
плекса геолого-геофизической информации. 
В рамках единой ЭРБМ комбинируют разломы 
среднечастотной модели и блоки низкочастот-
ной модели (площадные зоны дробления и де-
струкции пород). Существует неоднозначность 
разделения зон дробления (нарушение сплош-
ности породы на макроуровне) и зон трещи-
новатости (нарушение сплошности породы 
на микроуровне) в ЭРБМ. Критериями выделе-
ния зон дробления могут служить повышенные 
значения сейсмического атрибута, характери-
зующего сплошность породы, и признаки на-
личия множества мелких нарушений на сейс-
мических разрезах, установленные визуально.

Принцип комбинирования довольно прост. 
Поскольку выделенные зоны дробления по-
род (низкочастотная модель) представляют со-
бой предварительную блоковую модель, оста-
ется лишь уточнить ее границы, используя эф-
фективные разломы среднечастотной модели, 
с поправкой на уверенно выделяемые разло-
мы в исходном поле базового атрибута. В тех 
случаях, когда линия эффективного разлома 
аппроксимирует зону дробления с хаотической 
ориентацией невыдержанных аномалий атри-
бута «градиент», границы не нуждаются в кор-
рекции. Если же линии эффективного разлома 
являются результатом осреднения нескольких 
уверенно выделяемых разломов в исходном 
поле атрибута, положение границ уточняется 
интерпретатором вручную. 

Границы блоков задаются прямыми линия-
ми с учетом требования максимального упроще-
ния модели. Затем, ориентируясь на исходную 
модель трещиноватости, качественно оценива-
ют степень условной трещиноватости по вновь 

образованным блокам единой ЭРБМ (рис. 3). 
Более корректный вариант: средствами стан-
дартного программного обеспечения произво-
дится осреднение значений поля условной тре-
щиноватости в пределах выделенных блоков. 
Оценка трещиноватости возможна по результа-
там специальной обработки сейсмических дан-
ных, полученных путем вычитания зеркальных 
отражений либо в результате расчета характери-
стик когерентности сейсмической записи; 

5) завершающий этап построения модели – 
увязку данных сейсморазведки и бурения, адап-
тацию ЭРБМ для решения практических задач. 
Единая ЭРБМ является результатом эмпириче-
ского синтеза низкочастотной и среднечастот-
ной моделей и представляет собой некоторый 
исходный упрощенный разломно-блоковый 
каркас, который уточняется и адаптируется для 
решения конкретной практической задачи.

Отметим, что исходная ЭРБМ в целом со-
ответствует общегеологическим представлени-
ям о строении Чаяндинского месторождения. 
Расположение зон дробления и повышенной 
трещиноватости, по всей видимости, обуслов-
лено влиянием области сочленения трех супер-
блоков Сибирской платформы – Талаканского, 
Чаяндинского и Предпатомского. Коррекция 
блоковой модели (границ блоков) и ввод при 
необходимости дополнительных «технологи-
ческих» разломов осуществляются, прежде 
всего, на основе данных бурения о контактах 
«газ – нефть – вода» и флюидонасыщенности 
коллекторов (рис. 4). При этом простейший ва-
риант коррекции границ блоков – замена пря-
молинейных границ криволинейными. 

Ввод в модель в качестве отдельного па-
раметра зон трещиноватости в виде поля не-
прерывных (плавных) количественных оце-
нок условной трещиноватости позволяет по-
лучить ценную геолого-промысловую инфор-
мацию и использовать возможности геоста-
тистики для формирования оптимальных тех-
нологических моделей разработки месторож-
дений. Оптимальный вариант расчета эффек-
тивной трещиноватости ищется по максиму-
му корреляции (прямой или обратной) значе-
ний условной сейсмической трещиноватости 
с проницаемостью и сопутствующими харак-
теристиками разреза (дебиты, давления и т.п.) 
по данным испытаний и геофизических ис-
следований скважин, а также исследований 
керна. По сути, на этом этапе решается зада-
ча оптимизации. Можно оптимизировать как 
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п араметры ф ильтрации атрибутов, так и поло-
жение границ блоков модели в пределах геоло-
гически обоснованных ограничений. 

Анализ распределения начальных дебитов 
газовых скважин в зависимости от прогнозных 
значений сейсмической трещиноватости
Исследуем влияние трещиноватости на продук-
тивность геологического разреза Чаяндинского 
НГКМ, так сказать, «в чистом виде» – без при-
менения процедур оптимизации положения 

границ – на основе исходных низкочастотных 
моделей условной сейсмической трещинова-
тости, полученных путем фильтрации слайсов 
сейсмического атрибута «градиент». Покажем, 
что помимо особенностей осадконакопления 
трещиноватость разреза также является суще-
ственным фактором, дополнительно влияю-
щим на коллекторские свойства.

На рис. 5 представлены результаты сопо-
ставления карты условной трещиноватости (низ-
кочастотная модель) с полученными по д анным 

Рис. 4. Предварительная увязка ЭРБМ 
ботуобинского горизонта Чаяндинского 

НГКМ с данными бурения: Qг – начальный 
дебит газовой скважины

Q 3

Q 3

1

3

2

875
6

9

11

12

13

15

Рис. 5. Низкочастотная модель 
трещиноватости и данные бурения 

по ботуобинскому горизонту 
Чаяндинского НГКМ: здесь и далее 
на рис. 8 и 12 обозначения скважин 

см. в экспликации к рис. 4
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бурения характеристиками продуктивности 
разреза (Qг, тыс. м3/сут) по б отуобинскому го-
ризонту. Визуальная корреляция характери-
стик трещиноватости и продуктивности оче-
видна. Средние значения Qг в пределах выде-
ленных зон низкой, пониженной и повышенной 
трещиноватости составляют соответственно 
255, 78 и 19 тыс. м3/сут (рис. 6). Этот результат 
не является неожиданным, поскольку в преде-
лах Чаяндинского НГКМ нарушения сплошно-
сти пород, как правило, «залечены» гидротер-
мальными образованиями, внедрениями глини-
стого материала и мелких частиц «перетертой» 

Рис. 6. Распределение начальных дебитов чисто газовых скважин по зонам 
низкой, пониженной и повышенной трещиноватости ботуобинского горизонта 

Чаяндинского НГКМ (см. рис. 5)
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3 3

Рис. 7. Характерные поверхности 
уплотнения, связанные с трещиноватостью 

[8]: шлиф песчаника полевошпатово-
кварцевого средне- и мелкозернистого 

(Чаяндинское НГКМ, скв. 321-40, 
ботуобинский горизонт, глубина 1989,04 м)

Рис. 8. Низкочастотная модель трещиноватости 
и данные бурения по талахскому горизонту 

Чаяндинского НГКМ
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Рис. 9. Распределения начальных дебитов чисто газовых скважин по зонам низкой, 
пониженной и повышенной трещиноватости талахского горизонта Чаяндинского НГКМ 

(см. рис. 8)
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Рис. 10. Попытка прогноза типа флюидонасыщения для ботуобинского горизонта 
Чаяндинского НГКМ по соотношению Ap/As: а – карта аномалий до обработки 

(ООО «Ингеосервис»); б – карта аномалий после «умного» осреднения
(ООО «Газпром ВНИИГАЗ»)

а б
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породы. На фотографии шлифа (рис. 7) образца 
полевошпатово-кварцевого песчаника с редне- 
и мелкозернистого средней сортировки видны 
характерные поверхности уплотнения [8]. 

Визуальная корреляция трещиновато-
сти и продуктивности по талахскому горизон-
ту Чаяндинского НГКМ уже не так очевидна 
(рис. 8). Средние дебиты в пределах этих зон со-
ставляют соответственно 58, 75 и 43 тыс. м3/сут 
(рис. 9). Но и в этом случае можно говорить 
о влиянии трещиноватости на характеристики 
продуктивности разреза (см. рис. 9). 

Отметим, что трещиноватость талахско-
го горизонта по значениям атрибута градиент 
в среднем более чем в два раза превышает тре-
щиноватость ботуобинского горизонта. Даже 
с учетом возможных поправок на сейсмоаку-
стические характеристики этих отражающих 
горизонтов, влияющих помимо естественной 
трещиноватости на значения атрибута, более 

высокая продуктивность коллекторов ботуо-
бинского горизонта отчасти может быть объяс-
нена с позиций ЭРБМ (см. рис. 6 и 9).

К сожалению, плохая прослеживаемость 
отражений не позволила провести подобный 
анализ для хамакинского горизонта.

Анализ информативности сейсмических 
атрибутов
В силу ряда сейсмо-геологических причин 
Чаяндинское НГКМ считается сложным объек-
том с точки зрения проведения геостатистиче-
ского анализа. Продемонстрируем это на кон-
кретных примерах. Попытаемся выявить гео-
статистические зависимости между продук-
тивностью скважин ботуобинского горизон-
та и двумя сейсмическими атрибутами – отно-
шением амплитуд продольных (Ap) и попереч-
ных (As) волн (1) и доминантной частотой запи-
си (2). В соответствии с теорией сейсмической 

Рис. 11. Попытка прогноза типа слоистости разреза для ботуобинского горизонта 
Чаяндинского НГКМ по доминантным частотам записи: а – карта аномалий до обработки 

(ООО «Ингеосервис»); б – карта аномалий после «умного» осреднения
(ООО «Газпром ВНИИГАЗ»)

а б
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интерпретации первый атрибут зависит от типа 
(либо отсутствия) флюидонасыщения, а второй 
в значительной степени определяется характе-
ром слоистости разреза, обусловленным обста-
новкой осадконакопления. 

С целью более четкого выявления анома-
лий и подавления случайных помех числовые 
поля атрибутов обработаны по методике «умно-
го» осреднения (размер окон – 17×21 значений) 
[7]. На рис. 10 и 11 хорошо видно, что после 
обработки слайсов аномалии приобрели четкие 
контуры, оставаясь в первоначальных грани-
цах. Однако даже такая эффективная процеду-
ра оптимизационной фильтрации, как «умное» 
осреднение, не позволила выявить геостати-
стическую связь между продуктивностью сква-
жин ботуобинского г оризонта и названными 

с ейсмическими атрибутами (рис. 12). Видимая 
корреляция в обоих случаях отсутствует. 

В целом выявленное наличие зависимости 
между начальными значениями Qг и значени-
ями условной трещиноватости на фоне отсут-
ствия аналогичных зависимостей Qг от дру-
гих сейсмических атрибутов показывает, что 
влияние трещиноватости/дробления пород 
разреза на характеристики сейсмической за-
писи превышает влияние «мешающих» фак-
торов. Это может быть характерно для мно-
гих территорий Восточной Сибири, осадоч-
ный разрез которой продолжительное время 
подвергался разнонаправленным тектониче-
ским воздействиям и характеризуется повсе-
местным н арушением сплошности (целостно-
сти) пород. В геологических условиях, когда 

Рис. 12. Ботуобинский горизонт Чаяндинского НГКМ. Сопоставление данных бурения 
с картами распределения сейсмических атрибутов: а – соотношения амплитуд продольных 

и поперечных волн (см. рис. 10); б – доминантной частоты записи (см. рис. 11)

A p/A
s

а б
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б ольшинство сейсмических атрибутов оказа-
лись неинформативными, полученный резуль-
тат особенно важен.

***
Таким образом, предложенная методика 

построения ЭРБМ осадочного разреза наибо-
лее полно учитывает специфические особенно-
сти Чаяндинского месторождения, связанные 
с продолжительными и разнонаправленным 
тектоническими воздействиями. Будучи адап-
тированной для условий Восточной Сибири, 
методика поможет снизить риски неоднознач-
ной геологической интерпретации и упростит 
планирование добычи в этом регионе. 

Принципиально новым элементом ЭРБМ 
являются границы (зоны), описывающие об-
ширные области нарушения сплошности по-
род, выделяемые в исходном 3D-поле сейсми-
ческих атрибутов в виде многочисленных хао-
тически расположенных поверхностей смеще-
ния (разрыва). Введение в модель зон трещи-
новатости в виде поля непрерывных (плавных) 
количественных оценок трещиноватости по-
зволяет дополнительно использовать возмож-
ности геостатистики для уточнения распреде-
ления трещиноватости в пространстве и фор-
мирования оптимальных технологических мо-
делей разработки месторождений. 

На Чаяндинском НГКМ формирование 
пород-коллекторов и их свойства определя-
ют особенности процесса осадконакопления 
[1, 2, 8]. Однако и трещиноватость разреза явля-
ется существенным дополнительным фактором 
ухудшения добычных характеристик скважин. 
По всей видимости, наиболее крупные трещины 
здесь оказались «залечены» гидротермальными 
образованиями, внедрениями глинистого мате-
риала и мелких частиц «перетертой» породы.

Наличие зависимости между значения-
ми условной (сейсмической) трещиноватости 
и начальными дебитами газовых скважин по-
казывает, что влияние трещиноватости/дро-
бления пород разреза на характеристики сейс-
мической записи превосходит влияние других 
факторов. Это обеспечивает дополнительные 
возможности использования сейсмической ин-
формации для решения задач проектирования 
разработки. 
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Studying fracturing influence on Chayanda oil-gas-condensate field flow rates
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Abstract. Sedimentation environments play a key role in reservoir properties distribution within Chayanda fi eld 
(East Siberia, Russia). Nevertheless fracturing also has a negative infl uence on the fl ow rates of the wells since 
fracture volume is often healed by geo-mechanic and hydro-thermal processes.

In order to achieve interpretational stability and production model validity, effective fault modeling (EFM) 
technique is introduced on the base of 3D seismic information. The EFM technique meets specifi c geologic features 
of Chayanda fi eld related to long-term multidirectional tectonic impact and highly disintegrated geologic section. 
New opportunities of production potential assessment using seismic interpretation are demonstrated. Fracturing 
model parameter represented by some continuous values of pseudo seismic fracturing is an additional opportunity 
for delineation of disintegration zones and reservoir model upgrade via geostatistics.

Keywords: effective model, fault, fracturing, gas fl ow rate, seismic attribute.
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Тезисы. В статье рассмотрены вопросы движения газожидкостных систем (ГЖС) в стволе скважин. 

Показано, что в результате фазовых переходов при изменении термобарических условий происхо-

дят существенные изменения объема газовой фазы в системе, давления на забой и по стволу сква-

жины. Неучет этих явлений может существенно осложнить технологический процесс в скважине, 

вызвать поглощение ГЖС и привести к газовому выбросу.

В отличие от обычных ГЖС пенные системы при движении сжимаются и расширяются без про-

скальзывания газовой фазы относительно жидкости. Интенсивное сжатие пенной системы происхо-

дит при изменении давления до 2,0…3,0 МПа в зависимости от температуры, состава пенообразу-

ющей жидкости, а также исходного газосодержания. Экспериментально авторами статьи доказано 

появление флуктуаций давления при сжатии пенной системы, что также необходимо учитывать при 

глушении, промывке и освоении скважин.

На основе проведенных исследований авторами разработаны технологии эксплуатации газовых 

скважин в условиях водопритока, когда на забой подается пенообразователь, который, смешиваясь 

с пластовой или конденсированной водой и газом из пласта, образует пену, имеющую пониженную 

плотность, но оказывающую эффект флотации.

В результате вспененная пластовая жидкость выносит на поверхность не только жидкую фазу, 

но и твердые частицы, которые накапливаются на забое из-за коррозии металла труб, разрушения 

цементного камня и горной породы призабойной зоны пласта.

Различные процессы ремонта и эксплуатации скважин проводятся в среде газо-
жидкостных смесей, или газожидкостных систем (ГЖС). Глушение и промывка сква-
жин, удаление накопленных на забое жидкости и твердых частиц породы, проводка 
боковых стволов, изоляция интервалов поглощения и укрепление неустойчивых гор-
ных пород призабойной зоны пласта (ПЗП), вторичное вскрытие продуктивных го-
ризонтов перфорацией, освоение скважин и интенсификация притока углеводородов 
в условиях пониженных пластовых давлений осуществляются посредством закачки 
в скважину или образования в ней ГЖС. Для разработки технологии закачки ГЖС 
в скважину, а также обеспечения ее циркуляции используются различные методы ис-
следований этих систем.

Так, подъем ГЖС по трубам вызывает конденсацию и испарение фаз, что приво-
дит к изменению объема и давления ГЖС в скважине. Анализ научных публикаций 
на тему ремонта и эксплуатации скважин в зонах с различными термобарическими 
параметрами показал, что до последнего времени недостаточно внимания уделялось 
проблеме влияния фазовых переходов воды в ГЖС на рост давления, а также объема 
газовой фазы за счет приобщения к газу парообразной влаги. 

Ремонт и эксплуатация глубоких скважин, как правило, сопровождаются повы-
шением давления и температуры. Особые термобарические условия обусловлива-
ют высокую влагонасыщенность газа. В табл. 1 приведены результаты расчета со-
отношений газа-носителя и парообразной влаги при эксплуатации газовых залежей 
на разных глубинах [1, 2]. Данные табл. 1 свидетельствуют о том, что при выделении 
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газа из промывочной жидкости плотностью 
1000 кг/м3 в свободную фазу, н апример, на глу-
бине 6 км в условиях давления (P), равного 
59 МПа, и температуры (T ), равной 147,8 °С, 
его объем практически мгновенно возраста-
ет на 12,2 %, а давление в газовой пачке, пред-
ставленной парогазовой смесью, также быстро 
увеличится на 7,2 МПа. При выделении газа 
на глубине 5 км (P = 49 МПа и T = 126 °С) объем 
газовой пачки мгновенно возрастает на 6,5 %, 
давление же повысится на 3,2 МПа. Это суще-
ственно осложнит дальнейший ремонт и экс-
плуатацию скважины, а при неучете указанно-
го явления может привести к интенсивному по-
глощению ГЖС, а затем газовому выбросу.

В качестве примера выполнена предвари-
тельная оценка возрастания объема газовой 
пачки, поступившей на глубине 3272 м в про-
мывочную жидкость (пласт IIIi+2 нефтегазо-
конденсатного месторождения Русский Хутор 
Северный) и растворившейся в ней, а затем вы-
делившийся из нее на глубине 2000 м (табл. 2). 
Распределение давления по стволу скважины 
рассчитывалось для промывочной жидкости 
плотностью 1200 кг/м3; Tу принималась равной 
60 °С и по стволу скважины р ассчитывалась 

по температурному градиенту 0,0212 °С 
на 100 м [1].

Видно (см. табл. 2), что на глубине 2 км 
в 1 м3 образовавшейся парогазовой смеси со-
держится 7,13 дм3 парообразной влаги. По мере 
подъема промывочной жидкости выше 1 км 
происходит постепенное возрастание доли во-
дяного пара в газовой пачке. Сравнительно рез-
кое возрастание доли парообразной влаги в па-
рогазовой смеси происходит с глубины 100 м 
и до устья.

Таким образом, полученные результаты 
свидетельствуют о необходимости учитывать 
фазовые переходы воды при подземном капи-
тальном ремонте глубоких скважин, в особен-
ности в интервалах с высоким геотермическим 
градиентом [1, 2].

Сжимаемость и расширение пенных систем 
в скважине существенно отличаются от тер-
модинамического поведения ГЖС. Вопросам 
экспериментального изучения сжимаемости 
двух- и трехфазных пен посвящены работы 
Б.В. Гулиева, В.Е. Шмелькова, Б.П. Минеева, 
Н.А. Демяненко и др. [3–8]. В основу этих иссле-
дований положено о пределение к оэффициента 
(степени) сжимаемости пены σп по результатам 

Таблица 1
Количественное соотношение метана и паров воды и их парциальные давления 

на различных глубинах при устьевой температуре Tу = 20 °С

Глубина, км P, МПа T, °С Молярная 
доля СН4

Молярная доля Н2O 
(пар)

Парциальное давление, МПа
СН4 Н2O

1 9,8 41,2 0,9986 0,0014 9,78 0,02
3 29,4 83,6 0,9873 0,0127 29,03 0,37
5 49 126,0 0,9348 0,0652 45,80 3,20
6 59 147,8 0,878 0,122 51,80 7,20

Таблица 2
Термобарические параметры и влагоемкость газа, движущегося по стволу скважины

Глубина, км P, МПа T, °С
Влагоемкость газа

г/м3 дм3/м3

0 0,01 60,0 673 900
0,02 0,24 60,42 65,2 87,1
0,04 0,47 60,85 33,6 44,9
0,06 0,71 61,27 23,0 30,7
0,08 0,94 61,70 17,75 23,7
0,1 1,18 62,12 13,84 18,5
0,2 2,35 64,24 8,39 11,21
0,4 4,71 68,48 4,66 6,22
1 11,77 81,20 4,30 5,74
2 23,54 102,40 5,34 7,13
3 35,32 123,60 – –
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изотермического сжатия постоянной ее массы, 
т.е. установление зависимости вида

1 ,
V

V P
 (1)

где Vп – исходный объем пены; ΔVп – измене-
ние (уменьшение) объема пены при увеличе-
нии давления сжатия на величину ΔP.

Б.В. Гулиев [3] вместо изменения объема 
пены предлагал оценивать изменение ее удель-
ного веса, и в этом случае формула (1) прини-
мает вид

1 ,
P

 (2)

где γ – удельный вес объема пены; Δγ – его из-
менение с ростом давления.

Б.П. Минеевым и Н.А. Демяненко [5] пред-
ложена формула, связывающая текущее изме-
нение объема пены в зависимости от объема 
пенообразующей жидкости (ПОЖ) и степени 
аэрации (газосодержания) системы

0( )
,

P P V
V

P
 (3)

где α = 1 – степень аэрации; P0 и P – начальное 
и текущее значения давления в ГЖС соответ-
ственно; Vж – объем ПОЖ, из которой образо-
вана пена.

Экспериментальные исследования показа-
ли, что при сжатии двухфазной пены до дав-
лений 2,5…3,0 МПа происходит резкое сниже-
ние σп, а затем темп его изменения замедляется. 
С увеличением степени аэрации α коэффици-
ент σп возрастает [3]. Из опытов Б.П. Минеева 
и Н.А. Демяненко следует, что интенсивное 
уменьшение объема двухфазной пены про-
исходит при изменении давления от 0,098 
до 2,0 МПа.

По данным В.Е. Шмелькова [4], σп трех-
фазной пены, у которой 2,1 ≤ α ≤ 6,2, суще-
ственно уменьшается при увеличении давле-
ния до 8,0…10,0 МПа. Затем кривая измене-
ния κп выполаживается, и при давлениях выше 
15,0 МПа изменение этого параметра пены 
становится незначительным. Установлено на-
личие гистерезисных изменений параметров 
термодинамического состояния пенной си-
стемы, проявляющихся в повышении давле-
ния и уменьшении температуры после резко-
го увеличения объема с постоянной исходной 
массой. В случае обратного воздействия про-
исходит плавное снижение давления и рост 

т емпературы пены. Причем флуктуации темпе-
ратуры и в том и в другом случае незначитель-
ные во времени, а изменения давления состав-
ляют около 30 % от первоначального перепа-
да и происходят в течение трех-четырех минут.

Перечисленные результаты эксперимен-
тальных исследований сжимаемости пенных 
систем объясняют ряд явлений, происходящих 
в скважине, заполненной пеной. Однако приме-
нение их для решения задачи моделирования 
взаимодействия пены с пористой средой вызы-
вает большие затруднения, так как зависимость 
σп от термодинамических параметров, записан-
ная формулами (1) или (2), имеет дифференци-
альную форму.

Для решения этой задачи потребова-
лось в широком диапазоне изменения давле-
ния и температуры экспериментально устано-
вить проявление гистерезисных явлений при 
многократном сжатии и расширении, а так-
же оценить влияние температуры, твердой 
фазы и других факторов на изменение сте-
пени сжимаемости аэрированных жидкостей 
с добавкой поверхностно-активных веществ 
(ПАВ) и пенных систем. Эксперименты про-
водились К.М. Тагировым, В.И. Нифантовым 
и др. на установке УГК-3 в «бомбе» равнове-
сия PVT1 – сосуде высокого давления и темпе-
ратуры – с изменением объема исследуемой си-
стемы [7, 8].

После заполнения «бомбы» PVT пеной тер-
мостатированием создавалась заданная темпе-
ратура и производился процесс сжатия трехфаз-
ной пены постоянной массы. В процессе изме-
нения объема пены в «бомбе» PVT периодиче-
ски фиксировалось давление. Плотность аэри-
рованных и пенных систем в стандартных усло-
виях изменялась в пределах 352…780 кг/м3. 
В качестве ПАВ в составе ПОЖ использова-
лись сульфонол, а также полимер карбоксиме-
тилцеллюлоза (КМЦ) и бентонитовая глина. 
Пенообразование осуществлялось методом 
В.А. Амияна и Н.П. Васильевой [9].

Приготовленная трехфазная пена загру-
жалась в «бомбу» PVT и сжималась до давле-
ний 23,42…23,89 МПа при температурах 293, 
323, 328, 353, 363 К. Цикл сжатия и расши-
рения пенной системы при постоянной тем-
пературе повторялся несколько раз в течение 
3 сут. Начальный темп сжатия пенной системы 

1 PVT – акроним от англ. pressure, volume, temperature 
(давление, объем, температура).
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в «бомбе» PVT во всех случаях был постоян-
ным и равнялся 16,7 см3/с.

В процессе сжатия пенных систем замече-
но, что в момент остановки движения поршня 
статическое давление пены в течение некото-
рого времени изменялось. В начальный пери-
од сжатия установившееся статическое давле-
ние пены превышало динамическое, а при сжа-
тии выше 1,19…3,1 МПа наблюдалось незна-
чительное снижение статического давления, 
которое возрастало при увеличении динамиче-
ского давления свыше 7,0 МПа [8].

Поскольку изменение давления после пре-
кращения процесса сжатия происходило мед-
ленно, то для группировки данных использова-
лась скорость флуктуации давления 

iPv :

,i

iP
i

P P
v

t
 (4)

где ti – время восстановления давления до ста-
тического после остановки процесса сжатия 
пены в «бомбе» PVT; 

iPv  – статическое давле-
ние сжатой пены; P  – среднее динамическое 
давление в диапазоне ∆Pi.

С использованием величин 
iPv  и ∆Pi весь 

диапазон изменения давления при сжатии пен-
ной системы был разбит на три характерных 
интервала. В первом интервале наблюдалось 
увеличение статического давления 

i
P , во вто-

ром изменение 
i

P  либо не наблюдалось, либо 
было незначительным, и в третьем интервале 
происходило заметное снижение 

i
P  по отно-

шению к P . Средние значения давления в каж-
дом j-том интервале Pij, среднеквадратичное от-
клонение σi и коэффициент вариации 

i
k  опре-

делялись по известным формулам математиче-
ской статистики.

По данным И.Г. Венецкого и Г.С. Кильди-
шева [10], 

i
k  < 10 % указывает на слабую изме-

няемость исследуемого признака. В рассматри-
ваемом случае 

i
k , характеризующий изменение 

давления при постоянном объеме пены после 
прекращения ее сжатия, не превышал 9,53 %. 
Следовательно, при неинтенсивном сжатии 
трехфазной пены с низкой степенью аэрации α 
до давлений 0,86…1,30 МПа после остановки 
процесса сжатия происходит рост давления в си-
стеме, затем при сжатии до 2,1…3,1 МПа дис-
персия и коэффициент вариации признака стре-
мятся к нулю, а при дальнейшем сжатии наблю-
даются отрицательные флуктуации давления.

Для оценки влияния сжимаемости трех-
фазных пен с высокими значениями α также 

п роведен цикл экспериментальных исследова-
ний [8]. При многоразовом сжатии и расшире-
нии постоянной массы выбранных пенных си-
стем характер изменения их термодинамиче-
ских параметров оставался неизменным. Этот 
экспериментально установленный факт явля-
ется чрезвычайно важным, так как позволяет 
существенно упростить интерпретацию и про-
гнозирование процесса взаимодействия пенно-
го промывочного агента с ПЗП.

В качестве критерия подобия σп при моде-
лировании сжимаемости пенных систем приня-
та безразмерная величина, равная отношению 
произведения Vп на давление пены Pп в системе 
к произведению этих же величин в начальных 
(стандартных или нормальных) условиях, т.е.

.0 .0

.
P V

P V
 (5)

Величина σп в ряде случаев использует-
ся для оценки степени сжимаемости газов. 
Предложено с помощью этой величины оце-
нивать сжимаемость трехфазной пены [7, 8]. 
Степень сжимаемости пены в стволе скважи-
ны σп.с удобнее определять по следующей фор-
муле [8]:

c .0
.

0 .

,
P
P

 (6)

где ρп.0 и ρп.с – плотность пены в нормальных 
и сважинных условиях, кг/м3, соответственно; 
Pс – давление в стволе скважины на заданной 
глубине, Па.

Экспериментально установлено т акже, 
что интенсивное изменение объема пенной 
системы сопровождается изменением дав-
ления от 0,098 до 2,0 МПa (рис. 1). С ростом 
температуры сжимаемость системы изменяет-
ся, но на значении σп (или σп.с) это сказывается 
н езначительно.

Исследованию подверглись также трехфаз-
ные пены с высокими значениями α (α1 = 40,4; 
α2 = 49,7; α3 = 89,5; α4 = 92,3; α5 = 135,1) с до-
бавкой и без добавки КМЦ (рис. 2) и двухфаз-
ные пены с добавкой КМЦ со значениями сте-
пени аэрации α′1 = 15,5; α′2 = 58,1; α′3 = 104,8. 
Пена сжималась под давлением в пределах 
0…12,0 МПа при температурах 303 и 333 К.

Для сравнения использовались результа-
ты исследований сжимаемости двухфазной 
пены [5], а также промысловых исследований 
на скв. 62 Северо-Ставропольского газового ме-
сторождения [6, 8]. В процессе э кспериментов 
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не обнаружено флуктуации давления при сжа-
тии исследуемых пенных систем со скоростью 
1,0 см3/с в контейнере-разделителе экспери-
ментальной установки УИПК-1М после оста-
новки движения поршня.

Анализ полученных результатов показал, 
что в исследованном диапазоне изменения тер-
модинамических параметров значения σп для 
пенных систем, имеющих α > 80, близки к та-
ковым для газа. С увеличением α на изменение 
величины σп существенное влияние оказыва-
ет температура сжатия. Причем влиянием тем-
пературы на величину σп в исследованном диа-
пазоне изменения давления можно пренебречь 
для пенных систем, характеризующихся α < 20. 
Таким образом, выполненные исследования по-
зволили установить существенное отличие при 
сжатии и расширении трехфазных пен от обыч-
ных ГЖС, а также необходимость проведения 
дальнейших исследований в этом направлении.

Применение ПАВ для удаления жидкости 
с забоев скважин имеет ряд преимуществ, обе-
спечивая следующие возможности:

• эксплуатации скважин с низкими де-
битами газа, при которых скорость газа 

в э ксплуатационной колонне находится в диа-
пазоне 0,5…2 м/с;

• простой, доступной и малозатратной 
эксплуатации малодебитных скважин с нали-
чием жидкости на забое;

• обработки скважины без изменения кон-
струкции;

• поддержания стабильности работы сква-
жины в ожидании перевода ее на другую техно-
логию эксплуатации при водопроявлениях;

• использования свободной для спуска 
глубинных приборов лифтовой колонны;

• применения традиционно используемого 
скважинного оборудования (за исключением ав-
томатической системы подачи ПАВ в скважину).

Давление на забое скважины Рз, при запол-
нении ее ГЖС, определяют согласно формуле2

2 2 2 2
2 2

5

2 2

1,377
[ 29,27 ]

,

S

S

aL Z Q
P P

T d Z a

aL aL
 (7)

где Pу – давление на устье скважины, МПа; Tу, К; 
a – потери температуры ГЖС при ее д вижении 

2 См. Р Газпром 086-2010. Инструкция по комплексным 
исследованиям газовых и газоконденсатных скважин; 
СТО Газпром 2-3.2-935-2015. Эксплуатация газовых 
скважин месторождений Надым-Пур-Тазовского 
региона с использованием поверхностно-активных 
веществ.

Рис. 1. Изменение объема и степени 
сжимаемости трехфазной пены при α ≈ 2 
в зависимости от давления и температуры
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от забоя до устья, К/м; L – глубина забоя, м; S – 
параметр, учитывающий вес ГЖС; λГЖС – коэф-
фициент гидравлического сопротивления лиф-
товой колонны для ГЖС (определяется опыт-
ным путем); Zср – средний по длине коэффи-
циент сжимаемости газа;  – относительная 
плотность газа по воздуху; QГЖС – расход ГЖС, 
тыс. м3/сут; dвн – внутренний диаметр лифтовой 
колонны, м; ρГЖС – плотность ГЖС, кг/м3.

Графики, приведенные на рис. 3, показы-
вают, что зависимость Pз от дебита носит не-
линейный характер и темп роста Pз обусловлен 

диаметром лифта (в насосно-компрессорных 
трубах (НКТ) или эксплуатационной колонне).

Изменение давления в работающей сква-
жине в зависимости от дебита газа на глубине 
верхних и нижних перфорационных отверстий 
показано на рис. 4. Длина вертикальной проек-
ции участка кривой между точками Б и B равна 
0,19 МПа, т.е. перепаду давления столба воды, 
скопившейся в фильтровой зоне между ниж-
ними отверстиями перфорации (см. В) и баш-
маком НКТ (см. Б). При перепаде давления 
0,19 МПа для обсадной колонны 219 мм объем 
зоны между нижними отверстиями перфорации 
и башмаком НКТ составит 0,51 м3. Количество 
воды, находящейся в НКТ выше башмака, опре-
деляется в интервале между точками А и Б. 
В этом случае перепад давления, создаваемый 
столбом жидкости, составляет 0,1 МПа.

Количество ПАВ, подаваемого в скважи-
ну, определяется индивидуально в зависимо-
сти от параметров ее работы (расхода газа, тем-
па накопления жидкости). Необходимо опти-
мально дозировать подачу ПАВ в скважину. 
Единовременный избыточный ввод ПАВ за-
медляет вывод скважины на нормальный ре-
жим работы, так как при этом из-за превыше-
ния концентрацией ПАВ критической концен-
трации мицеллообразования образуется неус-
тойчивая пена, создающая высокое сопротив-
ление потоку газа в НКТ.

Периодичность обработки скважины ПАВ 
определяется исходя из времени максималь-
ного роста объема жидкости, с копившейся 

Рис. 3. Условия непрерывного выноса 
жидкости с забоя скважины при изменении 

дебита газа и забойного давления
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на з абое. На основе проведенных исследова-
ний в ООО «Газпром ВНИИГАЗ» разработан 
СТО Газпром 2-3.2-935-20152, который предна-
значен для обоснования оптимального режи-
ма эксплуатации газовых скважин в условиях 
скопления жидкости (пластовой и конденсаци-
онной) на забое и в стволе скважины. Стандарт 
устанавливает требования к скважинному и вну-
трискважинному оборудованию, применяемому 
при эксплуатации скважин в условиях водопрояв-
лений, типам, составам, свойствам и параметрам 
пено образователей, технологическому режиму 
эксплуатации газовых скважин с использовани-
ем ПАВ, методам и средствам контроля параме-
тров технологического процесса. Эффективность 
эксплуатации таких скважин достигается за счет 
снижения затрат на ремонт с привлечением до-
полнительного оборудования и агрегатов, по-
лучения дополнительной добычи газа благода-
ря продлению периода безводной эксплуатации 
и предотвращения экологического ущерба.

***
Таким образом, на основании проведенных 

исследований установлены закономерности из-
менения параметров ГЖС при ремонте и экс-
плуатации скважин. Показано, что в глубоких 
(более 3000 м) скважинах в результате межфа-
зовых переходов воды происходят накопление 
жидкости на забое и возрастание объема газо-
вой фазы, что приводит к мгновенному росту 
забойного давления и снижению дебита угле-
водородов.

Наличие пены в скважине существенно из-
меняет динамические процессы выноса жид-
кости и твердых частиц с забоев, а также па-
раметры ГЖС при циркуляции и в статиче-
ских условиях. Экспериментально доказа-
но, что даже при высоких давлениях в систе-
ме (15,0…20,0 МПа и выше) не происходит 
полного растворения газа в пленке пены. При 
остановке циркуляции наблюдаются флуктуа-
ции давления в ту или другую сторону, которые 
также необходимо учитывать при обосновании 
перепада давления в системе скважина-пласт. 
На устойчивость пены существенное влияние 
оказывает концентрация ПАВ, которая для об-
легчения выноса жидкости и твердых частиц 
из скважины не должна превышать критиче-
ской  концентрации мицеллообразования.

Использование полученных результа-
тов при выборе оптимальных параметров 
промывки в ходе ремонта газовых скважин 

и т ехнологического режима их эксплуатации 
позволит обеспечить проектные дебиты и уве-
личить межремонтный период работы.
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Abstract. The article deals with the motion of gas-liquid systems (GLSs) in the wellbore. It is demonstrated that due 
to phase transitions at changing of the thermobaric conditions signifi cant modifi cation of gas-phase volume in the 
GLS, as well as bottom-hole and wellbore pressures occur. If this effect is not taken into account, the technological 
progress in the well can be substantially complicated, the loss of GLS may occur, which will lead to a gas kick.

Unlike common GLSs foam systems are being compressed when moving without slipping of the gas phase 
relative to the liquid. Intensive compression of foam systems occurs when pressure changes to 2.0–3.0 MPa, 
depending on the temperature and the composition of the foaming fl uid and the initial gas content. The authors 
of the paper experimentally proved the appearance of pressure fl uctuations during compression of a foam system, 
and this effect must be considered for killing, washing and exploration of wells.

Basing on the results of conducted studies the authors developed technologies for exploiting gas wells 
in conditions of bedded water infl ow, when a foaming agent, being fed to the well bottom and mixed with native and 
condensed waters and native gas, generates a foam of reduced density but giving a fl otation effect.

As a result, the foamed formation fl uid brings to the surface both a liquid phase and solid particles, which 
accumulate at the well bottom due to corrosion of metal pipes and destruction of a cement stone and a rock in a well-
bottom area of the formation.

Keywords: gas-liquid foam systems, repair and operation of wells, carry-over of foam liquid from a well bottom.
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Тезисы. Опыт освоения и эксплуатации газовых и газоконденсатных скважин месторождений 

и подземных хранилищ газа России свидетельствует, что производительность названных скважин 

не всегда достигает проектных величин. На примере освоения разведочных скважин Чаяндинского 

нефтегазоконденсатного месторождения показано, что в ряде случаев скважины либо не осваива-

ются совсем, либо вступают в эксплуатацию с дебитами значительно ниже потенциально возмож-

ных. Авторами статьи рекомендуются к применению новые способы повышения эффективности 

освоения низкопродуктивных сложнопостроенных коллекторов. Предложенные решения позволят 

увеличить первоначальную продуктивность низкодебитных скважин в несколько раз. В статье т акже 

обоснованы условия изменения дебита газа в зависимости от линейных запасов и скин-эффекта.

Установлено, кроме того, что напряженное состояние горных пород в призабойной зоне про-

дуктивного пласта (ПЗП) возрастает не только по мере падения пластового давления при разработ-

ке залежи, но также при освоении, исследовании и эксплуатации скважин при повышенных депрес-

сиях. Чем ниже забойное давление, тем выше напряженное состояние в ПЗП. Под действием допол-

нительного напряженного состояния основные фильтрационные каналы в высокопроницаемых про-

пластках ПЗП сжимаются. Эффективная пористость уменьшается, а насыщенность пластовой жид-

костью возрастает.

Обоснованы границы изменения продуктивности скважин, в которых требуется проведение ин-

тенсификации притока углеводородов из пласта для получения проектных дебитов.

C целью повышения эффективности освоения и эксплуатации скважин необхо-
димо для каждого конкретного случая устанавливать оптимальный диапазон измене-
ния депрессии, при которой обеспечиваются проектный дебит и продуктивность без 
разрушения пласта-коллектора и других осложнений. Вместе с тем опыт разработки 
месторождений Крайнего Севера, Прикаспийской впадины и других нефтегазовых 
провинций РФ показал, что в 75 % скважин степень вовлечения в разработку вскры-
той продуктивной толщи не превышает 50 %, а в скважинах, вскрывших валанжин-
ские отложения месторождений Крайнего Севера, средняя степень освоения не пре-
вышает 33 %. Степень освоения трети скважин менее 20 %. Для обеспечения проект-
ного дебита углеводородов (УВ) эксплуатация таких скважин происходит при повы-
шенных депрессиях, что приводит к их преждевременному обводнению, разрушению 
коллектора в призабойной зоне пласта (ПЗП), дополнительным затратам на капиталь-
ный ремонт и выводу скважин в бездействующий фонд1 [1–5 и др.].

Эффективность освоения скважин определяется как качеством вскрытия пла-
стов и заканчивания скважин, так и петрофизическими характеристиками горных 
пород в ПЗП, а также физико-химическими свойствами насыщающих их пластовых 
флюидов. Для достижения высокой эффективности работ по вызову и интенсифи-
кации притока УВ необходимо учитывать изменение свойств горных пород в ПЗП 
и пластовых флюидов на разных этапах разработки месторождений и э ксплуатации 

1 См. также ПР 51-31323949-2000. Методика оценки степени освоения газовых скважин и состояния 
их призабойной зоны / Р.М. Тер-Саркисов, М.Г. Гейхман, В.В. Кузнецов и др.; ОАО «Газпром»; 
ООО «Газпром ВНИИГАЗ». – М., 2000. – 31 с.; Справочник по испытанию скважин / 
М.Л. Карнаухов. – М.: Центр ЛитНефтегаз, 2008. – 376 с.
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с кважин. Значение депрессии при освоении 
скважин должно определяться с учетом по-
стоянно изменяемых напряженного состоя-
ния ПЗП и фильтрационно-емкостных свойств 
(ФЕС) горных пород пласта-коллектора, кото-
рые существенно отличаются от первоначаль-
ных значений.

Значение депрессии при опробовании, ис-
пытании и освоении скважин рекомендует-
ся выбирать с учетом репрессии промывочной 
жидкости на пласт, глубины ее проникновения 
в ПЗП в размере до 50 % значения пластово-
го давления, а также по критерию устойчиво-
сти горных пород, который определяется по ре-
зультатам газогидродинамических исследова-
ний (ГДИ) [5–9 и др.]. Повышенные депрессии 
увеличивают сжимаемость пород в ПЗП, что 
затрудняет приток УВ в скважину. В процес-
се эксплуатации месторождения уменьшается 
пластовое давление, что также приводит к уси-
лению напряженного состояния ПЗП, сниже-
нию продуктивности и дебитов скважин.

Авторами обобщена геолого-промысловая 
информация об освоении разведочных сква-
жин Чаяндинского нефтегазоконденсатного 
месторождения (ЧНГКМ) Восточной Сибири, 
которое характеризуется сложным геологиче-
ским строением и низкими термобарически-
ми характеристиками (рис. 1 и 2). Площадь ме-
сторождения разделена тектоническими нару-
шениями на 16 гидродинамически изолирован-
ных блоков: один Северный; четыре (Юж I-1, 
Юж I-2, Юж I-3, Юж I-4) в составе укрупненно-
го блока Южный-I; четыре (Юж II-1, Юж II-2, 
Юж II-3, Юж II-4) в составе укрупненного бло-
ка Южный-II; четыре (Сам-0, Сам-1, Сам-2, 
Сам-3, Сам-4) в составе укрупненного бло-
ка Саманчакитский; один Западный и один 
Восточно-Талаканский блок.

ЧНГКМ – многопластовое месторожде-
ние, включающее три продуктивных горизон-
та, ФЕС которых изменяются в широких пре-
делах. Далее приведены геологическое строе-
ние и особенности горных пород соответству-
ющих пластов-коллекторов.

Ботуобинский горизонт. Отложения пред-
ставлены песчаниками преимущественно 
кварцевого состава с подчиненными просло-
ями алевролитов. В пределах месторождения 
ботуо бинский горизонт разделен серией текто-
нических нарушений на пять крупных блоков – 
Северный, Западный, Южный-I, Южный-II 
и Саманчакитский, в которых в ыделены 

14 с амостоятельных залежей: 12 газоконден-
сатных и две нефтегазоконденсатные с нефтя-
ной оторочкой. Начальное пластовое давление 
по залежи Саманчакитского блока – 13,1 МПа, 
по остальным залежам ботуобинского горизон-
та – 13,2 МПа; начальная пластовая температу-
ра составляет 9 °С.

По результатам интерпретации данных гео-
физических исследований скважин (ГИС) бо-
туобинского продуктивного горизонта:

• общие толщины пласта изменяются 
от 2,8 (скв. 321-60) до 26,2 м (скв. 321-07) при 
средней толщине 9,2 м;

• эффективные газонасыщенные толщины 
лежат в интервале от 0,6 (скв. 321-24) до 21,3 м 
(скв. 321-5) при средней толщине 6,3 м;

• эффективные нефтенасыщенные толщи-
ны лежат в интервале от 2 (скв. 321-31) до 13,1 м 
(скв. 321-22) при средней толщине 6,6 м.

По данным керновых исследований:
• пористость коллекторов (Kп) составляет 

4,1…27,2 %; 
• проницаемость (Kпр) изменяется в пре-

делах 0,025…6263 мД.
Хамакинский горизонт. Отложения пред-

ставлены неравномерным чередованием пла-
стов песчаников, гравелитов, алевролитов 
с прослоями аргиллитов. Песчаники весьма 
разнообразны по литологическим свойствам. 
Горизонт разбит системой тектонических нару-
шений на шесть крупных блоков – Северный, 
Западный, Южный-I, Южный-II, Саманча-
китский и Восточно-Талаканский. В каждом 
блоке выделены самостоятельные залежи (все-
го 16), ограниченные более мелкими тектони-
ческими нарушениями: 11 – газоконденсатных, 
четыре – нефтегазоконденсатные (с нефтяны-
ми оторочками), одна – нефтяная. Начальное 
пластовое давление по залежам горизонта из-
меняется от 12,6 до 13 МПа; начальная пласто-
вая температура составляет 10 °С.

По результатам интерпретации данных 
ГИС хамакинского продуктивного горизонта:

• общая толщина горизонта в сред-
нем составляет 38,2 м при изменении от 3,6 
(скв. 321-78) до 134,9 м (скв. 321-65);

• эффективные газонасыщенные толщи-
ны пласта достигают 10,7 м при изменении от 1 
(скв. 213-01) до 47 м (скв. 321-91);

• эффективные нефтенасыщенные тол-
щины лежат в интервале от 4,7 (скв. 321-93) 
до 14,3 м (скв. 274-01) при средней толщине 
7,6 м.
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Рис. 2. Структурно-тектоническая схема Чаяндинского НГКМ
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По данным исследования керна:
• Kп = 1,0…21 %;
• Kпр = 1…6000 мД.
Талахский горизонт литологически неод-

нороден, представлен неравномерным пере-
слаиванием гравелитов, песчаников с прослоя-
ми алевролитов и аргиллитов. Отложения го-
ризонта разбиты серией тектонических нару-
шений на четыре блока: Северный, Южный-I, 
Южный-II и Саманчакитский. В каждом 
из блоков более мелкие тектонические нару-
шения ограничивают самостоятельные зале-
жи. Всего в продуктивном горизонте выделены 
9 газоконденсатных залежей. Начальное пла-
стовое давление по залежам горизонта изме-
няется от 12,6 до 13 МПа, начальная пластовая 
температура составляет 10 °С.

По результатам интерпретации данных 
ГИС талахского продуктивного горизонта:

• средняя общая толщина горизон-
та составляет 65,0 м при изменении от 29,8 
(скв. 180-02) до 138,4 м (скв. 806);

• средняя эффективная газонасыщен-
ная толщина – 21,5 м при изменении от 0,9 
(скв. 321-67) до 48,5 м (скв. 321-27).

По данным исследований кернового мате-
риала коллекторов талахского горизонта:

• Kп = 3,0…16 %, редко достигая 20 %; 
• Kпр изменяется от 0 до 600 мД, в отдель-

ных случаях до 1000 мД.
В табл. 1 приведены результаты освоения 

и пробной эксплуатации разведочных газовых 
скважин ботуобинского горизонта ЧНГКМ. 
Продуктивные терригенные отложения ботуо-
бинского горизонта ЧНГКМ характеризуются 
неравномерной фациальной изменчивостью, 
которая связана с неоднородностью литологи-
ческого состава, неравномерным засолонением 
пород, большим диапазоном изменения ФЕС 
по площади и разрезу. Сложность геологиче-
ского строения ЧНГКМ обусловлена также на-
личием тектонических нарушений и блоковым 
делением продуктивных горизонтов. Также 
н еобходимо отметить, что ни в одной из газо-
конденсатных залежей ботуобинского горизон-
та разведочными скважинами не вскрыт ГВК. 
Пластовая вода данного горизонта опробована 
в девяти скважинах, расположенных в районе 
нефтяных оторочек, и в двух скважинах, нахо-
дящихся за контуром продуктивности.

По результатам опробования и испыта-
ния скважины условно объединены в четы-
ре группы исходя из коэффициента удельной 
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п родуктивности Kу.п, тыс. м3/(МПа∙сут∙м), и его 
среднего значения .K , тыс. м3/(МПа∙сут∙м), [1]:

• I группа (шесть скважин): 180-05, 321-01, 
321-06, 321-3, 321-41, 321-43 (209,9 ≥ Kу.п ≥ 33,6; 

.K  = 74,5);
• II группа (10 скважин): 765, 180-01, 

321-03, 321-08, 321-09, 321-10, 321-15, 321-16, 
321-20, 321-30 (22,3 ≥ Kу.п ≥10,8; .K  = 15,7);

• III группа (семь скважин): 180-06, 
321-05, 321-1, 321-11, 321-19, 321-47, 321-47 
(9,1 ≥ Kу.п ≥ 5,5; .K  = 7,5);

• IV группа (семь скважин): 180-02, 
213-01, 321-25, 321-45, 321-5, 321-50, 321-52 
(3,7 ≥ Kу.п ≥ 0,03; .K  = 1,1).

Видно, что для скважин I–III групп при от-
носительно одинаковых значениях hэф и мень-
ших значениях ∆Рдеп дебит Qг выше, чем для 
скважин IV группы (см. табл. 1).

Установлена положительная тенден-
ция влияния проницаемости на продуктив-
ность. Так, в ПЗП самой низкопродуктивной 
скв. 321-45 (Kу.п = 0,03 тыс. м3/(МПа∙сут∙м)) 
Kпр = 49 мД, а в ПЗП высокопродуктивной 
скв. 321-30 (Kу.п = 209,9 тыс. м3/(МПа∙сут∙м)) 
Kпр = 673,4 мД (по керну). 

В отношении скважин I и II групп отсут-
ствует острая необходимость интенсификации, 
так как увеличение депрессии приводит к ро-
сту их дебита и продуктивности (за исключе-
нием скв 321-5). Например, с увеличением 
∆Рдеп в скв. 321-01 с 0,79 до 1,34 МПа значение 
Qг увеличилось с 410,9 до 550 тыс. м3/сут.

В скважинах, где Kу.п < 10 тыс. м3/
(МПа∙сут∙м), необходимо проводить интен-
сификацию как после заканчивания бурени-
ем, так и в процессе эксплуатации после дли-
тельного и сложного капитального ремонта 
либо вывода из консервации, когда скважины 
не выходят на режимные (проектные) параме-
тры эксплуатации. Из рассмотренных разве-
дочных скважин ЧНГКМ, условно отнесенных 
к III и IV группам по удельной продуктивности, 
11 скважин находятся в консервации.

Анализ результатов опробования и ГДИ 
разведочных скважин ЧНГКМ (табл. 2 и 3) 
показал, что в большинстве из них прито-
ки УВ либо не были получены, либо имели 
Qг < 100 тыс. м3/сут.

Сопоставление максимальных дебитов 
газа, полученных при испытании в колон-
не, с линейными запасами, рассчитанными 
по данным ГИС, и значениями скин-фактора 
(коэффициента несовершенства скважины), 
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о пределенными по данным ГДИ по горизонтам 
ЧНГКМ [10, с. 179, 184, 185], позволило уста-
новить, что при одинаковых линейных запасах 
на фоне снижения скин-эффекта дебиты сква-
жин растут. Например:

1) ботуобинский горизонт. При практи-
чески равных линейных запасах в скв. 321-52 
дебит газа составил 15,1 тыс. м3/сут (скин-
фактор равен 30), а в скв. 321-43 дебит соста-
вил 802 тыс. м3/сут (скин-фактор равен 2,2). 
Построенные зависимости дебита газа от вели-
чины линейных запасов в зависимости от скин-
фактора для ботуобинского и других горизон-
тов позволяют по данным ГИС прогнозировать 
возможные максимальные дебиты;

2) хамакинский горизонт. Вследствие про-
ведения гидроразрыва пласта в скв. 321-75, 
где скин-фактор был низким (4,9), дебит вы-
рос незначительно, а в скв. 321-58 с очевид-
но высоким скин-фактором он вырос с 4,08 
до 303 тыс. м3/сут;

Таблица 3
Результаты ГДИ разведочных скважин ЧНГКМ: распределение скважин, ед., 

по максимальным дебитам газа с учетом диаметра диафрагмы (Dд), мм

Продуктивный
горизонт

Интервал перфорации, м
(абсолютная отметка / 

глубина)

Qг, тыс. м3/сут

«сухие» < 100 100…200 200…300 > 300

Ботуобинский 1430,6…1493 /
1939…1918 7 7 при Dд = 

= 2,2…7,2
2 при Dд = 

= 16,7 0 3 при Dд = 
= 18,1…22,0

Хамакинский 1507…1520 /
1903…2145 7 14 при Dд = 

= 2,0…10,0
4 при Dд = 
= 9,0…12,0

3 при Dд = 
= 12,0…16,0

1 при Dд = 
= 22,0

Талахский 1513…1651 /
1819…1820 15 5 при Dд = 

= 4,0…11,1 – 1 при Dд = 
= 20,0 –

3) талахский горизонт. При практически 
равных линейных запасах в скв. 321-47 дебит 
газа составил 67,3 тыс. м3/сут (скин-фактор 
равен 25,8), а в скв. 321-63 – 142 тыс. м3/сут 
(скин-фактор равен 18,2).

***
Таким образом, на основе геолого-

промыслового анализа результатов освоения, 
опробования, ГДИ и пробной эксплуатации 
разведочных скважин ЧНГКМ установлены:

• низкое качество вскрытия продуктивных 
горизонтов, характеризующееся высокими зна-
чениями скин-фактора (до 35…45);

• влияние ФЕС, их литолого-стратигра-
фической изменчивости на продуктивности 
скважин;

• необходимость разработки и внедре-
ния новых эффективных методов и техноло-
гий освоения скважин и интенсификации при-
токов УВ.
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Analyzing development and operation of gas and gas-condensate wells at the fields 
in Eastern Siberia
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Abstract. Practice in development and exploitation of gas and gas-condensate wells at the fi elds and underground 
gas storages of Russia evidences that performance of such a well doesn’t always reach design value. On example 
of the Chayanda oil-gas-condensate fi eld test wells it is shown that in a number of cases the wells either are not 
developed, or their operation starts from downshifted rates. Authors recommend several new ways to raise effi cacy 
of development of low-productive complex reservoirs. These methods will increase initial productivity of low-rate 
wells several times. The paper also substantiates provisions for gas rate changing depending on the amount of linear 
reserves and the skin-factor.

Besides, it is found out that stress of rocks in a bottom-hole area increases not only with dropping of pore 
pressure in course of a deposit mining, but also during development, exploration and operation of wells in conditions 
of higher depression. The lower the bottom-hole pressure, the higher the stress in a bottom-hole area. Under the 
infl uence of the auxiliary stress the main fi ltering channels in the high-permeable interlayers of the bottom-hole area 
shrink up. The effi cient porosity decreases, and saturation with the bedded liquid increases.

Also, the authors substantiate a range of productivity variations for wells which need intensifi cation 
of hydrocarbon infl ow from a bed to acquire the designed yields.

Keywords: development and operation of gas and gas-condensate wells, well repairing, exposure of productive 
beds.
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Тезисы. Предложена методика выбора из заданного перечня обводняющихся газовых скважин тех, 

эксплуатацию которых целесообразно осуществлять с применением газлифта. В данном случае под 

газлифтом понимается нагнетание газа с поверхности в прискважинную зону с целью удаления жид-

кости (конденсационной влаги) с забоя газовой скважины. Закачка газа вызывает двойной эффект: 

во-первых, дебит газа становится больше минимально допустимого, при котором еще выполняют-

ся условия выноса жидкости с забоя скважин, и, во-вторых, закачиваемый с поверхности сухой газ, 

смешиваясь с пластовым газом, снижает его влагосодержание, что способствует уменьшению коли-

чества конденсационной влаги и, соответственно, препятствует ее накоплению на забое.

Предлагаемая методика состоит из алгоритмов формирования исходных параметров (приро-

ста дебита по газу в результате применения газлифта и расхода газа нагнетания для каждой сква-

жины из заданного перечня) и алгоритмов оптимального выбора скважин для эксплуатации с при-

менением газлифта. Критерием оптимального выбора является максимум суммарного прироста де-

бита скважин при выполнении ограничения на суммарный расход газа нагнетания. С математиче-

ской точки зрения оптимизационная задача, подлежащая решению, представляет собой задачу ли-

нейного целочисленного программирования. Искомые переменные в задаче – xi (номер скважины 

i = 1, 2, .., n, где n – число скважин в заданном перечне) – могут принимать только два значения: 

0 или 1. Если в результате решения задачи окажется, что xi = 1, то это означает, что для i-й скважи-

ны целесообразно применять газлифт, и наоборот при xi = 0. Решение сформулированной задачи 

может быть получено одним из известных методов дискретной оптимизации. Приведен пример при-

менения методики к геолого-промысловым условиям, характерным для эксплуатации скважин газо-

вых месторождений Надым-Пур-Тазовского региона. 

Постановка и математическая формулировка задачи
Разработка сеноманских и валанжинских залежей крупнейших месторождений при-
родного газа России, находящихся в стадии падающей добычи, характеризуется ря-
дом факторов, ограничивающих добычные возможности и, соответственно, суще-
ственно снижающих технико-экономические показатели деятельности газодобываю-
щих предприятий. Среди таких факторов прежде всего следует отметить истощение 
запасов пластовой энергии, что ведет к снижению скорости газа в лифтовой колонне 
(ЛК) и последующему накоплению жидкости (в частности, конденсационной воды) 
на забое. В этих условиях работа скважин становится невозможной без проведения 
мероприятий по удалению воды.

Одним из способов удаления конденсационной жидкости с забоев газовых и га-
зоконденсатных скважин является газлифт, суть которого заключается в нагнетании 
с поверхности в скважину дополнительного объема осушенного газа. Это вызывает 
двойной эффект: во-первых, дебит газа становится больше минимально допустимо-
го, при котором еще выполняются условия выноса жидкости с забоя скважин, и, во-
вторых, закачиваемый с поверхности сухой газ, смешиваясь с пластовым газом, сни-
жает его влагосодержание. Это способствует уменьшению количества конденсацион-
ной влаги и, соответственно, препятствует ее накоплению на забое.

Однако, с другой стороны, реализация газлифта требует дополнительных за-
трат. Причем в различных геолого-промысловых условиях эксплуатации скважин 
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в р езультате применения газлифта будут до-
стигаться различные приросты дебита сква-
жин, которые, в свою очередь, станут обеспе-
чиваться различными объемами дополнитель-
ных затрат. В связи с этим возникает задача вы-
бора из заданного перечня скважин, эксплуата-
цию которых целесообразно вести с примене-
нием газлифта.

В зависимости от выбранных показателей 
эффективности и заданного набора ограниче-
ний экономического и технологического харак-
тера указанной задаче можно придать различ-
ные формы. Далее приведена одна из возмож-
ных постановок задачи, в которой критерием 
оптимизации является максимум суммарного 
прироста дебитов скважин при использовании 
газлифта, а ограничением – суммарный расход 
газа, закачиваемого с поверхности в скважины.

Для математической формулировки задачи 
введем обозначения исходных параметров:

• п – число скважин, на которых предпо-
лагается использование газлифта;

• i = 1, 2, …, n – номер скважины;
• Q – допустимый суммарный расход зака-

чиваемого газа;
• ΔQi – прирост дебита i-й скважины 

по газу в результате применения газлифта; 
• qi – расход газа нагнетания на i-й сква-

жине, т.е. объем газа, закачиваемого в i-ю сква-
жину в единицу времени.

Введем обозначения искомых переменных: 
xi = 1, если на i-й скважине целесообразно при-
менение газлифта, и xi = 0 в противном случае.

Теперь задача принимает вид модели ли-
нейного булева программирования:

1
max;

n

i i xi
Q x  (1)

1
;

n

i i
i

q x Q  (2)

0,1 , 1, .ix i n  (3)

Решение задачи (1)–(3) может быть полу-
чено без затруднений одним из методов дис-
кретной оптимизации, например методом вет-
вей и границ [1].

Формирование исходной информации
Остановимся подробнее на вопросах формиро-
вания исходных данных задачи (1)–(3), т.е. па-
раметров ΔQi и qi. При их определении н омера 

скважин не имеют значения, поэтому, чтобы 
не загружать текст лишними символами, опу-
стим их, т.е. будем оперировать параметрами q 
и ΔQ, соответствующими некоторой скважине, 
на которой предполагается использование газ-
лифта.

Пусть qмин, тыс. м3/сут – минимально допус-
тимый дебит газа, обеспечивающий вынос всей 
жидкости с забоя скважины (критический де-
бит), который можно определить по формуле1

2

. .86,4 ( , , ) ,
4

P z Tdq v
P z T

 (4)

где 
1 42

.
. . 2

. . .

( , , ) 3,3 ,
( – )
g

v  – (5)

минимально допустимая скорость газового по-
тока, необходимая для выноса всей жидко-
сти из скважины, м/с; g – ускорение свобод-
ного падения, м/с2; σ – поверхностное натяже-
ние жидкости при заданной температуре, Н/м; 
ρж.з и ρг.з – плотности жидкости и газа на забое, 
кг/м3, соответственно; Pз и Tз – забойное дав-
ление, МПа, и температура на забое, К, соот-
ветственно; Pс и Tс – давление, МПа, и темпера-
тура, К, в стандартных условиях соответствен-
но; zз и zс – коэффициент сверхсжимаемости 
(z-фактор) на забое и при стандартных усло-
виях соответственно; d – внутренний диаметр 
лифтовой колонны, м.

При заданной забойной температуре с при-
емлемой для инженерных расчетов точностью 
минимально допустимый дебит газа может 
быть представлен зависимостью от забойного 
давления следующего вида:

.q P  (6)

Оценку коэффициента δ в формуле (6) 
можно получить на основе графиков. В СТО 
Газпром 2-2.3-1016-20152 для температуры 
на забое tз = 30 °С и различных диаметров ЛК 
с использованием формул (4) и (5) построе-
ны зависимости забойного давления от мини-
мального дебита. Применяя метод наименьших 

1 См. СТО Газпром 2-2.3-935-2015. Эксплуатация 
газовых скважин месторождений Надым-Пур-
Тазовского региона с использованием поверхностно-
активных веществ / Газпром ВНИИГАЗ [разраб.]. – 
М.: Газпром экспо, 2016. – 53 с.

2 См. Приложение А к СТО Газпром 2-2.3-1016-2015. 
Эксплуатация газовых скважин месторождений 
Надым-Пур-Тазовского региона с использованием 
газлифта / Газпром ВНИИГАЗ [разраб.]. – М.: Газпром 
экспо, 2015. – 28 с.
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к вадратов [2] для аппроксимации этих зависи-
мостей функцией (6), получим, в частности, 
что для диаметра ЛК 114 мм δ ≈ 44,25 тыс. м3/
(сут·МПа1/2), т.е. qмин ≈ 44,25·(Рз)1/2.

Для определения влагосодержания газа 
(W ) можно воспользоваться аналитической за-
висимостью влагосодержания природного газа 
от температуры при различной величине давле-
ния и относительной плотности газа, равной 0,6:

0,6 ,
145

AW B
P

 (7)

где Р, Т – давление, МПа, и температура, К, в ра-
бочих условиях соответственно; Рн.п – давление 
насыщенного пара воды при данной темпера-
туре, МПа [3]. Определить A, B, Рн.п в зависи-
мости от температуры (233 К ≤ Т ≤ 383 К) мож-
но по справочным данным [3, см. табл. 19, 20].

Для расчета влагосодержания газа с другой 
относительной плотностью вводятся поправки 
на соленость воды (Сс) и отклонение относи-
тельной плотности газа от значения 0,6 (Сρ) [3]: 

W = W0,6СсСρ, 

где 
7 2 3 2

3

2

10 1,1 10 0,079

0,73 10 0,156 0,927;

1 0,00492 0,00017672 ;

C t t

t

C S S  
t – температура, °C; ρo – относительная плот-
ность газа; S – минерализация (соленость) 
воды, % масс. [4]. 

Для оценки объема жидкости (V ), м3, ско-
пившейся в скважине без пакера, рекомендует-
ся формула1

5

. .
10 ( – ) –( ),V F P P F L L  (8)

где FЛК – площадь внутреннего сечения ЛК, м2; 
Fэ.к – площадь внутреннего сечения эксплуата-
ционной колонны, м2; Pзат – давление в затруб-
ном пространстве, МПа; Pбуф – давление на бу-
фере, МПа; Lн.о – глубина нижних отверстий 
перфорации, м; LЛК – глубина спуска ЛК, м; ρж – 
плотность скопившейся жидкости, кг/м3.

Если через h обозначить высоту столба 
жидкости, скопившейся в скважине, то исходя 
из формулы (8), можно получить, что

5

.
10 ( – ) – .h P P L L  (9)

Таким образом, зная объем скопившейся 
в скважине жидкости и конструктивные пара-
метры скважины (диаметры ЛК и эксплуата-
ционной колонны и т.п.), с использованием 
формул (8), (9) можно оценить высоту столба 
жидкости на забое. 

Перейдем к определению расхода газа, 
н еобходимого для применения газлифта. 
С этой целью введем обозначения:

• qр – рабочий дебит скважины до приме-
нения газлифта, когда в скважине скапливает-
ся жидкости (скважина эксплуатируется с на-
коплением жидкости), тыс. м3/сут;

• qв – расход газа нагнетания, необходи-
мый для выноса всей жидкости с забоя скважи-
ны, тыс. м3/сут;

• qо – расход газа нагнетания, необходи-
мый для полной осушки газа, поступающего 
из пласта в скважину, тыс. м3/сут; 

• Wпл – влагосодержание газа в пластовых 
условиях, кг/тыс. м3;

• Wу – влагосодержание газа в устьевых 
условиях, кг/тыс. м3;

• Wз – влагосодержание закачиваемого 
газа, кг/тыс. м3.

Оценить qв можно по формуле

qв = qмин – qр > 0. (10)

Для оценки qо требуется определить 
н есколько дополнительных параметров: 

• количество конденсационной жидкости 
в скважине, кг/сут, 

. ( ) ,Q W W q  (11)

• количество жидкости, которое может ис-
парить закачиваемый газ, кг/сут,

. ( )Q W W W q . (12)

Чтобы вся сконденсированная жидкость 
была испарена закачиваемым газом, должно 
выполняться условие: Qж.конд = Qж.исп или

( ) ( ) .W W q W W W q  

Таким образом, с учетом последнего ра-
венства, а также соотношений (11) и (12) 
н еобходимый дебит закачиваемого газа можно 
определить по формуле

.
W W

q q
W W W

 (13)
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Если через q обозначить расход газа на-
гнетания при использовании газлифта, т.е. де-
бит газа, обеспечивающий либо вынос жид-
кости с забоя скважины, либо полную осуш-
ку газа, поступающего из пласта в скважину 
(и в том, и в другом случае вода не скапливает-
ся на з абое), то 

q = min{qв, qo}. (14)

Пусть q* – дебит скважины при задан-
ных геолого-промысловых и термобарических 
условиях, когда в скважине не скапливается 
конденсационная вода (скважина эксплуатиру-
ется без накопления жидкости), и q* ≥ qр. Тогда 
прирост дебита при использовании газлифта 
(ΔQ) будет вычисляться по формуле

ΔQ = q* – qр. (15)

По определению, qp – рабочий дебит сква-
жины при ее эксплуатации с накоплением жид-
кости на забое, а q* – наоборот, рабочий дебит 
скважины при ее эксплуатации без накопления 
жидкости на забое. Пусть Рз – забойное давле-
ние, соответствующее qp, а Р* – забойное давле-
ние, соответствующее q*. Тогда

Р*= Рз – ρжgh. (16)

Если эксплуатация скважины ведется без 
применения газлифта, то h > 0. При условии 
применения газлифта h → 0.

Допустим, известно значение пластового 
давления – Рпл, а коэффициентом фильтраци-
онного сопротивления в двучленной формуле 
притока газа к скважине можно пренебречь. Так 
как рассматривается ситуация с проб лемными 
скважинами, имеющими небольшие д ебиты, 
то такое упрощение не вызовет существенных 
ошибок. Другими словами, предполагается, 
что приток газа к скважине при ее эксплуата-
ции без применения газлифта газа осуществля-
ется по линейному закону:

2 2– .P P Aq  (17)

Тогда уравнение притока газа к скважине 
при ее эксплуатации с применением газлифта 
примет вид

2 * 2 *– ( ) .P P Aq  (18)

Из формул (9), (15)–(18) следует, что

2 *(2 – )
ghQ P Aq gh

A
 (19)

или

2(2 – – ).
ghQ P Aq gh

A
 (20)

Таким образом, исходные данные для ре-
шения задачи (1)–(3), т.е. параметры qi и ΔQi, 
i = 1, 2, …, n, определяются, соответственно, 
по формулам (14) и (19) (или (20)).

Пример решения задачи выбора скважин 
для газлифта
Проиллюстрируем применение модели (1)–(3) 
упрощенным примером для п = 10. В качестве 
исходной информации использовались средне-
суточные значения дебитов 

i
q , характерные для 

скважин сеноманской залежи Медвежьего газо-
конденсатного месторождения (ГКМ), обору-
дованных ЛК диаметром 0,114 м, э ксплуатация 
которых осложнена накоплением жидкости 
на забое (табл. 1). 

Пусть Рп = 1,7 МПа; A = 0,0195 МПа2/
тыс. м3/сут, ρж = 1010 кг/м3, tз = 30 °С (значения, 
характерные для геолого-промысловых усло-
вий Медвежьего ГКМ). Предположим также, 
что для всех скважин h = 15 м и 

i i
q q . Тогда 

из соотношения (14) следует, что 
iiq q , т.е. рас-

ход газа нагнетания при использовании газлиф-
та равняется расходу, необходимому для полно-
го выноса жидкости с забоя скважин.

По формуле (17) определим 
i

P  значения 
Pз для каждой скважины (

i
P ). Как отмечалось, 

для диаметра ЛК, равного 114 мм, и Tз = 30 °С 
коэффициент δ ≈ 44,25 тыс. м3/(сут·МПа1/2), 
т.е. 1 244, 25( )

i i
q P  (см. формулу (6)). 

Вычисленные значения 
i

P  и 
i

q , а также зна-
чения 

i i iiq q q q  (см. формулу (10)) при-
ведены в табл. 2.

Для приведенных исходных данных 
по формуле (20) рассчитаем ΔQi – прирост де-
бита при применении газлифта (см. табл. 2).

Используя исходные данные табл. 2, по-
лучим оптимальное решение задачи (1)–(3) 
(табл. 3) при различных значениях Qk допусти-
мого суммарного расхода газа на нагнетание 
(см. правую часть ограничения (2)). Значения 
Qk будем задавать по формуле

10

1

1 ,k i
i

Q q
k

 (21)
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где k  {1, 2, 8}, т.е. в качестве Q использует-
ся доля от суммарного необходимого объема за-
качки газа (100, 50, 12,5 %), который требует-
ся для обеспечения на всех скважинах условия 
выноса жидкости с забоя. 

***
Предложенную модель выбора скважин-

кандидатов можно без затруднений дополнить 
ограничением на суммарные затраты, связан-
ные с реализацией газлифта как способа уда-
ления конденсационной жидкости из газовых 
скважин.

Разработанные алгоритмы оценки эф-
фективности применения газлифта на газо-
вых скважинах в совокупности со стандартны-
ми методами дискретного программирования, 
позволяющими решить поставленную задачу 
оптимизации, можно рассматривать в качестве 
методики подбора скважин из заданного переч-
ня для их эксплуатации с применением газлиф-
та, которая направлена на повышение рента-
бельности эксплуатации обводняющихся газо-
вых скважин. 
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Таблица 1
Среднесуточные дебиты скважин

i 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10

i
q , тыс. м3/сут 9 16 22 25 29 33 38 40 44 47

Таблица 2
Исходные данные

i 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10

i
P , МПа, по формуле (17) 1,65 1,60 1,57 1,55 1,52 1,50 1,47 1,45 1,42 1,40

i
q  тыс. м3/сут, по формуле (6) 56,84 55,97 55,44 55,09 54,55 54,19 53,65 53,28 52,73 52,35
qi, тыс. м3/сут, по формуле (10) 47,84 39,97 33,44 30,09 25,55 21,19 15,65 13,28 8,73 5,35
ΔQi, тыс. м3/сут, по формуле (20) 24,00 23,23 22,78 22,47 22,02 21,71 21,25 20,95 20,49 20,19

Таблица 3
Результаты решения задачи (1)–(3)

k Qk, тыс. м3/сут
i

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10
1 241,09 + + + + + + + + + +
2 120,54 – – – + + + + + + +
8 30,14 – – – – – – – + + +
Примечание: «+» – газлифт применяется; «–» – газлифт не применяется.
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A method for selection of watered gas wells aimed at application of gas-lift
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Abstract. A pattern is suggested for selecting from a given list those watered gas wells which are right for gas-lift 
operation. In this particular case the gas-lift means discharge of dry gas from surface to a well-bore zone in order 
to remove liquid (condensed moisture) from the gas-well bottom. Gas injection has a double effect: fi rst of all, the 
gas fl ow rate exceeds a minimal margin matching conditions of liquid carry-over from a well bottom; secondly, the 
injected dry gas mixes with a native one and reduces its dryness thus promoting lessening of condensed moisture 
and preventing its accumulation at the well bottom. 

The suggested procedure consists of the algorithms for input data generation (namely: gas rate increment due 
to gas-lift, and a fl ow rate of injected gas per each well from the list), and the algorithms optimizing selection 
of wells for operation together with gas-lift. Criterion of an optimal choice is a maximal total increment of wells’ 
fl ow rate in case the limitation of the total fl ow rate of the injected gas is fulfi lled. From the mathematical point 
of view the task of optimization comes to a problem of the linear integer programming. The desired variables xi 
(where i = 1, 2, .., n is a serial number of a well, and n is the quantity of wells within a given list) can have only one 
of two values: 0 or 1. When xi = 1, the ith well suits the gas-lift, and vice versa if xi = 0. Solution of the formulated 
problem may be gotten using one of the known methods of discrete optimization.

The paper includes an example of the procedure application for real conditions of gas production at the fi elds 
of the Nadym-Pur-Taz region. 
Keywords: gas, well fl ow rate, gas-lift, optimization, well.
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Методика подготовки исходных данных о свойствах 
флюидов для гидродинамических расчетов скважин 
газоконденсатных месторождений

Д.В. Изюмченко1, О.В. Бузинова1, О.В. Николаев1, К.Н. Гужов1*
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с.п. Развилковское, пос. Развилка, Проектируемый пр-д № 5537, вл. 15, стр. 1

* E-mail: K_Guzhov@vniigaz.gazprom.ru

Тезисы. Количество и свойства поступающей в процессе эксплуатации в скважину углеводородной 

жидкости влияют на потери давления в стволе и таким образом определяют как рабочий, так и пре-

дельный режим работы скважины. В статье предложен универсальный метод аппроксимации тер-

модинамических параметров газоконденсатных смесей, основанный на использовании относитель-

ных величин давления в качестве аргументов. Метод позволяет получать с приемлемой для практи-

ки точностью исходные данные, необходимые для гидродинамических расчетов технологических 

режимов работы скважин, в продукции которых присутствует жидкость. В качестве иллюстрации 

приведен пример полиномиальной аппроксимации жидкостного фактора, рассчитанного с помо-

щью программы Schlumberger PVTi для пластовой смеси Ковыктинского газоконденсатного место-

рождения.

Предложенным способом можно оценить термодинамические параметры в процессе движения 

пластового газа в эксплуатационных скважинах и промысловых системах на всех этапах разработки 

газоконденсатных месторождений.

Как известно, наличие жидкости в продукции газовых скважин оказывает влия-
ние как на рабочие, так и на предельные режимы их работы. Подобное влияние мо-
жет наблюдаться на протяжении всего периода разработки, хотя на этапе постоянной 
добычи обычно не возникает проблем, связанных с неполным выносом жидкой фазы, 
поскольку пластовое давление велико и перепад давления между пластом и входом 
в установку комплексной подготовки газа (УКПГ) достаточен для обеспечения пол-
ноценного движения всех компонентов газожидкостной смеси по всем элементам 
тракта «пласт – скважина – шлейф – УКПГ».

По мере снижения пластового давления, особенно в случаях неравномерного 
по площади залежи дренирования, часть скважин, объединенных общей УКПГ, могут 
по условиям функционирования выйти за пределы диапазона устойчивой эксплуата-
ции и начать «задавливаться» жидкостью, вероятным проявлением чего служат сни-
жение дебита и возникновение пульсирующих режимов с последующей полной оста-
новкой процесса эксплуатации. Поэтому учет наличия жидкости в продукции при 
прогнозировании поведения скважин актуален практически с самого момента появ-
ления жидкости в стволе и на забое. 

Для расчета гидродинамических характеристик двухфазных потоков в скважи-
нах необходима информация о количестве и свойствах поступающей в ствол жидко-
сти и газа [1–3]. В общем случае в скважинах на разных этапах эксплуатации могут 
присутствовать жидкости как пластового происхождения (углеводородный конден-
сат, конденсационная и пластовая вода), так и поступающие с поверхности (техниче-
ские жидкости и метанол). Далее в статье рассматривается методика подготовки ис-
ходных данных о свойствах газовой и жидкой фаз в условиях выпадения конденсата 
в пласте, на забое и в стволе скважины для последующего использования в гидроди-
намических расчетах режимов эксплуатации промысловых систем.

Расчетная модель потерь давления в двухфазных потоках оперирует такими пара-
метрами, как плотности газовой и жидкой фаз и расход поступающей в скважину жид-
кости [1–3], которые в газоконденсатных скважинах зависят от изменяющихся во вре-
мени и пространстве термобарических условий пласта либо от конструкции ствола 
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скважины. Непосредственное использование 
программных комплексов, предназначенных для 
расчета фазовых равновесий, делает процедуру 
гидродинамических расчетов неоправданно гро-
моздкой, требующей наличия соответствующе-
го программного обеспечения и специ фической 
квалификации персонала, а также значительных 
затрат машинного времени. Поэтому возникает 
задача составления упрощенной схемы расчета 
свойств флюидов, приемлемой для совместного 
использования с существующими гидродинами-
ческими моделями.

При создании простого в практическом 
применении алгоритма расчета свойств флюи-
дов необходимо учитывать, что по мере выра-
ботки залежи пластовое давление уменьшает-
ся, вследствие чего:

1) состав поступающей на забой продук-
ции может изменяться благодаря выпадению 
в пласте жидкой фракции и

2) диапазон давлений, при которых требу-
ется расчет свойств флюидов в скважине, сме-
щается в меньшую сторону.

Эти два обстоятельства приводят к идее соз-
дания расчетной модели свойств флюидов, опе-
рирующей не абсолютными, а относительными 
значениями давлений. Для отдельно взятого ме-
сторождения такая модель может быть сформи-
рована на основе информации о термодинами-
ческих свойствах флюидов, полученной с ис-
пользованием специализированных программ.

Предлагается следующий алгоритм соз-
дания такой модели. Обозначим подлежащую 
определению величину буковой Х (это может 
быть жидкостной фактор, плотность газовой или 
жидкой фаз и т.д.). Будем искать зависимость Х 
от термодинамических параметров рассматрива-
емой системы в полиномиальной форме:

0
( , ) ,

m
i

i
i

X a t P P  (1)

где tу – устьевая температура, меняющаяся 
по стволу скважины; безразмерная величина P  
определяется соотношением текущих значений 
устьевого (Pу) и забойного давлений (Pз):

;P  (2)

приведенное забойное давление P  определя-
ется отношением Pз к его начальной величине 
Рз.макс = 25 МПа, принятой для нормирования:

.

;P  (3)

коэффициенты ai(t, P) многочлена (1) задаются 
полиномиальной зависимостью

0
( , ) ( ) .

n
j

i ij
j

a t P b P t  (4)

Коэффициенты bij(P) многочлена (4) также 
задаются полиномиальной зависимостью

0
( ) ,

l
k

ij ijk
k

b P c P  (5)

где коэффициенты cijk полинома (5) должны 
быть предварительно определены по результа-
там термодинамических расчетов свойств флю-
идов и будут выступать в качестве исходных 
данных для расчета искомой величины Х по ал-
горитму (1)–(5).

Проиллюстрируем алгоритм создания мат-
рицы cijk для расчета жидкостного фактора Wж 
на примере Ковыктинского ГКМ. В табл. 1 при-
ведены данные о начальном составе пластового 
флюида Ковыктинского ГКМ, которые исполь-
зовались в качестве исходных в термодина-
мических расчетах дифференциальной и кон-
тактной конденсации средствами программы 
Schlumberger PVTi [2, 4, 5].

На первом этапе расчетами дифференци-
альной конденсации определялись составы га-
зовой фазы пластовой системы при пластовой 
температуре для ряда значений Pз, а именно: 
25, 20 и 15 МПа.

На втором этапе для каждого из фиксиро-
ванных составов и термобарических условий, 
принимаемых за исходные, расчетами контакт-
ной конденсации определялись составы и свой-
ства газовой и жидкой фаз и жидкостной фактор 
в зависимости от давления в диапазоне от теку-
щего Pз до Pу и температуры в диапазоне от tпл 
до tу. Устьевые давления задавались значениями 
от Рз.макс и ниже с шагом 5,0 МПа, tу – рядом зна-
чений: 56, 46, 36, 25 и 15 °С. В результате полу-
чены следующие расчетные величины: S – объ-
емная доля жидкой фазы, выпадающей при из-
менении термобарических параметров от забой-
ных (Pз, tз) до устьевых (Pу, tу); zу – коэффициент 
сверхсжимаемости газовой фазы при устьевых 
условиях; ρж – плотность жидкой фазы.

По полученным данным рассчитывался 
жидкостный фактор, см3/м3,

6

.

10 ,
(1 )
SP z tVW

V S t
 (6)

где Vж = Vж (Рз, tз; Ру, tу) – объем жидкой фазы, 
выпадающей при изменении термобарических 
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параметров от забойных до устьевых; Vг.ст – 
объем газовой фазы, приведенный к стандарт-
ным термобарическим условиям (Рст , tст). 

На основе данных о плотностях фаз 
и Wж методом наименьших квадратов подо-
браны корреляционные полиномы (1), (4), (5) 
в торой степени, т.е. m = n = l = 2. Отметим, 
что повышение степени полиномов может 

н есколько улучшить качество аппроксимации, 
но при этом одновременно в геометрической 
прогрессии увеличится количество полиноми-
альных коэффициентов, что сделает расчет-
ную схему более громоздкой. С учетом огра-
ниченной точности как исходной информа-
ции, так и алгоритмов расчета свойств жид-
кой фазы, вторая степень аппроксимирующих 

Таблица 1
Расчетный начальный состав пластового флюида газоконденсатного месторождения

Компонент Содержание, % 
мол.

Температура 
кипения, К

Молекулярная 
масса, г/моль

Плотность при температуре 20 °С 
и давлении 1 атм (ρ1

20), г/м3

CH4 90,5 111,7 16,043 0,425
С2Н6 4,59 184,5 30,07 0,548
C3H8 1,08 231,1 44,097 0,582
iС4Н10 0,24 261,3 58,124 0,557
nС4Н10 0,36 272,7 58,124 0,579
iC5Н12 0,22 301,0 72,151 0,620
nС5Н12 0,16 309,2 72,151 0,626
F6 0,27 350,98 95,599 0,68
F7 0,18 381,69 110,0 0,71
F8 0,14 397,03 115,0 0,74
F9 0,11 420,04 125,0 0,77
F10 0,33 533,01 176,0 0,92
N2 1,55 77,40 28,013 0,804
CO2 0,02 194,70 44,010 0,777
He 0,21 4,215 4,0 0,000178
H2 0,04 20,03 2,016 0,71
Содержание С5+, % мол. 1,4
Конденсатогазовый фактор, г/м3 на пластовый газ 66,1
Давление начала конденсации, МПа 25,5
Пластовая температура tпл, °С 56

Таблица 2
Значения P  при разных значениях Ру и Рз

Ру, МПа
P

Рз = 25 МПа Рз = 20 МПа Рз = 15 МПа
25 1
20 0,8 1
15 0,6 0,75 1
10 0,4 0,5 0,67
7,5 0,3 0,38 0,5
5 0,2 0,25 0,3

Таблица 3
Значения P  при разных абсолютных значениях Pз

Рз, МПа P
25 1
20 0,8
15 0,6
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Рис. 1. Зависимости Wж (P ) при Рз = 25 МПа (см. табл. 4)
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Рис. 2. Зависимости Wж (P ) при Рз = 20 МПа (см. табл. 5)
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Рис. 3. Зависимости Wж(P ) при Рз = 15 МПа (см. табл. 6)
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Рис. 4. Полиномиальные коэффициенты ai(t; 1) в зависимости от температуры tу
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Рис. 5. Полиномиальные коэффициенты ai(t; 0,8) в зависимости от температуры
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Рис. 6. Полиномиальные коэффициенты ai(t; 0,6) в зависимости от температуры

–1000

–800

–600

–400

–200

0

200

400

600

10 20 30 40 50 60

a i(
t; 

0,
6)

, 

a0(t; 0,6); y = –0,0031x2 – 4,0787x + 263,5
a1(t; 0,6); y = –0,0517x2 + 13,135x – 646,68
a2(t; 0,6); y = 0,0482x2 – 8,9182x + 394,62



83Актуальные проблемы добычи газа

№ 1 (33) / 2018

п олиномов, по мнению авторов, является опти-
мальной. В отличие от описанной ранее мето-
дики [2], в данном случае в качестве аргумен-
тов полиномов использованы относительные 
(приведенные) значения давлений, что позво-
лило упростить схему расчетов искомых вели-
чин и сделать ее единообразной для всех эта-
пов разработки месторождения. 

Согласно принятым ранее определени-
ям в табл. 2 представлены диапазоны зна-
чений Ру и P  при различных значениях Pз 
(см. формулу (2)), а в табл. 3 отображено со-
ответствие значений P  абсолютным значе-
ниям Pз (см. формулу (4)). Массив значений 
ρж, zу, S, Wж, р ассчитанных с помощью програм-
мы Schlumberger PVTi, представлен в табл. 4–6.

На рис. 1–3 изображены графические за-
висимости Wж(P ), построенные по данным 
табл. 4–6. Полученные кривые аппроксимиро-
ваны квадратичными зависимостями, уравне-
ния которых приведены в легендах графиков. 

В табл. 7 приведены 45 коэффициентов 
15 полиномов (см. формулу (1), рис. 1–3), от-
ражающих зависимости жидкостного фактора 
от приведенного устьевого давления при фик-
сированных значениях ty и Pз. 

Воспользуемся тем обстоятельством, что 
коэффициенты полинома (1) ai(t, P) г ладко 
и монотонно зависят от температуры, при-
чем соответствующие зависимости хорошо 
аппроксимируются полиномами 2-й степени 
(рис. 4–6).

Коэффициенты полинома (4) сгруппирова-
ны в табл. 8 в три матрицы (по количеству ко-
эффициентов квадратичного полинома (1)) раз-
мерностью 3×3 (первое число соответствует 
количеству принятых значений Pз, второе – ко-
личеству коэффициентов квадратичного поли-
нома (4)).

Далее зависимости bij(P), построенные 
по данным табл. 8, аналогичным образом ап-
проксимированы полиномами 2-й степени, 

к оэффициенты которых Cijk (см. формулу (5)) 
представлены в табл. 9.

Таким образом, табл. 9 является итоговой: 
она содержит 27 чисел-коэффициентов Cijk, кото-
рые станут исходными данными для алгоритма 
расчета Wж в продукции скважин на всех этапах 
разработки Ковыктинского НГКМ. Названный 
алгоритм состоит из следующих шагов:

1) задаются исходные данные Рз.макс, Рз, Ру, tу;
2) по соотношениям (2) и (3) рассчитыва-

ются P  и P ;
3) по соотношению (5) с использованием 

соответствующих коэффициентов Cijk из табл. 9 
рассчитываются девять коэффициентов bij(P);

4) по соотношению (4) рассчитываются 
три коэффициента ai(t, P);

5) по соотношению (1) рассчитывается ис-
комая величина Wж.

В качестве примера проиллюстриру-
ем расчет Wж для условий: Рз.макс = 25,0 МПа; 
Рз =15 МПа; Ру =7,5 МПа; tу = 36 °С.

1. В соответствии с формулами (2) и (3) 
P  = 7,5/15 = 0,5; P  = 15/25 = 0,6.

2. По данным табл. 9 и соотношению (5) 
рассчитываем девять полиномиальных коэф-
фициентов bij(P), зависящих от P :

1) b00= c002(P)2 + c001P + c000 = –2,4375·0,62 + 
+ 4,011·0,6 – 1,5322 = –0,0031,

b01 = c012(P)2 + c011P + c010 = 266,5·0,62 – 
– 437,24·0,6 + 162,32 = –4,084,

b02 = c022(P)2 + c021P + c020 = –8789∙0,62 + 
+ 14635∙0,6 – 5353,4 = 263,56;

2) b10 = c102(P)2+ c101P + c100 = 5,4063·0,62 – 
– 8,3318∙0,6 + 3,0011 = –0,05171,

b11 = c112(P)2 + c111P  + c110 = –399,76·0,62 + 
+ 645,18·0,6 – 230,06 = 13,1344,

b12 = c122(P)2 + c121P + c120 = 13334∙0,62 – 
– 22303∙0,6 + 7934,7 = –646,86;

3) b20 = c202(P)2 + c201P + c200 = –1,17∙0,62 + 
+ 1,816∙0,6 – 0,6202 = 0,0482,

b21 = c212(P)2 + c211P + c210 = 138,1∙0,62 – 
– 214,98∙0,6 + 70,354 = –8,918,

Таблица 7
Коэффициенты полинома (1) для разных значений температуры и Рз

tу, °С
Рз = 25 МПа Рз = 20 МПа Рз = 15 МПа

a2(t; 1) a1(t; 1) a0(t; 1) a2(t; 0,8) a1(t; 0,8) a0(t; 0,8) a2(t; 0,6) a1(t; 0,6) a0(t; 0,6)
56 151,26 –411,67 262,51 145,6 –317,46 172,23 27,14 –74,731 47,81
46 190,86 –484,82 300,28 203,66 –421,68 221,78 67,84 –150,1 84,54
36 244,47 –582,24 346,94 272,19 –551,95 285,74 107,88 –236,87 133,32
25 307,52 –695,57 398,52 374,16 –736,19 369,83 167,68 –357,6 207,31
15 375,32 –821,02 455,08 504,92 –970,52 474,17 198,25 –458,31 269,29
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b22 = c222(P)2+ c221P + c220 = –4541,6∙0,62 + 
+ 7647∙0,6 – 2558,6 = 394,624.

3. По соотношению (4) определяем три 
полиномиальных коэффициента ai(t), завися-
щих от tу: 

a0 = b02tу2 + b01tу + b00 = –0,0031∙362 – 
– 4,084∙36 + 263,56 = 112,52;

a1 = b12tу2 + b11tу + b10 = –0,0517·362 + 
+ 13,134∙36 – 646,86 = –241,04;

a2 = b22tу2 + b21tу + b20 = 0,0482·362 – 8,918× 
×36 + 394,624 = 136,04.

4. По соотношению (1) для актуального 
значения P  определяем значение Wж, см3/м3:

Wж = a2(t)
2P  + a1(t)P  + a0(t) = 112,52·0,52 – 

– 241,04·0,5 + 136,04 = 43,65.
Оценка относительной погрешности рас-

четного значения Wж по сравнению с исходным 
значением (см. табл. 6) составляет

δ = ((43,65 – 42,44) / 42,44)∙100 = 2,85 %. 

Таким образом, в рассмотренном приме-
ре относительная погрешность расчетов жид-
костного фактора не превышает 3 %, что сви-
детельствует о приемлемой точности предла-
гаемого метода аппроксимации. Аналогичный 
алгоритм расчета используется для формирова-
ния матрицы коэффициентов полиномиальных 
формул плотностей фаз. 

При расчете характеристик флюидов дру-
гого газоконденсатного месторождения необ-
ходимо по исходному составу пластовой смеси 
и начальным термобарическим условиям про-
извести процедуры расчетов дифференциаль-
ной и контактной конденсации с получением 
параметров, отраженных в табл. 4–6.

***
Таким образом:
• предложена методика подготовки исход-

ных данных о свойствах фаз газоконденсат-
ных смесей для гидродинамических расчетов 
скважин и промысловых систем, работающих 
с жидкостью в продукции, основанная на по-
линомиальных аппроксимациях термодинами-
ческих параметров с использованием относи-
тельных значений давления в качестве аргу-
мента. Методика проиллюстрирована на при-
мере полиномиальной аппроксимации жид-
костного фактора, рассчитанного с помощью 
программы Schlumberger PVTi для пластовой 
смеси Ковыктинского ГКМ;

• предложенная методика может быть ис-
пользована для оценки термодинамических па-
раметров пластовой смеси в эксплуатационных 
скважинах и промысловых системах на всех 
этапах разработки газоконденсатных место-
рождений.

Таблица 8
Матрицы коэффициентов bij(P) полинома (4)

P b00 b01 b02 b10 b11 b12 b20 b21 b22

1 0,0413 –8,4133 492,33 0,0756 15,358 –1034 0,0258 –6,5257 546,77
0,8 0,1166 –16,906 729,49 –0,2043 30,237 –1373,7 0,0838 –13,246 652,36
0,6 –0,0031 –4,0787 263,5 –0,0517 13,135 –646,68 0,0482 –8,9182 394,62

Таблица 9
Матрица коэффициентов Cijk полинома (5)

i 0 1 2
j

k 0 1 2 0 1 2 0 1 2

0 –2,4375 266,5 –8789 5,4063 –399,76 13334 –1,17 138,1 –4541,6
1 4,011 –437,24 14635 –8,3318 645,18 –22303 1,816 –214,98 7647
2 –1,5322 162,32 –5353,4 3,0011 –230,06 7934,7 –0,6202 70,354 –2558,6
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Procedure for preparation of initial data on fluids’ properties for hydrodynamic testing 
of wells at gas-condensate fields
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Abstract. Quantity and properties of a hydrocarbon fl uid entering a well in course of its operation affect pressure 
losses in a well column and thereby determine both working and limiting behavior of the well. In this paper 
a universal method for approximation of thermodynamic parameters of gas-condensate mixtures is suggested. 
It is based on application of the relative pressure values as arguments of functions and affords to get practically 
tolerable initial data necessary for hydrodynamic calculations of operational regimes for liquid-producing wells. 
There is an example of polynomial approximation of the liquid factor calculated for a bedded mixture of Kovykta 
gas-condensate fi eld using the Schlumberger PVTi program.

The suggested method suits for estimation of thermodynamic parameters in course of native gas travelling 
within the production wells and fi eld systems at all the stages of gas-condensate fi eld development.

Keywords: gas-condensate mixture, two-phase fl ow, pressure losses, approximation of thermodynamic parameters, 
fi eld system, hydrodynamic calculation of operation regimes.
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Влияние жидкости в продукции на технологические 
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К.Н. Гужов1*, О.В. Николаев1, А.В. Егорьичев1, О.В. Бузинова1,
И.В. Стоноженко1, С.А. Хохлов1

1 ООО «Газпром ВНИИГАЗ», Российская Федерация, 142717, Московская обл., Ленинский р-н, 

с.п. Развилковское, пос. Развилка, Проектируемый пр-д № 5537, вл. 15, стр. 1

* E-mail: K_Guzhov@vniigaz.gazprom.ru

Тезисы. Основное преимущество использования горизонтальных скважин при разработке газовых 

и газоконденсатных месторождений – высокая производительность таких скважин на фоне сниже-

ния риска прорыва подстилающих вод и разрушения пород призабойной зоны. Режимы работы го-

ризонтальных скважин рассчитываются по соотношениям гидродинамики однофазных потоков, од-

нако присутствие жидкости в продукции может существенно искажать реальные параметры режи-

мов эксплуатации по сравнению с сухими скважинами.

В статье рассматривается влияние жидкой фазы в продукции на эксплуатационные характери-

стики скважин с субгоризонтальным окончанием. Предложена методика расчета предельных и ра-

бочих режимов эксплуатации горизонтальных скважин, учитывающая наличие жидкости в про-

дукции. Разработан новый подход к оптимизации конструкции забоя горизонтальных скважин. 

Показано, что жидкость оказывает влияние на режимы эксплуатации скважин на всех этапах раз-

работки месторождений, но на стадии падающей добычи это влияние становится определяющим. 

Расчеты основаны на результатах экспериментальных исследований газожидкостных потоков, про-

веденных в ООО «Газпром ВНИИГАЗ» на специализированном стенде. 

При разработке газовых и газоконденсатных месторождений все большее распро-
странение получают горизонтальные скважины, основным преимуществом которых 
является высокая производительность при снижении факторов риска прорыва под-
стилающих вод и разрушения пород призабойной зоны. Существующие методы рас-
чета режима работы таких скважин основаны на соотношениях гидродинамики од-
нофазных потоков, однако наличие жидкости в продукции может вносить существен-
ные коррективы в реальные параметры режимов эксплуатации по сравнению со сква-
жинами, в продукции которых отсутствует жидкость.

В статье рассмотрено влияние жидкости на субгоризонтальном участке скважи-
ны на режим ее эксплуатации с учетом результатов экспериментальных исследований 
течения газожидкостных смесей в наклонных трубах, проведенных в ООО «Газпром 
ВНИИГАЗ» в 2005–2016 гг. Для анализа работы горизонтальной скважины в качестве 
зоны дренирования принят горизонтальный полосообразный пласт (рис. 1). Ось суб-
горизонтального участка расположена в вертикальной плоскости симметрии пласта. 
Газоносный пласт считается однородным по пористости и однородно-анизотропным 
по проницаемости.

Для учета влияния жидкости на работу горизонтальной скважины разобьем 
пласт и субгоризонтальный участок на N сегментов (рис. 2). Поскольку в продук-
ции скважины присутствует жидкая фаза, предполагается, что при определенных ре-
жимах эксплуатации часть субгоризонтального ствола, наиболее удаленная от баш-
мака лифтовой трубы, может быть заполнена стекающей под действием гравита-
ции жидкостью. Расчет характеристики скважины начинается с режима, при кото-
ром весь вскрытый интервал заполен жидкостью и, соответственно, дебит скважи-
ны равен нулю. При этом давление на пятке скважины равно пластовому, а давле-
ние вдоль субгоризонтального участка соответствует гидростатическому весу стол-
ба жидкости. Последовательным перебором (в сторону снижения) значений давле-
ния на н оске скважины рассчитываются режимы работы скважины. При этом п риток 
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газа в n-ю ячейку вычисляется по двучленной 
формуле

2 2 2 2– ,
n n n nrP P a Q N b Q N  (1)

где Pк, Pr – значения давления на контуре и суб-
горизонтальном участке, МПа, соответственно; 
Qп – скорость притока газа из пласта, 103 м3/сут; 
aг, МПа2·сут/103 м3, bг, (МПа·сут)2/(103 м3)2 – 
фильтрационные коэффициенты, вычисляемые 
по формулам фильтрационного потока к гори-
зонтальному стволу скважины [1, с. 22–24].

Скорость газовой фазы в n-м сегменте (
n

Q ) 
рассчитывается как сумма скоростей притока 
газа из пласта и газа, поступившего из преды-
дущего сегмента:

–1
.

n n n
Q Q Q  (2)

Для расчета потерь давления вдоль вскры-
того участка субгоризонтального ствола бу-
дем использовать эмпирические корреля-
ции, разработанные по результатам экспери-
ментальных исследований субгоризонталь-
ных газожидкостных потоков [2]. Для восходя-
щих течений газожидкостных смесей в трубах 
с углом наклона α (см. рис. 2) от 0° до 10° к го-
ризонту характеристика потока имеет типич-
ную форму (рис. 3): правая ветвь графика от-
носится к расслоенному режиму течения, ле-

вая – к вспененному. Рис. 3 построен в следу-
ющих координатах: 

• безразмерная величина потерь давления 
на трение

,
p

i
g L

 (3)

где ∆pтр – потери давления на трение, Па; ρж – 
плотность жидкой фазы, кг/м3; g – ускорение 
свободного падения, м/с2; ∆L – длина трубы, м;

• модифицированный параметр Фруда
2

*Fr ,u
gd

 (4)

где ρг – плотность газа, кг/м3; u – скорость пото-
ка, м/с; d – диаметр трубы, м.

На рис. 3 отражены характерные точки 
кривой (Fr*

мин, i0), (Fr*
мин, i1) и (0, i(0)). Во всех 

проведенных экспериментах переход от одно-
го режима к другому характеризуется скачко-
образным изменением потерь давления Δi = 
= i1 – i0, величина которого зависит от диаме-
тра трубы и угла ее наклона. Для правой ветви 
графика характерно течение жидкости тонким 
ручейком по дну трубы в пределах всего диа-
пазона реализованных величин ее расхода; экс-
перименты показали, что в этом режиме тече-
ния присутствие жидкости настолько незначи-
тельно уменьшает площадь поперечного сече-
ния трубы, что потери давления i с д остаточной 

Рис. 1. Схематическое изображение горизонтальной скважины с полным вскрытием 
пласта: Lг – длина горизонтального участка ствола; Rк – радиус контура питания;

Pу – давление на устье скважины; Pк – давление на контуре питания
L

R

P

P

P



89Актуальные проблемы добычи газа

№ 1 (33) / 2018

т очностью можно рассчитать по уравнению 
Дарси – Вейсбаха для однофазного потока:

2

,
2

p u
L d

 (5)

где λ – коэффициент потерь на трение по длине.
В терминах используемых безразмерных 

параметров соотношение (5) имеет вид

*Fr .
2

i  (6)

Согласно экспериментальным данным ве-
личина Fr*

мин, соответствующая смене режима 
потока (см. рис. 3), выражается соотношением

* –Fr ,bdae  (7)

где коэффициент а зависит от угла наклона тру-
бы α и расхода жидкости qж, а коэффициент b – 
только от расхода жидкости:

2 3 0,09130,0928 ;a q  (8)

Рис. 2. Схема расчета притока и движения газожидкостного потока по субгоризонтальному 
участку ствола скважины: НКТ – насосно-компрессорная труба

n

1

Q
n

Q
n

Рис. 3. Типичная конфигурация характеристики субгоризонтального газожидкостного 
потока с выделением характерных точек

i

i1
i0

Fr* Fr*

i
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0,245

0,0864 .b
q

 

Величина скачка потерь давления при 
Fr* = Fr*

мин, определяемая разностью ∆i = i1 –i0, 
рассчитывается по эмпирической корреляции

∆i = 0,00185 (1 – e–0,15β)d (9)

и в свою очередь позволяет рассчитать ордина-
ту второй характерной точки (Fr*

мин, i1): 

*
1 Fr .

2
i i  (10)

Зависимость i(Fr*) для левой ветви (при 
Fr* < Fr*

мин) аппроксимирована экспонентой

*0,333– Frsin ,Ci e  (11)

где вспомогательный коэффициент С опреде-
ляется по эмпирической формуле

1

* 0,333

– ln
sin .

Fr

i

C  (12)

Выражение (11) определяет также третью 
характерную точку (0, i(0)) при Fr* = 0:

i(0) = sinα. (13)

В итоге размерная величина потерь давле-
ния в участке субгоризонтального ствола рас-
считывается по формуле

∆p = i ρж g ∆L + ρг g ∆L sinα. (14)

Все размерные переменные в уравнении 
(6–14) выражены в единицах СИ, т.е. [Δp] = Па.

В качестве иллюстрации использования мо-
дели (6)–(14) рассмотрим расчет для скв. 106.3 
Ковыктинского газоконденсатного месторож-
дения (ГКМ) (длина и диаметр вскрытого суб-
горизонтального участка ствола соответствен-
но равны 880 и 0,178 м; пластовое давление 
Pпл на глубине 3296,4 м составляет 25,45 МПа), 
на базе которой в 2006 г. проводились исследо-
вания в трех стационарных режимах.

На рис. 4 представлены зависимости устье-
вого (Pу) и забойного (Pз) давлений от дебита 
(Q), построенные по результатам исследова-
ний. Гидродинамические расчеты вскрытого 
интервала проведены по описанной ранее мо-
дели (см. уравнения (1)–(14)), расчеты двух-
фазных потоков в стволе – по модели, разра-
ботанной в ООО «Газпром ВНИИГАЗ» [3]. 
Предельному режиму устойчивой работы сква-
жины (точка 1, в которой выполняется условие 

0Q
P

) соответствуют максимальное устье-

вое давление Pу.макс = 18,937 МПа и минималь-
ный дебит Qмин = 343 тыс. м3/сут. На этом же 
рисунке представлена зависимость доли ра-
ботающего интервала от дебита. Рис. 4 по-
казывает, что вскрытый интервал работа-
ет полностью при дебите, превышающем 
225 тыс. м3/сут. Эту величину (Qкр.з) предложе-
но называть «критическим дебитом по услови-
ям на забое» [3]. В рассматриваемых условиях 
работы с кважины Qмин > Qкр.заб, т.е. при любом 

Рис. 4. Гидродинамическая характеристика скв. 106.3 Ковыктинского ГКМ
при начальном Pпл = 25,45 МПа
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Рис. 5. Зависимость дебита (при Pу = 18,8 МПа) от диаметра d и длины L вскрытого 
участка ствола скв. 106.3 Ковыктинского ГКМ в случаях однофазной, газ, (а)

и двухфазной (б) продукции
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Рис. 6. Зависимость дебита от длины вскрытого участка ствола скважины
диаметром d = 0,12 м: ОГ – однофазный газовый поток; ГЖ – газожидкостный поток
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режиме э ксплуатации скважины газ поступает 
в ствол вдоль всей длины вскрытого интервала. 
Однако так происходит не всегда [3].

Для оценки влияния конструкции горизон-
тальной скважины на технологические параме-
тры ее работы проведены серии расчетов, ре-
зультаты которых показаны на рис. 5–9. При 
заданных основных параметрах конструкции 
скв. 106.3 Ковыктинского ГКМ (глубине забоя, 
диаметре лифтовой колонны) варьировались 
длина и диаметр субгоризонтального участка 
ствола скважины.

На рис. 5 видно, что наличие жидкости 
приводит к ограничению длины работающе-
го интервала L, которая зависит от его диаме-
тра. Так, при начальном Pпл длина работающе-
го вскрытого интервала варьирует в пределах 
850…1250 м в зависимости от d. Это связано 
с тем обстоятельством, что при достаточно ма-
лых скоростях газа вскрытый участок ствола 
частично заполнен жидкостью, причем на но-
ске скважины давление устанавливается выше 
пластового вследствие действия закона гидро-
статики. При этом приток газа осуществляется 
только в вышележащий незаполненный жидко-
стью участок вскрытого интервала.

В случае однофазной продукции с ростом 
L дебит монотонно увеличивается (см. рис. 6), 
что соответствует выводам других исследовате-
лей [5–8]. В то же время при наличии жидкости 
увеличение L приводит к возрастанию Q только 
до определенного предела, после которого рост 
Q прекращается (см. точки 1, 2 и 3). По мере 
снижения пластового давления несколько уве-
личивается L (до 1800 м при Pпл = 10,0 МПа). 
Очевидно, рассмотренное явление ограниче-
ния длины работающего интервала в газовой 
скважине по причине наличия жидкости в про-
дукции приводит к возникновению дополни-
тельных требований к конструкции скважи-
ны, базирующихся на закономерностях газо-
жидкостной гидродинамики. В частности, ска-
пливание жидкости во вскрытом участке де-
лает н ецелесообразным бурение ствола длин-
нее максимального работающего интервала. 
Отметим, что применительно к чисто газовой 
скважине такого жесткого ограничения на дли-
ну субгоризонтального ствола не существует.

Диаметр вскрытого интервала также ока-
зывает влияние на технологические параме-
тры работы скважины, причем в случаях одно-
фазного и двухфазного потоков это влияние су-
щественно различается (см. рис. 7). В случае 

о днофазного потока увеличение d однозначно 
улучшает гидродинамическую характеристи-
ку скважины. В то же время при наличии жид-
кости увеличение d субгоризонтального участ-
ка ствола, с одной стороны, улучшает филь-
трационные свойства пласта, а с другой сторо-
ны, приводит к уменьшению локальных ско-
ростей газожидкостного потока в стволе, что 
ухудшает динамику жидкой фазы и усиливает 
тенденцию накапливания жидкости. Конфликт 
этих двух факторов приводит к возникнове-
нию максимума на зависимости рабочего деби-
та Q от d. Следовательно, с точки зрения раци-
онального использования упругой энергии пла-
стового газа существует оптимальный диаметр 
вскрытого участка субгоризонтального ствола. 
Расчеты, проведенные при различных значе-
ниях Pпл, показали, что для условий скв. 106.3 
Ковыктинского ГКМ оптимальный диаметр 
вскрытого участка ствола равен 0,13…0,14 м 
(см. рис. 7). Заметим при этом, что в рассмо-
тренных условиях при варьировании диаме-
тра Q колеблется незначительно – в пределах 
±5 %. Тем не менее в условиях завершающей 
стадии этот фактор может оказаться весьма су-
щественным.

Как и следовало ожидать, с увеличением 
угла наклона к горизонту максимальная дли-
на субгоризонтального участка ствола умень-
шается. Поскольку углы наклона субгоризон-
тальных окончаний реальных скважин, как 
правило, несколько изменяются в продольном 
направлении, в ряде случаев это и зменение 
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Рис. 8. Зависимость максимальной длины 
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субгоризонтального участка ствола



93Актуальные проблемы добычи газа

№ 1 (33) / 2018

ц елесообразно учитывать при расчетах. Однако 
у рассматриваемой скважины (см. рис. 8) угол 
α вскрытого интервала изменяется незначи-
тельно, что позволяет принять значение α неиз-
менным по всей длине.

Рис. 9 свидетельствует, что влияние геомет-
рических характеристик вскрытого интерва-
ла субгоризонтальной скважины на параметры 
предельного режима ее работы имеют слож-
ный характер, что также необходимо учитывать 
при составлении технологических режимов ра-
боты скважин и промысла в целом, особенно 
на поздней стадии разработки.

***
Выполненные расчеты показали необхо-

димость учета наличия жидкой фазы при рас-
чете параметров работы горизонтальных сква-
жин. Наиболее существенным результатом ана-
лиза работы субгоризонтальных скважин при 

наличии жидкости в продукции является обо-
снование наличия ограничения ствола по дли-
не и оптимального диаметра вскрытого интер-
вала, а также обеспечение возможности коли-
чественного определения влияния угла накло-
на субгоризонтального участка на показатели 
работы скважины.

Представленная методика, основанная 
на результатах экспериментальных исследова-
ний газожидкостных потоков, рекомендуется 
для использования как при выборе конструк-
ции горизонтальных скважин, включая длину, 
диаметр и угол наклона вскрытого интервала, 
так и при расчетах оптимальных технологиче-
ских режимов.

Отметим, что разработанная методика 
и эмпирические корреляции будут в дальней-
шем уточняться по мере пополнения банка экс-
периментальных данных о газожидкостных по-
токах в трубах.

Рис. 9. Зависимость максимального устьевого давления (а) и минимального дебита (б) 
устойчивой эксплуатации скважины от диаметра и длины вскрытого интервала

18,75
0,18 0,16 0,14 0,12 0,10 500

L

d

P
3

1000

1500

2000

500

L

1000

1500

2000
18,80

18,85

18,90

18,95

19,00

315
0,20 0,18 0,16 0,14 0,12 0,10

d

Q
3

325

335

345

18,75
0,18 0,16 0,14 0,12 0,10 500

L

d

1000

1500

2000
18,80

18,85

18,90

18,95

19,00

500

L

1000

1500

2000

315
0,20 0,18 0,16 0,14 0,12 0,10

d

Q

325

335

345

а б

Список литературы
1. Малых А.С. Определение коэффициентов 

фильтрационного сопротивления в уравнении 
стационарного притока газа к горизонтальной 
скважине / А.С. Малых, А.А. Соколов. – 
М.: ИРЦ Газпром, 2004. – 40 с.

2. Меньшиков Е.Н. Критерии стабильной работы 
промысловых шлейфов с полным выносом 
жидкости из трубопроводов / Е.Н. Меньшиков, 
В.В. Моисеев, А.Н. Харитонов и др. // Газовая 
промышленность. – 2017. – № 10. – С. 25–29.

3. Кирсанов С.А. Эмпирическая 
гидродинамическая модель вертикальных 
газожидкостных потоков в газовых скважинах 
на поздней стадии разработки месторождений / 
С.А. Кирсанов, В.Н. Гордеев, О.В. Николаев 
и др. // Газовая промышленность. – 2017. – 
№ 4 (751). – С. 50–55.

4. Николаев О.В. Влияние жидкости 
на эксплуатацию газовых скважин 
с протяженным вскрытым интервалом 
на поздней стадии разработки месторождений / 
О.В. Николаев, И.В. Стоноженко, К.Н. Гужов 
и др. // Газовая промышленность. – В печати.



94 Научно-технический сборник · ВЕСТИ ГАЗОВОЙ НАУКИ

№ 1 (33) / 2018

5. Джоши С.Д. Основы технологии 
горизонтальной скважины / С.Д. Джоши. – 
Краснодар: Советская Кубань, 2003. – 424 с.

6. Алиев З.С. Теоретические и технологические 
основы применения горизонтальных скважин 
для освоения газовых и газоконденсатных 
месторождений / З.С. Алиев, Д.А. Мараков, 
Е.М. Котлярова и др. – М.: Недра, 2014. – 450 с.

7. Перемышцев Ю.А. Теория и практика 
расчета добычных возможностей наклонных 
и горизонтальных газовых скважин / 
Ю.А. Перемышцев, Д.Ю. Неутолимов, 
В.Д. Усачев. – М.: Газпром ВНИИГАЗ, 
2015. – 70 с.

8. Черных В.А. Аналитические методы 
моделирования продуктивности 
горизонтальных скважин / В.А. Черных, 
В.В. Черных. – М.: Нефть и газ, 2011. – 350 с.

How liquid in a product of a horizontal gas well affects technological parameters 
of its operation 

K.N. Guzhov1*, O.V. Nikolayev1, A.V. Yegorichev1, O.V. Buzinova1, I.V. Stonozhenko1, S.A. Khokhlov1
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Leninsky district, Moscow Region, 142717, Russian Federation
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Abstract. The main advantage of horizontal wells application at development of gas and gas-condensate fi elds 
is their high productivity together with reduction of risks of underlying waters breakthrough and rocks disintegration 
in a bottom-hole area. Operation modes for horizontal wells are calculated using hydrodynamic ratios for one-
phase fl ows, but the presence of liquid in well products can seriously distort real parameters of the operation modes 
as compared with the dry wells.

The article studies the effect which a liquid phase of a product imposes upon the operational characteristics 
of wells with subhorizontal endings. A procedure for calculating extreme and running conditions of horizontal 
wells operation is suggested. It takes into consideration presence of liquid in well product. Also a new approach 
to optimization of bottomhole structure for horizontal wells is worked out. It is shown that liquid infl uences the 
modes of well operation at all stages of fi eld development, but at the stage of declining production such infl uence 
becomes governing. The presented calculations are based on the results of the experimental testing of gas-liquid 
fl ows carried out in the Gazprom VNIIGAZ LCC using a special test stand.

Keywords: horizontal well, pressure drop, fl ow pattern, gas-liquid fl ow.
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Влияние эффективного давления на изменение 
физических и коллекторских свойств горных пород
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Тезисы. Одной из задач исследования керна является получение интерпретационных моделей, обе-

спечивающих количественную обработку данных геофизических исследований скважин (ГИС). 

Поскольку разработка газовых месторождений происходит в условиях изменяющегося эффек-

тивного давления, на установке высокого давления ПУМА-650 проведены исследования коллек-

ции образцов песчаников в условиях эффективного давления, меняющегося в пределах 2…37 МПа. 

Получены зависимости пористости в пластовых условиях от пористости в атмосферных условиях, 

параметра пористости от коэффициента пористости в атмосферных и пластовых условиях, а также 

интервального времени от коэффициента пористости в пластовых условиях. Показана эффектив-

ность использования данных ГИС для определения емкостных свойств пород-коллекторов.

Исследование горных пород в пластовых условиях является одной из актуаль-
ных задач при поиске, разведке и разработке месторождений нефти и газа. В этом на-
правлении проведена большая работа [1–8], но все еще недостаточно изучено влия-
ние термобарических условий на характер изменений физических и коллекторских 
свойств горных пород.

В работе В.М. Добрынина [3] показано, что изменение физических свойств кол-
лекторов нефти и газа под влиянием горного и пластового давлений объясняется 
их деформациями. Также отмечено, что физические свойства коллекторов в есте-
ственном залегании в значительной степени определяются объемом и структурой по-
рового пространства [3]. Но в связи с низкой сжимаемостью породообразующих ми-
нералов, слагающих скелет коллекторов, объемная деформация горных пород долж-
на обусловливаться главным образом уменьшением объема порового пространства. 
Следовательно, коэффициент сжимаемости пор коллекторов должен служить одной 
из основных характеристик при изучении зависимости физических свойств коллек-
торов от давления.

При разработке месторождений происходит снижение пластового давления Pпл, 
в результате чего увеличивается эффективное давление Pэф.

Рэф = Рвс – nРпл, (1)

где Рвс – всестороннее (горное) давление; n – коэффициент разгрузки, зависящий 
от свойств пород (далее примем n = 1).

Для изучения деформационных процессов, происходящих в пласте при разработке 
месторождений, и оценки влияния Pэф на изменение физических и коллекторских свойств 
образцов горных пород авторами выполнены экспериментальные исследования в усло-
виях, моделирующие пластовые. Исследованные образцы горных пород-коллекторов 
в количестве 42 шт. представлены хорошо отсортированными низко глинистыми 
средне-мелкозернистыми кварцевыми песчаниками. Содержание кварца в образцах ко-
леблется в пределах 84…95 %. По классификации Ханина породы относятся к 1-му – 
3-му классам, открытая пористость в атмосферных условиях составляет 9,7…19,9 %. 
Цемент контактово-регенерационный кварцевый, порово-пленочный и поровый глини-
стый; неравномерно встречается сгустковый, поровый, к рупнокристаллический, ангид-
ритовый или доломитовый, содержание которого не превышает 15 %.
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Исследования проводились на установ-
ке высокого давления ПУМА-650. Предва-
рительно насыщенные моделью пласто-
вой воды образцы горных пород размером 
30×30 мм помешались в камеру высокого дав-
ления. После этого постепенно, ступенчато, 
увеличивали Рвс до 15 МПа и поровое давление 
до 13 МПа, вследствие чего достигалось на-
чальное Рэф = 2 МПа. Затем также ступенчато 
увеличивали Рвс до 50 МПа, поддерживая по-
ровое давление на уровне 13 МПа и тем самым 
поднимая Рэф до 37 МПа. 

Полученные экспериментальные результа-
ты позволили построить график зависимости 
пористости исследованных образцов горных 
пород в пластовых условиях (Kп.пл) от их по-
ристости в атмосферных условиях (Kп.атм). 
Названная зависимость аппроксимируется ли-
нейным уравнением

Kп.пл = 0,97 Kп.атм – 0,25 (2)

с достоверностью аппроксимации R2 = 0,99 
(рис. 1).

Анализ данных, полученных в результа-
те увеличения Рэф с 2 до 37 МПа, показывает, 
что Kп.пл исследованных образцов в среднем 
по коллекции уменьшается c 16,3 до 15,57 %. 
Применительно к исследуемой коллекции 
уравнение (2) может быть использовано для 
оценки пористости в пластовых условиях.

Как уже отмечалось, во время эксперимен-
та изменение порового объема определялось 
в условиях увеличения Рэф. При этом извест-
но, что сжимаемость порового объема на один-
два порядка больше сжимаемости скелета по-
роды и практически все изменения происходят 
за счет уменьшения порового объема.

По результатам испытаний определе-
ны значения проницаемости Kпр при значени-
ях Рэф в диапазоне 1…37 МПа. Для оценки от-
носительного снижения проницаемости по-
строен график зависимости проницаемости 
Kпр(Рэф)/Kпр(1 МПа) (где Kпр(1 МПа) – проницаемость 
породы при давлении обжима 1 МПа) от эф-
фективного давления для образца из исследо-
ванной коллекции с наибольшим изменением 
проницаемости (рис. 2). В этом случае за еди-
ницу принята Kпр(1 МПа).

Анализ полученных эксперименталь-
ных результатов показывает, что максималь-
ное уменьшение проницаемости исследован-
ного образца при Рэф = 37 МПа по отноше-
нию к проницаемости при начальном значении 
Рэф = 1 МПа составляет 1581·10–3 мкм2, т.е. Kпр 
уменьшилась на 50,7 %. Отметим, что сжимае-
мость порового пространства для данного об-
разца составила 1,38 1/ГПа. Среднее значение 
сжимаемости пор исследованной коллекции 
составляет 1,27 1/ГПа.

Известно, что акустический метод в сово-
купности с другими геофизическими методами 

Рис. 1. Зависимость пористости образцов 
горных пород в пластовых условиях 

от пористости в атмосферных условиях
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используется для литологического расчленения 
разреза и определения коэффициента пористо-
сти Kп по величине интервального времени рас-
пространения продольной волны dtp исходя из за-
висимости dtp = f(Kп). Акустические характери-
стики горных пород зависят от многих факторов, 
в том числе от литолого-минералогического со-
става, объема и структуры порового простран-
ства, степени сцементированности и типа це-
мента, типа флюида, насыщающего поровое 
пространство, термобарических условий и др. 
Полученные экспериментальные результаты по-
зволили построить зависимости между dtp и Kп 
в атмосферных и пластовых условиях (рис. 3). 

Видно (см. рис. 3), что интервальное время 
продольной волны как в атмосферных (dtp.атм), 
так и в пластовых (dtp.пл) условиях увеличивает-
ся с ростом открытой пористости пород, и эти 
зависимости с достоверностью аппроксима-
ции R2 = 0,72…0,77 можно описать линейны-
ми уравнениями:

dtp.атм = 7,69 (Kп.атм) + 154,09; (3)

dtp.пл = 4,71 (Kп.пл) + 153,86. (4)

Во многих работах (см., например, [4]) 
отмечается, что для хорошо сцементирован-
ных терригенных и карбонатных пород, как 
правило, интервальное время в скелете в ат-
мосферных и пластовых условиях (см. урав-
нения (3) и (4)) одинаково либо отличается 

н есущественно. Полученные авторами резуль-
таты не противоречат этим выводам (см. рис. 3). 
Величины свободных членов в уравнениях (3) 
и (4) равны 154,1 и 153,9 мкс/м и соответству-
ют значениям интервального времени про-
дольной волны в минеральном скелете гор-
ных пород (dtp.ск) для исследованной коллекции. 
Отмечается [8], что даже для мономинераль-
ной породы, состоящей из зерен данного мине-
рала, при атмосферных условиях величина dtp.ск 
может изменяться в зависимости от состояния 
поверхности зерен и акустического контакта 
между ними. Например, существенно разли-
чаются экспериментальные значения dtp.ск для 
кварцевого песчаника с регенерационным си-
ликатным цементом, спаивающим зерна квар-
ца в единый каркас, и песчаника без регенера-
ционного цемента, в котором непосредствен-
ный акустический контакт между зернами от-
мечается только в точках их соприкосновения. 
Значение dtp.ск для чисто кварцевых песчаников 
равно 164 мкс/м. В нашем случае пониженные 
значения dtp.ск (154,1 и 153,9 мкс/м), по всей ви-
димости, обусловлены наличием контактово-
регенерационного и доломитового цемента.

Определение удельного электрического со-
противления образцов горных пород, 100%-но 
насыщенных моделью пластовой воды, выпол-
нялись на установке ПУМА-650 в условиях, 
моделирующих пластовые. В процессе испы-
таний на каждой ступени увеличения давления 
определяли величину удельного электрическо-
го сопротивления 100%-но водонасыщенных 
образцов горных пород (ρвп) по формуле

ρвп = Rобр (Sобр / Lобр), (5)

где Rобр – электрическое сопротивление образ-
ца, Ом; Sобр – площадь поперечного сечения об-
разца, м2; Lобр – длина образца, м. 

По полученным данным рассчитаны зна-
чения параметра пористости Pп. Параметр Pп 
определяется как отношение удельного элек-
трического сопротивления 100%-но насыщен-
ного образца к удельному электрическому со-
противлению модели пластовой воды, насыща-
ющей образец, ρв:

Pп = ρвп / ρв. (6)

Прежде всего, Pп характеризует объем то-
копроводящего пространства пород и его 
с труктуру. Зависимость Pп = f(Kп) является 

Рис. 3. Сопоставление интервального 
времени и пористости в атмосферных 

и пластовых условиях
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основой интерпретационной модели при опре-
делении Kп по данным электрических мето-
дов геофизических исследований скважин. 
Полученные экспериментальные данные позво-
ляют изучить влияние Pэф на зависимость меж-
ду Pп и пористостью образцов горных пород при 
моделировании пластовых условий (рис. 4).

Зависимость Pп = f(Kп) для исследованных 
образцов горных пород в атмосферных (Pп.атм) 
и пластовых (Pп.пл) условиях может быть с высо-
кой степенью достоверности (R2 = 0,90…0,91) 
аппроксимирована степенными уравнениями:

Pп.пл = 0,36 Kп.пл
–2,25; (7)

Pп.атм = 0,76 Kп.пл
–1,84. (8)

Изменение сопротивления пород при увели-
чении эффективного давления обусловлено сни-
жением пористости, повышением извилисто-
сти поровых каналов, степени уплотнения по-
род и др., в результате чего структурный пока-
затель1 изменяется (см. рис. 4). Отмечается, что 
с усложнением структуры порового простран-
ства, как правило, структурный показатель рас-
тет [4]. По экспериментальным данным, струк-
турный показатель сильно сцементированных 
песчаников превышает 2 [5]. В нашем случае 
для образцов горных пород, исследованных при 
м оделировании пластовых условий, структурный 

1 Показатель степени в уравнениях (7), (8) называется 
разными авторами «структурным показателем» или 
«степенью цементации».

показатель составляет 2,25. Повышенное значе-
ние структурного показателя, по-видимому, обу-
словлено, кроме ранее сказанного, присутствием 
небольшого количества карбонатного цемента.

***
Таким образом, в результате испыта-

ний, проведенных на образцах горных по-
род в условиях, моделирующих пластовые 
(Рэф = 37 МПа): 

1) определена зависимость (см. уравне-
ние (2)) пористости горной породы в пласто-
вых условиях от ее пористости в атмосферных 
условиях;

2) для исследованной коллекции в диа-
пазоне изменения эффективного давления 
2…37 МПа установлена средняя величина из-
менения пористости;

3) получены зависимости интервального 
времени и параметра пористости от пористости 
в пластовых условиях, позволяющие оценить 
возможность использования данных электро-
метрии и акустических исследований скважин 
при оценке емкостной характеристики пласта.
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Impact of effective pressure to changing of physical properties and collectability of rocks
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Abstract. Among the aims of core investigations is composing of interpretation models, which provide quantitative 
processing of the logging data. As the gas fi elds are being developed in conditions of changing effective pressure, 
a collection of sandstone samples has been studied under effective pressure changing within the range of 20…37 MPa 
at the PUMA-650 high pressure plant. Therefore, some dependencies are acquired, namely: a dependence of in-city 
porosity from porosity in atmospheric conditions, a dependence of a void parameter from the void ratios in the 
in-city and atmospheric conditions, a dependence of the interval time from an in-city void ratio. The effectiveness 
of well logs application for determination of reservoir properties is shown. 

Keywords: effective pressure, collectability, void parameter, voids ratio.
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Сравнительные экономические характеристики 
гидратной транспортировки природного газа
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Тезисы. Разработка газовых месторождений связана с экономически обоснованным выбором тех-

нологии транспортировки газа. В работе представлен обзор экономических характеристик газотран-

спортных технологий СПГ (сжиженный природный газ), КПГ (компримированный природный газ) 

и ГПГ (гидраты природного газа), которые могут рассматриваться в качестве альтернативы газопро-

водной транспортировке природного газа. Целевым объектом исследования является технология 

транспортировки природного газа в виде его гидратов – ГПГ.

На основе анализа состава, технических характеристик оборудования и транспортных средств 

перевозки КПГ, СПГ и ГПГ разработана экономическая модель. Оценка экономической эффектив-

ности ГПГ-технологии проводится на основе ее сравнения с газотранспортными технологиями СПГ 

и КПГ, что является отражением межтопливной конкуренции на газовом рынке. На основе проведен-

ных расчетов определены области эффективной применимости технологий ГПГ и КПГ, СПГ в коор-

динатах «объем природного газа – расстояние транспортировки». 

В работе анализируются технологии транспортировки сжиженного, компримиро-
ванного природного газа и гидратов природного газа, которые рассматриваются как 
дополнительные к технологии магистральной транспортировки. Основным факто-
ром, определяющим технологические решения в области транспортировки газа, явля-
ется агрегатное состояние природного газа, которое может изменяться на пути от ме-
сторождения до конечного потребителя. Агрегатные состояния транспортируемого 
газа характеризуются содержанием природного газа, измеряемым в нормальных ме-
трах кубических (н.м3), в единице объема товарной продукции (табл. 1). 

Гидратная технология (ГПГ) транспортировки природного газа в отличие от из-
вестных технологий СПГ и КПГ является относительно новой. Она разработана в по-
следнее десятилетие, и на данный момент в мире осуществлен только один пилотный 
проект по перевозке природного газа в гидратном состоянии [1–3]. В настоящее вре-
мя активно развиваются и проекты по транспортировке КПГ и СПГ. В связи с этим 
актуален вопрос о потенциальной области применимости ГПГ в сравнении с другими 
газотранспортными технологиями как для трансконтинентальных поставок природ-
ного газа, так и для альтернативного газоснабжения локальных потребителей.

Основой развития ГПГ-технологии являются физико-химические свойства газо-
вых гидратов, позволяющие разрабатывать оригинальные технологические р ешения. 

Таблица 1 
Объемное содержание природного газа в подготовленной для его транспортировки

товарной продукции

Технология* Агрегатное состояние Физическая плотность, 
кг/м3

Объемное содержание 
газа, н.м3/м3

Компримированный природный газ (КПГ) Газообразное 150…250 < 180
Сжиженный природный газ (СПГ) Жидкое 400…500 600
Гидраты природного газа (ГПГ) Твердое 900 120…180
Адсорбированный природный газ (АПГ) Сорбированное 400…500 120…200

* Здесь и далее в целях облегчения восприятия текста аббревиатурами СПГ, КПГ и ГПГ обозначены газотранспортные технологии, 
в рамках которых в качестве товарной продукции выступают соответственно сжиженный природный газ, компримированный при-
родный газ, гидраты природного газа.
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К таким свойствам можно отнести твердое 
агрегатное состояние, значительное удельное 
газосодержание и длительное сосуществова-
ние различных метастабильных фаз, проявляю-
щееся в эффекте замедленного разложения га-
зогидратных частиц («самоконсервация» ги-
дратов). Гидрат природного газа является сое-
динением включения, и его можно рассматри-
вать как «молекулярный контейнер», в котором 
молекулы метана хранятся в клатратных поло-
стях льдоподобного кристаллического карка-
са, состоящего из молекул воды [4–7]. За счет 
ван-дер-ваальсового взаимодействия клатрат-
ных молекул газа с молекулами воды кристал-
лическая структура гид ратов природного газа 
является термодинамически устойчивой в обла-
сти умеренно высоких давлений и отрицатель-
ных и небольших положительных по Цельсию 
температур.

Идея использования газовых гидратов для 
транспортировки природного газа имеет дав-
нюю историю и высказывалась еще в середине 
ХХ в. [8, 9]. В современный период к ней вер-
нулись в контексте транспортировки природно-
го газа с шельфовых месторождений с исполь-
зованием крупнотоннажных морских танкеров 
[10]. Существенный прогресс в понимании тех-
нологических возможностей газовых гидратов 
произошел после обнаружения эффекта «само-
консервации» гидратов при атмосферном давле-
нии и отрицательных по Цельсию температурах 
за счет покрытия гидратных частиц пленкой льда 
[11–15]. Эффект самоконсервации служит теоре-
тическим фундаментом для дальнейших практи-
ческих применений транспортировки и хране-
ния природного газа в гидратном состоянии.

Возможность технологических операций 
с гидратами природного газа вне области вы-
соких давлений существенно расширяет сфе-
ру их применения. Твердые газогидраты в виде 
покрытых льдом сферических гранул позво-
ляют производить технологические операции 
с содержащимся в них природным газом как 
с твердым телом: транспортировать при ат-
мосферном давлении, механизировать хране-
ние, погрузку, выгрузку, распределение меж-
ду потребителями. Такие технологические воз-
можности инициировали разработку новых 
межконтинентальных и локальных газотран-
спортных проектов. В последнее время де-
тально и сследовались технологические аспек-
ты использования гранулированных гидратов 
п риродного газа в проектах морской танкерной 

транспортировки природного газа, а также ло-
кального газоснабжения [16–19]. Основной ак-
цент в этих исследованиях делался на техно-
логическую часть проектов, в то время как во-
просы экономической эффективности уходи-
ли на второй план. В условиях инновационного 
характера первых разработок и недостатка це-
новой информации такая ситуация была объяс-
нима. Однако на современном этапе развития 
ГПГ вопросы экономической эффективности 
требуют всестороннего анализа для понимания 
практических перспектив этой газотранспорт-
ной технологии. 

Обзор экономических исследований 
гидратной технологии 
Следует отметить, что проблема определения 
«экономических ниш» применения ГПГ под-
нималась уже в первых работах, рассматри-
вающих гидратный способ транспортировки 
природного газа [20]. Обсуждение проводи-
лось в контексте технологических возможно-
стей освоения шельфовых месторождений, от-
даленных от действующих газопроводов, или 
же средних или малых газовых месторождений 
на суше, разработка которых с использовани-
ем трубопроводной транспортировки природ-
ного газа является нерентабельной по причине 
высоких капитальных и операционных затрат.

В англоязычной литературе для определе-
ния природного газа таких месторождений ис-
пользуются специальные термины: «stranded» – 
труднодоступный; «marginal» – «малодоход-
ный», или «маргинальный».

Доставка такого газа на рынки представ-
ляет определенную проблему и требует разра-
ботки новых технологических решений в об-
ласти его транспортировки и хранения. В ка-
честве технологий доставки газа рассматри-
вались танкерная перевозка КПГ и СПГ, а так-
же технология англ. «gas to liquid» (GTL) – пе-
реработка газа в синтетическое жидкое топли-
во (СЖТ). Что касается транспортировки ги-
дратов природного газа, то первоначально об-
суждалась технологическая возможность тан-
керной их перевозки в виде жидкой гидрато-
водяной массы (льдо-гидратной водяной шуги, 
англ. slurry). Впоследствии был предложен бо-
лее технологичный способ транспортиров-
ки покрытых оболочкой льда гранул, основы-
вающийся на эффекте «с амоконсервации» ги-
дратов при отрицательных по Цельсию тем-
пературах. В качестве к онкретных п римеров 
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р ассматривались варианты транспортиров-
ки газа с месторождений норвежского сек-
тора Баренцева моря на европейский рынок 
[20] и с месторождений Индонезии на газо-
вый рынок Японии. Естественной техноло-
гией для сравнения явилась технология СПГ. 
Рассматривались проекты танкерной поставки 
4,1 млрд м3 природного газа в год на расстоя-
ние 6500 км из Норвегии в континентальную 
Европу. По результатам расчетов, капитальные 
затраты ГПГ-проекта оказались на 24 % ниже, 
чем СПГ-проекта той же производительности 
(табл. 2).

Оценка капитальных затрат для локальных 
ценовых условий газотранспортных цепочек 
ГПГ с годовыми производительностями, экви-
валентными производительности цепочек СПГ, 
проведена совместно независимыми группами 
исследователей из Норвегии (судостроитель-
ная компания Aker Kvaerner) и Японии (гене-
рирующая компания J-Power) (табл. 3) [21].

Полученные норвежскими исследовате-
лями данные о зависимости капитальных за-
трат от дальности транспортировки природно-
го газа при реализации технологий СПГ, ГПГ, 
СЖТ и трубопроводного транспорта представ-
лены на рис. 1 [20].

Специалисты японской судостроительной 
корпорации Mitsui Engineering & Shipbuilding 
провели сравнительную оценку к апитальных 
затрат на производство, транспортировку 

и р егазификацию танкерных поставок ГПГ 
и СПГ [22]. Также оценивалась себестои-
мость перевозки ГПГ и СПГ для двух газо-
транспортных проектов с внутренней нор-
мой доходности (ВНД) 10 % (табл. 4, рис. 2) 
[22]. Исследователи пришли к выводам, что 
себестоимость природного газа, поставля-
емого в виде ГПГ, меньше по сравнению 
с СПГ и ГПГ-поставки газа в о бъемах менее 
1 млн т в год в СПГ-эквива ленте я вляются 

Таблица 2 
Сравнительные капитальные затраты СПГ- и ГПГ-проектов, млн долл. (%) в год, 

поставки 4,1 млрд м3 природного газа на расстояние 6500 км [20]

Технологический этап СПГ ГПГ Экономия при использовании ГПГ 
в сравнении с СПГ

Производство 1220 (51) 792 (44) 428 (35)
Танкеры 750 (32) 704 (39) 46 (6)
Регазификация 400 (17) 317 (17) 83 (21)
Всего 2370 (100) 1813 (100) 557 (24)

Таблица 3 
Капитальные затраты ГПГ-проектов разной производительности, млн долл.

Технологический этап По оценкам
Производительность проекта, млн т СПГ / год

0,5 1 2 3

Производство
Aker 284 456 743 992

J-Power – 325 567 788

Танкеры
Aker 269 359 538 628

J-Power – 360 720 1080

Регазификация
Aker 83 116 174 218

J-Power – 63 110 152

Всего
Aker 636 931 1455 1838

J-Power – 748 1397 2020

Рис. 1. Капитальные затраты на проекты 
транспортировки газа в зависимости 

от расстояния
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б олее эффективными по с равнению с постав-
ками СПГ для приемных терминалов малой 
производительности. По мнению специали-
стов Mitsui, ГПГ-транспортировка перспектив-
на для разработки малых и средних по запа-
сам газовых месторождений Юго-Восточной 
Азии, а также для поставок газа этих место-
рождений малым потребителям, в особенно-
сти генерирующим компаниям и коммуналь-
ным предприятиям, расположенным в при-
брежной зоне.

Специалистами Mitsui выполнена так-
же сравнительная экономическая оценка про-
ектов (срок – 20 лет, норма дисконта – 10 %) 
морской ГПГ-, СПГ- и КПГ-транспортировки 
1 млн т газа в СПГ-эквиваленте по общим 

з атратам на проект в сумме капитальных за-
трат CAPEX (от англ. capital expenditures) и опе-
рационных расходов OPEX (от англ. operating 
expenses) (рис. 3) [23]. За 100 % приняты затра-
ты ГПГ-про екта, при этом затраты СПГ-про екта 
составили 116 %, а КПГ-проекта – 126 %. Таким 
образом, по сравнению с СПГ и КПГ техноло-
гия ГПГ характеризуется меньшими затратами. 

Дальнейший анализ ГПГ выявил ее отно-
сительную доходность по сравнению с тради-
ционными технологиями [23]. На рис. 4 и 5 
приведены зависимости ВНД1 СПГ-, ГПГ- 

1 Графики на рис. 4, 5 и далее гистограмма на рис. 7 
являются схематичными и носят качественный 
сравнительный характер. Шкала ВНД является 
относительной.

Рис. 2. Вклад технологических этапов в удельную себестоимость ГПГ- и СПГ-проектов:
а – проект 1; б – проект 2 (см. табл. 4)
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Таблица 4 
Расчет капитальных затрат для двух газотранспортных проектов

Показатель
Проект 1 Проект 2

ГПГ СПГ ГПГ СПГ
Расстояние транспортировки, км 2800 2800 6500 6500

Годовой объем газа
млн т СПГ 0,4 0,4 1,0 1,0
млрд м3 0,552 0,552 1,380 1,380

Масса перевозимой товарной продукции, млн т / год 3,0 0,4 8,0 1,0
Отгрузочные емкости, м3 2×50000 1×30000 4×55000 1×125000
Дедвейт танкеров, т 2×60000 1×30000 4×130000 1×125000
Приемные емкости, м3 2×50000 1×30000 4×55000 1×125000

Капитальные затраты, 
млн долл.

производство и хранение 180 230 330 450
танкерная транспортировка 80 100 240 180
регазификация 60 110 110 250
всего 320 440 680 880

а б
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с увеличением расстояния ВНД быстро падает 
и применение технологии КПГ становится низ-
кодоходным. 

Обобщенные оценки капитальных затрат 
танкерной транспортировки СПГ и КПГ при-
ведены в работе [24]. Табл. 5 показывает, что 
капитальные затраты на реализацию техноло-
гии КПГ в разы ниже, чем для технологии СПГ. 

Исследователи в рамках германского гид-
ратного проекта SUGAR (англ. SUbmarine GAs 
hydrate Reservoirs) произвели оценку энер-
гетических и экономических характеристик 
гид ратной танкерной транспортировки при-
родного газа в сравнении с трубопроводной, 
СПГ и КПГ. Параметры модели приведены 
в табл. 6 [25].

На рис. 6 сравнивается энергоэффектив-
ность СПГ-, КПГ- и ГПГ-технологий транс-
портировки природного газа как энергоносите-
ля на расстояние 1000 км при производитель-
ности транспортного цикла 175 млн м3 газа 
в год. На этапе производства расход энергии 
на получение КПГ в разы меньше, чем на полу-
чение СПГ и ГПГ. Энергозатраты на сжижение 
газа и производство гранул ГПГ (получение ги-
дратной массы ~ 41 %, гранулирование ~ 35 %, 
охлаждение гранул ~ 15 %) оцениваются при-
мерно как равные. С другой стороны, расход 
энергии при транспортировке КПГ и ГПГ 
в разы больше, чем для СПГ. Это связано с тем, 
что при КПГ- и ГПГ-транспортировке метан 
составляет 10 и 12 % вес. т ранспортируемого 

Рис. 3. Сравнение затрат жизненного цикла 
поставок СПГ, КПГ и ГПГ [23]
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Рис. 4. Зависимость ВНД СПГ-, 
КПГ- и ГПГ-проектов от объема 

транспортировки [23]
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Рис. 5. Зависимость ВНД СПГ-, 
КПГ- и ГПГ-проектов от дальности 

транспортировки [23]

0

и КПГ-проектов от объема и дальности транс-
портировки.

Норма рентабельности проектов естествен-
ным образом снижается при увеличении даль-
ности транспортировки. Тем не менее по этому 
параметру ГПГ демонстрирует лучшие пока-
затели по сравнению с конкурирующими тех-
нологиями СПГ и КПГ (см. рис. 5). Важно от-
метить, что для расстояний до 3600 км доста-
точную доходность демонстрирует транспор-
тировка природного газа в сжатом виде, о днако 



105Актуальные проблемы добычи газа

№ 1 (33) / 2018

груза, а остальной вес приходится на баллоны 
(КПГ) и воду (ГПГ), несмотря на то что ГПГ 
характеризуется потерями газа (за счет разло-
жения гранул) на уровне потерь на испарение 
СПГ. В итоге для перевозки сопоставимого ко-
личества газа в формах КПГ и ГПГ танкеру 
приходится выполнять в несколько раз больше 
рейсов по сравнению с СПГ. 

На этапе регазификации для подачи газа 
в газораспределительную сеть ГПГ характери-
зуется большим расходом энергии по сравне-
нию с КПГ и СПГ, а наиболее высокую энер-
гоэффективность демонстрирует технология 
СПГ за счет простоты регазификации при испа-
рении сжиженного газа. В результате для рас-
смотренного газотранспортного проекта СПГ- 
и КПГ-технологии характеризуются примерно 
равной энергоэффективностью (≈ 88…89 %), 
которая выше этой характеристики для ГПГ 

(≈ 76 %). Другими словами, на транспорти-
ровку природного газа в форме ГПГ расходу-
ется около 25 % передаваемой энергии, в фор-
мах СПГ и КПГ – приблизительно 10 %. Таким 
образом, при заданных условиях ГПГ харак-
теризуется невысокой энергоэффективностью 
в сравнении с альтернативными технологиями.

Удельная стоимость исследуемых газо-
транспортных проектов на единицу объема 
(массы) перевезенного газа рассчитывалась 
на базе показателей CAPEX и OPEX (рис. 7). 
Применительно к СПГ-, КПГ- и ГПГ-проектам 
затраты на технологических этапах произ-
водства и регазификации состояли из суммы 
CAPEX и OPEX. На этапе транспортировки 
показатель CAPEX не учитывался, так как ка-
питальные затраты косвенным образом входи-
ли в OPEX с учетом фрахтовых цен. Затраты 
проекта по трубопроводной т ранспортировке 

Таблица 5
Капитальные затраты на СПГ- и КПГ-транспортировку газа, млн долл.

Статья расходов
СПГ КПГ

минимальные максимальные минимальные максимальные 
Производство 1500 3000 0 100
Загрузочный морской модуль 0 0 15 50
Танкеры 175 440 200 900
Приемный терминал 325 500 0 100
Разгрузочный морской модуль 0 0 15 50
Всего 2000 3920 230 1200

Таблица 6 
Параметры расчетной модели по транспортировке природного газа

Переменные:
Объем транспортировки, млн м3/год 180; 440; 880; 4400; 7000
Дальность транспортировки, км 200; 500; 1000; 2000; 5000; 10000

Физические и технические константы:
Низшая теплота сгорания метана, кВт·ч/кг 13,9
Низшая теплота сгорания танкерного топлива, кВт·ч/кг 11,9
Плотность метана, кг/н.м3 0,72
Плотность ГПГ, кг/м3 929
Энергосодержание ГПГ, кВт·ч/кг 0,95
Скорость танкера, км/ч 35
КПД двигателя танкера 0,3
Суточные потери газа 0,002
Коэффициент заполнения гранулами ГПГ 0,78

Экономические константы:
Курс, долл./евро 1,33
Отпускная цена газа, евро/кг 0,153
Цена газа на рынке, евро/кг 0,182
Цена топлива, евро/кг 0,378
Число рабочих дней в году 333
Срок амортизации, лет 20
Ставка кредитования, % в год 7
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о собенностей изучаемых технологий. Удельная 
стоимость газа при транспортировке подвод-
ным трубопроводом максимальна и включа-
ет в себя по преимуществу CAPEX на созда-
ние трубопровода и OPEX на его эксплуата-
цию (см. рис. 7). Расходы других этапов несу-
щественны. Что касается СПГ, то основные за-
траты приходятся на CAPEX и OPEX произ-
водства, в то время как транспортировка харак-
теризуется относительно небольшими затра-
тами. Для КПГ характерны небольшие затра-
ты на производство, основную часть состав-
ляют операционные затраты (с учетом чартер-
ного фрахта). Технология ГПГ характеризует-
ся высокими затратами как на производство, 
так и на транспортировку. В целом невысокое 
содержание природного газа в гидратах при-
родного газа приводит к высокой удельной се-
бестоимости газа при гидратной транспорти-
ровке, которая практически в два раза может 
превышать удельную себестоимость газа при 
транспортировке СПГ и КПГ. 

Сравнительный экономический анализ га-
зотранспортных технологий, альтернатив-
ных СПГ, таких как GTL, «газ в электроэнер-
гию» (англ. gas to power, GTP), а также КПГ 

Рис. 6. Диаграмма Сэнки: энергозатраты на этапах реализации
технологий КПГ, СПГ и ГПГ [25]

100 %
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5,7 %
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0,31 %
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Рис. 7. Структура затрат при реализации 
газотранспортных проектов: 

производительность транспортного 
цикла – 175 млн м3 газа в год, дальность 

транспортировки – 1000 км [25]

CAPEX
OPEX

CAPEX
OPEX

CAPEX
OPEX

представляли собой затраты на сооружение 
подводного трубопровода.

Качественный анализ структуры за-
трат дает общую сравнительную картину 
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и ГПГ проведен на примере транспортиров-
ки природного газа с шельфовых месторожде-
ний Нигерии [26]. C целью определения эконо-
мической эффективности технологий при со-
поставимых условиях рассчитывались основ-
ные экономические характеристики газотран-
спортных проектов, такие как CAPEX и OPEX, 
цены на газ, чистый дисконтированный доход 
(ЧДД), ВНД, срок окупаемости и норма рен-
табельности. Расчеты показали, что в услови-
ях рассмотренного газотранспортного проекта 
КПГ характеризуется наибольшим ЧДД, техно-
логия GTP убыточна, а ГПГ и GTL продемон-
стрировали примерно одинаковые ЧДД. Таким 
образом, транспортировка ГПГ характеризует-
ся меньшей экономической эффективностью 
по сравнению с КПГ. 

Области практической применимости тех-
нологий СПГ, КПГ и ГПГ наглядно могут 
быть представлены на диаграмме в координа-
тах «объем газа – расстояние транспортиров-
ки» (рис. 8). Области эффективного примене-
ния на диаграмме ограничиваются кривыми 
нулевой эффективности, которые рассчитыва-
ются на основе стоимостных экономических 
моделей. Важно отметить, что диаграммы эф-
фективной применимости не носят абсолютно-
го характера и зависят от экономических пара-
метров конкретного локального газотранспорт-
ного проекта и ценовой ситуации на конкрет-
ном рынке. Однако такие диаграммы дают воз-
можность качественно оценить эффективность 

применения тех или иных газотранспортных 
технологий, разумеется, не заменяя детализи-
рованных расчетов эффективности проектов 
в денежном эквиваленте. 

Нас интересует, прежде всего, область эф-
фективного применения гидратных газотран-
спортных технологий с точки зрения оценки 
перспективности их реализации и возможно-
стей дальнейшего развития. На основе эксперт-
ных оценок норвежские исследователи отнес-
ли к области эффективности ГПГ диапазоны 
о бъемов газа до 1 млрд м3 и дальности транс-
портировки до нескольких тысяч километров 
[20] (см. рис. 8а). Следует отметить выражен-
ную область эффективности СПГ-транспор-
тировки в диапазоне больших объемов и рас-
стояний транспортировки [24] (см. рис. 8б). 

По данным исследований в рамках герман-
ского гидратного проекта SUGAR [25], основ-
ным результатом сравнения удельных себесто-
имостей газа при заданных условиях реализа-
ции газотранспортных проектов является от-
сутствие области эффективной применимости 
ГПГ по сравнению с СПГ, КПГ и трубопро-
водной транспортировкой (рис. 9). Это значит, 
что при любых объемах и дальностях перевоз-
ки себестоимость ГПГ будет превышать себе-
стоимость СПГ и КПГ. Области эффективно-
сти транспортировки сжиженного и компри-
мированного природного газа выражены и но-
сят взаимодополняющий характер, что показы-
вает возможности рыночной конкуренции этих 

Рис. 8. Диаграммы эффективной применимости газотранспортных технологий:
а – по данным Дж. Гудмундссона, М. Морка, О. Графа [20];

б – по данным К. Янга и П. Энга [24]
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т ехнологий. Для объемов более 1 млн т в год эф-
фективными конкурентными технологиями мо-
гут быть трубопроводный транспорт или СПГ. 
Для меньших объемов и расстояний до 2000 км 
эффективной является КПГ-технология.

В рассмотренных исследованиях [25] 
для гидратных газотранспортных технологий 
не определялись области прибыльности про-
ектов в координатах «расстояние транспорти-
ровки – объем транспортировки», что в пер-
вую очередь связанно с недостаточным уров-
нем развития технологии ГПГ и неполно-
той информации о затратах на соответству-
ющих технологических этапах ГПГ. Далее 
на основе экономических оценок авторами 
определены области прибыльности проектов 
ГПГ-транспортировки газа в сопоставлении 
с СПГ- и КПГ-транспортировкой. 

Экономические характеристики ГПГ 
в сопоставлении с СПГ и КПГ
Сравнение экономических характеристик ГПГ 
с СПГ и КПГ целесообразно с точки зрения по-
нимания перспектив развития и экономическо-
го обоснования областей применимости ГПГ 
при решении конкретных задач. Анализ кон-
курентного потенциала гидратной техноло-
гии возможен на основе расчетов прибыльно-
сти проектов, которая в значительной степени 
определяется ценой на природный газ в регио-
не его поставок.

Сравнительный анализ газотранспорт-
ных технологий состоит в определении их тех-
нологических этапов с учетом особенностей 
и экономических характеристик применитель-
но к различным газотранспортным проектам, 
отличающимся объемами транспортируемо-
го природного газа и дальностью его транс-
портировки. Транспортировка и хранение при-
родного газа в компримированном, сжиженном 
и гид ратированном состояниях характеризуют-
ся общностью технологических подходов. Так, 
для них можно выделить основные технологи-
ческие этапы (рис. 10): 

• подготовка газа к транспортировке; 
• производство природного газа в компри-

мированном, сжиженном или гидратированном 
состояниях; 

• загрузка природного газа в виде КПГ, 
СПГ или ГПГ в транспортную емкость; 

• транспортировка емкостей с природным 
газом наземным или морским транспортным 
средством; 

• разгрузка КПГ, СПГ или ГПГ в газохра-
нилище; 

• регазификация КПГ, СПГ или ГПГ с це-
лью подачи природного газа в газораспредели-
тельную сеть. 

Рис. 9. Диаграмма эффективной 
применимости газотранспортных 

технологий КПГ и СПГ, построенная 
на основе сравнения себестоимости газа [25]
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Рис. 10. Технологические этапы ГПГ-, КПГ- и СПГ-транспортировки
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Для проведения сравнительного анализа 
целесообразна разработка экономической мо-
дели газотранспортных технологий с учетом 
всех затрат на каждом из этапов технологиче-
ской цепочки. Задача формулируется следую-
щим образом: «В течение года из точки А в точ-
ку Б, удаленную на 1000 км, транспортируется 
1 млрд м3 природного газа. Какая из газотран-
спортных технологий – ГПГ, СПГ или КПГ – 
обеспечит наибольшую прибыльность проек-
та, или ЧДД в денежном выражении (макси-
мальную ВНД)»?

Поставленная задача сводится к подсчету 
баланса прибыли и расходов (как капитальных, 
так и эксплуатационных) при реализации про-
ектов КПГ-, СПГ- или ГПГ-транспортировки. 
Баланс между CAPEX и OPEX и доходами 
от продажи природного газа определяет воз-
можность эффективного применения той или 
иной газотранспортной технологии. В услови-
ях межтопливной конкуренции на рынке в каче-
стве меры экономической эффективности рас-
сматриваемых газотранспортных технологий 
выступает себестоимость транспортировки.

Следует отметить, что расчеты экономиче-
ской эффективности технологий КПГ-, СПГ- 
и ГПГ-транспортировки носят оценочный ха-
рактер. Особенную важность для соблюдения 
адекватности таких оценок представляют це-
новые характеристики оборудования и затра-
ты на каждом этапе логистической цепочки, 
определение которых применительно к гидрат-
ной технологии является наиболее сложным 
моментом. Это обусловлено тем, что гидрат-
ная технология находится в стадии формирова-
ния и в мире реализован только один пилотный 
проект (Япония, 2004–2014 гг.) наземной (авто-
мобильной) транспортировки небольших объе-
мов (порядка 1000 н.м3) природного газа в газо-
гидратной форме. Проекты морской транспор-
тировки природного газа в гидратированном 
виде в настоящий момент в мировой практи-
ке реализованы не были. По своей сути первые 
проекты в области ГПГ-транспортировки наце-
лены на демонстрацию технических возможно-
стей данного вида газотранспортных техноло-
гий. Основные усилия разработчиков ГПГ на-
правлены на оптимизацию технических и тех-
нологических параметров процессов. Бо́льшая 
часть оборудования изготовлена в единичном 
экземпляре, что обусловливает высокую себе-
стоимость его производства. Однако именно 
реализованные проекты закладывают о снову 

для реалистических оценок экономической эф-
фективности газотранспортных технологий. 
Естественными точками отсчета для анали-
за и сравнения эффективности проектов ГПГ-
транспортировки служат проекты транспорти-
ровки газа в компримированном и сжиженном 
виде с равной годовой производительностью. 

Авторами проведен сравнительный анализ 
капитальных (необходимый объем инвести-
ционных средств) и операционных затрат для 
каждой газотранспортной технологии в зави-
симости от годовых объемов транспортировки, 
рассчитаны потоки денежных средств и норма 
доходности проектов. Для этого на базе про-
граммного продукта Microsoft Excel разрабо-
тана сравнительная экономическая модель, 
учитывающая все затраты и потоки денеж-
ных средств по каждой газотранспортной тех-
нологии. Ее применение для анализа эконо-
мических характеристик проектов дает осно-
ву для сравнения технологий СПГ, КПГ и ГПГ 
по прибыльности и удельной себестоимости. 
Структура модели отражает капитальные и экс-
плуатационные затраты этапов газотранспорт-
ной цепочки. В модель заложены переменные 
параметры, характеризующие этапы газотран-
спортных проектов: в качестве транспортной 
единицы выбран танкер-газовоз; срок проек-
та – 10 лет; норма дисконта – 12 %; удельные 
затраты рассчитывались в долларах на 1000 м3 
природного газа. Основные параметры моде-
ли: отпускная цена природного газа; цена про-
дажи; объем годовой транспортировки, 103 м3; 
дальность транспортировки, км; стоимость от-
пускных и приемных терминалов; стоимость 
транспортных единиц; удельные операцион-
ные затраты на переработку в СПГ, КПГ и ГПГ 
тысячи метров кубических природного газа; 
удельные операционные затраты на регазифи-
кацию СПГ, КПГ и ГПГ. 

Для оценки эффективности проекта ги-
дратной танкерной транспортировки природ-
ного газа проведен анализ соответствующих 
денежных потоков. Так, проект гидратной 
транспортировки природного газа, показан-
ный на рис. 11, выходит на окупаемость, начи-
ная с пятого года реализации. Экономические 
расчеты свидетельствуют, что данный проект 
демонстрирует достаточную доходность инве-
стиций (рис. 12). При увеличении дальности 
транспортировки прибыльность проекта есте-
ственным образом снижается, что характерно 
также для СПГ и КПГ (рис. 13). 
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На рис. 14 представлены области «при-
быльности» и «убыточности» гидратного тан-
керного транспортного проекта в координа-
тах «расстояние – годовой объем газа». Расчет 
производился при условии прибыльности про-
екта по окончании 10 лет его реализации при 
цене газа 0,5 тыс. долл. за 1000 н.м3 (данные 

у словия выбраны исключительно в целях уни-
фикации сравнительной базы). Критерием при-
быльности служила неотрицательность (вклю-
чая равенство нулю) значения ЧДД в послед-
ний год реализации проекта. Результаты рас-
четов, представленные на рис. 14, можно ин-
терпретировать следующим образом: выгодно 
транспортировать большие объемы ГПГ на ко-
роткие расстояния и невыгодно транспортиро-
вать малые объемы газа на дальние расстояния. 
Такой вывод характерен также для технологий 
СПГ и КПГ, т.е. для тех случаев, когда есте-
ственным источником дохода является прода-
жа транспортируемого товара, а источником 
расходов – капитальные и операционные затра-
ты в процессе транспортировки. 

Результаты моделирования (рис. 15) пока-
зывают, что технологии СПГ, КПГ и ГПГ име-
ют выраженные области экономической эффек-
тивности, определяемые рыночными ценами 
на газовую продукцию. Так, СПГ-технология 
вне зависимости от дальности транспортиров-
ки обладает достаточно высоким минималь-
ным объемом безубыточной транспортировки, 
для выбранных ценовых условий составляю-
щим около 1,5 млрд м3 газа в год. Следует от-
метить, что порог безубыточности КПГ ниже. 
К характерным чертам ГПГ-технологии мож-
но отнести ее применимость для поставок 

Рис. 11. ЧДД гидратного газотранспортного 
проекта (объем транспортировки – 

2 млрд м3 газа в год, расстояние 
транспортировки – 1000 км) в течение 

10 лет после освоения капитальных затрат 
(3 года отводится на создание транспортной 

инфраструктуры)
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Рис. 12. Зависимость ВНД гидратного 
газотранспортного проекта от объема 
транспортируемого природного газа 

(дальность транспортировки – 1000 км)
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газа на о тносительно короткие расстояния – 
до 1000 км. Таким образом, гидратная транспор-
тировка ориентирована на локальное газоснаб-
жение и небольшие объемы поставляемого газа. 
СПГ-транспортировка более эффективна при 
поставке значительных объемов газа на даль-
ние расстояния, например, для трансконтинен-
тальных проектов. Промежуточное положение 
занимает КПГ. От СПГ она отличается доста-
точно низким порогом рентабельности по объ-
ему природного газа – около 1 млрд м3 в год для 
выбранных ценовых условий. В то же время она 
эффективна для транспортировки природного 
газа на большие расстояния. 

С точки зрения эффективной применимо-
сти СПГ-, КПГ- и ГПГ-технологий можно вы-
делить характерные «критические» расстояния 
и объемы транспортируемого газа. Для задан-
ной ценовой ситуации, согласно оценкам, по-
добное критическое расстояние применитель-
но к гидратной технологии составляет около 
1000 км. Так, при всех практических объемах 
газа ГПГ-транспортировка на расстояние более 
1000 км является убыточной. Впрочем, такое 
деление на «зоны рентабельной транспорти-
ровки» условно и определяется техническими 
особенностями той или иной газотранспорт-
ной технологии и отпускными ценами на газ. 

Рис. 14. Область рентабельности гидратного газотранспортного проекта

0

1

2

33

100 700300 1000 1300 1600
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Оно привязано к конкретной реализации тех-
нологии, ее техническим возможностям и но-
сит сравнительный, утилитарный характер. 

Важнейшим параметром, определяю-
щим конфигурацию зон прибыльности газо-
транспортных технологий, является рыночная 
цена природного газа для потребителя. В слу-
чае автономной газификации наиболее безу-
быточна КПГ, за ней следует ГПГ. СПГ явля-
ется более затратной и обеспечивает меньшую 

п рибыльность поставок природного газа при 
автономной газификации. 

Межтопливная конкуренция СПГ, КПГ 
и ГПГ на рынках выражается в конкурен-
ции цен в точке продажи природного газа. 
Конкурентная цена газа напрямую связана с се-
бестоимостью транспортировки газа на рынки. 
Важной сравнительной характеристикой га-
зотранспортных технологий СПГ, КПГ и ГПГ 
является добавленная стоимость к о тпускной 

Рис. 16. Зависимость удельных капитальных (а) и операционных (б) затрат танкерной 
транспортировки природного газа от объема транспортировки
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Рис. 17. Зависимость удельных капитальных (а) и операционных (б) затрат танкерной 
транспортировки природного газа от расстояния транспортировки
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цене газа, которую м ожно оценить как с умму 
капитальных (CAPEX) и операционных 
(OPEX) удельных затрат. 

Таким образом, добавленная стоимость для 
каждой газотранспортной технологии опреде-
ляется совокупностью стоимостных характе-
ристик технологического оборудования и опе-
рационных затрат на каждом из этапов техно-
логической цепочки. Эта характеристика обу-
словливает минимальную цену продажи газа 
на рынке. На рис. 16 и 17 представлены зависи-
мости CAPEX и OPEX для СПГ-, КПГ- и ГПГ-
технологий от объема газа и расстояния (тан-
керная транспортировка). 

Оценки показывают достаточно высокие 
значения суммарных удельных затрат CAPEX 
и OPEX при гидратной транспортировке при-
родного газа. Это ухудшает экономические по-
казатели гидратных газотранспортных проек-
тов. Высокие удельные транспортные з атраты 

приводят к потере конкурентоспособности гид-
ратных технологий в газотранспортных проек-
тах по сравнению с СПГ- и КПГ-технологиями 
при всех практически значимых объемах и рас-
стояниях транспортировки природного газа. 

Области экономической эффективности 
изучаемых газотранспортных технологий мо-
гут быть определены также по критерию мини-
мизации себестоимости транспортировки, ко-
торая оценивается как сумма CAPEX и OPEX. 
Анализ удельных затрат при танкерной транс-
портировке СПГ, КПГ и ГПГ показывает, что 
в диапазоне расстояний до 10 тыс. км и объе-
мов до нескольких миллиардов метров кубиче-
ских наименьшей себестоимостью характери-
зуется КПГ. Диаграмма эффективности танкер-
ной транспортировки в координатах «расстоя-
ние – объем» при ценовом сравнении техноло-
гий СПГ и ГПГ (без учета конкуренции со сто-
роны КПГ) представлена на рис. 18.

***
Альтернативные трубопроводному транс-

порту технологии транспортировки КПГ, СПГ 
и гидратов природного газа раздвигают рам-
ки возможностей реализации газотранспорт-
ных проектов, направленных на расшире-
ние и диверсификацию рынка природного 
газа в тех случаях, когда создание магистраль-
ных и сетевых трубопроводов нецелесообраз-
но или н ерентабельно. Анализ прибыльности 
газотранспортных проектов показывает, что 
ГПГ-, СПГ- и КПГ-технологии имеют выра-
женные области экономической эффективно-
сти, определяемые соотношением рыночных 
цен. Гидратная технология транспортировки 
природного газа характеризуется высокими зна-
чениями удельных затрат CAPEX и OPEX, что 
снижает ее конкурентоспособность по сравне-
нию с СПГ и КПГ. Транспортировка ГПГ мо-
жет использоваться в проектах локальной авто-
номной газификации потребителей. 

Рис. 18. Области эффективности технологий 
танкерной транспортировки СПГ (справа 

от кривой) и ГПГ (слева от кривой), 
выявленные по критерию себестоимости
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Abstract. Development of gas fi elds includes the feasible choice of gas transportation technology. An economic 
model aimed at comparison of various gas transportation technologies (LNG, CNG and NGH – Natural Gas 
Hydrates) was created basing on the analysis of technical specifi cations of processing facilities. To evaluate the 
NGH transportation technology adequately a cost-benefi t comparative study of LNG, CNG and NGH transport was 
applied. The areas of their effi cient application, as well as specifi c capitals and operational costs were determined 
within the “transport distance – gas volume” coordinates. 
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Тезисы. Показано, что н-гексан относится к технически важным углеводородам, для которых необ-

ходимы надежные данные о термодинамических свойствах (ТДС) в широком диапазоне температур 

и давлений. Выполнен анализ экспериментальных данных о ТДС н-гексана и опубликованных фунда-

ментальных уравнений состояния (ФУС). Показано, что имеющиеся ФУС достаточно надежны в диа-

пазоне температур T от тройной точки до 660 К при давлениях до 100 МПа, однако не обеспечивают 

высокой точности расчетов в критической области Tк < T < 1,05Tк, 0,7ρк < ρ < 1,3ρк (где ρ – плотность; 

Tк, ρк – критические значения температуры и плотности соответственно).

На основе отобранных разнородных экспериментальных данных разработано новое ФУС, со-

держащее шесть полиномиальных членов, пять экспоненциальных членов и шесть термов Гаусса 

и применимое в диапазоне T от тройной точки до 700 К при давлениях до 100 МПа. Уравнение в це-

лом обеспечивает несколько более высокую точность расчета ТДС, чем существующие ФУС, и су-

щественно более высокую точность в критической области. Средние относительные ошибки рас-

чета ТДС составили: для давления насыщенных паров и плотности насыщенной жидкой фазы – 

0,05…0,15 %; насыщенной газовой фазы – 0,3…1,0 %; плотности жидкой фазы – 0,05…0,2 %, газо-

вой фазы – 0,3…1,0 %; изобарной теплоемкости (Ср) и теплоемкости – 0,5…1,0 %; скорости распро-

странения звука в жидкой фазе – 0,5…1,5%. В критической области в среднем: ρ = 0,8 %, Ср = 3,6 %.

Нормальный гексан относится к технически важным углеводородам в соста-
ве нефти и газовых конденсатов. В качестве примесей он присутствует в природном 
и сжиженном газах. Пентан-гексановая фракция является сырьем процесса изоме-
ризации при получении легких компонентов высокооктановых бензинов; н-гексан 
используется в виде сырья при производстве бензола, высших спиртов, применя-
ется в качестве избирательного растворителя, а также в критических технологиях. 
Диапазон параметров состояния достаточно широк, охватывает жидкую и газовую 
фазы, критическую и сверхкритическую области. Таким образом, существует практи-
ческая потребность в надежных и широкодиапазонных данных о термодинамических 
свойствах (ТДС) н-гексана. В настоящее время для этих целей, как правило, применя-
ют фундаментальные уравнения состояния (ФУС), которые позволяют с высокой точ-
ностью рассчитывать все ТДС.

Наиболее важные ТДС н-гексана исследованы весьма подробно и в широком диа-
пазоне параметров состояния. Достаточно полные обзоры экспериментальных иссле-
дований представлены в диссертациях [1, 2]. Имеющиеся экспериментальные дан-
ные о ТДС н-гексана позволили в разное время разработать единые для жидкой и га-
зовой фаз уравнения состояния. Среди наиболее точных и широкодиапазонных урав-
нений следует отметить уравнение, разработанное в 80-е годы прошлого века при 
участии авторов данной статьи [3] и описывающее сжимаемость н-гексана в функ-
ции приведенных температуры и плотности. На основе этого уравнения рассчитаны 
таблицы1 стандартных справочных данных о ТДС н-гексана в диапазоне температур 

1 См. ГСССД 90-85. Таблицы стандартных справочных данных. Н-Гексан. Термодинамические 
свойства при температурах 180 … 630 К и давлениях 0,1 … 100 МПа / Б.А. Григорьев, 
Ю.Л. Расторгуев, А.А. Герасимов и др. – М.: Изд-во стандартов, 1986. – 64 с.
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180…630 К при давлениях до 100 МПа. Урав-
нение имеет вириальную форму и содержит 
32 полиномиальных члена.

Из более поздних современных иссле-
дований следует отметить работу Р. Спана 
и В. Вагнера [4], которые опубликовали 12-кон-
стантное ФУС для 15 технически важных не-
полярных веществ, и работу Л. Сана и Дж. Эли 
[5], в которой представлено 14-константное 
ФУС для 13 неполярных углеводородов и де-
вяти полярных веществ. В обеих работах [4, 
5] рассматривается и н-гексан. Уравнения 
описывают приведенную свободную энер-
гию Гельмгольца α(δ, τ) в функции приведен-
ной плотности δ и приведенной температуры 
τ, имеют универсальную форму и содержат как 
полиномиальные, так и экспоненциальные чле-
ны. По классификации Р. Спана [6] уравнения 
относятся к разряду «технических».

Анализ показывает, что уравнение Спана – 
Вагнера [4] в целом является более точным, 
но расхождения между ним и ФУС Сана – Эли 
[5] несущественны (см. далее сравнительную 
таблицу). Недостатком этих уравнений являет-
ся их невысокая точность в критической обла-
сти 0,7 < ρ/ρк < 1,3 и 0,98 < T/Tк < 1,1 (где ρ – 
плотность; T – температура; ρк и Tк – крити-
ческие значения плотности и температуры 
с оответственно). Следует отметить, что в от-
личие от многих других технически важных 
углеводородов для н-гексана имеются доста-
точно надежные данные о ТДС в критической 

Таблица 1
Значения коэффициентов и степеней уравнения (2) для н-гексана

i ni ti di pi ηi βi γi εi

1 0,37315089∙10–1 1,4517 4 0
2 0,13966771∙101 0,3167 1 0
3 –0,82135416∙100 0,4919 1 0
4 0,45040508∙100 1,8291 2 0
5 –0,14669090∙101 1,4316 2 0
6 0,14457750∙100 0,2899 3 0
7 –0,93986321∙100 1,2245 1 1
8 –0,14685810∙101 2,7214 1 2
9 –0,10268700∙101 3,5438 3 2
10 –0,46801786∙100 6,5015 2 2
11 –0,75269698∙10–3 2,5329 8 1
12 0,76145081∙100 3,7886 1 0 1,06527 1,1884 1,20467 0,78431
13 0,25071693∙100 3,3737 1 0 0,70129 1,1352 1,00466 0,81123
14 –0,24147003∙10–1 6,1370 2 0 1,41690 0,1932 0,86773 1,92443
15 –0,32450390∙100 4,1071 3 0 1,12402  0,4886 0,55662 0,68752
16 0,91332695∙10–2 6,3816 3 0 1,66457 0,1594 0,25080 1,98916
17 0,24842040∙10–1 7,3440 2 0 1,75510 0,7285 1,43087 1,26145

области. Это, прежде всего, результаты иссле-
дований плотности и изобарной теплоемко-
сти, выполненных в 70-е гг. прошлого столетия 
в отраслевой теплофизической лаборатории 
Грозненского нефтяного института [1, 2], а так-
же исследований изохорной теплоемкости [7]. 
На основе этих данных разработаны кроссо-
верные масштабные уравнения (см., например, 
[8, 9]), надежно описывающие ТДС в критиче-
ской области. Однако локальный характер этих 
уравнений и термодинамическая несогласован-
ность с широкодиапазонными ФУС ограничи-
вает их применение в практических расчетах. 

Уравнение состояния
Далее представлены результаты разработки 
ФУС, которое описывает все ТДС в диапазо-
не T от тройной точки до 700 К при давлени-
ях до 100 МПа, включая критическую область. 
Анализ современных ФУС показал, что наибо-
лее перспективным будет уравнение, в котором 
для лучшего описания термических и калори-
ческих свойств в критической области введены 
так называемые термы Гаусса [6].

Свободная энергия Гельмгольца a(ρ, T ) 
представлена в виде суммы двух частей – иде-
альногазовой α0(δ, τ) и избыточной αr(δ, τ):

0
0( , ) ( , ) ( , ) ( , ) ( , ),

r
ra T a T a T

RT RT
 (1)

где R = 8,314472 Дж/(моль∙К) – универсальная 
газовая постоянная.
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В свою очередь избыточная часть свободной энергии Гельмгольца представлена 
в виде разложения в ряд по степеням τ и δ с полиномиальными (Pol), экспоненциаль-
ными (Exp) и гауссовыми (GBS) членами для лучшего описания свойств в критиче-
ской области:

Pol Exp GBS

2 2

( , )

exp(– ) exp(– ( – ) – ( – ) ),

i i

i i i i i

t dr r r r
i

i
t d p t d

i i i i i i i
i i

n

n n  (2)

где δ = ρ/ρк; τ = Тк/Т (для н-гексана, в частности, ρк = 2,7096 кмоль/м3, Тк = 507,20 К). 
Коэффициенты n, γ, η, ε, β уравнения и степени t, d, p при температуре и плотно-
сти определялись по отобранным авторами разнородным экспериментальным дан-
ным о термодинамических свойствах н-гексана: давлении насыщенных паров, плот-
ности жидкой и газовой фаз на линии насыщения, втором и третьем в ириальных 
к оэффициентах, p,V,T-данных, изобарной и изохорной теплоемкостях, скорости рас-
пространения звука w. Все экспериментальные данные приведены к Международной 
температурной шкале 1990 г. Для оптимизации формы уравнения составлен банк, со-
держащий 28 термов. В процессе минимизации функционала малозначащие термы от-
брасывались. В результате получено уравнение, содержащее 17 членов, из них: шесть 
полиномиальных, пять экспоненциальных и шесть с термами Гаусса. Коэффициенты 
уравнения и степени при температуре и плотности представлены в табл. 1.

Безразмерная идеальногазовая часть свободной энергии Гельмгольца определя-
ется соотношением

0 0

0 00 0
0 0 0 0

2
0

1( , ) – –1 ln –  d  d ,p pC Ch s
RT R R R

 (3)

где δ0 = ρ0 /ρк; ρ0 – плотность идеального газа при температуре Т0 = 298,15 К 
и давлении р0 = 101325 Па (Т0, р0 – вспомогательная опорная точка); τ0 = Тк /Т0; 
h0

0 = 78528 Дж/моль, s0
0 = 388,54 Дж/(моль∙К) – энтальпия и энтропия в идеальнога-

зовом состоянии при температуре Т0 соответственно; Cp
0 – изобарная теплоемкость 

в состоянии идеального газа. За термодинамическое начало отсчета принято состоя-
ние равновесного молекулярного кристалла при Т = 0 К.

Для расчета функции α0 необходимы данные о Cp
0. Было принято уравнение, опуб-

ликованное в статье М. Яешке и Р. Шлея [10]:
22 2

31 20

0 1 2 3
1 2 3

,
sinh sinh sinh

pC T T Tm m m m
R

T T T

 (4)

значения коэффициентов mi и θi см. в табл. 2.
ФУС в форме (1) позволяет рассчитывать все ТДС. В частности, давление р, эн-

тальпия h, энтропия s, изохорная теплоемкость cV, изобарная теплоемкость cp и ско-
рость распространения звука w могут быть рассчитаны по соотношениям (5)–(10), по-
лученным на основе дифференциальных уравнений термодинамики: 

1 rp
RT

; (5)

01 ( )r rh
RT

; (6)

0 0( )r rs
R

; (7)
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где нижний индекс при α показывает частные 
производные первого и второго (двойной ин-
декс) порядков по соответствующей перемен-
ной. Конкретные аналитические зависимости 

различных производных термодинамическо-
го потенциала, входящие в уравнения (5)–(10), 
представлены, например, Р. Спаном [6].

Сравнение экспериментальных данных 
со значениями, полученными согласно 
уравнениям состояния
Как уже отмечалось, н-гексан относится к ве-
ществам, ТДС которого исследованы весьма 
подробно. В табл. 3 и на рис. 1–5 представле-
ны результаты сравнения экспериментальных 
данных о ТДС н-гексана с современными ФУС. 
При этом, учитывая ограниченный объем ста-
тьи, включены только наиболее представитель-
ные и широкодиапазонные экспериментальные 
исследования.

Анализ результатов, представленных 
в табл. 3, показывает, что ТДС, исследован-
ные разными авторами, описываются рас-
сматриваемыми ФУС примерно с одинако-
выми отклонениями, меньшими в жидкой 
фазе и существенно бóльшими в газовой фазе 

Таблица 2
Коэффициенты уравнения (4) 

для идеальногазовой теплоемкости н-гексана
i mi θi

0 4,0 –
1 11,6977 182,326
2 26,8142 859,207
3 38,6164 1826,59

Таблица 3
Результаты сравнения экспериментальных данных о ТДС н-гексана

с рассчитанными по различным ФУС значениями

Год
Публикация
(по фамилии
1-го автора)

Число 
точек

Диапазон Среднее относительное отклонение (СОО) 
расчетных значений по ФУС, %

Т, К р, МПа Спана – 
Вагнера [4]

Сана –Эли 
[5] (1)–(3)

Давление насыщенных паров
1945 Уилленгхем [11] 16 286...343 0,032 0,077 0,059
1952 Браун [12] 19 309...342 0,169 0,230 0,176
1972 Ли [13, 14] 21 273...336 0,172 0,134 0,170
1977 Муса [15] 9 484...505 0,122 0,178 0,075
1978 Визорек [16] 10 286...343 0,041 0,060 0,029
1988 Ву [17] 8 307...339 0,063 0,059 0,051
1990 Курумов [1] 13 373...507 0,409 0,645 0,289
1992 Бич [18] 39 294...351 0,038 0,088 0,053
2006 Эвинг [19] 54 316...504 0,059 0,282 0,047
2010 Александров [20] 10 178...260 1,734 0,701 0,496

Плотность насыщенной жидкой фазы
1930 Дорнте [21] 8 183...323 0,069 0,163 0,058
1995 Зауэрман [22] 12 263...428 0,039 0,070 0,042
1962 Шим [23] 9 183...373 0,308 0,191 0,103
1967 Рожнов [24] 4 303...413 0,084 0,058 0,065
1970 Финдениг [25] 26 252...333 0,038 0,050 0,048
1980 Даймонд [26] 13 298...393 0,043 0,080 0,037
1990 Курумов [1] 31 183...506 0,309 0,201 0,144
1993 Бег [27] 11 298...473 0,162 0,264 0,217
2004 Тойо [28] 5 293...318 0,038 0,053 0,035

Плотность насыщенной газовой фазы
1981 Амирханов [7] 7 473...503 1,931 0,710 0,860
1990 Курумов [1] 8 398...506 1,084 2,517 0,745
2011 Герасимов [29] 23 178...390 0,992 0,498 0,267
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Год
Публикация
(по фамилии
1-го автора)

Число 
точек

Диапазон Среднее относительное отклонение (СОО) 
расчетных значений по ФУС, %

Т, К р, МПа Спана – 
Вагнера [4]

Сана –Эли 
[5] (1)–(3)

p,V,T-данные
1931 Бриджмен [30] 8 273...368 0,1...196 0,290 0,158 0,176
1940 Келсо [31] 61 373...548 0,6...32 0,599 0,665 0,466

Ж 44 0,122 0,165 0,163
Ф 14 1,844 1,385 1,247
К 3 3,142 3,288 1,265

1970 Финдениг [25] 23 252...333 0,1 0,041 0,072 0,068
1980 Скайф [32] 169 248...373 0,1...253 0,355 0,302 0,215
1988 Мориоши [33] 71 298...313 3...138 0,200 0,195 0,085
1990 Курумов [1] 713 223...623 0,1...151 1,623 2,086 0,389

Ж 286 0,331 0,220 0,159
Г 61 0,970 0,639 0,840
Ф 244 0,824 0,464 0,348
К 122 6,593 10,45 0,787

1992 Киран [34] 75 313...448 0,2...66 0,392 0,442 0,307
1995 Зауэрман [22] 78 263...473 0,1...50 0,057 0,123 0,059
1998 Абдулагатов [35] 30 643...648 5,0...38 1,415 0,806 0,660
2006 Кумагаи [36] 16 273...333 0,1...30 0,129 0,125 0,075

Теплоемкость насыщенной жидкой фазы
1946 Дуслин [37] 24 180...300 2,034 1,144 0,828
2002 Парамо [38] 15 288...348 0,351 0,313 0,381

Изобарная теплоемкость Cp

1947 Уэддингтон [39] 11 330...470 0,03...0,1 0,151 0,176 0,170
1975 Григорьев [40] 7 304...424 0,1...1,05 0,886 0,871 0.743
1980 Калиновска [41] 33 180...301 0,1 2,197 1,234 0,933
2000 Герасимов [2] 568 295...624 0,1...60 6,155 8,690 1,402

Ж 159 0,897 0,980 0,620
Г 43 0,791 2,847 0,662
Ф 219 1,270 1,731 0,924
К 147 20,72 31,08 3,174

1981 Амирханов [7] 19 343…506 При давлении 
насыщения 3,753 3,440 3,600

Изохорная теплоемкость CV

1981 Амирханов [7] 268 343…673 0,2…53 1,993 1,995 1,877
Ж 40 4,098 4,284 4,356
Г 10 3,007 2,822 2,551
Ф 208 1,243 1,230 1,174
К 10 8,165 7,940 5,919

Энтальпия испарения
1943 Лемонс [42] 4 298...343 1,446 1,571 1,865
1947 Уэддингтон [39] 3 307...340 0,522 0,615 0,534
1964 Хойсман [43] 10 311...450 0,459 0,455 1,315
1979 Майер [44] 4 298...353 0,158 0,035 0,270
1985 Вормалд [45] 6 373...490 0,640 0,760 0,839
1997 Герасимов [2] 7 341...507 1,316 3,464 1,669
2010 Александров [20] 7 178...280 0,504 0,195 0,062

Скорость звука w
1953 Клинг [46] 23 293...373 0,1...50 1,081 1,010 0,343
1967 Боелховер [47] 40 253...333 0,1...140 1,691 1,622 1,494

1975 Зотов [48] 16 193...493 При давлении 
насыщения 1,859 2,326 2,339

1995 Зотов [49] 140 303...413 0,1...600 1,769 1,774 2,158

Ж (Неручев) [49] 14 493...506 При давлении 
насыщения 1,379 5,861 3,274
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Год
Публикация
(по фамилии
1-го автора)

Число 
точек

Диапазон Среднее относительное отклонение (СОО) 
расчетных значений по ФУС, %

Т, К р, МПа Спана – 
Вагнера [4]

Сана –Эли 
[5] (1)–(3)

Г (Неручев) [49] 22 493...506 При давлении 
насыщения 0,674 0,350 0,346

1998 Даридон [50] 275 293...373 0,1...150 1,006 0,625 0,758
2001 Болл [51] 82 298...373 0,1...111 1,273 0,752 0,494
2001 Хасаншин [52] 20 298...433 0,1...49 1,261 1,102 0,155
Примечание. Г – газовая фаза: Т < Tк, ρ < 0,7ρк; Ж – жидкая фаза: Т < Tк, ρ > 1,3ρк; К – критическая область: Tк < T < 1,05Tк, 
0,7ρк < ρ < 1,3ρк; Ф – сверхкритический флюид (исключая критическую область): T > Tк.

Рис. 1. Отклонения экспериментальных данных о плотности жидкой фазы
на линии насыщения от рассчитанных по ФУС (2)
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Рис. 2. Отклонения экспериментальных данных о давлении насыщенных паров от рассчитанных 
по ФУС (2)
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и с верхкритической области. При этом новое 
ФУС обеспечивает, как правило, несколько бо-
лее высокую точность расчета ТДС и значи-
тельно более высокую точность описания ши-
рокодиапазонных данных [1, 2] в критической 

и сверхкритической областях. Особенно это 
заметно при описании изобарной теплоемко-
сти в критической области, где наблюдаются 
острые максимумы Cp (см. рис. 5).
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Рис. 3. Отклонения экспериментальных p,V,T-данных в жидкой фазе от рассчитанных по ФУС (2)
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Рис. 4. Отклонения экспериментальных Ср,p,T-данных в жидкой фазе от рассчитанных по ФУС (1)–(3)
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Рис. 5. Изобарная теплоемкость н-гексана в области острых максимумов
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***
Таким образом, на основе отобранных ав-

торами наиболее надежных разнородных экс-
периментальных данных о ТДС н-гексана раз-
работано новое ФУС, описывающее с высо-
кой точностью все ТДС в диапазоне темпера-
тур от тройной точки до 700 К при давлениях 

до 100 МПа. Новое ФУС, в отличие от предло-
женных ранее, обеспечивает значительно более 
высокую точность расчета ТДС в критической 
области. Средняя относительная ошибка расче-
та плотности [1] составила 0,8 %, а изобарной 
теплоемкости [2] – 3,6 %, что существенно луч-
ше, чем по другим ФУС.
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A new fundamental equation of state for normal hexane
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Abstract. The normal hexane belongs to technically important hydrocarbons, and accurate information on its 
thermodynamic properties is desired for many applications. The previously published experimental data on the 
thermodynamic properties of n-hexane and fundamental equations of state were selected and analyzed. Analysis 
has shown that the available equations of state for n-hexane have suffi cient accuracy over a temperature range from 
the triple point to 660 K and at pressures up to 100 MPa. However, these equations do not provide high accuracy 
of calculations in the critical region of temperature Tc <T < 1,05Tc and density 0,7ρс <ρ < 1,3ρс (Tc, ρc – critical 
values).

The article presents a new fundamental equation of state in the form of the reduced Helmholtz free energy. The 
proposed equation includes six polynomial, fi ve exponential and six Gaussian bell-shaped terms. Optimization of the 
equation structure, and also the density and temperature exponents took place simultaneously using the nonlinear 
iterative procedure based on the method of random search. During the fi tting of the equation, an experimental р,ρ,Т 
data, saturated vapor pressure, saturated liquid density, saturated gas density, isobaric and isochoric heat capacity and 
speed of sound were used. The proposed equation satisfi es the critical conditions and Maxwell rule, shows correct 
behavior for the ideal curves, and allows the calculation of all thermodynamic properties and phase equilibria over 
a temperature range from the triple point to 700 K with pressures up to 100 MPa. The average absolute deviations 
of properties are: 0,05…0,2 % in liquid phase density; 0,3…1,0 % in gas phase density; 0,05…0,15 % in saturated 
vapor pressure; 0,05…0,15 % in saturated liquid density; 0,5…1,0 % in isobaric heat capacity; 0,5…1,5 % in speed 
of sound. The results of comparison with two other equations of a state published in literature are presented in article. 
The analysis has shown that the new fundamental equation of state has higher accuracy, especially in the critical 
region.

Keywords: equation of state, density, heat capacity, speed of sound, free energy.
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Метод расчета термобарических условий начала 
кипения и конденсации углеводородного сырья 
и продуктов промысловой подготовки
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Тезисы. Рассматривается расчет физических свойств многокомпонентных углеводородных сме-

сей на линиях насыщения – температуры и давления начала кипения и конденсации при фиксации 

одного из указанных параметров. Рассмотрены неопределенности, возникающие при расчетах этих 

свойств по изложенным в литературе алгоритмам, основанным на идентификации начала появле-

ния второй фазы по изменениям параметров компонентов смеси. Предложен исключающий эти 

н едостатки расчетный метод, базирующийся на нахождении излома тенденции интегральной моль-

ной доли жидкой или газовой фазы с выбором направления и области поиска в зависимости от ис-

комого свойства.

При проектировании и анализе разработки газоконденсатных и нефтяных место-
рождений одной из важнейших характеристик добываемого сырья и продуктов его 
промысловой подготовки является фазовое состояние потоков при различных термо-
барических параметрах, наиболее общее представление о котором можно получить, 
определив границы однофазной газовой, двухфазной газожидкостной и однофазной 
жидкой областей в координатах давление/температура. Эти границы (линии кипения 
и конденсации, или обобщенно линии насыщения) позволяют определить условия на-
чала выпадения газового конденсата или разгазирования нефти в пластовых услови-
ях, начала конденсации жидкой фазы из газовых потоков и начала дегазации пото-
ков нефти и конденсата в технологических трубопроводах, сепарационном и тепло-
обменном оборудовании. Границу газовой и газожидкостной областей определяет та-
кой важнейший параметр промысловой подготовки, как точка росы товарного газа 
по углеводородам.

Экспериментальное определение границ фазового состояния углеводородного 
сырья (PVT1-исследования) является трудоемкой и дорогостоящей процедурой, тре-
бующей применения специального достаточно сложного оборудования. Поэтому та-
кие исследования охватывают лишь незначительную часть сырьевых потоков. Однако 
в настоящее время вполне развиты и распространены газохроматографические мето-
ды определения подробных компонентно-фракционных составов (КФС) жидких и га-
зообразных углеводородных потоков, на базе которых границы фазового состояния 
можно определять расчетными методами.

Такой расчет сводится к нахождению граничного давления (начала кипения или 
начала конденсации) при заданной температуре или к нахождению граничной темпе-
ратуры (начала кипения или начала конденсации) при заданном давлении. При этом 
необходимо отметить, что для давления и температуры начала конденсации суще-
ствуют по два значения – нормальное и аномальное (в закритической области).

Классический подход к решению такой задачи описан у многих авторов, напри-
мер в монографии А.И. Брусиловского [1]. Сущность предлагаемых алгоритмов сво-
дится к определению такого характерного изменения поведения углеводородной 

1 PVT – акроним от англ. pressure, volume, temperature (давление, объем, температура).
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с истемы, когда в однофазовом состоянии потока 
начинает появляться другая фаза. Иными слова-
ми, от начальных условий, при которых весь мо-
лярный состав компонентов находится в опреде-
ленной (газовой или жидкой) фазе, изменяют ва-
рьируемый параметр (давление или температу-
ру) и подбирают его значение, соответствующее 
минимальному содержанию второй фазы, ха-
рактеризующему лишь ее тенденцию к появле-
нию («первая капля жидкости» или «первый пу-
зырек газа»). На каждой итерации контролиру-
ется тенденция изменения состава по всем ком-
понентам с применением расчетов летучестей 
и других параметров, определяемых при рас-
чете парожидкостного равновесия с помощью 
какого-либо уравнения состояния.

Ситуация характерна тем, что в итераци-
ях проводятся расчеты неравновесного состо-
яния углеводородной системы, т.е. с получени-
ем суммы молярных долей компонентов в га-
зовой или жидкой фазах, не равных единице, 
но стремящихся к ней в процессе вычислений. 
Конечной целью расчета является определение 
состояния парожидкостного равновесия с пре-
обладанием одной фазы и максимально близ-
ким к нулю содержанием второй фазы.

Данный метод широко используется и, 
в принципе, дает приемлемые результаты при 
условии задания достаточно близких началь-
ных приближений искомого параметра. Однако 

в закритической области этот алгоритм мо-
жет выдать как нормальное, так и аномальное 
(в рет роградной области) граничное значение 
давления или температуры, причем опреде-
лить, к какой именно линии относится рассчи-
танная величина, нередко бывает проблематич-
но. Регулируется этот расчет варьированием 
начального приближения, но его подбор в не-
которых областях давлений и температур при-
ходится делать практически вслепую.

В качестве наглядного примера такой неоп-
ределенности проанализируем возможные ва-
рианты нахождения важнейшего для промыс-
ловой подготовки газоконденсатной смеси па-
раметра – точки росы товарного газа по угле-
водородам. На рис. 1 приведена фазовая диа-
грамма, рассчитанная для одного из характер-
ных составов газа, подготовленного по схе-
ме низкотемпературной сепарации (в леген-
де приведены обозначения соответствующих 
изоплер – линий равных концентраций жид-
кой фазы). При давлении Р1 (ниже критическо-
го давления Pк) и снижении температуры до Т1 
начинается выпадение жидкой углеводород-
ной фазы (фиксируется как точка росы по угле-
водородам), и при дальнейшем снижении тем-
пературы доля жидкой фазы постепенно растет 
вплоть до полного перехода всего потока в жид-
кое состояние. Соответственно, в этом диапа-
зоне давлений аномальных фазовых п ереходов 

Рис. 1. Фазовая диаграмма товарного газа газоконденсатного промысла
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не наблюдается, расчетное определение точки 
росы товарного газа однозначно и сложности 
не представляет. 

Однако при давлении Р2 (выше критиче-
ского) происходящие явления значительно 
усложняются. При охлаждении газа до темпе-
ратуры Т2 также начинается выпадение жид-
кой фазы (Т2 тоже фиксируется как точка росы 
по углеводородам), доля которой нарастает 
по мере дальнейшего охлаждения, но до опре-
деленного предела. Затем начинается процесс 
ретроградного испарения, сопровождающего-
ся уменьшением доли жидкой фазы по мере 
дальнейшего охлаждения газа, и при темпера-
туре T2́ жидкая фаза полностью исчезает. При 
дальнейшем охлаждении газ остается в одно-
фазном состоянии вплоть до критической тем-
пературы Tк.

Исходя из изложенного при давлении Р2 
существуют два значения граничной темпера-
туры между чисто газовой и газожидкостной 
областями. Обе они характерны тем, что при 
минимальном отклонении от них фиксирует-
ся появление жидкой фазы. Чтобы понять, ко-
торое из двух значений рассчитано, необходи-
мо определить направление сдвига температу-
ры, при котором происходит появление жид-
кой фазы. Однако упомянутые ранее алгорит-
мы выполнения такого анализа не предусма-
тривают, поэтому по ним невозможно одно-
значно установить, которое из значений точки 
росы рассчитано. 

Опасность такой неопределенности заклю-
чается в следующем. Согласно о бщепринятому 

представлению для предотвращения конден-
сации жидких углеводородов из потока газа 
н еобходимо поддерживать его температуру 
выше точки росы. И если ее рассчитанное зна-
чение соответствует Т2, данное условие сраба-
тывает. Если же рассчитанное значение точки 
росы соответствует T2́, то при повышении тем-
пературы газа, наоборот, будет происходить 
выпадение жидкой фазы. В условиях производ-
ства такого рода ошибки могут привести к нео-
жиданным технологическим осложнениям.

При давлении Р3 из газа данного соста-
ва, согласно фазовой диаграмме, жидкая фаза 
выпадать не может в диапазоне температуры 
выше критической. Поэтому расчет точки росы 
при таком давлении также невозможен. Однако 
вышеупомянутый алгоритм не предполага-
ет установления причины невыполнения рас-
чета, которая может заключаться также в не-
правильном выборе начального приближения, 
или неус тойчивой работе уравнения состояния 
в критической области.

Отмеченные неопределенности созда-
ют проблемы в проведении массовых расче-
тов, например, с целью построения гранич-
ных линий фазовой диаграммы. Пример слу-
чайных флуктуаций результатов расчетов точ-
ки росы газа по углеводородам представлен 
на рис. 2. Сопоставив приведенные на нем рас-
четные значения с фазовой диаграммой того 
же газа (см. рис. 1), можно отметить, что они 
относятся к различным границам фазового со-
стояния: верхние, синие, точки соответствуют 
нормальным значениям температуры н ачала 

Рис. 2. Пример флуктуаций расчетных значений точки росы товарного газа 
по углеводородам
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к онденсации (Тнач.конд), часть нижних (зеле-
ные) – значениям температуры начала аномаль-
ной (ретроградной) конденсации (Тнач.конд (ретро)), 
красная точка – критической температуре, 
желтые точки – температурам начала кипения 
(Тнач.кип). Соответственно, для расчетного по-
строения по такому алгоритму определенной 
граничной линии фазового состояния необхо-
дима весьма трудоемкая процедура подбора на-
чальных приближений во многих точках с ря-
дом повторных пересчетов.

Необходимо также отметить тот факт, 
что рассчитываемые значения, строго говоря, 
не относятся к границе фазового состояния, 
а находятся хотя и в непосредственной близо-
сти от нее, но в двухфазной области. Поэтому 
для повышения точности расчетов необходимо 
минимизировать допуски отклонений парамет-
ров, регулирующих сближение с однофазной 
областью, что приводит к резкому замедлению 
расчетов и даже сбоям в получении результата.

Для устранения отмеченных недостатков 
разработан, успешно испытан и предлагается 
для программной реализации метод расчета 
границ фазового состояния на основе иссле-
дования поведения таких параметров флюида, 
которые бы характеризовали его в целом, без 
рассмотрения тенденции «массового» перехо-
да компонентов из одного состояния в другое. 
Наиболее приемлемыми для данной цели ха-
рактеристиками являются массовая доля жид-
кости (МДЖ) или массовая доля газа (МДГ).

На первом этапе производится сканирую-
щий расчет фазового равновесия с определе-
нием МДЖ при одном фиксированном и вто-
ром пошагово переменном в строго задан-
ном направлении термобарическом параметре. 
Этот этап позволяет однозначно определить 
достаточно узкие диапазоны значений давле-
ния (или температуры), в пределах которых на-
ходится искомая граница фазового состояния. 
Второй этап расчета заключается в уточнении 
искомых координат, и для его осуществления 
можно использовать один из описанных далее 
алгоритмов:

• организацию возвратно-поступатель ного 
сканирования приграничной области, т.е. попе-
ременного перемещения значения искомого тер-
мобарического параметра (давления или темпе-
ратуры) в область двухфазного или однофазного 
состояния (идентифицируя его по вычисляемо-
му значению МДЖ или МДГ) с итерационным 
сжатием интервала поиска к линии насыщения; 

• построение тренда МДЖ или МДГ от ис-
комого термобарического параметра вблизи 
границы однофазного и двухфазного состояний 
и экстраполяцию его к значению, равному 0.

Перед реализацией обоих указанных ал-
горитмов необходим, как уже отмечалось, на-
чальный этап обнаружения двухфазной зоны 
при поступательном пошаговом движении 
либо по возрастанию, либо по убыванию из-
меняемой координаты в зависимости от кон-
кретной границы, к которой относится иско-
мый термобарический параметр, и в соответ-
ствии с логикой фазовой диаграммы. При этом 
начальное сканирование для нахождения гра-
ницы двухфазной области должно проводиться 
из начального интервала термобарических па-
раметров, находящегося в однофазной области. 
Такая процедура позволяет строго детермини-
ровать поиск конкретно заданной границы фа-
зового состояния и надежно диагностировать 
ошибки выбора диапазона сканирования. Так, 
обнаружение выбранного начального значения 
параметра в двухфазной области или в другой 
фазе (например, в жидкой фазе вместо газовой) 
позволяет установить точный диагноз ошиб-
ке выбранного значения начального параме-
тра. Неуспешный поиск двухфазной зоны при 
начальном сканировании диагностирует или 
ее действительное отсутствие при фиксиро-
ванном параметре (например, при Р3 на рис. 1), 
или слишком крупный шаг переменного пара-
метра. На обоих этапах определения фаз при 
начальном термобарическом состоянии и при 
последовательном сканировании-поиске двух-
фазной зоны порог однофазного состояния по-
тока анализируется согласно следующим нера-
венствам:

• при МДГ < 10–7 принимается МДГ = 0 
(однофазное жидкое состояние);

• при МДГ > 0,999999 принимается 
МДГ = 1 (однофазное газовое состояние).

Общая схема итераций по предлагаемому 
алгоритму представлена на рис. 3. Первый этап 
поиска начинается из однофазной области и за-
вершается при входе в двухфазную область.

На втором, уточняющем, этапе расчета 
первый алгоритм имитирует затухание коле-
баний искомого термобарического параметра, 
которые сходятся к границе фазовых состоя-
ний потока (уменьшением шага изменения это-
го параметра). При этом для нахождения ре-
шения следует использовать алгоритмы дихо-
томии или подобные им. Расчет з авершается 
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при уменьшении шага искомого параметра 
в процессе итераций до заданного минимума. 
За результат принимается среднее арифметиче-
ское двух последних значений, зафиксирован-
ных в ходе итераций в однофазной и двухфаз-
ной областях.

Второй алгоритм уточняющего расчета 
реализуется нахождением точки пересечения 
тренда МДЖ или МДГ с линией МДЖ = 0 или 
МДГ = 0 соответственно. При этом можно ис-
пользовать линейную интерполяцию или более 
точную и надежную плавную интерполяцию, 
например, кубическим сплайном по несколь-
ким точкам зависимости МДЖ от искомой ко-
ординаты (давления или температуры). Расчет 
также завершается при уменьшении шага ис-
комого параметра в процессе итераций до за-
данного минимума. Результат определяется по-
средством построения тренда искомого пара-
метра от МДЖ по последним трем-четырем за-
фиксированным в процессе итераций значени-
ям в однофазной области и его экстраполяции 
к граничному значению МДЖ (0 или 1).

Схематично движение искомого параме-
тра и рассчитываемых значений МДЖ пока-
зано на рис. 4 на примере определения Tнач.кип 
н естабильного конденсата.

На первом этапе происходит монотонное 
повышение подбираемого значения Tнач.кип в од-
нофазной жидкой области, о чем свидетельству-
ет постоянное значение МДЖ = 1. После вхож-
дения в двухфазную область (0 < МДЖ < 1) 
первый этап завершается и реализуется один 
из алгоритмов схождения к границе фазового 
состояния в зафиксированных пределах – те-
кущих значениях последней итерации перво-
го этапа поиска. Преимущества данного подхо-
да заключаются в простоте реализации и стро-
гой детерминированности поиска конкрет-
ной граничной точки из имеющихся в соответ-
ствии с какой-либо фазовой диаграммой, на-
пример: Pнач.кип либо Tнач.кип; Pнач.конд либо Tнач.конд; 
Pнач.конд (ретро) либо Tнач.конд (ретро).

Существуют и определенные сложно-
сти в реализации данного алгоритма. Для его 
успешного применения инженер должен пред-
ставлять (и, соответственно, изменять) интер-
вал поиска координат, механизмы существу-
ющих регулировок (величину шага, точность 
схождения и пр.). Для инженера необходимо 
также реализовать ситуативную сигнализа-
цию неудачных поисков в том или ином случае. 
Однако, по мнению и практическому опыту ав-
торов, заложенная в алгоритме возможность 

Рис. 3. Схема детерминированного подбора искомых термобарических параметров 
по предлагаемому алгоритму: Pнач.кип, Pнач.конд, Pнач.конд (ретро) – давления начала кипения,

нормальной и ретроградной конденсации соответственно
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детерминирования области и направления по-
иска позволяет достаточно точно и, самое глав-
ное, надежно определять искомые границы фа-
зового состояния добываемого сырья и продук-
тов его промысловой подготовки на всех сту-
пенях технологического процесса – от пласта/
скважины до отгрузки товарной продукции – 
на базе хроматографических (или расчетных) 
определений КФС потоков.

Описанные в статье принципы расчета ис-
пользовались авторами в ранее опубликован-
ном подходе к построению фазовых диаграмм 
углеводородных систем [2] с целью исключе-
ния случайных флуктуаций граничных коорди-
нат термобарических параметров (см. рис. 2).
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Рис. 4. Схема движения искомого термобарического параметра и рассчитываемых 
значений МДЖ в процессе расчета Tнач.кип нестабильного конденсата
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Technique aimed at calculating thermobaric conditions for boiling and condensation points 
of raw and treated hydrocarbons
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Abstract. The paper reveals calculation of physical properties of multicomponent hydrocarbon mixtures at lines 
of saturation, namely boiling and condensation temperatures and pressures in case of fi xation of one parameter. 
Previously some algorithms for calculation of the named properties identifying the fi rst appearance of the second 
phase by change in the parameters of mixture components were published. The paper shows uncertainties of these 
algorithms and suggests a design technique which will eliminate said disadvantages. Suggested calculation technique 
supposes estimation of a knee in a trend of integral mole fraction of gas or liquid phase together with selection 
of search direction and search area depending on a determinable property.
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Тезисы. Описан опыт применения кожухотрубных и пластинчатых теплообменников на установке 

комплексной подготовки газа (УКПГ) Бованенковского нефтегазоконденсатного месторождения 

(НГКМ). Показано, что кожухотрубные аппараты характеризуются высокой эффективностью тепло-

передачи 350…500 Вт/(м2·К), в то время как пластинчатые аппараты показали эффективность око-

ло 300 Вт/(м2·К), что в три-четыре раза ниже паспортной характеристики. Также недостаточно эф-

фективны и пластинчатые теплообменники, установленные на УКПГ низкотемпературной сепарации 

Юбилейного НГКМ. Всем вышеперечисленным пластинчатым аппаратам свойственны высокие по-

тери давления газа. Дана рекомендация не применять аппараты пластинчатого типа в качестве ре-

куперативных теплообменников на промысловых низкотемпературных установках подготовки газа.

Основной технологией подготовки конденсатсодержащих газов практически 
на всех месторождениях Крайнего Севера является низкотемпературная сепарация 
(НТС) [1–4]. Большое значение во всех модификациях этого способа подготовки газа 
играет рекуперативный теплообмен «газ – газ»: он участвует в достижении низких 
температур подготавливаемого газа наряду с дросселями, эжекторами и турбодетанде-
рами. Основным типом рекуперативных теплообменников являются кожухотрубные 
аппараты [5, 6], однако в последнее время делаются попытки применить на промыс-
ловых установках пластинчатые теплообменники. Аппараты данного типа нашли при-
менение в различных отраслях промышленности: химической, нефтяной, при произ-
водстве сжиженного природного газа, на воздухоразделительных установках и др. [7].

Известно, что пластинчатые теплообменники характеризуются высокой эффек-
тивностью теплопередачи. Применительно к промысловым установкам комплекс-
ной подготовки газа (УКПГ) по технологии НТС разработчики такого оборудова-
ния для рекуперативных теплообменников «газ – газ» дают расчетные значения ко-
эффициента теплопередачи K = 900…1400 Вт/(м2·К). Это значительно выше уровня 
K = 350…500 Вт/(м2·К), достигнутого для традиционных кожухотрубных теплообмен-
ных аппаратов. Коэффициент K является расчетным показателем и может быть опре-
делен только путем моделирования фактических режимов работы УКПГ в целом.

Для интегральной оценки эффективности рекуперативных теплообменников ис-
пользуется комплексный параметр теплообмена K·F, представляющий собой произ-
ведение коэффициента теплопередачи и площади теплопередающей поверхности. 
Для типовых технологических линий НТС с турбодетандерными агрегатами (ТДА) 
на УКПГ Крайнего Севера этот параметр должен составлять не менее 52 кВт/К 
на каждый миллион метров кубических в сутки производительности технологиче-
ской линии. Таким образом, применительно к широко распространенным линиям 
производительностью 10…11 млн м3/сут параметр теплообмена должен находиться 
в диспазоне 520…570 кВт/К. Отметим, что с точки зрения технологии НТС площадь 
поверхности и эффективность рекуперативного теплообменника «газ – газ» неваж-
ны – лишь бы значение параметра K·F обеспечивало достижение требуемой темпе-
ратуры НТС.
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В этой связи пластинчатые теплооб-
менники с указанной высокой эффективно-
стью теплопередачи могут иметь значительно 
меньшую теплопередающую поверхность – 
370…407 м2 при K = 1400 Вт/(м2·К) – по срав-
нению с к  ожухотрубными т еплообменниками, 
площадь поверхности которых обычно состав-
ляет 1300 м2. При этом пластинчатые теплооб-
менники характеризуются минимальной ме-
таллоемкостью. Например, для технологиче-
ской линии (ТЛ) УКПГ Бованенковского неф-
тегазоконденсатного месторождения (НГКМ) 
производительностью 10,5 млн м3/сут масса 
кожухотрубного теплообменника при площади 
поверхности 1281 м2 составляет 67,7 т, а бло-
ка из двух пластинчатых аппаратов, суммарная 
площадь поверхности которых равна 540 м2, – 
28,8 т. Кроме того, перед блоком пластинча-
тых аппаратов установлен один фильтр массой 
7,2 т. Итого 36,0 т.

Приведенные показатели, казалось бы, од-
нозначно свидетельствуют о преимуществах 
пластинчатых аппаратов по сравнению с ко-
жухотрубными. Однако промысловая практика 
наличия таких преимуществ не подтверждает.

В системе ПАО «Газпром» накоплен до-
статочно длительный опыт использования 
пластинчатых теплообменников в промысло-
вых условиях: на газовом промысле (ГП) № 1 
Бованенковского НГКМ производительностью 
10,5 млн м3/сут и на УКПГ-НТС Юбилейного 
НГКМ производительностью 3 млн м3/сут. 
В первом случае теплообменный блок пред-
ставляет собой два параллельно расположен-
ных аппарата суммарной площадью поверх-
ности 540 м2, перед которыми установлены 
фильтры очистки от механических примесей. 
Во втором случае теплообменный блок – это 
также два, но последовательно расположен-
ных аппарата суммарной площадью поверхно-
сти 210 м2.

Проводимые ООО «Газпром ВНИИГАЗ» 
непрерывный мониторинг и анализ режимов 
работы всех ТЛ УКПГ на указанных объектах 
позволили определить текущие значения коэф-
фициентов K и построить тренды изменения 
этого параметра в течение длительного перио-
да работы УКПГ.

Теплообменное оборудование 
на Бованенковском НГКМ
Принципиальная технологическая схема уста-
новки НТС на ГП-1 Бованенковского НГКМ 

приведена на рис. 1. В состав УКПГ входят де-
сять ТЛ, причем на девяти линиях установлены 
традиционные кожухотрубные аппараты 20Т-1 
и 20Т-2, а на ТЛ № 10 каждый из них представ-
ляет собой два параллельно расположенных 
пластинчатых теплообменника. Основным яв-
ляется 20Т-1, так как в нем происходит основ-
ная рекуперация холода, а 20Т-2 задействован 
полностью только в наиболее теплый период 
года при температуре атмосферного воздуха 
выше 15 °С, в основном он работает с байпа-
сированием по холодному потоку. В этой свя-
зи полномасштабную оценку эффективности 
можно провести только для аппаратов 20Т-1.

Результаты расчета коэффициента теп-
лопередачи 20Т-1 для обследуемых режи-
мов апреля-мая 2016 г. приведены в таблице. 
Полученные коэффициенты теплопередачи ко-
жухотрубных аппаратов показывают высокую 
эффективность: практически по всем аппара-
там значения K составили более 400 Вт/(м2·К). 
Также высокие значения (> 550 кВт/К) име-
ет и основной показатель – интегральный 
параметр теплообмена K·F, что соответ-
ствует требованиям проекта обустройства. 
Коэффициенты K пластинчатых аппаратов со-
ставили 590…680 Вт/(м2·К). Это выше, чем 
для кожухотрубных теплообменников, однако 
вдвое ниже заявленной эффективности. В ре-
зультате параметр K·F пластинчатых теплооб-
менников оказался равным 318…367 кВт/К.

Здесь следует иметь в виду, что представ-
ленные данные относятся к периоду макси-
мальной эффективности пластинчатых тепло-
обменников. Коэффициенты K в 2017 г. соста-
вили всего лишь 300 Вт/(м2·К). Это отразилось 
на температурном уровне НТС: на ТЛ № 10 
она значительно (на пять градусов) выше, чем 
на соседних линиях, оснащенных кожухотруб-
ными аппаратами. Кроме того, по сведениям 
персонала, при понижении температуры НТС 
ниже минус 35 °С наблюдается рост гидравли-
ческого сопротивления, что может объясняться 
гидратообразованием по сырому потоку. При 
прочих равных условиях этот эффект не отме-
чается на кожухотрубных аппаратах.

Тренды значений коэффициента тепло-
передачи 20Т-1 для всех ТЛ ГП-1 за январь 
2017 г. приведены на рис. 2. Видно, что K те-
плообменников характеризуются большим раз-
бросом, но пластинчатый аппарат (ТЛ № 10) 
показывает крайне неудовлетворительный ре-
зультат: при K = 300 Вт/(м2·К) параметр K·F 
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Рис. 1. Принципиальная технологическая схема установки НТС ГП-1 
Бованенковского НГКМ: АВО – аппараты воздушного охаждения; ДКС-1, -2, -3 – дожимные 

компрессорные станции; 10Е-1, 20Д-1 – дегазатор; 10ДР-1, -2 – трехфазные разделители;
10С-1, 20С-1, -2, 10ФС-1 – газосепараторы; 20ТД-1 – турбодетандерный агрегат;
К – компрессор; Д – детандер; 20Т-1, -2 – рекуперативные теплообменники

Результаты расчета теплопередачи 20Т-1 по всем технологическим линиям
ГП-1 Бованенковского НГКМ

ТЛ Расход, 
тыс. м3/ч

Температура, °С
Средний K,
Вт/(м2·К)

Параметр K·F, 
кВт/К

трубный поток
(сырой газ)

межтрубный поток
(сухой газ)

вход выход вход выход
Режим регламентной температуры НТС (минус 30 °С)

1 445 26,1 0,9 –10,7 15,4 450,1 576,6
3 458 26,1 0,1 –13,4 15,4 456,8 585,1
4 450 26,1 1,1 –11,1 16,7 485,0 621,3
5 455 26,1 0,8 –13,1 13,8 398,5 510,5
7 436 26,1 –2 –16,7 15,2 451,0 577,8
8 450 26,1 0,7 –10,2 15,3 464,4 594,9
10 407 26,1 0 –17,2 10,4 680,0 367,2

Режим пониженной температуры НТС (минус 39 °С)
1 449 26,1 –13,5 –35 7 396,7 508,2
4 454 26,1 –15,1 –36 8,3 441,2 565,2
5 430 26,1 –14,7 –37,7 5,9 369,3 473,1
7 440 26,1 –12,7 –33,2 9,2 420,4 538,5
8 451 26,1 –14,7 –34,2 7,4 427,8 548,0
10 419 26,1 –7,9 –30,6 0,9 589,5 318,3

Примечание. Для пластинчатых теплообменников ТЛ № 10 приведены наилучшие показатели.
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о казывается равным 162 кВт/К. Это втрое ниже 
требований проекта обустройства.

На рис. 3 приведены тренды потерь дав-
ления на участке между низкотемпературным 
сепаратором и компрессором ТДА на ГП-1 
Бованенковского НГКМ за аналогичный пе-
риод (столь большой участок схемы представ-
лен ввиду отсутствия возможности измере-
ния гидравлического сопротивления непосред-
ственно по теплообменнику 20Т-1). Видно, 
что максимальные потери давления прихо-
дятся на пластинчатые теплообменники: они 
на 50…100 кПа больше, чем для кожухотруб-
ных теплообменников. Отметим, что дополни-
тельные потери давления по аппаратам должны 
компенсироваться более высокой мощностью 
ДКС, т.е. более высоким (примерно на 4…5 %) 
потреблением топливного газа.

Пластинчатые теплообменники уступают 
кожухотрубным в условиях работы ГП по по-
казателям надежности, технического обслу-
живания и ремонта. Преимущества пластинча-
тых теплообменников по габаритно-массовым 
характеристикам следует рассматривать 
только после того, как будет создан а ппарат 

п роизводительностью по газу 10,5 млн м3/сут 
с теплопередающей поверхностью площадью 
800 м2, а для УКПГ Харасавэйского газокон-
денсатного месторождения – 11,5 млн м3/сут 
и 880 м2 соответственно. Эти данные рассчи-
таны из условия гарантированного достижения 
K на уровне 700 Вт/(м2·К), что, как мы видим, 
может оказаться проблематичным. Но даже 
в этом случае создать столь крупные аппара-
ты с указанной производительностью по газу 
практически невозможно: эквивалентом кожу-
хотрубного аппарата будут два или даже четыре 
аппарата пластинчатого типа плюс два фильтра. 

Таким образом, промысловой практикой 
не подтверждается ни одно из заявленных 
технологических преимуществ применения 
пластинчатых теплообменников на УКПГ 
Бованенковского НГКМ в качестве основных 
рекуперативных теплообменников 20Т-1.

Пластинчатые теплообменники 
на Юбилейном НГКМ
УКПГ-НТС Юбилейного НГКМ состоит 
из двух ТЛ (цехов), одна из которых рабочая, 
а вторая находится в резерве. Эффективность 

Рис. 2. Тренды расчетных значений коэффициентов теплопередачи
на всех технологических линиях ГП-1 Бованенковского НГКМ
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теплопередачи пластинчатых теплообменни-
ков УКПГ-НТС Юбилейного НГКМ также ока-
залась низкой: в 2015 г. среднее значение K 
теп лообменного узла составило 670 Вт/(м2·К), 
а в 2016–2017 гг. – 400…530 Вт/(м2·К). Харак-
терная черта эксплуатации таких аппаратов – 
постоянное загидрачивание, обусловливаю-
щее монотонный рост гидравлического сопро-
тивления до 200 кПа и выше. Вследствие этого 
требуется часто проводить отогрев аппаратов, 
после чего гидравлическое сопротивление сни-
жается, однако принимает паспортные значе-
ния (20…40 кПа) только после основательной 
механической чистки пластин. В ходе дальней-
шей эксплуатации весь цикл роста сопротивле-
ния повторяется.

Отмечается необъяснимый пока феномен: 
систематическое повышение потерь давления 
по теплообменникам для одного цеха харак-
терно в отношении сырого потока, а для дру-
гого – в отношении сухого (рис. 4). Так, пер-
вым по ходу движения сырого газа находится 
Т-201, вторым – Т-202, а для обратного (сухо-
го) потока наоборот. Видно, насколько неустой-
чиво работает УКПГ-НТС: эксплуатирующий 

п ерсонал вынужден постоянно «обслуживать» 
теплообменные аппараты данного типа.

Причины низкой эффективности 
пластинчатых теплообменников
Одной из главных причин недостаточно высо-
кой эффективности теплопередачи пластинча-
тых теплообменников является высокая чув-
ствительность этих аппаратов к гидратным 
проявлениям. В отличие от кожухотрубных 
аппаратов с толстостенным трубным пучком 
охлаждаемый поток соприкасается с более хо-
лодной стенкой и образует гидратную пленку, 
снижающую теплообмен и повышающую гид-
равлическое сопротивление. Требуется подача 
метанола в больших количествах, что, однако, 
не позволяет достигнуть расчетных величин 
теплопередачи.

Повышенное гидравлическое сопротив-
ление пластинчатых теплообменников ха-
рактерно для рабочих сред с наличием меха-
нических примесей, что всегда имеет место 
на всех УКПГ. Зазор между пластинами в ап-
парате составляет 2…6 мм. Столь малые зазо-
ры способствуют накоплению механических 

Рис. 3. Потери давления на участке между низкотемпературным сепаратором и компрессором ТДА 
на ГП-1 Бованенковского НГКМ (см. рис. 1)
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п римесей, гидратообразованию и повышенно-
му гидравлическому сопротивлению в аппара-
те; необходима периодическая чистка аппарата. 
Отметим, что обычно в кожухотрубных тепло-
обменниках внутренний диаметр трубок со-
ставляет 16…20 мм.

Пластинчатые теплообменники ограниче-
ны по производительности и размерам теплопе-
редающей поверхности. Как отмечалось ранее, 
для полноценной замены одного кожухотруб-
ного теплообменника на УКПГ Харасавэйского 
НГКМ потребуется два параллельных пластин-
чатых теплообменника, каждый из которых со-
стоит из двух секций. Кроме того, потребуются 
фильтры тонкой очистки. При этом в озникают 

Рис. 4. Гидропотери в теплообменниках Т-201 и Т-202 по сырому и сухому потокам 
на УКПГ-НТС Юбилейного НГКМ
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описанные выше дополнительные эксплуата-
ционные проблемы.

Максимально допустимое технологическое 
давление в пластинчатых теплообменниках со-
ставляет 10 МПа, но большинство компаний-
производителей могут выпускать теплообмен-
ники с ограничениями по давлению 4,0 МПа.

Таким образом, опыт применения пластин-
чатых теплообменников в качестве важнейше-
го элемента промысловых установок НТС – ре-
куперативного теплообменника – следует при-
знать негативным. При проектировании новых 
УКПГ с использованием технологии НТС це-
лесообразно и в дальнейшем ориентироваться 
на кожухотрубные теплообменники. 
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Practice of plate heat exchangers application at gas treatment units

A.N. Kubanov1*, I.I. Ismagilov2, P.P Slugin2, D.M. Fedulov1, D.N. Snezhko1
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Abstract. The experience of shell-and-tube and plate heat exchangers application at gas treatment unit 
of Bovanenkovskoye gas condensate fi eld is described. It is shown that shell-and-tube devices are characterized 
by high heat transfer effi ciency of nearly 350...500 W/(m2K), while plate heat devices demonstrate effi ciency 
of about 300 W/(m2K), which is three to four times lower than the design feature. Also, performance of the plate 
heat exchangers installed on a low-temperature separation gas treatment unit at Yubileinoe fi eld is not enough. All 
above plate devices are characterized by high gas pressure drops. It is recommended not to use plate-type devices 
as recuperative heat exchangers at commercial low-temperature gas treatment plants.

Keywords: low-temperature separation, heat transfer, plate heat exchanger, shell-and-tube exchanger.
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Особенности исследований скважин на нестационарных 
режимах фильтрации и определение скин-фактора

В.И. Лапшин1*, И.И. Минаков1, Д.П. Уваров1, И.А. Шиков2
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Тезисы. В статье приведены газодинамические основы исследования скважин на нестационарных 

режимах фильтрации, а также порядок их проведения и соответствующие расчеты. Учитывая, что 

в настоящее время для об работки результатов исследований на нестационарных режимах филь-

трации широко применяется программный комплекс «Сапфир», авторами с использованием дан-

ной программы выполнены расчеты газодинамических параметров на одном из месторождений 

Восточной Сибири.

Конкретизировано понятие скин-эффекта и показаны формулы, общепринятые для определе-

ния скин-фактора (механического, «не Дарси», обобщенного). Также описан альтернативный метод 

определения скин-фактора, обладающий, по мнению авторов, большей информативностью.

Исследования газовых скважин при нестационарных режимах фильтрации (сня-
тие кривых восстановления забойного давления после закрытия скважины – ме-
тод КВД) подробно описаны ранее1 [1, 2]. Метод позволяет определить проводи-
мость, пьезопроводность, пористость пласта, а также выявить зоны с резко выражен-
ной неоднородностью, находящиеся в области дренирования исследуемой скважи-
ны. Совместное использование кривых восстановления (КВД) и стабилизации давле-
ния позволяет оценивать изменение параметров пласта в процессе работы скважины 
(очищение призабойной зоны и т.д.).

Перед снятием КВД скважину подключают к газопроводу или газ выпускают 
в атмосферу, при этом регистрируют изменение буферного давления на устье сква-
жины, в затрубном пространстве и на измерителе дебита. После стабилизации режи-
ма работы скважины измеряют установившиеся давление, температуру и дебит, затем 
скважину закрывают и регистрируют изменение давления и температуры во времени 
на устье скважины и в затрубном пространстве, а с помощью глубинных манометров 
и на забое. Снятие КВД на забое более предпочтительно во всех случаях, особенно 
в высокодебитных скважинах, работающих с малыми депрессиями.

Первый способ обработки КВД
Рассмотрим случай, когда время с момента остановки скважины для исследований  
(t) значительно меньше периода работы скважины до остановки (Т ), т.е. t < 0,05T. 
Восстановление давления на забое остановленной скважины, дренирующей однород-
ный пласт, при отсутствии притока газа к ее стволу аналитически описывается фор-
мулой [1–4]:

2 ( ) lg( ),P t t  (1)

где Pз(t) – забойное давление, МПа; t – текущее время восстановления давления, с. 
Коэффициенты α и β, зависящие от фильтрационно-емкостных свойств пласта, ана-
литически выражаются формулами:

1 См. также Р Газпром 086-2010. Инструкция по исследованию газовых и газоконденсатных скважин.
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где Pз.0 – забойное давление, установившее-
ся до остановки скважины, МПа; æ – коэф-
фициент пьезопроводности, м2/с; Rс.пр – при-
веденный радиус скважины, м; b – коэффи-
циент квадратичного фильтрационного со-
противления, МПа2/(тыс. м3/сут)2; Q0 – де-
бит скважины, установившийся до останов-
ки, тыс. м3/сут; μ – вязкость газа в пластовых 
условиях, мПа·с; Pст и Tст – стандартные дав-
ление и температура, МПа и К соответствен-
но; Zпл – коэффициент сверхсжи маемости 
газа в пластовых условиях, доли ед.; k – ко-
эффициент естественной проницаемости пла-
ста, мкм2 (10–12 м2); h – толщина пласта, м. 
Вязкость μ рассчитывается либо определя-
ется графическим способом для пластовых 
условий (давления Pпл, МПа, и температуры 
Тпл, К), а h принимается равной эффективной 
толщине коллектора по данным геофизиче-
ских исследований скважины.

При обработке результатов исследования 
скважины строится зависимость квадрата за-
бойного давления от времени в полулогариф-
мических координатах Pз

2(t) = f(lg(t)) (рис. 1). 
На КВД выделяется прямолинейный участок 
[A; B], продолжение которого до оси Pз

2(t) (точ-
ка С ) отсекает на этой оси отрезок, числен-
но равный коэффициенту α. Следовательно, 
прямая (BC ) служит для определения коэф-
фициента α. Коэффициент β численно р авен 

отношению длин отрезков [B; D] и [D; C], 
т.е. β = |B; D|:|D; C|. По величине коэффици-
ента β рассчитывают параметр г идропровод-

ности kh:

4, 23
.

QT Z Pkh
T

 (4)

Коэффициент æ определяется по формуле

0,001
æ ,

kP
m

 (5)

где m – пористость пласта, доли ед.
При известном значении коэффициента 

b исходя из формулы (2) может быть рассчитан 
параметр æ/R2

с.пр:
2 2
.0 0

2
.

– –
0, 445exp 2 .æ ,3

P bQ
R

 (6)

Так как æ = kPпл/mμ, то при известных α, β 
и b определяют

2 2
.0 0

2
.

– –
2, 25 exp –2,3 .

P P bQkhmh
R

 (7)

При известных æ, α, β и b можно вычис-
лить приведенный радиус скважины:

22 2
.0 0

.
– –

exp –2,3 .
0,445

æ P bQ
R  (8)

На примере исследования скважин ме-
сторождения Западной Сибири показан поря-
док обработки результатов КВД первым спо-
собом. Исходные данные, принятые при расче-
тах: Tпл = 328,64 К; вскрытая мощность п ласта 

Рис. 1. Обработка КВД в полулогарифмических координатах
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h = 8,0 м; средняя пористость m = 0,12; μ = 
= 0,0248 мПа/с; Zпл = 0,743. 

Для снятия КВД скважина (Q = 
= 528 тыс. м3/сут; Pз = 21,54 МПа) была оста-
новлена. В процессе остановки непрерывно за-
мерялось восстанавливаемое забойное давле-
ние. Согласно результатам замеров давления 
(см. рис. 1) α = 511,93, β = 4,65. При исследова-
нии скважины на стационарных режимах филь-
трации получены коэффициенты α = 0,1082 
и β = 0,000171. По формулам (4), (5), (8) опре-
делены:

• гидропроводность (kh/μ = 40,69 (мкм2·м)/
(мПа·с));

• пьезопроводность (æ = 988,4 м2/с);
• приведенный радиус (Rc.пр = 0,06345 м);
• проницаемость (k = 0,110·10–12 м2).

Второй способ обработки КВД
На информативность КВД влияет период T. 
В том случае если этот период незначителен 
и сопоставим с продолжительностью регистра-
ции КВД, т.е. t > 0,05T, определяемые филь-
трационные характеристики будут искажены, 
а пластовое давление занижено. Аналитически 
изменение давления в однородном пласте 
в этом случае описывается формулой

2 2( ) – lg .T tP t P
t

 (9)

В качестве периода T принимается эквива-
лентное время, которое определяется из следу-
ющего соотношения:

1
,

n
i

i
i n

Q
t t

Q
 (10)

где Qi – дебит газа на i-м режиме, тыс. м3/сут; 
Qn – дебит газа на режиме перед остановкой, 
тыс. м3/сут; ti – время работы скважины на i-м 
режиме, с.

Обработка КВД в этом случае проводит-
ся по методу Хорнера в полулогарифмиче-
ских координатах P2

з(t) – lg[(T + t)/t] (рис. 2). 
Экстраполяция конечного участка КВД до оси 
ординат (значение lg[(T + t)/t] = 0) опреде-
ляет квадрат «истинного» пластового давле-
ния (P 2

пл), а наклон графика позволяет опреде-
лить гидропроводность пласта по формуле (4). 
Обработка результатов данных исследований 
(см. рис. 2), показала, что истинное пластовое 
давление составляет 23,2 МПа, гидропровод-
ность – 59,43 (мкм2·м)/(мПа·с).

Для КВД, обычно имеющих в полулога-
рифмических координатах сложную форму 
(наличие нескольких прямолинейных участ-
ков), обработка проводится путем построения 
графиков изменения давления или функции 
влияния в билогарифмических либо специаль-
ных координатах путем сопоставления с эта-
лонными кривыми [3].

Скин-фактор
Скин-фактор [3] – гидродинамический пара-
метр, характеризующий дополнительное филь-
трационное сопротивление течению флюидов 
в околоскважинной зоне пласта, приводящее 
к снижению добычи (дебита) по с равнению 

Рис. 2. Зависимость P 2
з (t) от lg[(T + t)/t]
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с совершенной (идеальной) скважиной2. 
Причины возникновения скин-фактора – гид-
родинамическое несовершенство вскрытия 
пласта, загрязнение околоскважинной зоны, 
прочие нелинейные эффекты (турбулентное те-
чение, разгазирование, сжатие скелета горной 
породы и т.д.). Впервые А.Ф. ван Эвердинген 
и Н. Харст ввели понятие «скин-фактора» (S ) 
в 1949 г. для оценки проницаемости призабой-
ной зоны нефтяных скважин и указали, что па-
дение забойного давления в результате ухудше-
ния проницаемости пласта пропорционально 
S [4]. Скин-фактор определяется на основании 
результатов исследований при установившихся 
(стационарных) и неустановившихся (нестаци-
онарных) режимах фильтрации [5].

Традиционно считается, что если скважина 
подвержена загрязнению и связанному с ним 
снижению проницаемости в призабойной зоне 
(kS < k, где kS – коэффициент проницаемости 
пласта при наличии скин-слоя), то S положите-
лен [3]. Чем больше разница между kS и k, тем 
больше пласт подвержен повреждению и тем 
больше значение S. Некоторые новые пробу-
ренные скважины вообще не дают продукции 
нефти или газа, пока не будет произведена ин-
тенсификация пласта: для таких скважин kS = 0 
и S → ∞.

Если на скважине выполнено воздействие 
на призабойную зону пласта (импульсное, со-
лянокислотная обработка и т.д.), то призабой-
ная зона очищается, при этом ее проницаемость 
может оказаться выше проницаемости пласта 
в целом. Тогда kS > k и S становится отрица-
тельным. В реальности подверженные воздей-
ствию скважины не способны иметь S ниже –7, 
и на практике высокие (отрицательные) скин-
факторы возникают только при очень интен-
сивном глубоком воздействии на пласт, таком, 
например, как гидроразрыв пласта. В конеч-
ном итоге, можно сказать, что если скважина 
не подвержена загрязнению и не стимулирова-
на, то kS = k и S = 0. 

Рассмотрим несколько видов скин-фактора:
1) скин-фактор механический (Sr) опреде-

ляется по результатам исследований на уста-
новившихся режимах фильтрации по формуле:

*ln ,r
r

S
r

 (11)

2 Следует отметить, что понятие и методы расчета 
скин-фактора в руководствах по исследованию 
скважин [1, 2] и стандарте Р Газпром 086-2010 
отсутствуют.

где rс – радиус реальной скважины по долоту 
в интервале вскрытия пласта; r*

c – приведенный 
радиус скважины, т.е. модельный радиус совер-
шенной (идеальной) скважины, при котором 
ее расчетная продуктивность совпадает с про-
дуктивностью реальной скважины при прочих 
равных условиях;

2) скин-фактор «не Дарси» (SD) определя-
ется на основании уравнения Дюпюи для пло-
скорадиального установившегося притока нес-
жимаемой жидкости к вертикальной нефтяной 
скважине:

– ln ,
2

kRQP P
kh r

 (12)

где Rk – радиус контура питания. Тогда

0 –1 ln ,k
D

R
S

r
 (13)

где η0 – потенциальная продуктивность со-
вершенной скважины (при отсутствии скин-
фактора); η – фактическая продуктивность ре-
альной скважины [5].

Преобразованием формулы (13) для расче-
та скин-фактора «не Дарси» получаем [6]:

–1 ln ,S
D

S

RkS
k r

 (14)

где RS – радиус зоны нарушения проницае-
мости;

3) комплексный скин-фактор определяется 
по результатам исследования скважин на ста-
ционарных и нестационарных режимах филь-
трации. Например, для газовых скважин скин-
фактор записывается в виде:

2
3600

* 21,15 – lg – 0,908 ,
P kS

m r
 (15)

где ΔP 2
3600 – квадрат разницы давления в тече-

ние часа; γ* = μ(mγc + γг) – упругоемкость пла-
ста (γс, γг – коэффициенты упругоемкости по-
ристой среды и газа соответственно).

Результаты дальнейших работ по изучению 
скин-эффекта и определению скин-фактора 
опубликованы [5–7]. В процессе исследова-
ний Р.Ш. Муфазалов [6] проанализировал из-
вестную формулу Дюпюи (12). Согласно это-
му уравнению при радиальной фильтрации 
жидкости (газа) через пористую среду (пласт) 
с постоянной естественной проницаемостью k 
по мере приближения к скважине Pпл уменьша-
ется по логарифмической зависимости до Pз(k). 
Снижение проницаемости околоскважинного 
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пространства с k до kS приводит к снижению за-
бойного давления от Pз(k) до Pз(kS). 

Учитывая, что давление в пласте на конту-
ре питания (Rk = RS) равно 

SRP , уравнение (12) 
при фильтрации жидкости в околоскважинном 
пространстве запишется в виде:

– ( ) ln .
2S

S
R

RQP P k
kh r

 (16)

При фильтрации жидкости в пласте с ухуд-
шенной проницаемостью ks уравнение запи-
шется в виде:

– ( ) ln .
2S

S
R S

S

RQP P k
k h r

 (17)

Перепад давления ΔРS, полученный 
за счет разности значений Pз(k) и Pз(kS), явля-
ется результатом скин-эффекта и определяется 
по формуле

( ) – ( ).S SP P k P k  (18)

Падение пластового давления в скин-слое 
составит:

– ( ).
S Sk R SP P P k  (19)

Падение забойного давления на величину 
ΔРS пропорционально S, следовательно,

– ( ) .
SS R SP P P k S  (20)

Используя уравнения (17) и (20), запишем 
уравнение падения забойного давления в ре-
зультате нарушения проницаемости пласта 
в призабойной зоне:

ln .
2

S
S

S

RQP S
k h r

 (21)

Вычитанием уравнения (16) из уравне-
ния (17) получим разницу в потере давления 
между пластами с нарушенной и естественной 
проницаемостью:

ln – ln .
2 2

S S
S

S

R RQ QP
k h r kh r

 (22)

Из уравнений (21) и (22) получим:

ln ln – ln .
2 2 2

S S S

S S

R R RQ Q QS
k h r k h r kh r

 (23)

Из уравнения (23) выводится формула для 
определения скин-фактора [6]:

1– .Sk
S

k
 (24)

Показано [6], что подтверждение фор-
мулы (24) получено путем исследования:

• потерь давления в контуре питания сква-
жины и скин-слое;

• индикаторных линий Р = f(Qж);
• значений потенциального дебита при 

Рз = 0.
На основе анализа формулы (24) можно 

сделать следующие выводы, отличающиеся 
от известных ранее [3, 4]:

• числовое значение S представляет без-
размерную и положительную величину;

• область существования S составляет 
0 < S ≤ 1;

• при kS = k скин-фактор отсутствует (слу-
чай, когда пласт не имеет нарушений);

• при kS = 0 скин-фактор принимает мак-
симальное значение, т.е. S = 1 (случай, когда 
пласт абсолютно непроницаем). 

В последнее время для обработки резуль-
татов исследований на нестационарных режи-
мах фильтрации применяются различные про-
граммы, в частности, известный программный 
комплекс «Сапфир». Авторами с использова-
нием программы «Сапфир» выполнены расче-
ты по результатам промысловых исследований 
скважины, проведенным на одном из место-
рождений Восточной Сибири. Исходные харак-
теристики: дебит газа сепарации при освоении 
скважины составил 316,8 тыс. м3/сут, сырого 
конденсата – 0,72 м3/сут, воды – 0,19 м3/сут; на-
чальное значение Pпл = 22,4 МПа, Tпл = 326 К, 
интервал перфорации – 26 м (2394…2420 м). 
Исходные данные, принятые при расчете филь-
трационных параметров: m = 0,14; Q газа пе-
ред остановкой 242,4 тыс. м3/сут, Тпл = 53 °С; 
текущее значение Pпл = 19,885 МПа; Zпл = 0,821; 
μ = 0,02 мПа∙с.

Для получения фильтрационных парамет-
ров зоны дренирования проведена обработ-
ка КВД. С целью диагностики и выявления 
основных режимов фильтрации построен ди-
агностический билогарифмический график 
(рис. 3). На билогарифмическом графике после 
основного периода влияния ствола с кважины 
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и о кончания переходных процессов на участке АВ выделяется первый участок ра-
диального течения к стенке скважины (радиальный фильтрационный поток – РФП). 
Этот период характеризует околоскважинную зону пласта. Далее, по мере распро-
странения волны д авления, н аблюдается падение производной (ΔP 2

з)′ с последующей 
стабилизацией на втором уровне (участок СD) с лучшими фильтрационными свой-
ствами, второй участок характеризует более удаленную зону пласта. Угол наклона 
касательной для первого участка β*

1 = 6,07 МПа2 на логарифмический цикл, угол на-
клона касательной для второго участка β*

2 = 2,123 МПа2 на логарифмический цикл, 
Pз = 18,421 МПа.

По результатам расчетов по формуле (4) гидропроводность призабойной зоны 
сос тавила:

2
1

*
1

4,23 4,23 242,4 326,15 0,821 0,1013 15,6 ,
6,07 293,15

QT Z Pk h
T

 

где k1 – проницаемость призабойной зоны пласта.
Скин-фактор, определенный по формуле (15), составил:

2
3600 1
* 2
1 1

2

1,15 lg 0,908

50,18 0,01941,15 lg 0,908 3,6.
6,07 0,14 0,02 6,07 0,1

P kS
m r

 

Параметр 2k h , характеризующий удаленную зону пласта, составил:

2
2

*
2

4, 23 4,23 242,4 326,15 0,821 0,1013 44,7 ,
2,123 293,15

QT Z Pk h
T

 

где k2 – проницаемость удаленной зоны пласта.
Согласно альтернативному подходу [6] скин-фактор определяется по форму-

ле (24), которая применима к расчетам по газовым скважинам: 

1 1

2 2

1– 1– 0,652.
k h k

S
k h k

 

Рис. 3. Диагностический график производной давления
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Учитывая, что полная, 100%-ная, кольма-
тация призабойной зоны наступает при S = 1, 
при S = 0,652 кольматация составляет 65,2 %. 
В этом случае k1 ≈ 35 % от потенциально воз-
можной при S = 0.

По мнению авторов, определенный альтер-

нативным методом скин-фактор Sk
k

 более ин-

формативен, так как позволяет оценить допол-
нительное фильтрационное сопротивление те-
чению флюидов в околоскважинной зоне пла-
ста в процентах.

Peculiar features of well testing at transient regimes of filtration and determination 
of a skin-factor

V.I. Lapshin1*, I.I. Minakov1, D.P. Uvarov1, I.A. Shikov2

1 Gazprom VNIIGAZ LLC, Bld. 1, Estate 15, Proyektiruemyy proezd no. 5537, Razvilka village, 
Leninsky district, Moscow Region, 142717, Russian Federation
2 Gazprom VNIIGAZ LLC subsidiary in Ukhta, Bld. 1-a, Sevastopolskaya street, Ukhta, Komi Republic, 169330, 
Russian Federation
* E-mail: V_Lapshin@vniigaz.gazprom.ru

Abstract. The paper describes gas-dynamical principals, procedure and calculations used in course of well testing 
at transient regimes of fi ltration. On account that nowadays the results of such tests are commonly being processed 
using a “Sapfi r” program complex, the authors applied “Sapfi r” for calculation of the hydrodynamic parameters 
of wells from one of the Eastern-Siberian fi elds.

An idea of the skin-effect is concretized. Few equations commonly used for determination of the skin-effects 
(mechanical, non-Darcy, general ones) are shown. Also an alternative method for skin-factor determination 
is presented. In authors’ opinion, this method is more informative in comparison with the traditional ones.

Keywords: gas-dynamic well tests, bottomhole area, transient regime of fi ltration, pressure build-up curve, skin-
effect.

***
Таким образом, изложены порядок про-

ведения и результаты исследования скважи-
ны на нестационарном режиме фильтрации. 
Рассмотрено понятие скин-эффекта и пока-
заны существующие формулы для определе-
ния скин-фактора (механического, «не Дарси» 
и др.). Оценена возможность расчета скин-
фактора альтернативным методом. Показано, 
что такой подход к определению скин-фактора 
обладает большей информативностью.
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Тезисы. В работе приведены аналитические формулы, связывающие устьевое и забойное давления 

в вертикальном восходящем газожидкостном потоке как при больших, так и при малых значениях 

дополнительного безразмерного градиента давления, возникающего за счет наличия в движущей-

ся среде жидкой фазы. Для дополнительного градиента давления приведена эмпирическая зависи-

мость от диаметра трубы, расхода и типа жидкости, применимая для различных давлений на средней 

и поздней стадиях разработки. Эмпирическая зависимость получена на основании большого количе-

ства экспериментов, проведенных на специализированном стенде ООО «Газпром ВНИИГАЗ» (длина 

труб 30 м) для различных диаметров труб, давлений и расходов воздуха и воды. Приведенные ана-

литические формулы совместно с эмпирической зависимостью представляют собой полуэмпириче-

скую модель для расчета давлений в газожидкостном потоке.

Сравнение результатов расчетов по однофазной газовой и двухфазной моделям и реальных за-

меренных потерь давления в стволе скважин показало, что игнорирование наличия жидкости в по-

токе приводит к занижению потерь давления в насосно-компрессорных трубах. Расчет по предла-

гаемой полуэмпирической модели хорошо согласуется с результатами промысловых исследований 

скважин.

На примере данных промысловых газодинамических исследований сеноманской скважины по-

казано, что появление песка в ее продукции значимо увеличивает градиент давления и общие гид-

равлические потери в стволе. В связи с этим необходимы специальные экспериментальные исследо-

вания динамики трехфазных сред в физических условиях, соответствующих промысловым.

 
Основное обыкновенное дифференциальное уравнение восходящего изотерми-

ческого стационарного потока газа в вертикальной трубе имеет вид
2 2( )

0,
2 2

d v vdP dydy
g g D g

 (1)

где у – вертикальная ось трубы, направленная с забоя вверх. Остальные обозначения 
общеприняты: P – абсолютное давление; ρг – плотность газа; g – ускорение свобод-
ного падения; λ – коэффициент гидравлического сопротивления; vг – скорость пото-
ка газа; D – внутренний диаметр трубы. Все слагаемые уравнения (1) – это соответ-
ствующие напоры. Настоящая статья является продолжением ранее опубликованно-
го материала [1].

Если ввести критерии Эйлера 2Eu P
v

 и Фруда 
2

Fr
v
gD

, то уравнение (1) 

после некоторых преобразований можно записать в следующем виде:

1– 1– 1 Fr .
Eu 2

dP g
dy

 (2)

Коэффициент гидравлического сопротивления λ есть функция числа Рейнольдса 

Re
v D  (μ – динамическая вязкость среды) и относительной эквивалентной шеро-

ховатости 
k
D

 (kэ – эквивалентная шероховатость), которая также является к ритерием 
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подобия. Следовательно, в уравнении (2) фигу-
рируют все основные критерии, возникающие 
при рассмотрении стационарного движения 
вертикального восходящего потока газа в трубе.

Критерий Эйлера для обычных низкоско-
ростных потоков в стволе скважины очень 
большой и может сказаться только при крайне 
высоких скоростях газа в трубе. Следовательно, 
при рассмотрении низкоскоростных пото-

ков в стволе скважины коэффициент 11–
Eu

 

в уравнении (2) становится равным едини-
це. Движение газа в скважине происходит при 
развитом турбулентном режиме, и коэффици-
ент λ от критерия Re не зависит. Поэтому зна-
чение λ можно считать практически постоян-
ным для насосно-компрессорных труб (НКТ) 
одного и того же диаметра в конкретной сква-
жине. Таким образом, критерий Фруда явля-
ется основным в расчетах, связанных с верти-
кальным движением однофазного газа вверх.

С учетом изложенного формула (2) примет 
вид

– 1 Fr .
2

dP g
dy

 (3)

Для стационарного изотермического те-
чения принято, что при своем движении газ 
не подвержен процессам теплообмена и не со-
вершает технической работы. Если в продук-
ции скважины появляется жидкость и газ вы-
носит ее из ствола, то в правой части уравне-
ния (3) добавится еще одно слагаемое, а имен-
но дополнительный градиент давления ∆Г, учи-
тывающий тот факт, что теперь газ выносит 
конденсационную или поступающую на забой 
скважины воду (для газоконденсатной скважи-
ны – смесь воды и конденсата):

– 1 Fr .
2

dP g
dy

 (4)

Разделив уравнение (4) почленно на произ-
ведение плотности жидкости (ρж) и ускорение 
свободного падения, можно все его слагаемые 
«обезразмерить». Тогда уравнение (4) примет 
следующий вид:

21– ,
2

vdP I
g dy gD g

 (5)

или

*Fr ,
2

I i  (6)

где 1– dPI
g dy

 – общий безразмерный гради-

ент давления в стволе скважины, выносящей 

жидкость; 
2

*Fr
v
gD

 – модифицированный 

критерий Фруда; i
g

 – дополнительный 

безразмерный градиент давления, необходи-
мый для выноса воды из ствола. Если воды нет, 
то ∆i = 0, а уравнение (6) практически превра-
щается в уравнение (3) для чистого газа, поде-
ленное на отвлеченную (теперь уже, когда жид-
кости нет) константу ρжg. Величину ∆i мож-
но рассчитать как разницу ординат при одном 
и том же значении Fr* по результатам двух экс-
периментов на одной и той же трубе при одних 
и тех же давлениях и для однофазного потока 
газа, и при наличии в нем жидкости. 

Экспериментальные исследования газо-
жидкостных потоков на специализированном 
стенде ООО «Газпром ВНИИГАЗ» проводи-
лись в трубах внутренним диаметром (D) 62, 
76, 100 и 150 мм (длина труб L ≈ 30 м) в диапа-
зоне давлений P = 1…30 ат (0,1…3 МПа) при 
расходах воды 2…500 л/ч (0,048…12 м3/сут). 
Для стендовых условий при примерно посто-
янной плотности воздуха в трубе на каждом 
из стационарных режимов производная от дав-
ления по вертикальной пространственной пе-
ременной заменяется численным аналогом:

–
,

p pdP P
dy y L

 

где ,p p  – выходное (верхнее) и входное 
(нижнее) давления в потоке на стенде, соответ-
ственно.

Схема обвязки труб импульсными труб-
ками на стенде устроена таким образом, что-
бы при неподвижном столбе газа мембранный 
дифференциальный манометр показывал ноль 
(т.е. вес газа принципиально не фиксируется). 
Поэтому в стендовых условиях стационарный 
газовый вертикальный восходящий поток опи-
сывается уравнением (без учета веса газа)

*

–1 1– –

–1 Fr ,
2

p pdP
g dy g L

p p i
g L

 (7)
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а стационарный водогазовый вертикальный 
восходящий поток (также без учета веса газа) – 
уравнением

*Fr ,
2

i i  (8)

где i – безразмерный градиент давления в ко-
роткой (30 м) вертикальной стендовой трубе 
без учета веса газа.

Именно зависимости (7) и (8) исследова-
лись на стенде. Из взаимного расположения 
(по вертикали) этих зависимостей определяет-
ся величина ∆i, которая увеличивается при по-
вышении расхода воды в водогазовом потоке 
для трубы заданного диаметра.

По результатам экспериментов на стен-
де получено выражение ∆i = k0Bu для опре-
деления дополнительных потерь давления: 
k0 = 9,60 – безразмерный эмпирический коэф-
фициент; Bu – параметр С.Н. Бузинова, вычис-
ляемый по формуле

1 3

1 2

Fr
Bu ,

Eo
 

где 
2

Fr w
gD

 – число Фруда по жидкости; 

2

Eo =
gD  – число Этвеша [2].

Уравнение для расчета дополнительных 
потерь давления может быть записано в виде

1 2 2 3
0

5 6 2 ,
k wi

g D
 (9)

где в правой части первый сомножитель пред-
ставляет собой константу, второй определя-
ется свойствами жидкой фазы, третий содер-
жит параметры потока. Величина ∆i не зависит 
от давления. Некоторые аспекты эксперимен-
тального изучения подобия вертикальных газо-
жидкостных потоков в условиях эксплуатации 
обводненных газовых скважин отражены в ра-
нее опубликованных материалах [3].

На практике удобно использовать соотно-
шение (9) в виде следующей эмпирической за-
висимости:

2 3

1 8 3 ,
q

i k
D

 (10)

где qж – объемный расход жидкости, м3/с; коэф-
фициент k1, c2/3·м2/3, зависит от свойств жидко-
сти (значения k1 представлены в табл. 1).

Расчет потерь давления в реальных сква-
жинах основывается на уравнении (6) с уче-
том веса газа и стендовых определений величи-
ны ∆i. Также используются следующие основ-
ные соотношения (Z – коэффициент сжимаемо-
сти газа в скважине; индексы «ст», «ср» соот-
ветственно обозначают стандартные и средние 
в стволе условия) [1, c. 87]:

• уравнение состояния реального газа

. ;
T

P
Z T P

 

• уравнение скорости газа

.1 ;
v P Z T

v
P T

 

• уравнение неразрывности потока газа 

M = vгωρг = const (где 
2

4
D  – площадь по-

перечного сечения трубы) и его следствие 
ρгνг = ρг.стνг.ст = const на стационарном режиме 
(при ω = const);

• дополнительный безразмерный гради-
ент давления ∆i, который появляется из-за вы-
носа газом жидкости из ствола, определяется 
по формуле (10). 

• λ ≈ 0,02 (для каждой НКТ λ индивиду-
альна и постоянна).

Как отмечалось ранее [1, c. 87], с учетом 
данных соотношений уравнение (6) можно за-
писать в виде

1 1– ,dP aP c b
g dy P

 

где 1 ;

;

.
2

T
a

Z T P

b i
v P Z Tvc

gD T

Таблица 1
Значения коэффициента k1 для различных жидкостей

Жидкость ρж, кг/м3 Коэффициент поверхностного натяжения, Н/м k1, с2/3∙м2/3

Конденсационная вода 1000 0,072 0,01428
Пластовая вода 1200 0,056 0,01145
Конденсат 760 0,02 0,00861
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После интегрирования последнего выражения по ходу движения потока [4] получим:
1) при 4ac > b2

2

2 2 2 2

2 22ln arctg – arctg 2 ;
4 – 4 – 4 –

aP baP bP c aP bb a gL
aP bP c ac b ac b ac b

     (11)

2) при 4ac < b2

22 2

2 2 2 2

2 – – 4 2 – – 4
ln ln – ln 2 ,

– 4 2 – 4 2 – 4

aP b b acaP bP c aP b b acb a gL
aP bP c b ac aP b b ac aP b b ac

   (12)

где Pзаб, Pуст – давление соответственно на забое и устье скважины.
Уравнение (11) справедливо для малых значений b, оно трансцендентно, т.е. решается подбором. 

Уравнение (12) для больших значений b из-за наличия под логарифмами абсолютных величин во избежа-
ние ошибок тоже лучше решать численно (подбором). Таким образом, с использованием уравнений (11) 
и (12) по заданному значению одного из давлений (либо Pзаб, либо Pуст) можно рассчитать другое методом 
последовательных приближений. При b = 0 обе формулы (11) и (12) приводят к одному и тому же уравне-
нию, из которого после некоторых преобразований получается формула Адамова [5] для вертикального по-
тока чистого газа.

В аналитических уравнениях (11) и (12) величина b = ∆i для скважин, работающих с жидкостью, нахо-
дится по эмпирической формуле (10). Совместно уравнения (10)–(12) представляют собой полуэмпиричес-
кую модель расчета потерь давления в стволах скважин, работающих с устойчивым выносом жидкости. 
Расчеты по данной модели следует вести в единой согласованной (когерентной) системе единиц измере-
ния, например в СИ (SI).

Для скважин, выносящих и жидкость, и песок, значение b в данной модели будет больше, чем при от-
сутствии песка. Если для жидкости эту величину можно найти по эмпирической зависимости (10), опре-
деленной в результате стендовых экспериментов, то при совместном выносе воды и песка ее пока можно 
только подобрать (поскольку эксперименты с песком не проводились) по данным газодинамических ис-
следований скважин, проведенных с замерами количеств выносимых жидкости и песка. При небольших 
расходах выносимой из скважины жидкости значение b будет небольшим. В этом случае достаточно будет 
только формулы (11). При выносе из скважины и воды, и песка b может приобрести значительные масшта-
бы, что потребует уже использования формулы (12).

Примеры расчетов для конкретных скважин
В 2013 г. на Ямбургском нефтегазоконденсатном месторождении (НГКМ) выполнены газодинамические 
исследования вертикальной скв. 1135 (сеноман) на четырех стационарных режимах (исходные данные 
представлены в табл. 2, результаты расчетов – в табл. 3 и на рис. 1). Исследования проведены с глубинны-
ми замерами и замерами выноса воды на установке «Надым-1». Выноса песка не наблюдалось. Пластовое 
давление на глубине 1130 м равнялось 1,62 МПа. Скважина работала по НКТ (D = 100,3 мм), λ = 0,013.

Ранее, в 2011 г. выполнены газодинамические и газоконденсатные исследования вертикальной 
скв. 10601 Ямбургского НГКМ (валанжин) на семи стационарных режимах (исходные данные представле-
ны в табл. 4, результаты расчетов – в табл. 5 и на рис. 2). Исследования проведены с глубинными замерами. 
Пластовое давление на глубине 2975,6 м равнялось 14,32 МПа. Скважина работала по НКТ (D = 62 мм), 
λ = 0,019.

Таблица 2
Результаты газодинамических исследований вертикальной скв. 1135-сеноман Ямбургского НГКМ 

на стационарных режимах (2013 г.)

Режим Руст, ат Туст, °С Рзаб, ат Тзаб, °С
Дебит Содержание 

воды, см3/м3газ, тыс. м3/сут вода, л/ч
1 12,92 4,9 14,92 22,6 91,7 1,5 0,393
2 11,01 6 13,89 22,6 142,1 9,0 1,520
3 9,06 6,2 13,17 22,6 175,1 11,0 1,508
4 8 7 12,89 22,6 186,5 36,0 4,633
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скважины к роме воды еще и песка приве-
дем результаты исследований вертикальной 
скв. 1097-сеноман Ямбургского НГКМ, выпол-
ненных в 2011 г. на четырех стационарных ре-
жимах с глубинными замерами и замерами вы-
носа воды и песка на установке «Надым-1» 
(исходные данные представлены в табл. 6, 
результаты расчетов – в табл. 7 и на рис. 3). 

Таблица 3
Потери давления в НКТ скв. 1135-сеноман Ямбургского НГКМ

Режим

Дебит
Рзаб, МПа

(замер 
2013 г.)

Руст, МПа
(полуэмпирическая 
модель двухфазно-

го потока)

Перепад давления, МПа

газ, 
тыс. м3/сут

вода, 
л/ч

промысловый 
замер 2013 г.

аналитическая 
модель одно-
фазного пото-

ка газа

полуэмпири-
ческая модель 
двухфазного

потока
1 91,7 1,5 1,462 1,293 0,196 0,167 0,170
2 142,1 9 1,361 1,085 0,282 0,261 0,277
3 175,1 11 1,291 0,901 0,403 0,368 0,390
4 186,5 36 1,263 0,798 0,479 0,419 0,466

Рис. 1. Потери давления в НКТ скв. 1135-сеноман Ямбургского НГКМ
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Таблица 4
Результаты газодинамических исследований скв. 10601-валанжин Ямбургского НГКМ 

на стационарных режимах (2011 г.)

Режим Руст, ат Туст, °С Рзаб, ат Тзаб, °С
Дебит Содержание 

жидкости,
см3/м3

газ, 
тыс. м3/сут жидкость, л/ч

1 96,4 29,9 131,4 78,25 131,6

39

7,112
2 93,4 30 130,8 78,25 138,7 6,748
3 91,8 30,6 130,3 78,35 152,8 6,126
4 89,2 31 129,6 78,45 157,3 5,950
5 85,8 30,6 128,7 78,45 171,6 5,455
6 82,4 30,6 127,7 78,35 180,4 5,188
7 81,80 31,8 127,3 78,25 191,1 4,898

Результаты модельных расчетов с исполь-
зованием формул (10) и (11) по скв. 21701 
Ямбургского НГКМ (валанжин) выполнен-
ных по данным исследований 2010 г. на пяти 
стационарных режимах с выносом жидкости 
по НКТ (D = 76 мм) ~1 м3/сут (42 л/ч) опу-
бликованы ранее [1]. Для иллюстрации степе-
ни увеличения ∆i при появлении в п родукции 



156 Научно-технический сборник · ВЕСТИ ГАЗОВОЙ НАУКИ

№ 1 (33) / 2018

Пластовое д авление на г лубине 1117 м рав-
нялось 1,37 МПа. Скважина работала по НКТ 
(D = 100,3 мм), λ = 0,02.

В табл. 7 и на рис. 3 показаны данные, смо-
делированные для скв. 1097-сеноман с уче-
том выноса только воды, и данные, с учетом 
роста ∆i из-за появления песка определенные 
подбором до точного совпадения з амеренных 

и р асчетных перепадов давлений в НКТ. 
Данные табл. 7 свидетельствуют, что после по-
явления в газожидкостном потоке песка ∆i мо-
жет значительно увеличиться.

В настоящее время нет эксперименталь-
ных данных по учету дополнительного гид-
равлического сопротивления в вертикальных 
газожидкостных потоках различного д иаметра 

Рис. 2. Потери давления в НКТ скв. 10601-валанжин Ямбургского НГКМ
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Таблица 5

Потери давления в НКТ скв. 10601-валанжин Ямбургского НГКМ

Режим

Дебит
Рзаб, МПа 

(замер 
2011 г.)

Руст, МПа
 (полуэмпири-
ческая модель 
двухфазного 
потока)

Перепад давления, МПА

газ, 
тыс. м3/сут

жидкость, 
л/ч

промысловый 
замер 2011 г.

аналитическая 
модель одно-
фазного пото-

ка газа

полуэмпири-
ческая модель 
двухфазного 

потока
1 131,6

39

12,878 9,319 3,430 3,286 3,559
2 138,7 12,819 9,176 3,665 3,476 3,644
3 152,8 12,770 8,931 3,773 3,643 3,840
4 157,3 12,702 8,799 3,959 3,692 3,903
5 171,6 12,614 8,475 4,204 3,893 4,138
6 180,4 12,515 8,217 4,440 4,028 4,299
7 191,1 12,476 7,960 4,459 4,214 4,517

Таблица 6
Результаты газодинамических исследований скв. 1097-сеноман Ямбургского НГКМ 

на стационарных режимах (2011 г.)

Режим Руст, ат Туст,°С Рзаб, ат Тзаб, °С 
Дебит Содержание

газ, 
тыс. м3/сут

вода, 
л/ч

песок, 
г/ч вода, см3/м3 песок, мг/м3

1 11 4,5 12,69 22,8 68,3 13 78 4,57 27,41
2 9,52 5,2 12,03 22,7 98,2 5 77 1,22 18,82
3 8,11 5,9 11,69 22,7 111,4 12 209 2,59 45,03
4 7,5 6,1 11,45 22,6 121,8 23 518 4,53 102,07
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(с различными термобарическими услови-
ями) при появлении в них песка, т.е. отсут-
ствует э мпирическая формула для определе-
ния дополнительного безразмерного градиен-
та давления ∆i, появляющегося из-за выноса 
песка из ствола скважины, работающей с вы-
носом жидкости. Появление такой форму-
лы было бы весьма актуальным с точки зре-
ния проведения гидродинамических расчетов 
для скважин, выносящих не только жидкость, 
но и песок.

Сравнение расчетных данных о потерях 
давления в стволе скважины по однофазной га-
зовой и двухфазной полуэмпирической моде-
лям показало, что наличие жидкости в пото-
ке увеличивает потери давления в НКТ. Расчет 
по предлагаемой полуэмпирической модели хо-
рошо согласуется с результатами промысловых 
исследований вертикальных газовых с кважин, 

работающих с выносом воды. Появление песка 
в продукции скважины дополнительно увели-
чивает потери давления в НКТ.

Список литературы
1. Николаев О.В. Методика расчета 

технологических параметров вертикальных 
газовых скважин, продукция которых содержит 
жидкость / О.В. Николаев, В.А. Соколов // 
Вести газовой науки: Проблемы разработки 
и эксплуатации газовых, газоконденсатных 
и нефтегазоконденсатных месторождений. – 
М.: Газпром ВНИИГАЗ, 2016. – № 2 (26). – 
С. 84–90.

2. Николаев О.В. Регулирование работы газовых 
скважин на завершающей стадии разработки 
залежей по результатам экспериментальных 
исследований газожидкостных потоков 
в вертикальных трубах: дис. … к.т.н. / 
О.В. Николаев. – М., 2012. – 128 с.

Таблица 7
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1 68,3 13 78 1,244 1,078 0,0015 0,0016 0,166 0,149 0,165 0,165
2 98,2 5 77 1,179 0,948 0,0008 0,0021 0,246 0,220 0,231 0,246
3 111,4 12 209 1,146 0,859 0,0015 0,0068 0,351 0,267 0,287 0,350
4 121,8 23 518 1,122 0,778 0,0023 0,0057 0,387 0,312 0,344 0,387

Рис. 3. Потери давления по скв. 1097-сеноман Ямбургского НГКМ,
в том числе с учетом выноса песка
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Semi-empirical model for calculating pressure losses in the trunk of a vertical gas well 
operating with fluid

V.A. Sokolov1*, O.V. Nikolayev1, I.V. Stonozhenko1, A.G. Bannikova1
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Leninsky district, Moscow Region, 142717, Russian Federation
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Abstract. The paper presents few analytical equations connecting head and bottom pressures in a vertical uprising 
gas-liquid fl ow both at low and high values of the additional dimentionless pressure gradient which originates due 
to presence of a liquid phase in the moving medium. Empiric dependence between this gradient value and the pipe 
diameter, as well as a type and the fl ow rate of a fl uid is derived from large array of test data acquired by means 
of a specialized Gazprom VNIIGAZ stand (pipes’ length is 30 m) in respect to various pipe diameters, pressures 
and consumptions of water and air. It could be applied for different pressure values at the middle and fi nal stages 
of fi eld development. Jointly the analytical formulas and the empiric dependence constitute a semi-empiric model 
for calculation of pressures in a gas-fl uid fl ow.

Comparison of the results calculated using the one-phase (gas) and two-phase models with the real measurements 
of pressure losses in a well trunk showed that ignoring of a liquid component in the fl ow leads to underestimation 
of pressure losses in the pipes. Calculations using the suggested semi-empiric model accurately correspond to the 
data measured in course of the fi eld well tests.

On example of the fi eld gas-dynamic tests of a Cenomanian well it is shown that appearance of sand in its 
products will sizably increase pressure gradient and total hydraulic losses in the well trunk. So, the special 
experiments on triple-phase media research in the physical conditions corresponding to the fi eld ones are necessary. 

Keywords: semi-empirical model, vertical gas-producing well operating with fl uid, pressure losses in the trunk 
of a vertical gas well, analytical formulas, empirical dependence, GazpromVNIIGAZ specialized stand
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Особенности продуктивной характеристики скважин 
в карбонатных низкопроницаемых коллекторах
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1 ООО «Газпром ВНИИГАЗ», Российская Федерация, 142717, Московская обл., Ленинский р-н, 

с.п. Развилковское, пос. Развилка, Проектируемый пр-д № 5537, вл. 15, стр. 1

* E-mail: V_Cheltsov@vniigaz.gazprom.ru

Тезисы. Рассмотрены на примере Астраханского газоконденсатного месторождения особенности 

продуктивной характеристики скважин в карбонатных резко неоднородных низкопроницаемых кол-

лекторах. Отмечены особые фильтрационные свойства продуктивных отложений. По результатам 

исследования скважин рассчитаны зависимости депрессии от дебита, имеющие практически линей-

ный вид. Установлено, что эта линейная зависимость при дебите, равном нулю, отсекает на оси ор-

динат (депрессий) некоторый отрезок, как правило, с положительным значением депрессии (псев-

допороговая депрессия). По небольшому числу скважин эти значения близки к нулю и даже могут 

быть отрицательными. В этом случае вышеуказанная зависимость депрессии от дебита имеет нели-

нейный характер с выпуклостью, направленной к оси абсцисс (дебитов).

Установлено явное нарушение закона фильтрации (квадратичное двухчленное уравнение), об-

щепринятого для залежей с высокопроницаемыми коллекторами. 

При анализе процесса работы скважин Астраханского газоконденсатного место-
рождения (АГКМ) отмечены особые фильтрационные свойства продуктивных отло-
жений. В низкопроницаемых и резко неоднородных по разрезу коллекторах квадра-
тичная зависимость P 2

пл – P2
п.заб = aq+ bq2 (где Pпл, Pп.заб – соответственно пластовое и за-

бойное давления) притока газа q к скважине при воздействии пороговых градиентов 
давления в пласте преобразуется в целом для рабочего интервала скважины в услови-
ях АГКМ практически в прямолинейную зависимость депрессии (ΔP) от дебита, от-
секающую на оси ординат величину ΔP0 – псевдопороговую (далее – пороговую) де-
прессию [1]. При росте дебитов прямолинейность сохраняется до определенной ве-
личины дебита и затем постепенно переходит в квадратичную зависимость. При до-
статочно высокой проницаемости коллекторов пороговые градиенты давления от-
сутствуют по всем или большинству пропластков разреза. В этом случае начальный 
н еквадратичный участок рассматриваемой зависимости практически исчезает.

Действительно, расчеты на гипотетических примерах при условиях, близких 
АГКМ, показывают, что для низкопроницаемых резко неоднородных по разрезу кол-
лекторов зависимость депрессии от дебита практически линейна в довольно широком 
диапазоне дебитов и при ее экстраполяции до оси ординат имеет начальную депрес-
сию, не равную нулю. При росте дебитов за пределами указанного диапазона эта зави-
симость приближается к квадратичной и затем переходит в квадратичную. Сказанное 
также подтверждается экспериментами на соответствующих моделях [2, 3].

В настоящее время при обработке результатов исследования скважин на стацио-
нарных режимах фильтрации используются два подхода: индикаторные кривые опи-
сываются либо полиномом, либо степенной функцией. В случае полинома ограни-
чиваются его первыми двумя членами, не считая свободного члена, – так называе-
мое квадратичное уравнение притока с постоянным квадратичным коэффициентом. 
Второй подход (применяется в США) предполагает, что показатель степени принима-
ется постоянным [4]. Использование названных эмпирических уравнений для одно-
родных по разрезу коллекторов с высокой проницаемостью дает хорошие результа-
ты. Но эти уравнения неуниверсальные и нефизичны и, так же как линейное уравне-
ние, для условий АГКМ применимы в узком диапазоне дебитов. Причем по сравне-
нию с линейным уравнением они как минимум преимуществ не имеют.
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Приток газа к скважине для однородных 
по разрезу коллекторов с относительно высо-
кой проницаемостью характеризуется тем, что 
в начале (при малых дебитах) сопротивление 
пласта зависит линейно от дебита (ламинар-
ный поток) [5]. Далее, по мере усиления турбу-
лентности, сопротивление пласта увеличивает-
ся нелинейно с постепенным возрастанием по-
казателя степени при дебите до 2, а в пределе 
даже до 3. В связи с этим использование для 
условий АГКМ квадратичного уравнения с по-
стоянным квадратичным коэффициентом или 
степенной функции с постоянным показателем 
степени не адекватно.

Для того чтобы использовать классическое 
квадратичное уравнение для обработки резуль-
татов исследования скважин АГКМ в случае 
отсутствия пороговых градиентов по всем про-
пласткам разреза, необходимо ввести перемен-
ный квадратичный коэффициент (b), который 
будет возрастать от нуля до определенной пре-
дельной величины. В случае наличия по ряду 
пропластков пороговых градиентов давления 
коэффициент b в начале (в области малых де-
прессий) будет иметь отрицательное значение, 
затем с ростом депрессий он станет увеличи-
ваться до нуля и далее до определенной вели-
чины. В связи с этим рассматриваемая зависи-
мость в том или ином диапазоне дебитов ока-
зывается линейной.

Анализ характера зависимостей депрессии 
на пласт от дебита, построенных по результа-
там исследования скважин АГКМ в стацио-
нарных (условно) режимах фильтрации на кон-
трольном сепараторе, показал (на качествен-
ном уровне) следующее. По большинству сква-
жин указанная зависимость практически пря-
молинейна в диапазоне исследованных деби-
тов. По ряду высокопродуктивных скважин от-
мечалась явная параболическая зависимость. 
При этом пороговые депрессии были близки 
к нулю. Продуктивная характеристика сква-
жин, определяемая по результатам отдельных 
исследований за длительный период времени 
(между двумя мероприятиями), если таковой 
имелся, изменялась в значительном диапазоне. 
Причем, как было показано ранее [6], эти гра-
ницы остаются неизменными на протяжении 
не менее четырех лет.

В связи с указанными особенностями ра-
боты скважин АГКМ возник вопрос, каковы-
ми должны быть порядок проведения и объ-
ем исследований скважин разного типа для 

у становления средней продуктивной характе-
ристики и ее изменчивости с удовлетворитель-
ной точностью? С целью получения соответ-
ствующего ответа выполнен тщательный ана-
лиз результатов исследования ряда скважин 
на продуктивность.

Из большого числа имеющихся скважин 
с указанными пороговыми депрессиями для 
анализа были отобраны 30, для которых меж-
ду двумя интенсификациями прошел значи-
тельный промежуток времени, при исследова-
нии снято максимальное число режимов (n), 
а коэффициенты трещиноватости (αтр) и неод-
нородности (αнеодн) коллекторов максимальные, 
средние и минимальные. Выбранные 30 сква-
жин разбили на три группы по 10 ед. – с са-
мыми большими, средними и минимальными 
пороговыми депрессиями (табл. 1). По каждой 
из выбранных скважин строилась зависимость 
депрессии ΔP на пласт от дебита q, значения 
которых были получены при исследовании 
этой скважины на разных режимах (для приме-
ра см. табл. 2–4 и рис. 1–3).

При определении средней продуктив-
ной характеристики, во-первых, все име-
ющиеся режимы разбивались на две груп-
пы: основные (в ходе конкретного исследо-
вания измерялись показатели по трем режи-
мам и более) и дополнительные («снималось» 
от одного до двух режимов). Далее по основ-
ным режимам определялись три средние точ-
ки. Режимы по каждому исследованию вы-
страивались в порядке возрастания дебитов. 
Там, где имелись данные по трем и более ре-
жимам, рассчитывались три средние точки, 
которым присваивался весовой коэффициент, 
равный n/3. Например, «сняты» четыре ре-
жима с параметрами q1, ΔP1; q2, ΔP2; q3, ΔP3 
и q4, ΔP4 (записаны в порядке увеличения де-
битов). По ним рассчитываются средние де-
биты для трех точек с весом 1,333:

qср.1 = (q1+ 0,333q2)/1,333 – 1-я точка;
qср.2 = (0,667q2 + 0,667q3)/1,333 – 2-я точка;
qср.3 = (0,333q2 + q4)/1,333 – 3-я точка.
В случае измерения показателей по пяти ре-

жимам параметры трех средних точек с весом 
1,667 рассчитываются следующим образом:

qср.1 = (q1 + 0,667q2)/1,667 – 1-я точка;
qср.2 = (0,333q2 + q3 + 0,333q4)/1,667 – 

2-я точка;
qср.3 = (0,667q4 + q5)/1,667 – 3-я точка.
При «снятии» шести режимов их парамет-

ры осредняются попарно.
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Таблица 1
Исходные параметры выбранных для анализа скважин

№ 
скв. n ΔP0, МПа Коэффициент сопротивления (φ), 

МПа·сут·(тыс. м)–3
Исследуемый временной 

диапазон, годы αтр αнеодн

1-я группа
1 20 12,93 0,0601 4,392 1,20 1,43
2 15 18,65 0,1032 5,847 0,51 1,42
3 21 12,55 0,0143 3,044 1,74 1,28
4 14 9,88 0,0284 3,809 0,92 1,32
5 23,5 16,16 0,0257 3,841 1,03 1,17
6 25 15,43 0,0194 4,336 0,46 1,32
7 26 10,80 0,0152 3,436 0,67 1,51
8 15 12,74 0,0326 3,188 0,52 1,18
9 14 9,89 0,0333 2,949 3,10 1,24
10 26 9,92 0,0353 4,889 0,30 1,39

2-я группа
11 14 6,32 0,0077 5,878 1,40 1,58
12 26 7,56 0,0385 2,620 0,55 1,36
13 22 5,64 0,0107 2,078 2,32 1,26
14 26 4,86 0,0146 3,205 2,05 1,23
15 16 4,86 0,015 4,884 1,66 1,25
16 23 4,46 0,0143 6,344 0,35 1,30
17 24 4,03 0,0163 3,978 3,45 1,26
18 25 2,98 0,0146 3,985 0,2 1,36
19 36 2,47 0,0104 2,188 0,62 1,48
20 26 2,18 0,0118 2,449 1,24 1,50

3-я группа
21 28 1,49 0,0241 3,153 1,14 1,23
22 26 1,34 0,0123 3,449 2,2 1,30
23 23 0,90 0,0225 3,153 0,85 1,26
24 13 0,88 0,0499 1,713 1,46 1,45
25 26 0,28 0,0132 6,221 1,11 1,28
26 37 0,14 0,0134 5,147 3,58 1,41
27 22 –0,19 0,0145 6,820 1,59 1,20
28 38 –0,66 0,014 2,202 1,68 1,25
29 24 –1,02 0,0179 5,836 2,50 1,45
30 26 –1,85 0,0083 4,927 2,48 1,34

Таблица 2
Результаты исследования скв. 6 (1-я группа)

Номер исследования Номер режима Дата q, тыс. м3/сут ΔP, МПа
1 1 21.12.2008 167,0 16,56

2

4 16.03.2009 160,3 18,48
3 10.03.2009 163,4 18,66
2 04.03.2009 177,4 19,27
5 19.03.2009 189,1 18,61

3
7 25.09.2009 183,2 18,40
8 28.09.2009 184,3 18,35
6 24.09.2009 235,6 20,24

4 9 22.12.2009 272,6 18,93

5

11 16.07.2010 136,5 15,44
10 15.07.2010 136,6 15,41
13 22.07.2010 222,1 17,99
12 21.07.2010 273,4 18,04

6
15 29.12.2010 168,9 19,16
14 28.12.2010 187,3 19,15
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Номер исследования Номер режима Дата q, тыс. м3/сут ΔP, МПа

7

20 06.09.2011 100,4 18,52
18 05.09.2011 106,0 19,11
19 05.09.2011 131,5 18,42
17 04.09.2011 133,3 19,43
16 02.09.2011 142,2 19,85
24 12.09.2011 149,8 19,00
23 09.09.2011 244.0 21,57
22 08.09.2011 249,8 21,29
21 07.09.2011 258,2 21,26

8 25 28.05.2012 187,9 20,56

Средневзвешенное значение по основным режимам
(весовой коэффициент 6,667 для n = 20)

qср.1 = 137,69 ΔPср.1 = 17,96
qср.2 = 161,39 ΔPср.2 = 18,62
qср.3 = 237,49 ΔPср.3 = 20,01

Таблица 3
Результаты исследования по скв. 19 (2-я группа)

Номер исследования Номер режима Дата q, тыс. м3/сут ΔP, МПа

1

1 24.06.2000 222,0 2,82
2 25.06.2000 337,0 3,45
3 26.06.2000 403,0 5,20
4 27.06.2000 546,0 5,85
5 28.06.2000 575,0 8,25

2

6 21.09.2000 149,8 2,29
7 22.09.2000 224,2 3,44
8 23.09.2000 277,8 4,31
10 25.09.2000 425,7 6,39
9 24.09.2000 439,5 3,68

3

11 19.12.2000 304,5 7,62
12 20.12.2000 371,4 9,10
15 23.12.2000 427,6 9,98
13 21.12.2000 456,1 10,27
14 22.12.2000 470,3 10,38
16 24.12.2000 511,9 10,29

4

20 19.10.2001 160,7 4,60
21 21.10.2001 368,7 6,51
23 24.10.2001 422,8 7,85
22 23.10.2001 424,9 7,15

5

24 20.12.2001 201,6 5,51
25 22.12.2001 287,9 4,97
26 22.12.2001 386,2 6,71
27 23.12.2001 391,5 6,78
28 24.12.2001 556,7 8,23

6
29 06.10.2002 121,2 3,84
30 07.10.2002 224,7 4,19

7 31 16.11.2002 333,0 5,99

8

32 04.03.2003 74,3 3,86
33 05.03.2003 327,7 5,09
34 06.03.2003 429,6 6,04
35 07.03.2003 471,5 7,09

9 36 07.12.2003 193,3 4,15

Средневзвешенное значение по основным режимам
(весовой коэффициент 9,667 для n = 29)

qср.1 = 236,12 ΔPср.1 = 4,92
qср.2 = 384,90 ΔPср.2 = 6,60
qср.3 = 480,28 ΔPср.3 = 7,49
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Таблица 4
Результаты исследования по скв. 29 (3-я группа)

Номер исследования Номер режима Дата q, тыс. м3/сут ΔP, МПа
1 1 05.12.2009 465,0 8,03
2 2 13.02.2010 364,8 5,01

3
4 17.06.2010 279,9 4,12
5 21.06.2010 404,0 6,49
3 10.06.2010 441,4 7,39

4

6 13.07.2011 225,3 3,38
7 15.07.2011 364,0 5,45
8 17.07.2011 429,8 6,91
9 22.07.2011 502,3 8,56

5

13 07.09.2012 258,8 3,34
12 04.09.2012 304,1 4,39
11 31.08.2012 381,1 5,58
10 28.08.2012 456,4 7,18

6
15 09.11.2012 235,0 3,01
14 03.11.2012 380,3 5,20

7
16 13.01.2013 377,2 5,15
17 17.01.2013 425,9 6,29
18 21.01.2013 432,7 6,63

8

19 11.10.2013 139,0 1,90
20 14.10.2013 309,0 5,63
22 28.10.2014 328,0 4,57
21 27.10.2014 350,0 5,29
23 29.10.2014 446,0 6,98

9 24 01.10.2015 225,4 2,81

Средневзвешенное значение по основным режимам
(весовой коэффициент 6,333 для n = 19)

qср.1 = 373,19 ΔPср.1 = 5,66
qср.2 = 269,83 ΔPср.2 = 3,93
qср.3 = 439,32 ΔPср.3 = 7,02

Рис. 1. Зависимость депрессии от дебита для скв. 6 первой группы: см. табл. 2
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Аналогично qср вычислялись средние де-
прессии ΔPср.

Выбор за основу трех точек связан с тем, 
что при проводимых на АГКМ исследовани-
ях скважин в большинстве случаев измеря-
ют данные по трем режимам. Исследований 
четырех и более режимов проводится мало, 
и определение по ним характера зависимости 
ΔP = f(q) будет весьма ненадежным. По двум 

режимам характер зависимости не устанав-
ливается.

По всей видимости, надлежит признать, 
что «снятие» в ходе исследования трех режи-
мов является оптимальным. Вопрос только 
в том, в каком диапазоне дебитов проводить ис-
следования? При наличии параметров по боль-
шому числу режимов более точно определяет-
ся характер зависимости. Но тогда придется 

Рис. 2. Зависимость депрессии от дебита по скв. 19 второй группы: 
см. табл. 3 и экспликацию к рис. 1
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Рис. 3. Зависимость депрессии от дебита по скв. 29 третьей группы: 
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сократить частоту исследований, что приведет 
к большей погрешности определяемой зависи-
мости. На основании того, что характер зави-
симости ΔP = f(q) для условий АГКМ являет-
ся линейным или практически линейным, а из-
менение продуктивной характеристики во вре-
мени происходит в относительно большом ди-
апазоне (см. далее), можно утверждать, что 
три – это оптимальное в ходе одного исследо-
вания число режимов.

После определения средних параметров 
трех расчетных режимов (в том числе их веса) 
по каждому исследованию определяются 
средние параметры трех расчетных режимов 
по всем рассматриваемым исследованиям. При 
расчете параметров 1-го режима усредняются 
данные по всем первым режимам конкретных 
исследований с учетом их весов, аналогичные 
расчеты выполняются в отношении 2-го и 3-го 
режимов. Здесь следует отметить, что расчет 
средней продуктивной характеристики скважи-
ны осреднением параметров режимов без раз-
деления по исследованиям (классический слу-
чай) в электронном виде (способом наимень-
ших квадратов) часто приводил к существен-
ным погрешностям, а так называемая «ручная» 
обработка требовала больших затрат времени.

Таким образом, расчетом средних парамет-
ров трех точек по основным режимам устанав-
ливается «эталонная» для данной скважины за-
висимость ΔP = f(q) (см. рис. 1–3). Если кроме 
основных режимов имеются дополнительные, 
то эту зависимость следует уточнить по уров-
ню продуктивной характеристики с их учетом 
с минимально возможным изменением харак-
тера данной зависимости. Создание универ-
сального алгоритма для проведения данного 
уточнения с использованием электронной тех-
ники весьма проблематично: потребуется «руч-
ная» доработка, но при этом невозможно ис-
ключить фактор субъективизма. Для проведе-
ния корректного уточнения исполнитель дол-
жен иметь надлежащие опыт и представления 
о характере работы различных групп скважин. 
Это минус с точки зрения проведения исследо-
ваний на одном или двух режимах. С другой 
стороны, есть и плюс. Как указывалось ранее, 
в этом случае можно провести больше разнов-
ременных исследований, что очень важно.

Результаты обработки данных, получен-
ных в ходе исследования выбранных 30 сква-
жин, представлены в табл. 5. Отношение α2/α1 
качественно определяет характер з ависимости 

ΔP = f(q): если α2/α1 = 1, это линейная зависи-
мость; если α2/α1 < 1, это нелинейная выпук-
лая по отношению к оси абсцисс зависимость; 
если α2/α1 > 1, зависимость нелинейная вогну-
тая по отношению к оси абсцисс (например, 
в частном случае известная квадратичная зави-
симость).

Анализируя данные табл. 5, видим, что 
по 1-й группе скважин при среднем значении 
пороговой депрессии ∆P0 = 12,9 МПа в сред-
нем угол наклона зависимости на втором 
участке меньше, чем на первом, на 15,2 %; 
по 2-й группе – при ∆P0 = 4,5 МПа, соответ-
ственно, меньше на 4,8 %; по 3-й группе – при 
∆P0 = 0,11 МПа, соответственно, больше – 
на 7,6 %. Наблюдается в среднем четкая зави-
симость отношений углов наклона зависимо-
сти от значения ∆P0. Зависимость отношений 
углов наклона от коэффициентов αтр и αнеодн 
разреза установить не удалось. По всей види-
мости, это связано с тем, что превалирует за-
висимость от пороговых депрессий.

Степень отклонения фактической зави-
симости от линейной рассчитывалась по рас-
хождению дебитов при фактических депрес-
сиях в трех полученных точках – фактиче-
ских и рассчитанных по линейной зависимо-
сти. Пороговая депрессия и коэффициент φ для 
линейной зависимости определялись по двум 
средним точкам, рассчитанным по трем фак-
тическим: в 1-й точке q = (q1 + 0,5q2)/1,5; 
во 2-й точке q = (q3 + 0,5q2)/1,5. Аналогично 
рассчитывались депрессии.

По скв. 6 (группа 1) разница дебитов со-
ставила: (–)1,49 % в 1-й точке; (+)2,67 % 
во 2-й точке и (–)0,93 % в третьей точке. 
По скв. 19 (группа 2) соответственно: (–)0,7 %; 
(+)0,86 %: (–)0,34 %. По скв. 29 (группа 3) со-
ответственно: (+)1,52 %; (–)2,17 %; (+)0,91 %. 
Таким образом, в диапазоне исследуемых де-
битов степень нелинейности зависимости 
ΔP = f(q) невелика и вполне может быть приня-
та линейной, особенно для первых двух групп 
скважин.

Здесь необходимо дать следующее пояс-
нение. Линейность рассматриваемой зависи-
мости обусловлена тем, что при наличии по-
роговых градиентов при фильтрации газа 
в н еоднородном по разрезу пласте происхо-
дит последовательное подключение отдель-
ных пропластков в работу при увеличении де-
прессии на пласт. По 1-й группе скважин с вы-
сокими пороговыми градиентами давления при 
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и сследовании скважин с соответствующими 
(небольшими) депрессиями далеко не все пла-
сты включились в работу. Поэтому при увели-
чении депрессии на режимах в какой-то мо-
мент происходит подключение пластов в ра-
боту, что приводит к выполаживанию зависи-
мости в данном интервале дебитов. Затем при 
дальнейшем увеличении депрессии до подклю-
чения очередного пласта в работу будет про-
исходить более интенсивный рост депрессий 
с увеличением дебитов, и зависимость прибли-
зится к линейной. В связи с этим данные иссле-
дований скважин 1-й группы лучше обрабаты-
вать по линейной зависимости.

По высокопродуктивным скважинам 
3-й группы при депрессиях на режимах иссле-
дования практически все пласты подключи-
лись к работе. Поэтому в данном случае с уве-
личением дебитов нелинейность зависимости 
ΔP = f(q) будет только возрастать. При этом 
не по всем скважинам 3-й группы обработка 
результатов исследований по линейной зави-
симости окажется удовлетворительной. Здесь 
обработка должна проводиться по некоторой 
н елинейной зависимости, но далеко не квадра-
тичной.

Отмечалось, что углы наклона зависимо-
стей ΔP = f(q) по отдельным исследованиям кон-
кретной скважины более стабильны, чем зна-
чения их пороговых депрессий (см. рис. 1–3). 
Диапазоны изменения продуктивной харак-
теристики на качественном уровне оцене-
ны по величинам депрессии при выбранном 
н екотором среднем дебите по конкретным ис-
следованиям. Максимальные отклонения этих 
депрессий от среднего уровня приведены 
в табл. 5. Наибольшие отклонения отмечаются 
по скв. 13 и 1: ±(4,1…4,6) МПа по а бсолютной 

величине, или ±(15…53) % в относительном 
выражении; наименьшие – по скв. 29 и 17: 
±(0,4…0,9) МПа, или ±(7,5…11,3) %.

По скв. 6 и 19 рассчитана динамика де-
битов при выбранном значении ∆Pср по дан-
ным конкретных исследований (табл. 6). При 
этом принималось, что углы наклона зави-
симостей ΔP = f(q) отдельных исследова-
ний равны углу наклона средней зависимо-
сти. Продуктивная характеристика этих сква-
жин изменяется во времени в довольно широ-
ком диапазоне, причем последовательно сни-
жается и возрастает. Так, по скв. 19 минималь-
ный дебит qмин = 136 тыс. м3/сут получен при 
3-м исследовании. Если этот режим считать 
ошибочным и его отбраковать, то минимальная 
продуктивность все равно отмечается пример-
но в середине 2001 г. при q ≤ 275 тыс. м3/сут. 
Максимальная продуктивность скважины отме-
чается в двух точках – в середине 2000 г. и в на-
чале 2003 г.: дебиты равны соответствен-
но 480 и 380 тыс. м3/сут, что больше qмин, рав-
ного 275 тыс. м3/сут, на 75 и 38 % соответ-
ственно. По скв. 6 отмечаются два максимума 
и два минимума продуктивной характеристи-
ки. Дебиты в минимумах оцениваются в объ-
емах не более 170 и 90 тыс. м3/сут для сере-
дины 2009 г. и середины 2012 г. соответствен-
но. Дебиты в максимумах оцениваются в объ-
еме не менее 280 тыс. м3/сут, что больше пер-
вого минимального дебита на 65 % и второго 
минимума на 210 %. По скв. 19 фиксирован-
ный полупериод колебаний дебита составил 
≈1,7 года. По скв. 6 первый полупериод соста-
вил 1 год, что меньше, чем по скв. 19, но вто-
рой полупериод оценивается сроком не менее 
2 лет. В среднем по этим скважинам продолжи-
тельность полупериода оценивается в 1,6 года, 

Таблица 6
Динамика дебитов по скв. 19 и 6 при постоянных депрессиях

Номер 
исследования

Скв. 19 Скв. 6
q, тыс. м3/сут,
при ∆P = 6 МПа Средняя дата q, тыс. м3/сут,

при ∆P = 18,5 МПа Средняя дата

1 483 26.06.2000 266 21.12.2008
2 438 23.09.2000 157 16.03.2009
3 136 21.12.2000 188 26.09.2009
4 303 22.10.2001 251 22.12.2009
5 321 22.12.2001 270 18.07.2010
6 363 06.10.2002 145 28.12.2010
7 334 16.11.2002 99 08.09.2011
8 380 06.03.2003 84 28.05.2012
9 374 07.12.2003 – –
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периода – 3,2 года. Исходя из указанной про-
должительности периода колебаний дебита для 
получения достоверной средней продуктивной 
характеристики скважин необходимое количе-
ство «снимаемых» режимов при исследовании 
должно равномерно распределяться в течение 
3 лет. Чем меньше период набора режимов, тем 
больше возможная погрешность определения 
продуктивной характеристики.

По оценкам, для скв. 19 и 6 максималь-
ное отклонение дебитов на отдельных режи-
мах от среднего значения (за длительный пери-
од) составляет примерно ±40 %. Исходя из это-
го возможная погрешность определения сред-
ней продуктивной характеристики по режи-
мам, «снятым» в течение двух лет, оценивает-
ся в размере ±13 %, в течение полутора лет – 
в размере ±20 %, в течение года – в размере 
±27 %. Погрешности рассчитывались при усло-
вии, что при наборе режимов в течение трех 
лет погрешность равна нулю, в течение полу-
тора лет – половине (±20 %) максимальной по-
грешности и при проведении только одного 
исследования в течение нескольких дней вре-
мя принимается нулевым (погрешность равна 
±40 %). Отметим, что при этом при определе-
нии эффективности геолого-технических меро-
приятий (ГТМ) погрешности могут удвоиться. 
Отсюда следует, что для определения достовер-
ной продуктивной характеристики скважины 
важны не только «снятие» необходимого коли-
чества режимов в ходе исследований, но и дли-
тельность периода, охватываемого этими ис-
следованиями.

Как установлено (см. ранее), диапазо-
ны изменения продуктивной характеристи-
ки по скважинам существенно различаются – 
наибольшие отмечаются по скв. 13 и 1, наи-
меньшие – по скв. 29 и 17. По рассмотренным 
скв. 19 и 6 значение указанного диапазона соот-
ветствует среднему.

В зависимости от степени изменчивости 
продуктивной характеристики скважин сред-
ние нормы проведения исследований на про-
дуктивность могут быть несколько скорректи-
рованы: по скважинам с большой изменчиво-
стью необходимо планировать более частые ис-
следования, а по скважинам с низкой изменчи-
востью исследования можно проводить реже.

На основании изложенного и с учетом зави-
симости погрешности расчетов от числа «сня-
тых» режимов [6] можно заключить, что для 
определения продуктивной х арактеристики 

скважин с погрешностью, близкой к нулю, 
необходимо после проведения каждого ГТМ 
при исследовании на продуктивность «сни-
мать» 24 режима в течение трех лет. Далее, 
если по скважине ГТМ не проводится, объ-
ем исследований можно существенно сокра-
тить. Например, после проведения на скважи-
не ГТМ рекомендуется ежегодное проведение 
двух исследований в течение трех лет со «сня-
тием» трех режимов в ходе каждого исследова-
ния и двух исследований со «снятием» по одно-
му режиму, распределенных равномерно в те-
чение года. В отсутствии ГТМ рекомендуется 
проводить ежегодно по одному исследованию 
со снятием трех режимов.

Если считать 13%-ную погрешность опре-
деления продуктивной характеристики сква-
жины допустимой (при расчете эффективно-
сти ГТМ погрешность может составить 26 %), 
то после проведения ГТМ необходимо в тече-
ние двух лет ежегодно проводить по три иссле-
дования со «снятием» трех режимов в каждом 
случае, а далее по одному исследованию в год 
с тремя режимами, либо в течение трех лет 
по два исследования в год со «снятием» трех 
режимов.

При дальнейшем сокращении объема ис-
следований на продуктивность погрешности 
соответствующих расчетов будут слишком 
большими, особенно при определении эффек-
тивности ГТМ.

***
1. В резко неоднородном по разрезу низко-

проницаемом коллекторе при наличии порого-
вых градиентов давления при притоке газа к за-
боям скважин известный квадратичный закон 
фильтрации в целом для разреза преобразуется 
в практически линейный в рабочем диапазоне. 
Продуктивная характеристика по большей ча-
сти скважин определяется по линейному урав-
нению притока ΔP = ΔP0 + φq.

2. Проведено уточнение способа обработ-
ки результатов исследования с целью получения 
средних значений фильтрационных коэффици-
ентов и более тщательное изучение характера за-
висимости ΔP = f(q). Установлено, что по боль-
шинству скважин упомянутые зависимости име-
ют линейный или почти линейный характер. 
Заметное отклонение от линейности наблюдает-
ся не более чем по 10 % скважин. Линейность 
нарушается при пороговых депрессиях, близ-
ких к нулю. В этих случаях при а ппроксимации 
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р езультатов исследования линейной функци-
ей пороговые депрессии могут иметь отрица-
тельные значения, а использование линейного 
уравнения в данном случае правомерно только 
в ограниченном диапазоне дебитов.

Аппроксимация таких результатов квад-
ратичным уравнением приводит к тому, что 
по ряду скважин первый (a) или второй (b) ко-
эффициенты квадратичной функции имеют от-
рицательное значение (особенно при их опре-
делении способом наименьших квадратов), что 
так же нефизично, как и в случае использова-
ния линейной функции. Эти коэффициенты 
тоже правомерно использовать в ограниченном 
диапазоне дебитов.

Для условий АГКМ степенная функция 
также адекватно не отображает фактических 
зависимостей.

Анализ фактических зависимостей 
ΔP = f(q) при пороговых депрессиях, близ-
ких к нулю, показывает, что при использова-
нии для обработки результатов исследования 
квадратичного уравнения коэффициент b дол-
жен при росте дебитов постепенно возрастать 
от нуля (возможно, от некоторой отрицатель-
ной величины) до определенной величины, 
а при использовании степенной функции пока-
затель степени должен быть переменным (воз-
растающим).

3. Анализ изменения продуктивной ха-
рактеристики скважин во времени и характе-
ра зависимости ΔP = f(q) показывает, что углы 
наклона зависимости более стабильны, чем 
их пороговые депрессии. Диапазон изменения 
продуктивной характеристики во времени оце-
нивался по значениям депрессии при выбран-
ном среднем дебите. По величине этого диа-
пазона скважины можно разбить на отдель-
ные группы: стабильно работающие, когда раз-
брос депрессий составляет ±(0,4…0,9) МПа; 
нестабильно работающие – разброс депрессий 
±(4,1…4,6) МПа; средние – разброс депрессий 
±(2,2…2,7) МПа.

4. По динамике дебитов, рассчитанных 
при постоянной депрессии на примере скв. 6 
и 19, установлено, что эти дебиты периодиче-
ски то возрастают, то снижаются. Отклонения 
от средней величины составляют приблизи-
тельно ±40 %. Средний период колебаний де-
бита равен 3,2 года. Исходя из указанной про-
должительности периода колебаний дебита 
для получения достоверной средней продук-
тивной характеристики скважин необходимое 

к оличество «снимаемых» режимов при иссле-
довании должно равномерно распределять-
ся в течение 3 лет. Чем короче период набора 
режимов, тем выше возможная погрешность 
определения продуктивной характеристики.

5. Для получения достоверной продуктив-
ной характеристики скважин (с погрешностью 
менее 5 %) необходимо после проведения каж-
дого ГТМ при исследовании скважины на про-
дуктивность «снимать» 24 режима ее работы 
за три года, например, ежегодно проводить два 
исследования, каждый раз измеряя параметры 
трех режимов, и два исследования со «сняти-
ем» по одному режиму, распределенных рав-
номерно в течение года. Спустя три года, если 
ГТМ не проводятся, можно ежегодно прово-
дить только по одному исследованию со «сня-
тием» трех режимов. 

Указанные нормы проведения исследова-
ний могут быть несколько сокращены для груп-
пы стабильно работающих скважин (см. п. 2).
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Abstract. On example of Astrakhan gas-condensate fi eld the productive capacity of wells in the carbonate sharply 
heterogeneous low permeable reservoirs are studied. The special fl ow properties of productive sediments are 
mentioned. According to results of well tests some correlation between a pressure drawdown and a well output 
are calculated. They are nearly linear. It is found out that in case of zero output such linear dependence cuts off 
some segment of a y-axis (pressure drawdown). As a rule, this segment refl ects positive values (pseudo-threshold 
depression). According to a few wells these values are close to zero, or can be negative. In this case the named fl ow-
depression dependence has non-linear character with a protuberance directed to the x-axis (outputs).

An obvious infringement of a fi ltration law (a quadratic binominal equation) common for deposits with the 
high-permeable reservoirs is ascertained.

Keywords: well productive capacity, sharply heterogeneous low-permeable reservoir, linear dependence, quadratic 
dependence, power dependence, threshold pressure gradient.
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Обеспечение устойчивых технологических режимов 
эксплуатации газовых скважин на поздней стадии 
разработки месторождения с применением устьевых 
газоструйных аппаратов
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Тезисы. На поздней стадии разработки газовых и газоконденсатных месторождений в условиях по-

ниженного пластового давления и уменьшения дебитов скважин до критических значений на забое 

и в призабойной зоне пласта происходит процесс накопления жидкости, который приводит к неус-

тойчивой работе и самопроизвольной остановке («самозадавливанию») скважин.

При кустовой схеме обвязки управление технологическими режимами скважин, вскрываю-

щих различные эксплуатационные объекты, когда минимально допустимое для эксплуатации устье-

вое давление каждой скважины определяется противодавлением общего газосборного коллектора, 

еще более осложняется. В большинстве случаев при снижении устьевого давления одной из сква-

жин до критического значения последняя переводится в бездействующий фонд до момента сни-

жения линейного давления за счет выработки запасов и снижения потенциала остальных скважин. 

Известны несколько технологий интенсификации добычи газа из обводняющихся газовых скважин, 

позволяющие продлить их эксплуатацию и снизить темп падения дебитов газа. Однако все они наря-

ду с преимуществами имеют недостатки, ограничивающие их применение.

В статье рассматривается возможность применения устьевых газожидкостных струйных ап-

паратов (ГЖСА) для повышения эффективности эксплуатации низконапорных газовых скважин, 

в продукции которых содержится пластовая жидкость. Указаны особенности эксплуатации газовых 

скважин Губкинского месторождения на поздней стадии разработки в условиях активного водопро-

явления; проанализированы существующие методы удаления жидкости с забоя газовых скважин; 

предложены способ и технологические схемы повышения эффективности эксплуатации газовых 

скважин с помощью устьевых струйных аппаратов; отмечено, что теоретические и эксперименталь-

ные исследования двухфазного ГЖСА, так же как и опыт его промышленного применения, практи-

чески отсутствуют. Расчеты технологических режимов работы скважин с применением устьевых га-

зоструйных аппаратов (ГА) и прогнозных уровней дополнительной добычи газа выполнены на осно-

ве результатов теоретических и экспериментальных исследований звуковых ГА с цилиндрической ка-

мерой смешения, проведенных в лаборатории РГУ нефти и газа (НИУ) имени И.М. Губкина. 

Добыча углеводородного сырья на завершающей стадии разработки газовых и га-
зоконденсатных месторождений характеризуется низким энергетическим потенциа-
лом пласта и неустойчивой работой скважин. В условиях пониженного пластового 
давления и уменьшения дебитов скважин до критических значений на забое и в при-
забойной зоне пласта (ПЗП) происходит процесс накопления жидкости, который при-
водит к увеличению противодавления на пласт, ускоренному темпу падения добычи 
углеводородного сырья, переходу на эксплуатацию в периодическом режиме, а затем 
и к самопроизвольной остановке («самозадавливанию») скважин [1–3].

При кустовой схеме обвязки газовых скважин, вскрывающих различные эксплуа-
тационные объекты, когда минимально допустимое для устойчивой работы устьевое 
давление каждой скважины определяется линейным давлением общего газосборного 
коллектора, ситуация еще более осложняется. В большинстве случаев при снижении 
устьевого давления одной из скважин до критического значения последняя временно 
переводится в бездействующий фонд до момента снижения линейного давления за счет 
выработки запасов и снижения устьевого давления остальных скважин куста [3].
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В настоящее время предложено много спо-
собов нейтрализации негативного влияния на-
копления жидкости в скважине на добычу газа 
и повышения эффективности эксплуатации об-
водняющихся газовых скважин [1, 2, 4]. Однако 
наряду с преимуществами каждый из них об-
ладает недостатками, ограничивающими 
их применение. Из-за особенностей геолого-
фильтрационных характеристик, климатиче-
ских условий месторождений, а также исхо-
дя из соображений рентабельности техноло-
гий универсальных решений проблемы не су-
ществует. Далее в статье на примере эксплуата-
ции газовых объектов Губкинского месторож-
дения рассматриваются перспективы примене-
ния устьевых газоструйных аппаратов (ГА) как 
средства повышения эффективности эксплуа-
тации низконапорных газовых скважин.

Методы удаления жидкости с забоя газовых 
скважин
Для предотвращения «самозадавливания» 
скважин на месторождениях, находящихся 
на завершающей стадии разработки, применя-
ются различные геолого-технические меропри-
ятия (ГТМ) (табл. 1):

• периодическое продувание ствола сква-
жины с отработкой скважины на факельном 
устройстве;

• обработка ПЗП твердыми поверхностно-
активными веществами (ПАВ);

• интенсификация притока газа (обработ-
ка ПЗП жидкими растворами ПАВ);

• снижение гидравлического сопротивле-
ния насосно-компрессорных труб (НКТ) за счет 
полимерного покрытия внутренней поверхности;

• ограничение водопритока в процессе ка-
питального ремонта скважин (КРС) с озданием 

Таблица 1
Преимущества и недостатки ГТМ, применяемых при эксплуатации

обводняющихся газовых скважин
ГТМ Преимущества Недостатки

Периодическая «продув-
ка» скважины

Низкие экономические затраты; преду-
преждение гидратообразования

Безвозвратные потери газа; отсутствие продол-
жительного эффекта

Обработка ПЗП тверды-
ми ПАВ

Обработка скважины без ее глуше-
ния; высокие антикоррозионные свой-
ства ПАВ

Положительный эффект отмечается не на всех 
скважинах (влияние состава пластовой воды / 
конденсационной фракции); отсутствие доста-
точного ассортимента ПАВ с требуемыми свой-
ствами

Обработка ПЗП жидки-
ми ПАВ

Обработка скважины без ее глушения; 
высокие антикоррозионные свойства 
ПАВ; низкие экономические затраты

Положительный эффект отмечается не на всех 
скважинах (влияние состава пластовой воды / 
конденсационной фракции); отсутствие продол-
жительного эффекта

Ремонтно-изоляционные 
работы для отсечения 
обводненных интер-
валов

Ограничение водопритока в скважину

Необходимость глушения скважины; экономиче-
ские затраты на технологические операции КРС; 
положительный эффект уменьшается в процессе 
снижения пластовых давлений

Применение концентри-
ческих лифтовых колонн

Стабильный вынос жидкости с забоя 
скважины

Необходимость глушения скважины; высокие 
экономические затраты

Уменьшение диаметра 
НКТ

Необходимость глушения скважины; экономиче-
ские затраты на технологические операции КРС; 
отсутствие долгосрочной перспективы (ограни-
чение минимальным диаметром)

Механизированный спо-
соб добычи (плунжер-
ный лифт, газлифт и т.д.)

Стабильный вынос жидкости с забоя 
скважины Высокие начальные экономические затраты

Применение МКУ

Снижение устьевого давления скважи-
ны; поддержание необходимого линей-
ного давления; увеличение добычи га-
зожидкостной смеси

Высокие капитальные и эксплуатационные за-
траты

Применение устьевых 
ГА

Снижение устьевого давления скважи-
ны; поддержание необходимого линей-
ного давления; низкие экономические 
затраты; простота монтажа

Необходимо наличие потока высокого давления
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водоизоляционного экрана и отсечением об-
водненного интервала скважины;

• реконструкция скважины путем замены 
подвески НКТ на трубы меньшего диаметра;

• перевод скважины с фонтанного спосо-
ба эксплуатации на механизированный, напри-
мер, на постоянный или периодическ ий плун-
жерный лифт, газлифтную эксплуатацию и т.д.

• снижение устьевого давления газовых 
скважин, например, применением ГА или мо-
бильных компрессорных установок (МКУ). 

В качестве одного из возможных способов 
решения рассматриваемой проблемы предла-
гается метод снижения устьевого давления га-
зовых скважин, что, в свою очередь, приведет 
к снижению забойного давления, увеличению 
фактической скорости потока на забое сква-
жины, стабильному выносу жидкости с забоя 
скважины и увеличению добычи газа.

Применение ГА для повышения 
эффективности эксплуатации газовых 
скважин Губкинского месторождения
Проблема водопроявления и обводнения га-
зовых скважин актуальна для Губкинского 
м есторождения (рис. 1). Группа разрабатывае-
мых газонасыщенных пластов нижнемеловой 
с истемы Губкинского месторождения демон-
стрирует тенденцию к увеличению количества 
скважин, для которых не выполняется усло-
вие обеспечения необходимой скорости потока 
на забое для полного и непрерывного в ыноса 
жидкости. При этом на месторождении есть не-
сколько вышезалегающих пластов с высоким 
энергетическим  потенциалом.

Среди широкого комплекса технологиче-
ских решений, позволяющих снизить устье-
вое давление газовых скважин для уменьшения 
темпов падения добычи природного газа и обе-
спечения максимально полной выработки за-
пасов, при наличии пласта с высокой энергией 
наиболее целесообразно применять ГА в связи 
с простотой, надежностью, дешевизной и энер-
гоэффективностью этих аппаратов. ГА выпол-
няет роль компрессора низконапорного газа, 
используя для этого потенциал скважин с вы-
соким устьевым давлением, энергия которых 
на данный момент безвозвратно расходуется 
в штуцерных камерах [5].

Струйными аппаратами называют-
ся устройства (рис. 2), в которых осущест-
вляется передача кинетической энергии вы-
соконапорного потока газа н изконапорному 

Рис. 1. Корреляционная схема-разрез пласта 
Губкинского месторождения с низким текущим 

энергетическим потенциалом. Каротажные 
диаграммы: ГК – гамма-каротажа; НГК – нейтронного 

гамма-каротажа; БК – бокового каротажа; 
ПС – потенциалов самопроизвольной поляризации
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Рис. 2. Принципиальная схема струйного аппарата: 
Qр – расход рабочего потока (газа); Pр – рабочее 
давление; Qпр – расход пассивного потока (газа, 

газожидкостной смеси), Pпр – давление на приеме ГА; 
Pс – давление смеси на выходе ГА

P Q

P Q

P

с о бразованием смешанного потока [6]. 
Принципиальные схемы струйных аппаратов, 
а также процессы, происходящие в их про-
точных элементах, подробно описаны [7–9]. 
Основными элементами струйного аппара-
та являются рабочее (активное) сопло, прием-
ная камера, камера смешения (КС) и диффузор. 
Далее под ГА будем понимать струйный ап-
парат, рабочим агентом к оторого является газ. 
ГА подразделяются на газоструйные эжекторы 
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(ГЭ) для эжектирования газа струей газа и газо-
жидкостные струйные аппараты (ГЖСА) для 
эжектиров ания жидкости или газо-жидкостной 
смеси струей газа [9].

На рис. 3 представлена принципиальная 
технологическая схема эжекторной у становки 
снижения устьевого давления газовых сква-
жин Губкинского месторождения. За счет раз-
режения давления потока, создаваемого на вы-
ходе из сопла ГА при истечении через него газа 
высокого давления (Qр, Pр), происходит сниже-
ние давления на приеме ГА (Qпр, Pпр) – в нашем 
случае устьевого давления обводненной газо-
вой скважины – до значения, при котором про-
исходит полный и непрерывный вынос жидко-
сти с забоя скважины. Далее в камере смеше-
ния ГА происходит смешение продукций уча-
ствующих в процессе скв ажин и восстановле-
ние давления до значения линейного давления 
в системе сбора (Pс = Pлин).

Характеристики работы ГА
Один и тот же струйный аппарат может ра-
ботать в различных режимах и при различ-
ных соотношениях начальных параметров 
с мешиваемых потоков. Характеристикой 
струйного аппарата называется зависимость 
между его п араметрами и условиями работы. 
Экспериментально либо расчетом можно по-
лучить разнообразные характеристики, одна-
ко наибольший интерес представляют обоб-
щенные характеристики, позволяющие одним 
г рафиком охватить всю область возможных ре-
жимов работы аппарата. 

На рис. 4 представлены огибающие харак-
теристики работы ГА, полученные путем обоб-
щения зависимостей оптимальных значений 

относительной степени сжатия 
opt

P
P

 и коэф-

фициента инжекции ГА от степени расшире-

ния рабочего потока 
P
P

 для различных компо-

новок ГА [9]. Обобщенные огибающие харак-
теристики (см. рис. 4) представляют собой за-
висимости достижимого коэффициента инжек-
ции U и оптимального безразмерного геоме-

трического параметра f ʹ (
c

f
f

f
, где fкс – пло-

щадь поперечного сечения камеры смешения 
ГА; fc – площадь поперечного сечения сопла 
ГА) от относительной степени сжатия, созда-
ваемой ГА. Они отражают оптимальные ре-
жимы работы для ГА с определенным значе-
нием f ʹ.

Подбор низконапорных газовых скважин 
Губкинского месторождения для опытно-
промышленных испытаний газоструйной 
технологии
Для подбора скважин-кандидатов на исполь-
зование газоструйной технологии проанали-
зированы режимы работы газовых скважин 
Губкинского месторождения. Так, скв. 1, вскры-
вающая высокообводненный пласт нижнеме-
ловой системы, находится в бездействующем 

Рис. 3. Принципиальная технологическая схема эжекторной установки
снижения устьевого давления газовых скважин: Pлин – линейное давление

(P P )

(P Q )P Q )

P Q

P Q
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фонде по причине прекращения фонтанирова-
ния в связи с накоплением жидкости на забое, 
что свидетельствует о практическом равенстве 
фактической скорости потока на забое скважи-
ны и критической скорости, необходимой для 
бесперебойного выноса жидкости. 

В табл. 2 представлены параметры факти-
ческого реж има работы скв. 1 Губкинского ме-
сторождения в шлейф перед с амопроизвольной 
остановкой и последующими опытно-
промысловыми испытаниями (ОПИ) газо-
струйной технологии.

Рис. 4. Обобщенные огибающие характеристики ГЭ (а) и ГЖСА (б): зависимости относительной 
степени сжатия ГА от достижимого коэффициента инжекции по газу (Uи.г(опт)) и жидкости (Uи.ж(опт)) 
и оптимального безразмерного геометрического параметра f ′ для различных значений перепада 

давления Pc/Pпр, создаваемого ГА
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Для повышения эффективности эксплуа-
тации скв. 1 предложено снизить устьевое дав-
ление за счет использования ГА. С целью про-
верки целесообразности применения ГА про-
веден прогнозный расчет добычи с учетом ис-
пользования устьевого ГА. В табл. 3 и на рис. 5 
представлены результаты прогнозного расчета 
добычи газа скв. 1. на период с ноября 2017 г. 
по ноябрь 2018 г. Видно, что при использова-
нии ГА, позволяющего снизить устьевое давле-
ние скважины на 11 атм, происходит снижение 
забойного давления скважины, увеличение де-
прессии на пласт, фактической скорости потока 
и дебита газа с полным выносом жидкости  с за-
боя скважины.

Подбор ГА для скважин Губкинского 
месторождения
Расчет характеристик работы ГА (см. техноло-
гические схемы на рис. 2, 3) и его подбор к кон-
кретным условиям эксплуатации скважины 
осуществляется по методике, описанной ранее 
[9]. В табл. 4 представлены исходные данные 
о планируемом технологическом режиме рабо-
ты низконапорной и высоконапорной скважин, 
а также результаты расчета технологических 
параметров и геометрических  размеров ГА.

Использовался следующий алгоритм рас-
чета [9]:

1) степень сжатия ГА определяется как 

,
;

,
P
P

2) максимально возможная степень рас-
ширения рабочего потока по параметрам 

скважины-донора – как 
,

;
,

P
P

Таблица 2
Параметры фактического 

технологического режима работы скв. 1 
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газоструйной технологии
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3) максимально возможный массовый ко-
эффициент инжекции ГА

( . )

( ) ( . )

,
Q GU

Q G
 (1)

где Qи – объемный расход пассивного потока, 
м3/с; Qр(макс) – максимальный объемный расход 
рабочего потока, м3/с; ρи(с.у) – плотность пас-
сивного потока в стандартных условиях, кг/м3; 
ρр(с.у) – плотность рабочего потока в стандарт-
ных условиях, кг/м3; Gи – массовый расход 
п ассивного потока, кг/с; Gр – массовый расход 
рабочего потока, кг/с;

4) с учетом известных значений U, P
P

 

и 
P
P

 по номограммам (см. рис. 4а для ГЭ 

и рис. 4б для ГСЖА) определяют соотношение 
f ′ для газового и газожидкостного низконапор-
ного потоков соответственно (последователь-
ность определения f ′ графоаналитическим ме-
тодом показана на номограммах пунктирными 
стрелками); 

5) из совместного решения уравнения для 
площади поперечного сечения сопла

2

4
d

f  (2)

и уравнения массового расхода рабочего газа 
через звуковое сопло ГА, кг/с,

1 0,5
2( –1)2 ,
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k
kP f kG
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 (3)

Рис. 5. Графики изменения параметров работы скв. 1 при использовании ГА
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Таблица 4
Основные технологические параметры работы ГА

Рр, МПа 10,13…13,17
Qр, тыс. м3/сут 100…120
Состав рабочего (высоконапорного) потока скважины-донора CH4 – 98 %
Диаметр сопла, мм 10
Диаметр камеры смешения, мм 24,5; 26,5; 28,3
Расстояние от среза выходного сечения сопла до входа в камеру смешения, мм ≤ 12
Длина камеры смешения, мм 244,95; 264,58; 282,84
Длина диффузора, мм 428,66; 463,01; 494,97
Рпр, МПа 2,5…3,5
Qпр газа, тыс. м3/сут 70…85
Qпр жидкости, м3/сут 10…12
Рс, МПа 4,0
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где μ – коэффициент расхода сопла; Tр – темпе-
ратура рабочего потока, К; k – показатель адиа-
баты; R – индивидуальная газовая постоянная, 
Дж/(кг·К), получают выражение для определе-
ния диаметра звукового сопла ГА, м:

1 0,5
2( –1)

4
;

2
1

k
k

G T
d

kP
k R

 (4)

6) диаметр камеры смешения ГА

, ;
f

d d
f

 (5)

7) расстояние от среза выходного сечения 
сопла до входа в цилиндрическую камеру сме-
шения выбирается минимальным (желательно, 
чтобы срез выходного сечения сопла находился 
на срезе входного сечения камеры смешения);

8) длина цилиндрической камеры смеше-
ния звукового ГА 

4,3 ;L d  (6)

9) длина диффузора ГА

. .– 2 –
,

2tg
2

d d
L  (7)

где dвых.д – диаметр выходного сечения диффу-
зора, м; δст.д – толщина стенки диффузора, м; 
α – угол раскрытия диффузора, град. При этом 
оптимально длина диффузора должна попадать 
в диапазон Lотн.диф(опт) = (15…20)dкс.

***
На Губкинском месторождении наблюда-

ется тенденция к увеличению количества сква-
жин, на которых в ближайшее время не будет 
выполняться условие обеспечения скорости 
потока газа на забое, необходимой для полно-
го и непрерывного выноса жидкости. При этом 
на месторождении есть несколько вышезалега-
ющих пластов с высоким потенциалом – пла-
стовым давлением, ввод которых запланирован 
на более поздний период, однако для повыше-
ния эффективности эксплуатации низконапор-
ных скважин их можно ввести в р азработку 
с опережением и использовать в качестве до-
норов.

Выполненная оценка применимости тех-
нолшогии ГА для повышения эффективности 
эксплуатации низконапорных обводняющихся 
газовых скважин Губкинского месторождения 
явилась обоснованием опытно-промысловых 
испытаний ГА в качестве альтернативы тради-
ционным способам эксплуатации газовых сква-
жин на поздней стадии разработки залежей, ак-
тивная подготовка к которым ведется в настоя-
щее время.
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Abstract. At a late stage of development of gas and gas-condensate fi elds in conditions of reduced pore pressure and 
decrease of well outputs down to critical values, the liquid accumulates in a bottomhole and in a critical bed zone. 
This process leads to unstable work and spontaneous shutdown (“self-killing”) of wells.

In case of cluster connections, it is even more diffi cult to control technological regimes of wells which expose 
different production facilities, when operational margin of minimal head pressure for each well is determined 
by the counter pressure of a common gas collector. Mostly, at critical reduction of the head pressure in one of wells 
it is attributed to an idle fund till the linear pressure will decrease due to exhaustion of reserves and shortening 
of potential of other wells. Few techniques for stimulation of fl ooded gas wells are known. They afford prolongation 
of well operation and slowing down reduction of gas outputs. However, except advantages all of them have 
disadvantages, which limit their application.

The article studies chances to use well-head gas-jet devices for rising effi ciency of low-pressure gas wells 
which products contain bed fl uids. The peculiarities of Gubkin fi eld gas wells operation in conditions of active water 
exposure at a late stage of fi eld development are listed; the applied methods of liquid removal from well bottoms are 
analyzed; a new method and technological charts aimed at increase of gas wells’ performance using well-head jet 
devices are suggested. It is stressed that there are hardly any theoretical and experimental test results for a two-phase 
gas-jet device, as well as there is no experience of its industrial application. Calculations in respect to technological 
regimes of well operation together with gas-jet devices and forecasts of additional gas outputs are done on the basis 
of data acquired in course of theoretical and experimental research of acoustic gas-jet apparatuses with a cylindrical 
mixing chamber (tests were carried out in a laboratory of Gubkin Russian State University of Oil and Gas). 

Keywords: late stage of fi eld development, gas wells drowning, increase of operation effi ciency, gas-jet device, 
reduction of well-head pressure. 
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Уточнение расчета среднего давления и коэффициента 
сжимаемости в стволе вертикальной добывающей 
газовой скважины при больших расходах
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Тезисы. Нормативные документы предписывают определять забойное давление в добывающей 

вертикальной газовой скважине методом последовательных приближений по известной форму-

ле Г.А. Адамова. При этом на каждом из приближений проводится вычисление среднего давления 

в стволе как среднего арифметического промежуточных значений давления на устье и на забое, 

т.е. предполагается линейное распределение давления в стволе. По найденному значению средне-

го давления при известной средней температуре в стволе находят коэффициент сжимаемости газа 

для дальнейших итераций.

В статье показано, что при больших расходах среднее давление в насосно-компрессорных тру-

бах малого диаметра может быть намного больше среднего арифметического значений забойного 

и устьевого давлений. В этом случае определение среднего давления в вертикальной газовой сква-

жине как среднего арифметического может дать большую ошибку. 

Приведены вывод и проверка формулы для более точного определения среднего давления для 

указанного случая больших расходов газа. Расчеты по предлагаемой формуле проводятся методом 

последовательных приближений. На последнем приближении одновременно получают и коэффи-

циент сжимаемости газа, соответствующий найденному более точно среднему давлению.

В нормативных документах1 и научных публикациях [1] предлагается определять 
забойное давление в добывающей вертикальной газовой скважине методом последо-
вательных приближений по известной формуле Г.А. Адамова [2] (см. далее форму-
лу (2)). При этом на каждом из приближений вычисляется среднее давление в стволе 
как среднее арифметическое промежуточных значений давления на устье и на забое, 
т.е. предполагается линейное распределение давления в стволе. По найденной вели-
чине среднего давления при известной средней температуре в стволе определяют ко-
эффициент сжимаемости газа для дальнейших итераций.

Далее показано, что при больших расходах газа среднее давление в насосно-
компрессорных трубах (НКТ) малого диаметра может быть намного больше среднего 
арифметического устьевого и забойного значений.

В настоящей статье выведена формула для аналитической оценки среднего дав-
ления в вертикальной добывающей газовой скважине при больших расходах газа. 
Расчеты по ней проводятся методом последовательных приближений. На послед-
нем приближении одновременно получают и величину коэффициента сжимаемо-
сти газа, соответствующего найденному более точно среднему давлению. Расчеты 
по предлагаемой формуле сопоставлены с численными расчетами среднего давления, 
проведенными с учетом изменения температуры и коэффициента сжимаемости газа 
по мере изменения глубины скважины.

Для элемента dy установившегося вертикального изотермического восходящего 
газового потока в НКТ длиной L справедливо следующее обыкновенное дифферен-
циальное уравнение [2]:

2

0,
2

dP dy vdy
g D g

 (1)

1 См. Инструкцию по комплексному исследованию газовых и газоконденсатных пластов и скважин / 
под ред. Г.А. Зотова, З.С. Алиева. – М.: Недра, 1980; см. также Р Газпром 086-2010. Инструкция 
по комплексным исследованиям газовых и газоконденсатных скважин. Ч. I.
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где y – вертикальная ось трубы, направленная от забоя вверх; P – абсолютное давле-
ние в потоке газа; λ – коэффициент гидравлического сопротивления трения; D – внут-
ренний диаметр трубы; v – скорость газа; ρ – плотность газа при рабочих условиях 
в трубе; g – ускорение свободного падения.

Интегрирование уравнения (1) по ходу движения газа вверх от 0 до L по верти-
кальной оси и от забойного (Pзаб) до устьевого (Pуст) давлений приводит к известному 
решению Г.А. Адамова [2], которое в системе СИ имеет вид

2 2
2 2 2 2 2 2

2 2 5

8 ( –1) ,s sZ T
P P e P e Q

g T D
 (2)

где Pст и Тст – стандартные давление и температура соответственно; Zср – коэффи-
циент сжимаемости газа для средних термобарических условий в трубе; Тср – сред-
няя температура в трубе; Qст – дебит газа, приведенный к стандартным условиям; 

0,0341889
L

s
Z T

 (  – относительная плотность газа по воздуху при стандарт-

ных условиях).
Для вертикальной трубы с движущимся по ней вверх газом распределение дав-

ления при влиянии на поток силы тяжести может иметь различный вид. В статике 
это распределение будет близко к экспоненциальному, что следует из формулы (2) 
Г.А. Адамова, если положить в ней дебит газа равным нулю. Например, оно может 
иметь вид кривой с выпуклостью, направленной в сторону вертикальной оси (сред-
нее давление в стволе при этом будет меньше среднего арифметического устьевого 
и забойного давлений).

При больших расходах газа и перепадах давления выпуклость кривой распреде-
ления давления может стать обратной (направленной в сторону, противоположную 
вертикальной оси). Среднее давление при этом будет больше среднего арифметиче-
ского значений устьевого и забойного давлений.

При каком-то промежуточном значении дебита газа кривая распределения дав-
ления может иметь двоякую выпуклость с точкой перегиба, поскольку линейная ско-
рость движения газа в НКТ вверху выше, чем внизу.

Если в выражении для комплекса s принять в качестве длины НКТ не конечную 
в еличину L, а переменную глубину от устья h, то формулу (2) можно записать в виде

122 2
2 2( ) ( ) – ,a hP h e P a a  (3)

где 
2 2 2 2

1 2 2 2 5

8
0,0341889 ; .

P Z T Q
a a

Z T g T D

Обозначив в уравнении (3) величину P 2
уст + a2 через a3, получим следующее выра-

жение для нахождения среднего давления:

12
3 20

1 – .
L a hP a e a dh

L
 (4)

После интегрирования уравнения (4) получим формулу для определения средне-
го давления в стволе вертикальной добывающей газовой скважины по средним тер-
мобарическим параметрам в НКТ:

1
1

2
2 3 2

3 2 2
1 2 2

–1 – – – arctg – arctg .
a L

a L Pa e a
P a e a P a

a L a a
 (5)

Расчеты среднего давления по формуле (5) следует проводить в системе СИ 
методом последовательного приближения, рассчитывая средний коэффициент сжи-
маемости на первой итерации при средней температуре и давлении, равном Pуст. 



183Актуальные проблемы добычи газа

№ 1 (33) / 2018

В к онце расчета будет получено значение ко-
эффициента Zср, соответствующее найденно-
му значению Pср. 

В статике при Qст = 0 коэффициент a2 при-
нимает нулевое значение. Поскольку арктан-
генс бесконечности равен постоянному значе-
нию 0,5π, то формула (5) примет следующий 
вид:

12
3

1

1 ( – ).a LP a e P
a L

 

Расчеты по формуле (5) проведены для 
НКТ с условными диаметрами D  {73; 89; 
114; 168 мм} и L = 3000 м в системе СИ, резуль-
таты представлены в общепринятых единицах: 
дебиты – в тысячах метров кубических в сут-
ки, давления – в мегапаскалях. При расчетах 
приняты следующие параметры: т емпературы 
на устье и забое соответственно 301 К и 346 К; 
λ = 0,02; критическое давление газовой смеси 
4,595 МПа; критическая температура 209 К; 

 = 0,66. Распределение температуры в ство-
ле принималось линейным.

Численные расчеты распределения дав-
ления в стволе проведены по слоям толщи-
ной 10 м (т.е. по 300 точкам), начиная с устья 
(т.е. с Pуст) вниз. Расчет на каждом слое про-
водился по формуле (3), при этом коэффици-
ент Zср рассчитывался для температуры и дав-
ления на каждом слое. Результатом расчета 

на п оследнем слое (т.е. при h = L) являлось зна-
чение Pзаб. По полученному численным спосо-
бом распределению давления в НКТ – P(у) – 
рассчитывалось среднее давление:

0

1 ( ) .
L

P P y dy
L

 (6)

Интеграл в формуле (6) определялся чис-
ленно методом трапеций.

Среднее давление, полученное числен-
ным методом по формуле (6), следует считать 
наиболее близким к точному значению этой 
в еличины в стволе скважины. Если оно ниже 
среднего арифметического Pуст и Pзаб, то кри-
вая распределения давления в стволе име-
ет либо одинарную выпуклость, ориентиро-
ванную в сторону оси у, либо двоякую выпу-
клость с точкой перегиба. В противном случае 
она имеет либо одинарную выпуклость, но на-
правленную в противоположную сторону, либо 
также двоякую выпуклость.

Результаты расчетов давлений численным 
способом и по формуле (5) для НКТ с внут-
ренними диаметрами 62 и 76 мм приведены 
в табл. 1 и 2 соответственно.

На рис. 1–3 представлены расчетные графи-
ки распределения давления в НКТ для D = 62 мм 
при одном и том же Pуст = 1 МПа в статике и при 
двух расходах 400 и 23 тыс. м3/сут с учетом 
изменения к оэффициента Zср в з ависимости 

Рис. 1. Распределение давления в верхней (а) и нижней (б) частях НКТ (D = 62 мм) 
в статике
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Таблица 1
Расчетные значения давления в НКТ для D = 62 мм

Qст, тыс. м3/сут

Давление, МПа

Pуст

Pзаб

(численный 
способ)

Pср

среднее
арифметическое

численный
способ формула (5)

0

1

1,238 1,119 1,117 1,114
50 2,309 1,654 1,689 1,698

100 4,063 2,532 2,721 2,741
150 5,894 3,447 3,840 3,864
200 7,727 4,364 4,978 5,001
300 11,360 6,180 7,251 7,259
400 14,946 7,973 9,497 9,486
500 18,506 9,753 11,721 11,695
0

5

6,315 5,658 5,651 5,628
50 6,593 5,797 5,786 5,769

100 7,360 6,180 6,169 6,166
150 8,475 6,737 6,745 6,760
200 9,809 7,405 7,460 7,490
300 12,827 8,914 9,142 9,194
400 16,066 10,533 11,013 11,074
500 19,411 12,206 12,980 13,050
0

10

12,896 11,448 11,439 11,375
50 13,026 11,513 11,502 11,441
100 13,408 11,704 11,687 11,636
150 14,019 12,010 11,987 11,951
200 14,829 12,415 12,390 12,374
300 16,914 13,457 13,456 13,484
400 19,441 14,720 14,790 14,864
500 22,261 16,130 16,316 16,441

Таблица 2
Расчетные значения давления в НКТ для D = 76 мм

Qст, тыс. м3/сут

Давление, МПа

Pуст

Pзаб

(численный 
способ)

Pср

среднее
арифметическое

численный
способ формула (5)

0

1

1,238 1,119 1,117 1,114
50 1,706 1,353 1,357 1,360

100 2,647 1,823 1,882 1,894
150 3,707 2,354 2,507 2,525
200 4,801 2,900 3,169 3,191
300 7,007 4,003 4,530 4,553
400 9,203 5,101 5,900 5,918
500 11,380 6,190 7,263 7,271
800 17,826 9,413 11,297 11,273
0

5

6,315 5,658 5,651 5,628
50 6,417 5,709 5,700 5,679

100 6,713 5,856 5,845 5,830
150 7,177 6,089 6,077 6,071
200 7,777 6,388 6,382 6,386
300 9,264 7,132 7,165 7,190
400 10,989 7,994 8,108 8,149
500 12,845 8,922 9,152 9,204
800 18,765 11,883 12,599 12,666
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от давления и температуры. Для визуального 
контроля характера искривления з ависимости 
кривые распределения на графиках показаны 
совместно с прямой, соединяющей значения 
Pуст и Pзаб.

Расчетная кривая распределения давле-
ния и прямая линия на всем интервале глу-
бин от 0 до 3000 м могут проходить очень 
близко друг к другу (практически сливаться). 
По этой причине график распределения дав-
ления в статике разбит на два участка, а при 
Qст = 23 тыс. м3/сут представлен двумя корот-
кими отрезками по 20 м (в верхней и нижней 
частях НКТ).

На рис. 4–6 представлены аналогичные 
расчетные графики распределения давления 
для другого диаметра НКТ: здесь D = 76 мм, 

Рис. 2. Распределение давления в НКТ 
(D = 62 мм) при Qст = 400 тыс. м3/сут (здесь 
и далее на рис. 3–6 экспликацию см. на рис. 1)

-3000

-2500

-2000

-1500

-1000

-500

0

1 3 5 7 9 11 13 15

 
, 

, 

Рис. 3. Распределение давления в верхней (а) и нижней (б) частях НКТ (D = 62 мм)
при Qст = 23 тыс. м3/сут
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Qст, тыс. м3/сут

Давление, МПа

Pуст

Pзаб

(численный 
способ)

Pср

среднее
арифметическое

численный
способ формула (5)

0

10

12,896 11,448 11,439 11,375
50 12,943 11,472 11,462 11,399
100 13,084 11,542 11,530 11,470
150 13,314 11,657 11,641 11,588
200 13,629 11,815 11,795 11,750
300 14,489 12,244 12,220 12,196
400 15,607 12,803 12,784 12,784
500 16,927 13,464 13,463 13,490
800 21,703 15,852 16,012 16,126
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Рис. 5. Распределение давления в верхней (а) и нижней (б) частях НКТ (D = 76 мм)
при Qст = 215 тыс. м3/сут
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Рис. 4. Распределение давления в верхней (а) и нижней (б) частях НКТ (D = 76 мм) в статике
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Pуст = 5 МПа, расходы газа – 0 (статика), 215 
и 500 тыс. м3/сут.

Рис. 1–6 наглядно свидетельствуют, что 
в статике кривые распределения давления 
выгибаются в сторону оси глубин (см. рис. 1 
и 4). При больших расходах выпуклость об-
ратная (см. рис. 2 и 6). При промежуточ-
ных расходах кривые распределения давле-
ния имеют точки перегиба: в верхней части 
НКТ (см. рис. 3а, 5а) они выгибаются в на-
правлении от оси глубин (поскольку в верху 
л инейная скорость газа выше), а в нижней 

(см. рис. 3б, 5б) – в направлении оси глубин 
(линейная скорость газа ниже).

Для повышения точности расчетов в слу-
чае больших расходов (и перепадов давления) 
в НКТ малого диаметра в нормативных доку-
ментах предлагается определять среднее дав-
ление совместно с соответствующим ему ко-
эффициентом сжимаемости газа методом по-
следовательных приближений по формуле (5). 
После этого с использованием найденного зна-
чения среднего коэффициента сжимаемости 
забойное давление определяется напрямую 
по формуле Г.А. Адамова (2).
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Рис. 6. Распределение давления в НКТ 
(D = 76 мм) при Qст = 500 тыс. м3/сут
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Improvement of procedure for calculation of average pressure and compressibility 
coefficient in the trunk of a vertical production gas well at high flows

V.A. Sokolov
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Abstract. Normative regulations require determination of the bottomhole pressure in a vertical gas-producing well 
using a method of consecutive approximations with a known Adamov formula. At this each iteration the average 
pressure is calculated as the arithmetical mean of the intermediate values of head and bottom pressures, i.e. the 
linear pressure distribution along a well trunk is supposed. According to the calculated average pressure and the 
given average temperature in the trunk a factor of gas compressibility is calculated in respect to further iterations.
The paper shows that at big gas outputs the average pressure in the small-diameter pipes could seriously exceed the 
arithmetical mean of head and bottom pressures. In this case calculation of the average pressure in a vertical gas well 
like an arithmetical mean could give big error. 

The paper contains derivation and check of an equation aimed at more precise calculation of an average well 
pressure in the event of big gas fl ows. For calculations the method of consecutive approximations must be applied. 
At fi nal iteration the gas-compressibility factor corresponding to a found (more accurate) value of the average 
pressure is also determined.

Keywords: vertical gas-producing well, middle (average) pressure, pressure distribution, compressibility coeffi cient, 
calculation by formulas, numerical calculation.
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Снижение выхода конденсата при разработке 
карбонатных коллекторов на истощение
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Тезисы. В статье на примере Карачаганакского нефтегазоконденсатного месторождения (КНГКМ) 

рассматривается особенность учета потерь конденсата в пласте при сравнительной оценке вариан-

тов разработки газоконденсатных месторождений с высоким содержанием в газе тяжелых углево-

дородов, начиная с пентана, на истощение либо с поддержанием пластового давления.

Для условий КНГКМ разработана методика расчета выхода С5+в по результатам измерений дав-

лений на устье и забое скважины после ее остановки. По разнице указанных давлений рассчитыва-

лась средняя относительная плотность смеси флюидов по стволу скважины, а по ее значению – вы-

ход С5+в из пласта. Методика адаптирована по результатам газоконденсатных исследований скважин 

на установке «Порта-Тест». Преимуществом данного подхода к определению выхода С5+в по сравне-

нию с исследованиями на «Порта-Тесте» является то, что эти определения были выполнены неод-

нократно по каждой скважине и их общий объем многократно превышал объем исследований, про-

веденных на установке «Порта-Тест». Это позволило построить достаточно надежные зависимости 

выхода С5+в от текущего пластового давления по четырем группам скважин с разной глубиной рабо-

чих интервалов пласта. В результате для заданных глубин определены давления начала конденса-

ции и выход С5+в до пластового давления 30 МПа, которое соответствовало примерно половине на-

чального. При этом давлении потери конденсата в пласте составили 300 г/м3 газа сепарации против 

500 г/м3, рассчитанных по кривой дифференциальной конденсации при начальном конденсатогазо-

вом факторе 700 г/м3.

Для газоконденсатных месторождений с высоким содержанием в газе тяжелых 
углеводородов, начиная с пентана, актуален вопрос целесообразности проведения 
разработки или на истощение, или с поддержанием пластового давления (например, 
сайклинг-процесс). В основном выбор зависит от стоимости нагнетательных сква-
жин, потенциала С5+в и потерь конденсата в пласте.

На примере Карачаганакского нефтегазоконденсатного месторождения (КНГКМ) 
рассмотрены особенности учета потерь конденсата в пласте при сравнительной оцен-
ке указанных вариантов разработки. Для условий данного месторождения разработа-
на методика расчета выхода С5+в по результатам измерений давлений на устье и за-
бое скважины после ее остановки. По разнице указанных давлений рассчитывалась 
средняя относительная плотность смеси флюидов по стволу скважины, а по ее зна-
чению – выход С5+в из пласта. Методика адаптирована по результатам газоконден-
сатных исследований скважин на установке «Порта-Тест». Преимуществом такого 
подхода к определению выхода С5+в по сравнению с исследованиями на установке 
«Порта-Тест» является то, что эти определения выполнены неоднократно по каждой 
скважине и их общий объем многократно превышает объем исследований, проведен-
ных на установке «Порта-Тест». Это позволило построить достаточно надежные за-
висимости выхода С5+в от текущего пластового давления по четырем группам сква-
жин с разной глубиной рабочих интервалов пласта. В результате для заданных глубин 
определены максимальное значение пластового давления начала снижения выхода 
С5+в в добываемом газе (Рнсв) и его текущие значения до пластового давления 30 МПа.

Зависимость содержания С5+в в добываемом газе от относительной средней плот-
ности смеси по стволу остановленной скважины показана в табл. 1 и на рис. 1.

Для установления степени достоверности расчетов содержания С5+в в добывае-
мом газе по относительной плотности смеси проведено сопоставление содержаний 
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С5+в, рассчитанных и измеренных при исследо-
вании конкретных скважин на газоконденсат-
ной на установке «Порта-Тест» (табл. 2).

Расхождения содержаний С5+в по четы-
рем из пяти скважин небольшие – от (–)0,7 
до (+)3,2 % (см. табл. 2). Повышенное рас-
хождение (–)12,6 % по скв. 118 можно считать 
удовлетворительным. Среднее с одержание С5+в, 

рассчитанное по плотности по пяти скважи-
нам, меньше измеренного значения на 0,9 %. 
Считаем, что использование рассчитанных 
по плотности содержаний С5+в для анализа ди-
намики выхода С5+в и определения Рнсв вполне 
приемлемо.

Изложенным способом рассчитаны содер-
жания С5+в в добываемом газе за период ра-
боты промысла с октября 1984 г. по октябрь 
1990 г. по 70 скважинам и всем имеющимся за-
мерам давлений в остановленных скважинах. 
Полученные содержания С5+в и значения со-
ответствующих им текущих пластовых давле-
ний (Pпл) сгруппированы по средней глубине 
(L) рабочих интервалов скважин и значениям 
Pпл. В первом случае выделены четыре группы 
скважин по средним глубинам 4820, 4512, 4257 
и 4010 м. В каждой из таких групп сформиро-
ваны несколько подгрупп с близкими значения-
ми пластовых давлений. Затем для каждой под-
группы рассчитывались средние содержания 
С5+в в газе и средние значения Pпл (табл. 3).

По результатам, представленным в табл. 3, 
построены графические зависимости содержа-
ния С5+в в добываемом газе от текущего пласто-
вого давления, приведенного к отметке 4100 м 
(рис. 2), с вычерчиванием средних трендов. 
По горизонтальным участкам средних трен-
дов определялось начальное содержание С5+в 
(на газ сепарации), а по текущему пластовому 
давлению в конце горизонтальных участков – 
значение Рнсв для выделенных четырех групп 
скважин (табл. 4).

Для сравнения с фактическими значения-
ми содержание С5+в в добываемом газе рассчи-
тано по изотермам дифференциальной конден-
сации [1] для первой и четвертой групп сква-
жин (табл. 5, см. рис. 2).

Начальные пластовые давления на глу-
бинах 4820 и 4010 м равны соответственно 
56,72 и 53,25 МПа, а приведенные к о тметке 

Таблица 1
Зависимость содержания С5+в в добываемом 
газе от относительной плотности смеси ( )

Содержание С5+в в газе, г/м3

0,8 155
0,9 334
1,0 531
1,1 754
1,2 987
1,3 1258

Рис. 1. Зависимость содержания С5+в 
в добываемом газе от относительной 

плотности смеси по стволу остановленной 
скважины
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Таблица 2
Сопоставление содержаний С5+в, рассчитанных по плотности смеси
и измеренных при исследовании скважин на установке «Порта-Тест»

Скв.
Содержание С5+в, г/м3 Число определений 

плотности
Относительная погрешность расчет-

ного содержания С5+в, %«Порта-Тест» расчет
107 537 544 8 +1,3
118 516 451 5 –12,6
105 273 277 10 +1,5
115 678 673 4 –0,7
121 925 955 4 +3,2

В среднем 585,8 580,0 6 –1,46 (–0,91)
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4100 м – 53,40 и 54,02 МПа. Минимальные пла-
стовые давления, при которых были определе-
ны концентрации С5+в, составляли 28,6 МПа 
(3-я группа) и 27,49 МПа (4-я группа) или 
в среднем 52 % от начального значения Pпл.

Как видно, содержания С5+в в добывае-
мом газе, рассчитанные по плотности, зна-
чительно превышают соответствующие зна-
чения, определенные по изотермам диффе-
ренциальной конденсации. Так, при сни-
жении Pпл на 20 % по сравнению с началь-
ным значением такое превышение соста-
вит по 1-й группе 217,6 г/м3 (или 37 %), 
по 4-й группе – 81,5 г/м3 (или 16 %). При сни-
жении Pпл на 40 % по сравнению с началь-
ным эти превышения составят соответствен-
но 344,6 г/м3 (137 %) и 190,9 г/м3 (80 %).

***
Таким образом, для газоконденсатных ме-

сторождений с высоким содержанием в газе 
С5+в и низким содержанием кислых компо-
нентов достаточно надежен способ определе-
ния выхода С5+в в добываемом газе по сред-
ней плотности смеси по стволу остановленной 
скважины. Плотность рассчитывается по изме-
ренным значениям давления на устье и забое 
скважины.

На КНГКМ общий объем таких опреде-
лений многократно превышал объем газокон-
денсатных исследований на установке «Порта-
Тест», что позволило выявить зависимости вы-
хода С5+в в добываемом газе от текущего пла-
стового давления. Содержание кислых га-
зов (H2S и CO2) в пластовом газе составило 
по объектам I (пермь) и II (средний карбон) 8,7 
и 9,07 % мол., а С5+в – 6,12 и 7,60 % мол. со-
ответственно. На Астраханском газоконденсат-
ном месторождении содержание кислых ком-
понентов составляет около 40 % мол., а С5+в – 
около 4 % мол. Здесь вышеуказанный способ 
определения выхода С5+в не дает удовлетвори-
тельных результатов.

По данным определений выхода С5+в в до-
бываемом газе по 70 скважинам КНГКМ 
за 6 лет их работы построены зависимости 
выхода С5+в от текущего пластового давления 
по четырем группам скважин со средней глу-
биной от 4010 до 4820 м. Пластовое давление 
менялось в диапазоне от начального значения 
до 0,5 начального значения.

Фактический выход С5+в существенн о 
превысил расчетный выход по изотермам 
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Рис. 2. Зависимость содержания С5+в в добываемом газе от текущего пластового давления
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Таблица 4
Расчетные значения начального содержания С5+в в газе (на газ сепарации)

и Рнсв по группам скважин
Группа
скважин L, м Начальное содержание С5+в 

в газе, г/м3 (газа сепарации)
Рнсв, МПа (приведено
к отметке 4100 м)

Давление начала конденсации*, 
принятое для КНГКМ, МПа

1 4820 840,26 45,60 43
2 4512 722,90 45,29 42
3 4257 685,43 45,00 45,96
4 4010 600,00 44,70 45,65

* Определено по результатам исследований.

Таблица 5
Результаты расчета содержания С5+в в добываемом газе по изотермам

дифференциальной конденсации и по фактическим данным

Группа 
скважин

Pпл, МПа (приве-
денное к отметке 

4100 м)

Содержание С5+в, г/м3 Снижение содержания С5+в по срав-
нению с начальным значением, г/м3

по изотермам дифферен-
циальной конденсации по факту по изотермам дифферен-

циальной конденсации по факту

1 
(L

 =
 4

82
0 
м)

Рнсв 840,3 840,3 – –
44,12 658 831,8 182,3 8,5
41,67 497 773 343,3 67,3
39,22 408 722,0 432,3 118,3
36,76 344 673 496,3 167,3
34,31 295 633,8 545,3 206,5
31,86 247 592,0 593,3 248,3
29,41 206 555,7 634,3 284,6

4 
(L

 =
 4

01
0 
м)

Рнсв 600,0 600,0 – –
44,12 544 596 56 4,0
41,67 438 570 162 30,0
39,22 369 535,0 231 65,0
36,76 314 498 286 102,0
34,31 269 459,3 331 140,7
31,86 228 419 372 181,0
29,41 190 381,2 410 218,8
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д ифференциальной конденсации. Так, по груп-
пе скважин с глубиной 4010 м при снижении Pпл 
на 40 % по сравнению с начальным значением 
превышение составило 191 г/м3 (или 80 %) при 
начальном содержании С5+в 600 г/м3, по груп-
пе скважин с глубиной 4820 м соответствен-
но 345 г/м3 (137 %) при начальном содержа-
нии 840 г/м3.

Максимальное пластовое давление, при ко-
тором начинается снижение выхода С5+в в до-
бываемом газе, приведенное к отметке 4100 м, 
составляет примерно 45,5 МПа. При этом 
в среднем по скважинам забойное давление со-
ставляет 34,5 МПа, а среднее давление в зоне 
дренирования – 40,0 МПа.

Давление начала конденсации по резуль-
татам исследований было принято в р азмере 

п римерно 42,5 МПа. Сравнение названных 
данных показывает, что на начальной стадии 
выпадения конденсата в пласте последний пол-
ностью выносится в скважину. В дальнейшем 
при снижении пластового давления, когда зона 
выпадения конденсата отдалится на опреде-
ленное расстояние от скважины, часть выпав-
шего конденсата будет задерживаться в пласте.

В связи с изложенным при оценке целесо-
образности применения «сайклинг-процесса» 
рекомендуется учитывать, что значительная 
часть выпавшего в пласте конденсата будет вы-
носиться в скважину.
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Decrease of the condensate output at depletion drive of carbonate reservoirs
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Abstract. On example of the Karachaganak oil-gas-condensate fi eld (KOGCF) this article reveals peculiarities 
of accounting condensate losses in a bed for gas-condensate fi elds with high content of the heavy hydrocarbons 
(beginning from pentane) in course of the comparative assessment of depletion drive and cycling fi eld development.
In respect to the KOGCF conditions a procedure for calculating С5+в output using results of pressure measurements 
at the head and the bottom of a well after its shutdown is developed. By difference between the named pressure 
values the average related density of a fl uid mixture along a well column was calculated. And the density value 
was used for calculation of the С5+в output from a bed. The procedure was adjusted to the results of the well gas-
condensate tests carried out using the Porta-Test instrument. In comparison with the Porta-Test measurements, the 
advantage of the new procedure is in the repeated spotting of each well. The total amount of measurements many 
times exceeded the amount of the Porta-Test measurements. It gave an opportunity to plot reliably С5+в output 
against a current value of pore pressure by four groups of wells with different depths of working bed intervals. 
As a result, for given depths the dewpoint pressures and С5+в outputs were determined up to the pore pressure value 
of 30 MPa, which constituted nearly a half of the initial pore pressure. Under this pressure the amount of condensate 
losses in the bed came to 300 g/m3 of the separator gas against the 500 g/m3 amount, calculated using a constant 
volume depletion curve with the initial condensate-gas factor of 700 g/m3.

Keywords: losses of condensate, gas-condensate tests of wells, cycling, output of С5+в, density of a mixture.
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Применение упрощенных газогидродинамических 
прокси-моделей для оперативных технологических 
расчетов газовых промыслов и подземных хранилищ

А.А. Михайловский

ООО «Газпром ВНИИГАЗ», Российская Федерация, 142717, Московская обл., Ленинский р-н, 

с.п. Развилковское, пос. Развилка, Проектируемый пр-д № 5537, вл. 15, стр. 1

E-mail: A_Mikhailovsky@vniigaz.gazprom.ru

Тезисы. Рассмотрены области применения упрощенных газогидродинамических прокси-моделей 

газовых промыслов и подземных хранилищ (ПХГ) как единых технологических комплексов, а также 

моделей их отдельных составных частей – пластов, скважин, объектов внутрипромыслового транс-

порта и компримирования газа. Показано, что такие модели позволяют проводить адекватные уров-

ню и сложности поставленных задач и объему достоверных исходных геолого-промысловых данных 

достаточно точные и приемлемые по трудозатратам оперативные расчеты, в которых учитывают-

ся наиболее значимые особенности технологических процессов на промыслах и ПХГ. Представлены 

прокси-модели зонального дренирования газовой залежи, движения газа в скважинах и объектах 

внутрипромыслового транспорта на ПХГ. Приведен пример применения разработанной программы 

«Компас», предназначенной для проведения оперативных технологических расчетов газовых про-

мыслов и ПХГ. Сделан вывод, что газогидродинамические прокси-модели являются эффективным 

инструментом оперативных технологических расчетов газовых промыслов и ПХГ для решения задач 

проектирования, анализа, контроля и регулирования разработки месторождений и хранения газа 

в пластах-коллекторах, а также оценки геолого-технических мероприятий.

В практике проектирования, анализа, контроля и регулирования разработки 
месторождений и хранения газа в пластах-коллекторах, а также оценки геолого-
технических мероприятий возникают задачи оперативного технологического рас-
чета газовых промыслов и подземных хранилищ газа (ПХГ) [1–5]. При этом мо-
жет рассмат риваться эксплуатация как отдельных составных частей промысла или 
ПХГ – пластов, скважин, объектов внутрипромыслового транспорта и компримиро-
вания газа, так и совместная их эксплуатация в едином технологическом комплексе. 
Газовые промыслы либо ПХГ рассматриваются также как единые технологические 
комплексы при обосновании уровней добычи газа или оптимизации размещения ре-
зервов газа и мощностей ПХГ в системе газоснабжения, в предпроектных расчетах, 
технологических схемах разработки месторождений или создания ПХГ, при обосно-
вании режимов их эксплуатации.

Для решения подобных задач применение сложных детализированных (мелко-
масштабных) газогидродинамических моделей – как дифференцированных, описы-
вающих отдельные составные части, так и интегрированных, представляющих тех-
нологические комплексы в целом, – во многих случаях оказывается неэффективным, 
так как требует неоправданно больших трудозатрат и значительного вычислительно-
го времени даже на современных ЭВМ. Более того, использование сложных интегри-
рованных моделей при обосновании уровней добычи газа на месторождениях или 
размещения ПХГ в принципе не является рациональным.

Эффективным инструментом решения указанных задач служат укрупненные 
(крупномасштабные) газогидродинамические прокси-модели газового промыс-
ла и ПХГ или их составных частей. Такие модели позволяют проводить адекватные 
уровню и сложности поставленных задач и объему достоверных исходных геолого-
промысловых данных достаточно точные и приемлемые по трудозатратам оператив-
ные расчеты, в которых учитываются наиболее существенные особенности техноло-
гических процессов на газовых промыслах и ПХГ.
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К основным особенностям техноло-
гических процессов на ПХГ и частично 
на месторождениях-регуляторах можно отне-
сти сезонную цикличность, вероятностный 
характер, быстротечность, значительный ди-
апазон изменения термобарических условий 
в скважинах и объектах обустройства, неста-
ционарность и гистерезисность характеристик 
движения газа в пласте и скважинах. Сезонная 
цикличность технологических процессов 
на ПХГ характеризуется чередованием летне-
го сезона закачки газа, осеннего нейтрального 
периода, зимнего сезона отбора газа и весенне-
го нейтрального периода на протяжении мно-
годесятилетней эксплуатации ПХГ. При этом 
продолжительность сезонов может составлять 
от трех до шести месяцев, а нейтральных пе-
риодов – от нескольких суток до нескольких 
месяцев. На месторождениях-регуляторах до-
быча газа осуществляется преимуществен-
но в зимние периоды повышенного спроса 
на газ. Вероятностный характер технологи-
ческих процессов на ПХГ и месторождениях-
регуляторах обусловливается случайными из-
менениями погодных условий и многолетнего 
погодного режима, а также состояния систем 
газопотребления и газоснабжения. 

Быстротечность процессов на ПХГ связа-
на с высокими темпами изменения его произ-
водительности, накопления и истощения объ-
емов газа в пласте. Так, производительность 
пиковых ПХГ может изменяться за несколько 
часов от нуля до нескольких десятков милли-
онов метров кубических в сутки или в обрат-
ном направлении, а закачиваемые и отбирае-
мые в течение сезонов объемы газа могут до-
стигать 50…60 % общего объема газа в пласте. 
Темпы изменения объемов газа в пласте ПХГ 
в ряде случаев более чем в 40…50 раз превы-
шают обычные темпы разработки месторож-
дений. Это приводит к значительному усиле-
нию неравномерности аккумулирования и дре-
нирования неоднородных коллекторов и ин-
тенсивности внутрипластовых перетоков газа. 
При запаздывании пластовых перетоков газа 
в низкопроницаемых пропластках и зонах или 
на удаленных от скважин периферийных участ-
ках могут образовываться слабо дренируемые 
и обычно плохо контролируемые области.

Технологические процессы при цикли-
ческой эксплуатации ПХГ могут характери-
зоваться значительным диапазоном знако-
переменных изменений давлений, расходов 

и т емператур в скважинах и объектах внутри-
промыслового транспорта и компримирования 
газа. Указанные технологические особенности 
приводят к тому, что на ПХГ практически по-
стоянно наблюдается нестационарность тех-
нологических процессов, протекающих в пла-
сте, скважинах и объектах обустройства.

Кроме того многократно чередующаяся пе-
риодическая смена направлений газовых пото-
ков на ПХГ в условиях проявления водонапор-
ного режима в ряде случаев приводит к необхо-
димости учета эффекта гистерезиса гидроди-
намических характеристик вытеснения и дви-
жения флюидов в пласте и скважинах. К чис-
лу таких характеристик можно отнести капил-
лярное давление, относительные фазовые про-
ницаемости, коэффициенты растворения газа 
и разгазирования пластовой воды, приеми-
стость и продуктивность скважин, структуру 
и гидродинамические параметры газожидкост-
ных потоков в стволе скважин. Эффект гисте-
резиса может оказаться существенным при сме-
не направления вытеснения газа вторгающейся 
в газовую залежь краевой водой на обратное на-
правление вытеснения вторгшейся воды оста-
точным газом, который расширяется при сни-
жении давления в обводненной области залежи.

Применение прокси-моделей особенно эф-
фективно для оперативных расчетов ПХГ, так 
как для качественного учета указанных техно-
логических особенностей требуется устанавли-
вать малый шаг по времени – от нескольких ча-
сов до нескольких суток, в то время как в рас-
четах разработки месторождений достаточно 
шага в размере нескольких месяцев.

Прокси-модели пласта, скважин и объектов 
внутрипромыслового транспорта и комприми-
рования газа могут строиться на основе отно-
сительно упрощенных – приближенных по пол-
ноте описания физических процессов, низко-
мерных и огрубленных по степени агрегирова-
ния – аналитических моделей (возможно, также 
в графическом или табулированном виде). Для 
построения таких моделей не требуется деталь-
ных сведений о геологическом строении пла-
ста, газодинамических характеристиках движе-
ния газа в призабойных зонах пласта и лифтах 
скважин, объектах внутрипромыслового транс-
порта, а используются преимущественно пер-
вичные промысловые данные контроля их экс-
плуатации. Прокси-модели сравнительно про-
сты в адаптации по данным истории разработки 
месторождения, хранения газа, э ксплуатации 
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скважин и объектов внутрипромыслового 
транспорта. Адаптированные прокси-модели 
позволяют проводить достоверные прогнозные 
расчеты, особенно в тех случаях, когда сохра-
няются в основном сложившаяся система дре-
нирования/аккумулирования газовой залежи 
и условия движения газа в скважинах и объек-
тах внутрипромыслового транспорта.

В качестве прокси-моделей пласта, в кото-
рых учитываются наиболее характерные осо-
бенности неравномерного распределения дав-
ления, могут рассматриваться модификации 
балансовой модели газовой залежи – модель 
двухобъемного дренирования и модель зональ-
ного дренирования газовой залежи при газовом 
и водонапорном режимах [3]. Модель двухобъ-
емного дренирования позволяет получать прак-
тически значимые результаты расчетов в усло-
виях ограниченных данных о контроле слабо-
дренируемых периферийных частей залежи 
и их состояния. Удовлетворительные резуль-
таты расчетов по изменению пластового дав-
ления в скважинах могут быть оперативно по-
лучены с использованием модели зонально-
го дренирования газовой залежи. В этой мо-
дели может быть учтена двухобъемность дре-
нирования не только газовой залежи в целом, 
но и отдельных зон, в которых имеются локаль-
ные слабодренируемые участки. С целью учета 
наиболее важных особенностей продвижения 
газа и воды в залежи может использоваться мо-
дель зональной газонасыщенности пласта при 
водонапорном режиме. 

Рассмотрим прокси-модель зонального 
дренирования газовой залежи. Принцип по-
строения такой модели основывается на раз-
делении газоносного пласта на фиксируе-
мое количество разно аккумулируемых/дре-
нируемых зон с определенной схемой возмож-
ных межзональных перетоков газа. Разделение 
на зоны проводится по некоторым виртуаль-
ным границам, которые для крайних зон ап-
проксимируют контур залежи. В такой моде-
ли не требуется знания детального распреде-
ления фильтрационно-емкостных свойств пла-
ста, а рассматриваются лишь зоны с относи-
тельно однородными, но разными свойствами. 
Таким способом учитываются основные чер-
ты геологического строения пласта, например, 
наличие разно проницаемых участков, про-
пластков, блоков. При делении пласта на зоны 
учитываются также особенности дренирова-
ния залежи при реализованных размещении 

э ксплуатационных скважин и промысловой 
технологической схеме закачки и отбора газа. 
Масштабирование пласта возможно от удель-
ных дренируемых поровых объемов в окрест-
ности отдельных скважин до укрупненных зон, 
охватывающих группы рядом расположенных 
скважин. Такая модель позволяет учесть для 
каждой зоны разную приемистость/продуктив-
ность окружающих зон и водоносной области, 
а также разнодебитность скважин.

В основу рассматриваемой модели положе-
ны уравнения материального баланса для каж-
дой выделенной зоны с учетом межзональных 
перетоков газа:

.
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1 ,
( )

m
i i

i i ij
ji

dV T Pd q q
dt P T dt z P

 (1)

где Vi – объем газа в i-й зоне в стандартных 
условиях; t – время; Ωi – газонасыщенный по-
ровый объем i-й зоны (i = 1, 2, 3, …, n; n – ко-
личество выделенных зон в газовой залежи); 

iP – среднее пластовое давление в i-й зоне; Tст, 
Tпл – температура стандартная и пластовая со-
ответственно; ( )iz P  – коэффициент сжимаемо-
сти газа при пластовой температуре; ± qi – рас-
ход закачиваемого (+) / отбираемого (–) газа 
в i-й зоне; qпер.ij – расход перетока (приток (+) / 
отток (–)) газа между i-й и соседней j-й зонами 
(j = 1, 2, 3, …, m; m – количество зон, соседних 
с i-й зоной).

Под газонасыщенным поровым объемом 
i-й зоны понимается некоторая условная величи-
на, которая при равномерном аккумулировании/
дренировании этой зоны выражает зависимость 
среднего пластового давления от объема газа 
в ней, соответствующую реальному процессу.

В каждой выделяемой зоне газовой залежи 
могут находиться одна или несколько эксплуа-
тационных скважин либо скважины могут от-
сутствовать. Если в i-й зоне находятся несколь-
ко скважин, расход газа в ней определяется 
как суммарный расход по этим скважинам, т.е. 

1

N

i k
k

q q , где k = 1, 2, 3, …, N; N – количество 

скважин в зоне.
В принимаемой схеме межзональных пе-

ретоков газа соседними считаются зоны, име-
ющие общие границы. Переток газа между i-й 
и соседней j-й зонами определяется по следую-
щей формуле:

2 2
. , ( – ),ij i j j iq C P P  (2)
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где Сi,j – коэффициент перетока газа (взаимосвязи) между соседними зонами.
Коэффициент взаимосвязи между зонами выражается следующей формулой:

,
,

,

,
2

i j i j
i j

i j

k k S
C

L
 (3)

где ki, kj – средние проницаемости соседних i-й и j-й зон соответственно; μ – вязкость 
газа в пластовых условиях; Si,j – площадь виртуальной контактной поверхности со-
седних зон; Li,j – расстояние между центрами соседних зон.

Система уравнений (1)–(3) достаточна в условиях проявления газового режима 
для решения прямых задач прогнозирования изменения пластового давления с задан-
ными расходами газа по зонам при известных коэффициентах Сi,j. Эта система урав-
нений также достаточна для решения обратных задач идентификации коэффициентов 
Сi,j по истории пластового давления и расходов газа по зонам.

При водонапорном режиме газонасыщенные поровые объемы зон вследствие 
продвижения краевых вод являются переменными величинами и для них можно на-
писать

. .i
i

d
q

dt
 (4)

Для расхода оттесняемой/вторгающейся в зону краевой воды qв.i можно использо-
вать прокси-модель линейной зависимости расхода от разности между текущим сред-
ним давлением в рассматриваемой зоне и начальным гидростатическим давлением 
в пласте PГС, т.е.

. . ( – ),i i iq C P P  (5)

где Св.i – коэффициент подвижности краевой воды в i-й зоне.
Таким образом, при водонапорном режиме модель зонального дренирования га-

зовой залежи описывается замкнутой системой уравнений (1)–(5). Подставляя урав-
нение (2) в уравнение (1) для пластового давления в i-й зоне на момент времени t, 
можно написать
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где принято 1 .
T

f
P T

При определении пластового давления по формуле (6) может использоваться как 
явная, так и неявная схема расчета. При явной схеме перетоки газа между зонами 
определяются разницей давлений в начале каждого временного шага Δt, а давление 
находится для конечного момента времени на каждом шаге. При неявной схеме пе-
ретоки определяются разницей давлений для конечного момента времени временно-
го интервала, для которого давление неизвестно и его необходимо определить. В этом 
случае проводятся итерационные расчеты. При явной схеме не требуется проведения 
итерационных расчетов, но для их устойчивости необходимы малые пошаговые ин-
тервалы времени, которые могут подбираться опытным путем. 

В результате расчетов на модели зонального дренирования газовой залежи полу-
чаются массив значений Ωi, Ci,j и зависимости изменения во времени величин iP, Vi 
для каждой зоны.

В практике технологических расчетов ПХГ для описания притока/оттока газа 
к/от скважине/-ы широко применяются прокси-модель в виде двучленного уравне-
ния установившейся фильтрации и метод последовательной смены стационарных 
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с остояний (МПССС). Движение газа по ство-
лу скважин и в объектах внутрипромыслово-
го транспорта – от устьев до узла коммерческо-
го учета расхода газа или до точки врезки со-
единительного газопровода в магистральный 
газопровод – может представляться прокси-
моделями гидравлических потерь давления 
с использованием МПССС.

В общем случае система уравнений, опи-
сывающих установившееся движение газа 
в скважинах и объектах внутрипромыслово-
го транспорта ПХГ (рис. 1), имеет следующий 
вид (здесь и далее знак плюс принимается при 
закачке, знак минус – при отборе газа):

2 2 2
.( – ) ;k i k k k kP P A q B q  (7)

2 2 2 2
. .( ( ) – ) ;s
k k k kP e P q  (8)

2 2 2
.. .( – ) ;k k k kBP P q  (9)

2 2 2
. .( – ) ;k k kP P B q  (10)

2 2 2( ) ;P P B q  (11)

2 2 2( ) ;P P B q   (12)

2 2 2( ) ,P P B q  (13)

где Ak и Bk – коэффициенты фильтрационно-
го сопротивления для k-й скважины; θk, Вшл.k, 
ВГРП.k – коэффициенты гидравлического со-
противления в стволе, шлейфе, регулирующе-
го устройства на газораспределительном пун-
кте (ГРП) для k-й скважины соответственно; 
es – поправка на вес столба газа в скважине; 
BКЛ, ВУПГ, ВСГ – коэффициенты гидравлическо-
го сопротивления в коллекторе (КЛ), установке 
подготовки газа (УПГ), соединительном газо-

проводе (СГ) соответственно; 
1

n

i
i

q q  – рас-

ход газа на ПХГ; qКЛ – расход газа по коллек-
тору (может включать расход по нескольким 
зонам пласта); Рc.k, Рy.k, Ршл.k – давления на за-
бое, устье, ГРП со стороны шлейфа k-й сква-
жины соответственно; РГРП – давление на ГРП 
со стороны коллектора; РКЛ – давление на УПГ 
со стороны коллектора; РУПГ – давление на УПГ 
со стороны компрессорной станции (КС); РСГ – 
давление на КС со стороны соединительного 
газопровода (СГ); РМГ – давление в магистраль-
ном газопроводе (МГ) в точке подключения СГ.

Прокси-модель КС для закачки и отбора 
газа может быть представлена следующей фор-
мулой расчета мощности (WКС) при адиабати-
ческом сжатии газа:
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где k – показатель адиабаты сжатия; ξ – коэф-
фициент, зависящий от состава газа и коэф-
фициентов полезного действия компрессора 
и привода.

В прогнозных расчетах проектного коли-
чества скважин можно использовать прокси-
модель «средней» скважины. Осреднение 
неод нородных газогидродинамических харак-
теристик существующих скважин в какой-либо 
зоне залежи для прогнозируемых режимов 
их работы можно проводить известными мето-
дами, например взвешиванием по дебитам, со-
ответствующим этим режимам, по следующим 
формулам:
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Для проведения оперативных технологи-
ческих расчетов ПХГ разработана програм-
ма «Компас». Она позволяет также проводить 
оперативные технологические расчеты для га-
зового промысла. В программе используют-
ся прокси-модели зонального дренирования 
газовой залежи и движения газа в скважинах 
и объектах внутрипромыслового транспорта 
(1)–(15).

Программа позволяет проводить следую-
щие расчеты процесса отбора и закачки газа:

• при заданных темпах отбора или закачки 
газа определять изменение давления в пласте, 
а также значений забойного и устьевого давле-
ний в каждой работающей и простаивающей 
скважине, на ГРП, УПГ, КС;

• определять технологический режим экс-
плуатации скважин и газового промысла или 
ПХГ в целом при различных технологических 
ограничениях (режимах работы).
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В программе рассматриваются три условия 
эксплуатации газового промысла или ПХГ:

1) задана суммарная производительность 
отбора или закачки газа в целом по газовому 
промыслу или ПХГ;

2) задано распределение дебитов при отбо-
ре и закачке газа по эксплуатационным скважи-
нам или зонам залежи;

3) заданы изменения давления во времени 
на устьях каждой скважины, ГРП, КС.

При этом в течение сезонов отбора и закач-
ки газа одно условие эксплуатации промысла 
или ПХГ может меняться на другое.

В программе на каждую скважину могут 
устанавливаться следующие технологические 
ограничения: максимально допустимый дебит 
при отборе или закачке, максимально допусти-
мая депрессия при отборе и репрессия при за-
качке. Кроме того, задаются максимально и ми-
нимально допустимые значения давления соот-
ветственно при закачке и отборе на устье сква-
жин, ГРП, КС. В расчетах по программе имеет-
ся возможность учесть изменение коэффициен-
тов фильтрационного и гидравлических сопро-
тивлений в течение сезонов.

Путем расчетов с использованием про-
граммы «Компас» можно определять «узкие» 
с точки зрения пропускной способности ме-
ста технологической схемы движения газа 
в с кважинах и объектах внутрипромыслово-
го транспорта. Также с ее помощью удобно 

п роводить прогнозные расчеты следующих по-
казателей технологического режима эксплуата-
ции ПХГ и скважин в сезонах:

• изменения максимально возможной (ин-
дикаторная кривая) и рабочей (режимная кри-
вая) производительности ПХГ;

• максимального суммарного объема за-
качки или отбора газа за сезон;

• изменения пластового давления в тече-
ние сезона;

• изменения количества работающих 
скважин;

• изменения режима работы газовых 
скважин.

В качестве примера применения програм-
мы «Компас» рассмотрим расчет показате-
лей создания ПХГ и технологического режима 
эксплуатации в сезоне отбора. ПХГ создается 
в истощенном газовом месторождении в усло-
виях проявления газового режима. Газовая за-
лежь разбивается на 15 зон (рис. 2). 

Предварительно решалась обратная зада-
ча идентификации параметров используемой 
модели зонального дренирования газовой за-
лежи по данным разработки месторождения. 
Для каждой зоны на расчетные моменты вре-
мени определялись расходы газа по известным 
д ебитам эксплуатационных скважин, располо-
женных в соответствующих зонах. По картам 
изобар (рис. 3) находились средние пластовые 
давления в зонах.

Рис. 1. Принципиальная схема движения газа в пласте, скважинах и объектах 
внутрипромыслового транспорта ПХГ

A, B  P
Pi
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В результате адаптации модели по мини-
муму квадратичных отклонений р асчетных 
п ластовых давлений от средних давлений по зо-
нам получены значения дренируемых газонасы-
щенных поровых объемов Ωi (табл. 1) и коэффи-
циентов взаимосвязи зон Сi,j (табл. 2), к оторые 

использовались для прогнозных расчетов соз-
дания и циклической эксплуатации ПХГ.

Изменение расчетных пластовых давле-
ний по зонам на начало сезонов закачки и от-
бора газа по годам создания ПХГ представле-
но в табл. 3. Расчет изменения потенциально 

Рис. 2. Зональная схема газовой залежи

2
1360

Рис. 3. Карта изобар на конец разработки месторождения

2
5,8

5,18

W-23

1360
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Таблица 1
Дренируемые газонасыщенные

поровые объемы
Номер зоны i Ωi, тыс. м3

1 631,9
2 3333,0
3 3351,5
4 3229,1
5 227,8
6 2359,8
7 6244,9
8 6079,6
9 1461,9
10 1019,3
11 2884,6
12 3139,2
13 2182,5
14 1783,7
15 160,4

Таблица 2
Коэффициенты Сi,j взаимосвязи зон,

10–12 м3/(Па·с)
C1,2 51,9
C2,3 34,06
C3,4 206,63
C4,5 57,16
C6,7 301,73
C7,8 375,17
C8,9 744,55
C9,10 1462,22
C11,12 910,26
C12,13 26,33
C13,14 316,63
C14,15 562,52
C1,6 26,33
C2,7 274,95
C3,8 2347,24
C4,9 1300,89
C5,10 31,24
C6,11 579,56
C7,12 1616,96
C8,13 6984,39
C9,14 2310,49
C10,15 105,29
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возможной (индикаторная кривая) и рабочей 
(режимная кривая) суточной производитель-
ности отбора газа (табл. 4) в начале и середи-
не сезона (до нарастающего отбора газа при-
мерно 80 % от объема активного газа) выпол-
нен при первом условии эксплуатации ПХГ, 
когда задана суммарная производительность. 
Заключительный период отбора рассчитан ис-
ходя из третьего условия – при заданном мини-
мально допустимом давлении на ГРП.

Режим эксплуатации скважин (см. табл. 4) 
в начале и середине сезона определяется мак-
симально допустимым дебитом. В заключи-
тельном периоде сезона режим эксплуатации 
скважин устанавливается по максимально до-
пустимой депрессии. При этом минимальное 
расчетное давление на устье в конце сезона 
не выходит за технологические ограничения.

Таким образом, упрощенные газогидроди-
намические прокси-модели являются эффектив-
ным инструментом оперативных технологиче-
ских расчетов газовых промыслов и ПХГ для ре-
шения задач проектирования, анализа, контро-
ля и регулирования разработки месторождений 
и хранения газа в пластах-коллекторах, а также 
оценки геолого-технических мероприятий.
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Application of simplified gas-hydrodynamic proxy models for real-time technological 
calculations aimed at gas fields and underground gas storages

A.A. Mikhaylovskiy

Gazprom VNIIGAZ LLC, Bld. 1, Estate 15, Proyektiruemyy proezd no. 5537, Razvilka village, Leninsky district, 
Moscow Region, 142717, Russian Federation
E-mail: A_Mikhailovsky@vniigaz.gazprom.ru

Abstract. Areas of application of simplifi ed gas-hydrodynamic proxy models of gas fi elds and underground 
gas storages (UGS) as unifi ed technological complexes, as well as models of their separate components such 
as formations, wells, objects of intrafi eld transport and compression facilities are considered. It is shown that such 
models provide accurate and labor-intensive real-time calculations of the most signifi cant features of technological 
processes in the fi elds and UGSs. These calculations are adequate for the level and complexity of tasks and volume 
of reliable initial geological and commercial data. Proxy models of the zone drainage of the gas reservoir, the 
movement of gas in wells and facilities within the fi eld transport at UGS are presented. An example of the developed 
“Compass” program application, which is intended for operative technological calculations of gas fi elds and UGS, 
is given. It is concluded that gas-hydrodynamic proxy models are effective in routine calculating of parameters for 
gas fi elds and UGS facilities in context of design, analysis, control and regulation of fi eld development and reservoir 
gas storing. They also will be useful for quality rating of arranged geological and technical measures.

Keywords: gas-hydrodynamic proxy model, reservoir, well, objects within commercial gas transport, operational 
technological calculations, gas fi eld, underground gas storage.
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Тезисы. В работе рассмотрены вопросы адаптации цифровой гидродинамической модели подзем-

ного хранилища газа (ПХГ), созданного на базе выработанного газоконденсатного месторождения 

(ГКМ). Проанализирована зависимость средневзвешенного пластового давления от накопленной до-

бычи газа, для чего рассчитан коэффициент сверхсжимаемости газоконденсатной смеси по уравне-

нию состояния Пенга – Робинсона. С использованием уравнения материального баланса рассчитан 

объем внедрившейся в залежь воды, на основе чего оценены размеры водоносной области по методу 

Фетковича. Показано, что предварительный анализ данных геолого-промыслового контроля эксплу-

атации ПХГ (динамики пластового давления, уровней воды в пьезометрических скважинах) аналити-

ческими методами позволяет создать физически обоснованную цифровую гидродинамическую мо-

дель ПХГ в истощенном ГКМ, а также существенно сократить длительность процедуры ее адаптации.

В Российской Федерации функционируют 26 объектов подземного хранения газа, 
из которых 17 созданы в истощенных газовых и газоконденсатных месторождениях 
(ГКМ). Активный объем подземного хранилища газа (ПХГ), создаваемого в истощен-
ном ГКМ, во многом зависит не только от конечного газонасыщенного объема залежи 
к концу ее эксплуатации, но и от размера, строения водонапорного бассейна и степе-
ни гидродинамической связи с ним.

В настоящей работе рассматривается ПХГ, созданное на базе выработанного 
ГКМ и предназначенное для регулирования сезонной и суточной неравномерности 
потребления газа в регионе. Перевод ГКМ в ПХГ осуществлялся путем дообустрой-
ства со значительным увеличением фонда эксплуатационных скважин. По ряду при-
чин проектно-технологическая документация эксплуатации ПХГ до недавнего време-
ни основывалась только на упрощенных аналитических схемах без детальной оценки 
влияния водонапорного комплекса (аквифера) на показатели эксплуатации скважин 
и ПХГ в целом. Поэтому при создании цифровых геологической и гидродинамиче-
ской моделей ПХГ возникла задача определения размера аквифера и степени его свя-
зи с газонасыщенной частью пласта.

Рассматриваемая газоконденсатная залежь массивно-пластового типа приурочена 
к отложениям, представленным в основном карбонатными коллекторами трещинно-
порового типа, содержание карбонатов в продуктивной толще которых достигает 
95 %. Проницаемость пород обусловлена трещиноватостью коллектора и колеблется 
в диапазоне от 10–3 до 1,4 мкм2.

Водоносные горизонты продуктивных отложений образуют единый водоносный 
комплекс. Водоупорной кровлей служит глинистая толща вышележащих отложений. 
Мощность водоносного комплекса изменяется от 60 до 100 м. Во́ды продуктивной ча-
сти пласта напорные и вскрываются на глубинах 1050…1200 м. 

Из-за отсутствия каких-либо данных о добыче воды по скважинам адаптация де-
битов скважин по воде в условиях рассматриваемого ГКМ не представляется возмож-
ной. Работу законтурной водонасыщенной области можно оценить только по п одъему 
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уровня газоводяного контакта (ГВК), заме-
ренному в трех пьезометрических скважинах, 
и динамике пластового давления. 

Фактические данные по месторожде-
нию свидетельствуют о том, что за весь пери-
од разработки ГКМ ГВК в среднем поднялся 
на 25,3 м, а объем газонасыщенного коллекто-
ра сократился на 35 %. В соответствии с фак-
тическими замерами пластового давления (Pпл) 
ГКМ, а также с учетом коэффициента сверх-
сжимаемости (z(Pпл)) пластового газа при пла-
стовых температуре (Tпл) и давлении, рас-
считанного по уравнению состояния Пенга – 
Робинсона [1] для газовой фазы текущего со-
става, полученной при расчете дифференци-
альной конденсации, построен график зависи-
мости средневзвешенного пластового давления 
от накопленного отбора газа рассматриваемого 

ГКМ: ( ( ))
( )
P

f Q t
z P

, где P  – средневзве-

шенное пластовое давление; Qдоб(t) – накоплен-
ная объемная добыча газа на момент времени t 
(рис. 1). Из графика следует, что разработка ме-
сторождения осуществлялась в условиях упру-
говодонапорного режима. Отклонение факти-

ческой зависимости ( ( ))
( )
P

f Q t
z P

 от ана-

логичной зависимости для газового режима 
свидетельствует об удовлетворительной связи 
между залежью и водонапорным горизонтом. 

Для оценки объема воды, внедрившейся 
в залежь к концу периода разработки, восполь-
зуемся уравнением материального баланса [2, 3]:

Mн = Mт(t) + Mдоб(t) + Mост(t), (1)

где Mн – начальная масса газа в залежи; Mт(t) – 
масса газа в залежи на момент времени t; 
Mдоб(t) – накопленная массовая добыча газа 
на момент времени t; Mост(t) – масса остаточно-
го газа в обводненной зоне порового простран-
ства залежи на момент времени t.

В оценочных расчетах примем, что пла-
стовое давление в обводненной зоне порово-
го пространства залежи к концу периода раз-
работки равно средневзвешенному пластовому 
давлению в газоносной области на тот же мо-
мент времени. Тогда можно записать:

.( ) ( )
,

P TP P Q
z P z P T

 (2)

где ,  – газонасыщенные поровые объ-
емы всей залежи в начале и в конце периода 
разработки соответственно, млн м3; Pн, МПа; 
Pк – давление в залежи к концу периода разра-
ботки, МПа; Pат – атмосферное давление, МПа; 
Tст – стандартная температура, К; Qдоб.к – объем-
ная добыча газа, накопленная к концу периода 
разработки залежи, млн м3.

Количество внедрившейся в залежь воды 
Qв, млн м3, можно рассчитать как

.Q  (3)

Начальный газонасыщенный поровый объ-
ем залежи и начальные запасы газа Qн.зап связа-
ны следующей зависимостью:

.( )
.

P TP Q
z P T

 (4)

Решая совместно уравнения (2), (3) и (4), 
получим:

.( ).

( )

P T
Q Q Q

PT
z P

 (5)

Тогда Qв в соответствии с утвержденным 
 = 44,629 млн м3 составит 6,94 млн м3.
С целью обеспечения объема внедрив-

шейся воды к концу разработки ГКМ на уров-
не 6,94 млн м3 произведена оценка размера во-
доносной области по методу Фетковича [4]. 

Рис. 1. Зависимость средневзвешенного 
приведенного пластового давления от накопленного 

отбора газа: Pн – начальное пластовое давление
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Полученные результаты показали, что для 
с оответствия рассчитанному значению Qв раз-
мер водоносной области пласта в гидродинами-
ческой модели должен в 12 раз превышать раз-
мер его газоносной части. Кроме того, по дан-
ным замеров уровней воды в пьезометрических 
скважинах отмечено неравномерное продвиже-
ние воды по площади при отборе газа из ПХГ. 
Поэтому объем аквифера по периметру модели 
был распределен неравномерно. 

Последующая адаптация цифровой гидро-
динамической модели для периодов разработ-
ки ГКМ и эксплуатации ПХГ на основе полу-
ченных параметров аквифера позволила до-
биться удовлетворительного согласования всех 
расчетных технологических показателей с фак-
тическими. В качестве примера на рис. 2 при-
ведено сравнение расчетной и фактической ди-
намики пластового давления.

Таким образом, предварительный анализ 
данных геолого-промыслового контроля экс-
плуатации ПХГ (динамики пластового давле-
ния, уровней воды в пьезометрических сква-
жинах) аналитическими методами позволя-
ет создать физически обоснованную цифро-
вую гидродинамическую модель ПХГ в исто-
щенном ГКМ, а также существенно сократить 

длительность процедуры ее адаптации. По по-
лученным параметрам аквифера далее нетруд-
но определить потери защемленного газа в раз-
ных по объемам циклах с разной продолжи-
тельностью сезонов закачки-отбора газа и в ре-
зультате оптимизировать активный объем ПХГ.
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Рис. 2. Результаты адаптации цифровой модели по пластовому давлению
в периоды разработки ГКМ и эксплуатации ПХГ

0

0,1

0,2

0,3

0,4

0,5

0,6

0,7

0,8

0,9

1,0

0 100 200 300 400 500 600

P
/P



206 Научно-технический сборник · ВЕСТИ ГАЗОВОЙ НАУКИ

№ 1 (33) / 2018

Analytical substantiation of aquifer parameters at adjustment of a digital model simulating 
underground gas storages in depleted gas-condensate fields

A.I. Ponomarev1*, I.V. Vladimirov1, Yu.V. Kalinovskiy1, A.I. Shayakhmetov1, Ye.F. Moiseyeva1, 
V.L. Malyshev1

1 Ufa State Petroleum Technological University, Bld. 1, Kosmonavtov street, Ufa, 450062, Russian Federation
* E-mail: pnmrv@mail.ru

Abstract. There are 26 functioning underground gas storages (UGS) in Russian Federation, and 17 of them are 
located in the depleted gas and gas-condensate fi elds (GCFs). The active amount of a UGS created in a depleted 
GCF is affected not only by the terminal gas-saturated volume of a deposit in the end of its operation, but in many 
respects by the dimensions and structure of an aquifer basin and by the extent of hydrodynamic ties with this basin.
The paper studies adjustment of a digital hydrodynamic model for a depleted-GCF-based UGS. Correlation between 
the average-weighted pore pressure and the cumulative production is analyzed using the supercompressibility 
factor of a gas-condensate mixture calculated by the Peng–Robinson equation of state. The volume of water which 
penetrated into the deposit was calculated through the material balance equation, and it became a foundation for 
estimation of a water-bearing area dimensions by the method of Fetkovich. It is shown that the preliminary analytical 
analysis of data collected in course of the geological fi eld control of UGS operation (namely, dynamics of pore 
pressure, water levels in the piezometric wells) affords to create a physically grounded digital simulator of a UGS 
in a depleted GCF, and to shorten a procedure of its adjustment.

Keywords: UGS, aquifer, hydrodynamic model, seam pressure.
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с повышенным содержанием ртути
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Тезисы. Перегонка нефти и газового конденсата с получением прямогонных фракций – один из са-

мых изученных и отработанных технологических процессов. Однако постоянное ужесточение требо-

ваний к качеству прямогонных фракций подталкивает переработчиков к поиску и развитию новых 

технических решений, позволяющих повышать конкурентные преимущества получаемой продукции. 

При этом особое внимание уделяется ограничению содержания вредных примесей, наличие которых 

может не только негативно отразиться на стоимости товарной продукции, но и ограничить постав-

щику доступ на международный рынок.

В статье рассматриваются новые технологические решения в области переработки газового 

конденсата с повышенным содержанием ртути на установке фракционирования газового конденса-

та в ООО «Новатэк – Усть-Луга».

Газовый конденсат является существенным ресурсом жидкого углеводородного 
сырья. В настоящее время только в России суммарная добыча газового конденсата 
составляет 25…28 млн т в год, что в среднем соответствует примерно 40 г/м3 добы-
ваемого газа [1]. Более половины газовых конденсатов перерабатывается совмест-
но с нефтями на нефтеперерабатывающих заводах. В большинстве случаев из-за ма-
лых ресурсов газового конденсата это оправданно. При этом уникальные физико-
химические свойства газового конденсата никак не используются ни для получения 
специальных нефтепродуктов, ни для повышения технических и экономических по-
казателей производства, которых можно было бы достичь при отдельной переработ-
ке [2, c. 158–172], поскольку, благодаря высокому содержанию бензиновых фракций 
и низкой концентрации вредных примесей, переработка газового конденсата пример-
но в 1,5 раза экономичнее первичной переработки нефти по получаемым продуктам.

В России имеется несколько газоконденсатоперерабатывающих заводов, предна-
значенных только для переработки газовых конденсатов различных месторождений. 
Одним из самых последних в 2013 г. в эксплуатацию запущен комплекс по перевал-
ке и фракционированию газового конденсата ООО «Новатэк – Усть-Луга» в морском 
торговом порту Усть-Луга (рис. 1). Суммарная производительность комплекса, состоя-
щего из двух очередей, составляет 6 млн т в год по стабильному газовому конденсату. 

Товарной продукцией комплекса являются прямогонные фракции1:
• легкая нафта (НК…100 °С);
• тяжелая нафта (70…170 °С);
• авиационный керосин (150…250 °С);
• газойль (200…320 °С);
• судовое топливо (230 °С…КК). 
Согласно проектным решениям (рис. 2) сырье (стабильный газовый конденсат) 

подается в колонну отбензинивания 1, из которой в качестве дистиллята отгоняет-
ся фракция нестабильной легкой нафты. Стабилизация фракции легкой нафты осу-
ществляется в колонне 3. Кубовый продукт колонны 1 подается на фракционирова-
ние в атмосферную колонну 2. С промежуточных тарелок по высоте атмосферной ко-
лонны отводятся газойль и авиационный керосин, качество которых доводится до то-
варных показателей в колоннах-стриппингах 4. Сверху и снизу атмосферной колонны 

1 НК – начало кипения, КК – конец кипения.
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Рис. 1. Установка фракционирования газового конденсата

Рис. 2. Принципиальная схема установки фракционирования стабильного газового 
конденсата: 1 – колонна отбензинивания; 2 – атмосферная колонна; 3 – колонна стабилизации; 

4 – колонны-стриппинги; 5 – огневые подогреватели; I – судовое топливо; II – газойль;
III – авиационный керосин; IV – тяжелая нафта; V – легкая нафта; VI – бутан технический
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соответственно отводятся тяжелая нафта и су-
довое топливо.

Выделяемые при первичной перегонке га-
зового конденсата бензиновые и керосино-
вые прямогонные фракции не являются товар-
ным топливом, так как по показателям качества 
не отвечают требованиям стандартов и техни-
ческих условий. К примеру, фракция газойля 
содержит повышенное количество сернистых 
соединений и парафина. Поэтому для прида-
ния товарных свойств эти фракции подвергают 
дополнительному облагораживанию на специ-
ализированных установках. К таким процессам 
можно отнести изомеризацию, риформинг, де-
парафинизацию и гидроочистку [3]. Как прави-
ло, установки, осуществляющие эти процессы, 
имеются на всех заводах глубокой переработ-
ки углеводородного сырья. Поэтому неполное 
соответствие прямогонных фракций техниче-
ским условиям содержания серы и парафинов 
хоть и отражается на стоимости этих продук-
тов, но не является критичным. 

Совершенно иная ситуация складывается, 
когда речь идет о вредных примесях, таких как 
ртуть. Большинство отечественных стандартов 
и технических условий не предъявляют требова-
ний к содержанию ртути в нафте. Однако приме-
нительно к экспортным поставкам этот вопрос 
возникает вполне определенно. Максимально 
допустимым принято считать содержание рту-
ти не более 10 млрд–1. Это требование постоян-
но ужесточается, и теперь желательными счита-
ются следующие концентрации ртути:

• ≤ 1 млрд–1 для легкой нафты;
• ≤ 3 млрд–1 для тяжелой нафты. 
Такие мизерные предельные концентра-

ции заставляют задуматься, чем же так опасна 
ртуть? 

Ртутная коррозия. На большинстве заво-
дов по переработке нафты имеется теплооб-
менное и прочее оборудование с алюминиевы-
ми элементами. Если на алюминии поврежден 
оксидный слой, то ртуть образует с ним амаль-
гаму (сплав металла со ртутью). Свежий алю-
миний с амальгамой на его поверхности бурно 
реагирует с влагой рабочей среды:

2Al(тв) + 6H2O(ж) → 2Al(OH)3(тв) + 3H2(г). 

Энтальпия этой химической реакции равна 
–418 кДж/моль. В результате реакции гидрок-
сид алюминия образуется до тех пор, пока 
не закончится весь алюминий или вся ртуть.

Отравление катализаторов. Механизм 
отравления заключается в блокировке ак-
тивных участков поверхности катализатора2: 
d-электроны ртути участвуют в образовании ин-
терметаллической связи между ртутью и актив-
ными центрами поверхности катализатора с об-
разованием меркуридов. Вначале происходит 
блокировка активной поверхности катализато-
ра ядами, после чего активность катализатора 
уменьшается пропорционально количеству ад-
сорбированного яда. При больших концентра-
циях ртути ее адсорбция происходит пов торно 
на ранее дезактивированных участках.

Ртуть естественным образом присутству-
ет в газовом конденсате и природном газе боль-
шинства месторождений. Содержание ртути 
в последние годы неизменно растет, главным 
образом из-за того что в разработку газовых ме-
сторождений все больше вовлекаются ачимов-
ские горизонты, конденсаты которых характе-
ризуются повышенным содержанием ртути.

Появление ртути в системе трубопроводов 
и технологического оборудования в значитель-
ной степени определяется ее способностью ад-
сорбироваться на поверхности металлов. В том 
случае, когда длина транспортных трубопро-
водов от объектов добычи до объектов перера-
ботки составляет сотни километров, появление 
ртути в переработке может быть зафиксирова-
но через недели, а то и месяцы. Зато когда осу-
ществляется поршневание магистральных тру-
бопроводов, концентрация ртути резко увели-
чивается в разы. Также способствует десорб-
ции ртути повышенное содержание водомета-
нольного раствора и метана в транспортируе-
мом газовом конденсате. 

Кроме того, ситуация с содержанием рту-
ти осложняется тем, что при фракционирова-
нии газового конденсата распределение рту-
ти по фракциям осуществляется неравномер-
но. Примерно 80 % ртути остается в тяжелой 
нафте. Поэтому если в исходном газовом кон-
денсате содержится 1,5 млрд–1 ртути, то после 
фракционирования концентрация ртути в тяже-
лой нафте составит приблизительно 3 млрд–1.

Ртуть может присутствовать в углеводоро-
дах в различных формах:

• элементарной (Hg0). Встречается наибо-
лее часто. Обладает высокой растворимостью 
в углеводородах;

2 См. Справочник нефтехимика / под ред. 
С.К. Огородникова. – Л.: Химия, 2004. – Т. 2. – С. 164.
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• органической (например, диметилртуть 
(СН3)2Hg). Часто встречается в тяжелых фрак-
циях газового конденсата. Растворима в угле-
водородах;

• ионной (HgCl2). Обладает высокой рас-
творимостью в воде и низкой в углеводородах;

• частиц, т.е. ртути, адсорбировавшейся 
на нерастворимых частицах, например ржавчи-
ны. Нерастворима. Отделяется обычной филь-
трацией. (Далее рассматриваться не будет.)

Определением типа ртути и разработкой 
основных технических решений по ее извле-
чению занимается весьма ограниченное коли-
чество компаний, самыми известными из кото-
рых являются японская фирма JGC и француз-
ская фирма Axens. JGC и Axens, как правило, 
вначале проводят комплексную исследователь-
скую работу, в результате которой выясняется 
не только тип ртути, но и распределение ртути 
по технологическим потокам. Затем на основа-
нии результатов таких исследований разраба-
тываются основные технические решения.

Среди всех типов ртути проще всего из-
влечь элементарную ртуть. Для извлечения 
элементарной ртути используется адсорбция 
на смешанных сульфидах металлов. Следует 
отметить, что в случае органической и ионной 
ртути адсорбция неэффективна. 

При адсорбции удаление ртути происходит 
по следующей реакции:

2MS(тв) + Hg → HgS(тв) + M2S(тв). 

В процессе реакции элементарная ртуть свя-
зывается в виде стабильного сульфида ртути. 
Таким образом, последующее высвобождение 
ртути становится невозможным, что делает вы-
грузку отработанного адсорбента экологически 
безопасным процессом. 

Поскольку адсорбент поставляется и загру-
жается в сульфидированной форме, при контак-
те с кислородом воздуха он саморазогревается, 
поэтому загрузку следует проводить в атмос-
фере инертного газа (азота) рукавным методом. 
Конструкция самого адсорбера является типо-
вой для такого вида оборудования. Рабочие па-
раметры адсорбера:

• 0,2…3,0 – скорость движения жидкого 
потока нафты, м/с;

• 0…80 – температура, °С;
• 0,05…1,00 – давление, МПа. 
В случае применения адсорбции поми-

мо типа извлекаемой ртути имеются и другие 

ограничения, обусловленные наличием в угле-
водородах адсорбционных ядов и нежелатель-
ных примесей:

• кислорода (О2). Присутствие кислоро-
да может привести к сильно экзотермической 
реакции окисления сульфида металла, которая 
в свою очередь приведет к сокращению погло-
тительной способности и срока службы адсор-
бента. Максимально допустимая концентрация 
кислорода составляет 0,1 % об. Это также от-
носится к продувке адсорбента азотом;

• аминов (триазинов). Реагируют с актив-
ным веществом адсорбента, вызывая сокраще-
ние поглотительной способности, снижение 
прочности. Возможно изменение цвета очища-
емой нафты;

• хлоридов. Приводят к снижению меха-
нической прочности и сокращению поглоти-
тельной способности адсорбента;

• мышьяка (As). Сокращает поглотитель-
ную способность и срок службы адсорбента. 

При значительном содержании указанных 
примесей блок адсорбционного извлечения 
ртути следует дополнить десорбером (рис. 3). 
Исходная нафта поступает в верхнюю часть де-
сорбера 1, в качестве которого может быть ис-
пользована насадочная, тарельчатая или барбо-
тажная колонна, заполненная кольцами Рашига 
или Палля, седлами Intafl ox или Берля, насад-
ками Goodloe. В нижнюю часть десорбера по-
дается десорбирующий газ, например азот или 
метан. Газ и жидкость, двигаясь в противотоке 
друг к другу, контактируют на поверхности на-
полнителя десорбера, при этом ртуть перехо-
дит из жидкости в газ и вместе с ним отводится 
вверху десорбера. Очищенная от ртути нафта 
выводится снизу десорбера.

Рабочая температура десорбера состав-
ляет от 80 до 120 °С, а избыточное давление – 
0,01…0,05 МПа. Соотношение потоков газа 
и жидкости составляет от 0,05 до 2,0 килограм-
мов газа на килограмм жидкости. Газ из десор-
бера 1 направляется в сепаратор 4. Жидкость 
из сепаратора очищается в жидкостном адсорбе-
ре 2 (типовой, см. ранее). Очищенная жидкость 
из адсорбера 2 смешивается с основным пото-
ком нафты. 

Часть обогащенного ртутью газа из се-
паратора 4 сбрасывается на факел, другая 
(основная) часть направляется в газовый ад-
сорбер 3, который заполнен сульфидом меди 
(в качестве носителя используются оксид алю-
миния или цеолит). Скорость очищаемого 
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от р тути г азового потока должна находиться 
в пределах 0,2…0,6 м/с, рабочая температура 
в адсорбере – в пределах 0…80 °С, избыточ-
ное давление – в диапазоне 0,01…0,10 МПа. 
Очищенный от ртути газовый поток возвраща-
ется в десорбер.

Для того чтобы из нафты извлечь органи-
ческую или ионную ртуть, сначала их необ-
ходимо перевести в элементарную форму. 
Затем извлечение ртути осуществляется спо-
собом, аналогичным описанному ранее [4]. 
Принципиальная схема соответствующей уста-
новки изображена на рис. 4.

Исходная нафта поступает в реактор преоб-
разования ртути 1. В качестве реактора м ожет 

быть использована каталитическая колонна, за-
полненная катализатором на основе таких ме-
таллов, как железо, никель, кобальт, молибден, 
вольфрам и палладий. Носителями выступают 
оксид алюминия, цеолит или активированный 
уголь. Особо предпочтительны катализаторы 
на основе активированного угля (товарная мар-
ка MR-14). Преимущество MR-14 заключается 
в том, что ртутное соединение может быть пре-
вращено в элементарную ртуть без использова-
ния водорода.

Рабочие параметры реактора:
• 140…250 – температура, °С;
• 0,2…2,0 – давление, МПа;
• ≤ 5 – время пребывания в реакторе, мин.

Рис. 3. Схема блока адсорбционного извлечения элементарной ртути с повышенным 
содержанием адсорбционных ядов: 1 – десорбер; 2 – жидкостной адсорбер; 3 – газовый 

адсорбер; 4 – сепаратор; I – нафта на очистку; II – очищенная нафта; III – десорбирующий газ 
(подпитка); IV – сбросной газ
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Рис. 4. Схема блока извлечения ионной и органической ртути: 1 – реактор; 2 – десорбер;
3 – жидкостной адсорбер; 4 – газовый адсорбер; 5 – сепаратор; I – нафта на очистку;

II – очищенная нафта; III –десорбирующий газ (подпитка); IV – сбросной газ
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В реакторе ионная и органическая ртуть, 
содержащаяся в нафте, превращается в эле-
ментарную. Далее нафта поступает в десор-
бер, где из нее отдувается элементарная ртуть. 
Очищенная нафта выводится на товарный 
склад, а газ десорбции разделяется на жидкую 
и газовую фазы в сепараторе 5. Затем основ-
ная часть газовой фазы очищается от ртути 
в газовом адсорбере 4 и возвращается в десор-
бер 2, а жидкая фаза направляется в жидкост-
ной десорбер 3, откуда, будучи уже очищенной 
от ртути, вливается в основной поток товарной 
нафты.

Еще один вариант технологической схемы 
предполагает наличие в составе нафты смеси 
элементарной, ионной и органической ртутей, 
причем содержание элементарной ртути значи-
тельно. В данном случае перед реактором пре-
образования необходимо установить десорбер 
элементарной ртути, для того чтобы разгрузить 
реактор и предотвратить последовательные ре-
акции элементарной ртути (рис. 5).

В целом все перечисленные выше техниче-
ские решения способны пусть не полностью, 

но значительно снизить концентрации ртути 
независимо от ее типа. В компании «Новатэк» 
с целью выбора оптимальной технологии из-
влечения ртути было принято решение о про-
ведении на первом этапе исследовательской ра-
боты для определения типа ртути в исходном 
стабильном газовом конденсате (СК) и продук-
тах его переработки (легкой и тяжелой н афте). 
Результаты работы представлены в таблице 
и на рис. 6.

Общее содержание ртути в СК составило 
1,6 млрд–1 по массе. Наличия элементарной рту-
ти в СК не обнаружено, присутствовали только 
ионные соединения. В легкой нафте обнаружено 
незначительное содержание ионной ртути. В ку-
бовом продукте колонны отбензинивания со-
держалась элементарная ртуть в концентрации 
2,3 млрд–1. Тяжелая нафта, представляющая со-
бой дистиллят колонны атмосферной перегонки, 
содержала только элементарную ртуть в концен-
трации 3,7 млрд–1. Результаты исследовательской 
работы приводят к выводу, что ионная ртуть, со-
держащаяся в конденсате, превращается в эле-
ментарную ртуть путем термического распада.

Рис. 5. Схема блока извлечения ртути смешанного типа: 1 – реактор; 2, 3 – десорберы;
4 – сепаратор; 5 – жидкостной адсорбер; 6 – газовый адсорбер; I – нафта на очистку;

II – очищенная нафта; III – десорбирующий газ (подпитка); IV – сбросной газ
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В колонне отбензинивания 1 вследствие 
низкой температуры преобразования рту-
ти не происходит. Практически вся ртуть кон-
центрируется в нижнем потоке куба колонны. 
В колонне атмосферной перегонки 2 при тем-
пературе свыше 300 °С практически вся ионная 
ртуть преобразуется в элементарную и в соста-
ве тяжелой нафты направляется на стабилиза-
цию, а затем на товарный склад.

Знание типа присутствующей ртути позво-
ляет сделать однозначный выбор технологии 
ее извлечения. Как отмечено ранее, оптималь-
ный способ извлечения элементарной ртути – 
адсорбция. При этом очистке будет подвергать-
ся только тяжелая нафта.

Для того чтобы окончательно определить-
ся с выбором технического решения, необхо-
димо выяснить, имеются ли в составе тяжелой 
нафты адсорбционные яды, наличие которых 
может привести к значительному сокращению 
службы адсорбента. На рис. 7 приведена прин-
ципиальная схема установки, предназначен-
ной для определения концентрации адсорбци-
онных ядов. Принцип работы установки осно-
ван на циркуляции вначале эталонной, а затем 
рабочей среды через колонну, з аполненную 
а дсорбентом. Общая высота слоев адсорбента 
составляет 400 мм. Постоянная объемная ско-
рость перекачиваемой среды обеспечивается 
специальным дозирующим устройством.

Концентрация адсорбционных ядов опре-
деляется по скорости предельного насыщения 
адсорбента, последняя в свою очередь устанав-
ливается по концентрациям ртути, измеренным 
при послойном отборе проб. Принято, что пре-
дельное насыщение адсорбента наступает, ког-
да концентрация ртути в рабочей среде на вы-
ходе из слоя достигает 1 млрд–1.

Адсорбционные испытания для тяже-
лой нафты проводились в течение 338 ч. 
Предельное насыщение адсорбента за это вре-
мя переместилось на участок адсорбента высо-
той 50…60 мм. Данный результат свидетель-
ствует, что ингибирования адсорбции практи-
чески не наблюдается.

Для сравнения подобные испытания 
проводились и в отношении легкой нафты. 
Предельное насыщение адсорбента было до-
стигнуто на участках адсорбента высотой 
200 мм (на 21-м часу) и 340 мм (на 45-м часу) 
(рис. 8). Это показывает высокую скорость до-
стижения предельных значений насыщения 

Рис. 6. Схема распределения ртути по потокам 
установки фракционирования СК: 1 – колонна 

отбензинивания; 2 – колонна атмосферной перегонки; 
3 – огневые подогреватели; I – СК; II – тяжелая нафта; 

III – легкая нафта
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Рис. 7. Установка определения
адсорбционных ядов
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а дсорбента, что подтверждает наличие ингиби-
рования адсорбции.

Высокую степень ингибирования адсор-
бента в легкой нафте можно объяснить тем, 
что в колонне отбензинивания помимо бута-
на с легкой нафтой извлекается также и водная 
фаза, содержащая различные солевые включе-
ния, которые, собственно, и являются адсорб-
ционными ядами. 

По итогам исследовательской работы полу-
чены следующие результаты:

• в исходном стабильном конденсате со-
держится ионная ртуть;

• в процессе фракционирования стабиль-
ного конденсата практически вся ртуть перехо-
дит в состав тяжелой нафты;

• в процессе фракционирования вся ион-
ная ртуть в составе тяжелой нафты претерпе-
вает термические превращения и переходит 
в элементарную форму;

• тяжелая нафта практически не содержит 
адсорбционных ядов.

На основании представленных данных для 
извлечения ртути в ООО «Новатэк – Усть-Луга» 
был принят процесс адсорбционной очистки 
тяжелой нафты сульфидами металлов (рис. 9). 
Согласно данной схеме адсорберы А и В яв-
ляются основными. Адсорбер С используется 
в случае замены адсорбента и/или при отказе 
основных адсорберов. Средний срок службы 
адсорбера между перегрузками адсорбента со-
ставляет около двух лет.

Реализация данной схемы извлечения рту-
ти позволит компании при относительно малых 
капитальных затратах гарантированно извлечь 
ртуть и тем самым улучшить или сохранить ка-
чество товарной продукции за счет низких кон-
центраций вредных примесей. 
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адсорбента легкой и тяжелой нафты
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Abstract. Refi ning of petroleum and gas condensate with output of once-run fractions is one of the well-studied and 
proven technologies. Nevertheless, permanent clamping down of quality standards for once-run fractions make toll 
manufacturers look for fresh engineering solutions, which will rise competitive advantages of fi nal products. At that, 
special attention is paid to elimination of injurious additives amount. High concentrations of theses additives could 
both negatively affect the price of products, and limit the access of a vendor to the global market.
The paper reveals few state-of-art technologies aimed at refi ning of gas condensate with hyperconcentrations 
of mercury using a fractioning plant in the Novatek – Ust-Luga LLC. 
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Планирование интенсификаций притока газа 
к скважинам в карбонатных коллекторах
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Тезисы. Интенсификация притока газа к скважинам в карбонатных коллекторах может быть достиг-

нута обработкой призабойной зоны скважины кислотным раствором или механическими способа-

ми. В первом случае проницаемость обработанных коллекторов возрастает в результате растворе-

ния части породы и удаления ее из пласта, во втором – за счет увеличения проводящих каналов (до-

полнительная перфорация), удаления части породы (бурение боковых стволов, кислотоструйное бу-

рение), наведения искусственной трещиноватости (направленная разгрузка пласта – георыхление, 

в том числе в сочетании с применением вибрационных технологий). При этом требуется оптимиза-

ция параметров указанных мероприятий: при солянокислотных обработках (СКО) – объемов закач-

ки кислотного раствора, повторяемости обработок, удаленности проникновения раствора, скорости 

и давления закачки; при механических способах – плотности дополнительной перфорации, числа 

и длины боковых отводов и др.

Следует признать, что в настоящее время теоретические основы планирования СКО или дру-

гих мероприятий по повышению продуктивности скважин в карбонатных низкопроницаемых рез-

ко н еоднородных коллекторах отсутствуют. Порядок проведения указанных мероприятий основыва-

ется на ранее принятых критериях, не соответствующих условиям конкретного месторождения или 

н екорректных, либо на современных необоснованных допущениях.

В данной работе предлагается рассмотреть ряд критериев планирования СКО, вытекающих 

из расчета эффективности СКО по разработанной упрощенной формуле.

Солянокислотные обработки (СКО) призабойных зон скважин в карбонатных 
коллекторах проводятся с целью растворения породы, в результате чего возрастает 
проницаемость пород призабойных зон и увеличивается продуктивность скважин. 
При работе скважины основные потери давления в пласте от контура дренирования 
до входа газа в ствол скважины происходят вблизи этого ствола. С удалением от ство-
ла градиенты давления резко снижаются. В связи с этим наиболее эффективно в пер-
вую очередь растворять породу вблизи стенок скважины. Однако нужно иметь в виду, 
что, во-первых, эффективность таких интенсификаций будет снижаться с проведени-
ем каждой следующей интенсификации и, во вторых, с какого-то момента их поло-
жительное воздействие может блокироваться следующим участком пласта, который 
не подвергался обработке. Следовательно, на втором этапе проведения интенсифика-
ций в таких случаях следует предусмотреть несколько более глубокое проникновение 
кислоты по пласту и т.д.

Снижение потерь давления в призабойной зоне может быть достигнуто механиче-
скими способами: дополнительной перфорацией ствола скважины в интервале газона-
сыщенных коллекторов, в том числе не обсаженного эксплуатационной колонной, бу-
рением боковых стволов, применением вибрационных технологий и др. При этом тре-
буется оптимизировать максимальную плотность перфорации и длину ствола.

Перспективным способом увеличения продуктивности скважины является про-
воцирование растрескивания карбонатной породы вблизи ствола скважины. С этой 
целью удаляется часть породы вблизи стенки ствола скважины (с применением фре-
зерного и расширяющего инструмента и т.п.) с последующей максимальной разгруз-
кой пласта в призабойной зоне.

Проведение СКО и бурение боковых стволов (туннелирование) также могут рас-
сматриваться как нарушение целостности пород вблизи ствола скважины. Применение 
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в этих случаях технологии «георыхления» (на-
правленной разгрузки пласта) способно суще-
ственно увеличить эффективность СКО и тун-
нелирования призабойной зоны, особенно в со-
четании с вибрационными технологиями.

Для инициирования процесса растрески-
вания пород объем выемки породы должен со-
ответствовать максимальной разгрузке пласта, 
которую можно создать на данной скважине. 
Необходимый объем выемки породы резко уве-
личивается с удалением от стенки ствола сква-
жины, во-первых, в связи с ростом общего объ-
ема породы (пропорционально квадрату рас-
стояния от стенки ствола), во-вторых, в связи 
с резким снижением возможной степени раз-
грузки пласта в этой области. Исходя из это-
го вряд ли целесообразно загонять кислоту по-
дальше в пласт или бурить более длинные ство-
лы. Вероятнее всего, более эффективный спо-
соб – сделать на скважине, например, несколь-
ко коротких боковых отводов вместо одного, 
равного по протяженности суммарной длине 
коротких отводов.

Следует признать, что в настоящее время 
теоретические основы планирования СКО или 
других мероприятий повышения продуктивно-
сти скважин в карбонатных низкопроницаемых 
резко неоднородных коллекторах отсутству-
ют. Планирование проведения таких геолого-
технических мероприятий (ГТМ) основывает-
ся либо на ранее принятых критериях, не соот-
ветствующих условиям конкретного месторож-
дения или некорректных, либо на современных 
необоснованных допущениях.

Далее для рассмотрения предлагается ряд 
критериев планирования СКО, вытекающих 
из расчетов с использованием предлагаемой 
базовой (упрощенной) формулы, позволяющей 
качественно сравнивать эффективности СКО:

1
1

1

,
n

i
n n

i

A
A

 (1)

где n – количество СКО, проведенных на сква-
жине; αn – эффективность n-й СКО (отно-
шение дебитов скважины после и до СКО); 
УРК = Qк.р/hэф – удельный расход кислотно-
го раствора (Qк.р – объем кислотного раство-
ра, hэф – эффективная толщина газонасыщен-
ного разреза в пределах интервала перфорации 
или открытого ствола); A – коэффициент, про-
порциональный удельному объему п орового 

п ространства пород, подвергшихся воздей-
ствию кислотного раствора, и приведенный 
в соответствие с объемом кислоты. 

Соответствующие работы выполнены 
по данным проведения СКО на Астраханском 
газоконденсатном месторождении. По резуль-
татам расчета (см. формулу (1)) проанализи-
рована закономерность изменения среднеста-
тистических эффективностей СКО в зависи-
мости от их порядковых номеров и значений 
УРК. Эффективности рассчитаны для пяти 
СКО по шести вариантам задания значений 
УРК при суммарном УРК = 10 м3/м (табл. 1–3). 
Проведено сравнение среднестатистических 
эффективностей СКО, определенных по фак-
тическим данным (табл. 4), с рассчитанны-
ми по формуле (1). Для наглядности сравни-
ваются приросты дебита Δαn = (αn – 1)·100 % 
(см. табл. 1–3).

Коэффициент А определяется по зависи-
мости от УРК, полученной исходя из факти-
ческой средней эффективности первичной ин-
тенсификации по формуле (1) в диапазоне 
УРК = 0,294…1,391 м3/м по шести значениям. 
Значения фактических эффективностей пер-
вичных интенсификаций рассчитаны по реко-
мендованной ранее методике [1]. Зависимости 
фактической эффективности первичной интен-
сификации и коэффициента А от УРК показа-
ны в табл. 5 и на рисунке. Как видно, зависи-
мость А от УРК практически линейна. Она хо-
рошо аппроксимируется уравнением

А = 0,31407 + 0,32748·УРК. (2)

Различия фактических и расчетных значе-
ний А колеблются в диапазоне +1,46…–1,09 % 
при УРК = 0,29…0,43 м3/м (см. табл. 5). При 
более высоких УРК эта разница составляет 
от +0,5 до –0,65 %.

С использованием уравнения (2) для расче-
та А по формуле (1) определены эффективности 
первичных СКО в диапазоне УРК = 0…3,6 м3/м 
(табл. 6, см. рисунок). Отклонения от фактиче-
ской эффективности в рассматриваемых шести 
случаях колеблются от +0,53 до –0,60 %.

В ходе определения эффективности по-
вторных СКО по ранее показанным шести ва-
риантам распределения УРК коэффициент А 
рассчитывался по уравнению (2). Для подста-
новки в формулу (1) значение A определялось 
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Таблица 1
Зависимость эффективности СКО от их порядковых номеров и значений УРК,

если А принимается по УРК1

Вариант
задания 
УРК

А n УРКn, 
м3/м

Δαn, % Погрешность
расчета αn, %расчет

по формуле (1)
среднее

фактическое значение

1 0,5105

1 0,60 117,53 117,53 0
2

2,35

211,62 49,0* +109,14*

3 67,91 36,53 +22,98
4 40,44 25,33 +12,06
5 28,80 15,46 +11,55
Ʃ 10,00 466,30 243,85** +64,69**

2 0,6415

1 1,00 155,87 155,87 0
2

2,25

137,06 47,0 +61,26
3 57,82 35,35 +16,60
4 36,63 24,58 +9,67
5 26,81 14,93 +10,34
Ʃ 10,00 414,19 277,73 +36,13

3 0,7725

1 1,40 181,23 181,23 0
2

1,60
73,65 34,00 +29,58

3 42,41 26,00 +13,02
4 29,78 16,10 +11,78
5 3,80 54,50 20,98 +27,71
Ʃ 10,00 381,57 278,31 +27,30

4 0,9690

1

2,00

206,40 206,40 0
2 67,36 42,00 +17,86
3 40,25 32,40 +5,93
4 28,70 22,70 +4,89
5 22,30 13,60 +7,66
Ʃ 10,00 365,01 317,10 +11,49

5 1,2965

1 3,00 231,39 231,39 0
2

2,00
46,55 42,00 +3,20

3 31,76 32,40 –0,48
4 24,11 22,70 +1,15
5 1,00 9,71 5,20 +4,29
Ʃ 10,00 343,52 333,69 +2,27

6 1,6240

1 4,00 246,31 246,31 0
2

1,50

26,67 31,40 –3,60
3 21,06 24,00 –2,37
4 17,39 14,30 +2,70
5 14,82 9,15 +5,19
Ʃ 10,00 326,25 325,16 +0,26

Примечание. Если вторую СКО считать «первой СКО после солянокислотной ванны (СКВ)», то фактическая эффек-
тивность Δα примет значение * 135,13 (** 329,98) %, относительное различие расчетного и фактического значений αn 
составит * +32,53 (** +31,70) %. Здесь и далее в табл. 2, 3 погрешность расчетных значений αn (см. 7-й столбец) опре-

деляется по формуле . .

. .

–1 100%.n

n

 Например: αn.расч. = 3,1162, αn.факт. = 1,49, δ = [(3,1162/1,49) – 1]·100 % = 

= [2,0914 – 1]·100 % = 109,14 %.

тремя возможными способами (с целью выяв-
ления наилучшего из них):

1) для всех интенсификаций по УРК пер-
вой интенсификации (см. табл. 1);

2) последовательно для каждой сле-
дующей интенсификации при росте УРК, 

но по м аксимальному предыдущему значению 
в случае снижения УРК (см. табл. 2);

3) по сумме УРК с учетом предыдущих ин-
тенсификаций (см. табл. 3).

Варианты 1–6 отличаются друг от друга 
в первую очередь увеличением УРК1: 0,6; 1,0; 
1,4; 2,0; 3,0 и 4,0 м3/м соответственно.
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Таблица 2
Зависимость эффективности СКО от их порядковых номеров и значений УРК,

если А принимается по максимальному УРК
Вариант
задания 
УРК

A n УРКn, 
м3/м

∆αn, % Погрешность
расчета αn, %расчет

по формуле (1)
среднее фактическое 

значение

1

0,5105 1 0,60 117,53 117,53 0

1,0836

2

2,35

139,58 49,0* +60,79*

3 58,26 36,33 +15,92
4 36,81 25,33 +9,16
5 26,91 15,46 +9,92

Ʃ 10,00 379,09 243,85** +39,33**

2

0,6415 1 1,00 155,87 155,87 0

1,0509

2

2,25

109,71 47,0 +42,66
3 52,31 35,35 +12,53
4 34,35 24,58 +7,84
5 25,56 14,93 +9,25

Ʃ 10,00 377,8 277,73 +26,49

3

0,7725 1 1,40 181,23 181,23 0

0,8380
2

1,60
71,49 34,00 +27,98

3 41,69 26,00 +12,45
4 29,42 16,10 +11,47

1,5585 5 3,80 48,98 20,98 +23,14
Ʃ 10,00 372,81 278,31 +24,98

Примечания:
1) если вторую СКО считать «первой СКО после СКВ», то фактическая эффективность Δα примет значение * 135,13 
(** 329,98) %, относительное различие расчетного и фактического значений αn составит * +1,89 (** +11,42) %;
2) данные по вариантам 4–6 совпадают с соответствующими данными табл. 1.

Таблица 3
Зависимость эффективности СКО от их порядковых номеров и значений УРК,

если А принимается по сумме УРК
Вариант
задания 
УРК

А n УРКn (
1

n

i
i

), м3/м
Δαn, % (абс.)

Погрешность
расчета αn, %расчет

по формуле (1)
среднее фактическое 

значение

1

0,5105 1 0,60 (0,60) 117,53 117,53 0
1,2801 2 2,35 (2,95) 124,99 49,0* +51,00*

2,0497 3 2,35 (5,30) 47,00 36,33 +7,67
2,8193 4 2,35 (7,65) 28,94 25,33 +2,88

3,5889 5 2,35 (10,0) 20,91 15,46 +4,72
Ʃ 10,00 339,37 243,85** +27,78**

2

0,6415 1 1,00 (1,00) 155,87 155,87 0
1,3784 2 2,25 (3,25) 94,60 47,0 +32,38
2,1152 3 2,25 (5,50) 41,94 35,35 +4,87
2,8520 4 2,25 (7,75) 26,94 24,58 +1,89

3,5889 5 2,25 (10,00) 19,84 14,93 +4,27
Ʃ 10,00 339,19 277,73 +16,27

3

0,7725 1 1,40 (1,40) 181,23 181,23 0
1,2965 2 1,60 (3,00) 59,34 34,00 +18,91
1,8205 3 1,60 (4,60) 33,19 26,00 +5,71
2,3444 4 1,60 (6,20) 23,04 16,10 +5,98

3,5889 5 3,80 (10,00) 38,82 20,98 +14,75
Ʃ 10,00 335,62 278,31 +15,15
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Вариант
задания 
УРК

А n УРКn (
1

n

i
i

), м3/м
Δαn, % (абс.)

Погрешность
расчета αn, %расчет

по формуле (1)
среднее фактическое 

значение

4

0,9690 1 2,00 (2,00) 206,40 206,40 0
1,6240 2 2,00 (4,00) 55,19 42,00 +9,29
2,2790 3 2,00 (6,00) 31,85 32,40 –0,42
2,9339 4 2,00 (8,00) 18,29 22,70 –3,60

3,5889 5 2,00 (10,00) 14,72 13,60 +0,98
Ʃ 10,00 326,45 317,10 +2,24

5

1,2965 1 3,00 (3,00) 221,39 221,39 0
1,9515 2 2,00 (5,00) 40,39 42,00 –1,13
2,6064 3 2,00 (7,00) 26,29 32,40 –4,61
3,2614 4 2,00 (9,00) 19,49 22,70 –2,62

3,5889 5 1,00 (10,00) 7,94 5,20 +2,60
Ʃ 10,00 315,50 333,69 –4,20

6

1,6240 1 4,00 (4,00) 246,31 246,31 0
2,1152 2 1,50 (5,50) 24,53 31,40 –5,23
2,6064 3 1,50 (7,00) 18,50 24,00 –4,44
3,0976 4 1,50 (8,50) 14,85 14,30 +0,48

3,5889 5 1,50 (10,00) 12,41 9,15 +2,99
Ʃ 10,00 316,6 325,16 –2,01

Примечание. Если вторую СКО считать «первой СКО после СКВ», то фактическая эффективность Δα примет значе-
ние * 135,13 (** 329,98) %, относительное различие расчетного и фактического значений αn составит * –4,31 (** +2,18) %.

Таблица 4
Средние значения αn (отношение дебитов) в зависимости от УРК,

рассчитанные по фактическим данным

УРК, м3/м
n

1 1
(после СКВ) 2 3 4 5

0 1 1 1 1 1 1
0,2 1,527 1,061 1,026 1,019 1,010 1,006
0,4 1,899 1,188 1,060 1,045 1,017 1,013
0,6 2,175 1,341 1,095 1,073 1,033 1,024
0,8 2,389 1,480 1,153 1,112 1,043 1,038
1,0 2,559 1,609 1,193 1,145 1,060 1,052
1,2 2,697 1,744 1,243 1,182 1,083 1,068
1,4 2,812 1,861 1,288 1,220 1,125 1,082
1,6 2,909 1,970 1,340 1,260 1,161 1,101
1,8 2,992 2,084 1,382 1,292 1,192 1,120
2,0 3,064 2,193 1,420 1,324 1,227 1,136
3,0 3,314 2,645 1,619 1,442 1,302 1,189
4,0 3,463 – 1,780 1,520 1,342 1,215

Таблица 5
Средние эффективности первичных интенсификаций и УРК,

рассчитанные по фактическим данным для 20 скважин
УРК, м3/м 0,2941 0,4276 0,5040 0,6274 1,0250 1,3908

α
факт 1,7270 1,9314 2,0499 2,2137 2,5832 2,7958
расчет по формуле (1) 1,7166 1,9416 2,0520 2,2077 2,5777 2,8074
отклонение расчетного значения от фактического, % –0,60 +0,53 +0,10 –0,27 –0,21 +0,41

А
расчет по формуле (1) 0,4045 0,4591 0,4800 0,5169 0,6474 0,7745
расчет по формуле (2) 0,4104 0,4541 0,4791 0,5195 0,6497 0,7695
отклонение расчетного значения от фактического, % +1,46 –1,09 –0,19 +0,50 +0,36 –0,65
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Анализ табл. 1–3 показывает следую-
щее. При УРК, одинаковом для всех пяти 
СКО (УРК = 2 м3/м, см. вариант 4), значе-
ния α, рассчитанные по формуле (1), снижа-
ются для всех трех способов расчета А по мере 

р оста n. Так, α2 < α1 на 45…49 % (в отно-
сительном выражении; например: способ 1 
(1 + Δα2 / 100) / (1 + α1 / 100) = 1,6736/3,064 = 
= 0,546); α3 < α2 на 15…16 %; α4 < α3 на 8…10 %; 
α5 < α4 на 5…3 %. Расчетные значения α 
(см. формулу (1)) выше фактических средне-
статистических (см. табл. 4): на 18…9 % для 
второй СКО; 6…0 % для третьей; 5…(–)4 % для 
четвертой, 8…1 % для пятой; 9,1…1,6 % в сред-
нем. Как видно, большого разброса значений α 
не наблюдается, а главное, закономерности из-
менения α в зависимости от n совпадают.

Если УРК последующей интенсификации 
меньше УРК предыдущей, то разница в зна-
чениях α увеличивается по сравнению с ва-
риантом одинаковых УРК. Так, по варианту 6 
УРК второй СКО (1,5 м3/м) меньше УРК пер-
вой СКО (4,0 м3/м) в 2,67 раза, а эффективность 
ниже в 2,73…2,78 раза; при равных УРК это от-
ношение равно 1,83…1,97 (см. вариант 4).

Если УРК последующей интенсификации 
больше УРК предыдущей, то разница в значе-
ниях α сокращается по сравнению с вариантом 
одинаковых УРК, а в некоторых случаях эффек-
тивность последующей СКО оказывается выше 
эффективности предшествующей ей СКО. Так, 
по варианту 2 УРК второй СКО больше УРК 
первой СКО в 2,25 раза, а эффективность мень-
ше в 1,08…1,31 раза. По варианту 1 УРК вто-
рой СКО больше УРК первой СКО в 3,9 раза 
и эффективность второй СКО тоже больше эф-
фективности первой в 1,43…1,03 раза.

Применительно к 1-му способу опре-
деления A (см. табл. 1) в первом варианте 
α1 = 117,5 % при УРК1 = 0,6 м3/м, α2 = 211,6 % 
при УРК2 = 2,35 м3/м. В этом варианте вторая 
СКО близка к «первой СКО после СКВ» при 
обработке фактических данных (см. табл. 4). 
Согласно примечанию к табл. 1 Δα для «первой 
СКО после СКВ» составляет 135 %, и тогда от-
носительное различие расчетных и фактических 
значений эффективности составит: для 1-го спо-
соба 32,5 % вместо 109,1 %; для 2-го способа 
1,9 % вместо 60,8 %; для 3-го способа (–)4,3 % 
вместо 51 %. Применительно ко 2-му способу 
эффективности практически совпадали.

В варианте 3 УРК5 > УРК4 в 2,37 раза 
и α5 > α4 в 1,19…1,13 раза (для всех спосо-
бов). Согласно табл. 4 при УРК = 1,6 м3/м 
α4 = 16,1 %, а при УРК = 3,8 м3/м α5 = 21 %, что 
больше в 1,04 раза (1,21 / 1,161 = 1,04).

Как можно было заметить из приведенно-
го выше сравнения фактических и расчетных 

Зависимость эффективности первичных 
СКО и СКВ и коэффициента А от удельного 

расхода кислоты

0,3

0,5

0,7

0,9

1,1

1,3

1,0

1,5

2,0

2,5

3,0

3,5

0 1 2 3 4
3

A

Таблица 6
Зависимость эффективности первичных 
интенсификаций от УРК, рассчитанная 

по формуле (1)
УРК, м3/м α

0 1
0,1 1,288
0,2 1,527
0,3 1,728
0,4 1,899
0,5 2,046
0,6 2,175
0,7 2,288
0,8 2,389
0,9 2,478
1 2,559

1,2 2,697
1,4 2,812
1,6 2,909
1,8 2,992
2 3,064

2,2 3,126
2,4 3,182
2,6 3,231
2,8 3,274
3 3,314

3,2 3,349
3,4 3,382
3,6 3,411
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значений αn, разница между ними возраста-
ет с увеличением разности УРК предыдущих 
и последующих интенсификаций. Дело в том, 
что при определении средних фактических эф-
фективностей значения УРК предыдущей и по-
следующей интенсификаций были близки-
ми. Следовательно, корректное сравнение эф-
фективностей может быть проведено только 
по четвертому варианту.

По четвертому варианту в случае определе-
ния коэффициента А по УРК первичной интен-
сификации (см. способ 1, табл. 1) разница эф-
фективностей расчетной и фактической интен-
сификаций составляет от 7,7 % (α5) до 17,8 % 
(α2), в среднем 9,1 %. Применительно к опреде-
лению А по максимальному УРК (см. способ 2, 
табл. 2) разница эффективностей та же. Для 
определения A по сумме УРК (см. способ 3, 
табл. 3) разница эффективностей составляет 
от +9,3 % (α2) до –3,6 % (α4), в среднем +1,6 %. 

Сравнение результатов, полученных 1-м 
и 2-м способами, показывает, что последний 
явно предпочтительнее. Для способа 2 по пер-
вым трем вариантам расхождения значений αn 
значительно меньше, чем для способа 1. Если 
вторую СКО считать «СКО после СКВ», раз-
ница значений α2 в варианте 1 при использова-
нии способа 2 составляет 1,9 % против 32,5 % 
в первом случае. 

Судя по разнице эффективностей СКО, 
способ 3 в среднем немного лучше способа 2. 
В то же время по вариантам 5 и 6 разница эф-
фективностей для способа 3 больше, чем для 
способа 2, а также она больше в первом вари-
анте, если считать вторую СКО «СКО после 
СКВ»: –4,3 % против +1,9 %. В четвертом вари-
анте (более корректный случай для сравнения) 
расчетные эффективности со второй по пятую 
интенсификацию для способа 2 больше факти-
ческих в среднем на 9,1 %, а для способа 3 – 
на 1,6 %, разница составляет всего лишь 7,5 %. 
Кроме того, следует учесть, что приведен-
ные в табл. 4 эффективности несколько не со-
ответствуют указанным порядковым номерам 
интенсификаций. В период работы большин-
ства скважин СКВ проводились не только пе-
ред первичной интенсификацией, но и между 
последующими. Поэтому для всех СКО, кро-
ме первичных, фактические значения αn, при-
веденные в табл. 4, для указанных порядковых 
номеров занижены. 

Учитывая сказанное и то, что определять 
коэффициент А по сумме УРК п редставляется 

некорректным, следует в отношении расчета А 
отдать предпочтение способу 2. Далее анализ 
и расчеты выполнены при определении коэф-
фициента А вторым способом.

Суммарная эффективность пяти интенси-
фикаций при суммарном УРК = 10 м3/м, рас-
считанная по формуле (1), максимальна по ва-
рианту 1 и равна 379,1 %, минимальна по ва-
рианту 6 – 326,25 % (см. табл. 2 и 1 соответ-
ственно). В относительном выражении сум-
марная эффективность по варианту 6 ниже, 
чем по варианту 1, на 11 %. Самое большое 
различие суммарных эффективностей (расчет-
ных и фактических) наблюдается для вариан-
та 1: эффективность, рассчитанная по форму-
ле (1), выше фактической в относительном вы-
ражении на 64,7 %. Если вторую СКО считать 
«первой после СКВ», то разница сокращается 
до 31,7 %. По варианту 6 эффективности прак-
тически совпали – разница составила 0,26 %.

Фактическая суммарная эффективность 
по варианту 6 (325,2 %) выше, чем по вари-
анту 1 (243,9 %), в относительном выраже-
нии на 23,6 %. Если же считать вторую СКО 
«первой после СКВ», то уже суммарная эффек-
тивность Δα по варианту 1 будет больше, чем 
по варианту 6, на 1,1 %, т.е. они практически 
равны, что представляется вполне логичным.

Расчеты по формуле (1) были использова-
ны также для анализа двух дополнительных об-
стоятельств.

1. Рассматривались два случая закачки кис-
лотного раствора. В первом случае весь о бъем 
кислоты сосредотачивается вблизи ствола 
скважины. Во втором случае тот же объем кис-
лоты узконаправленно закачивается на боль-
шее расстояние. Принимается, что во втором 
случае объем порового пространства в ради-
усе проникновения кислотного раствора (R2) 
в два раза больше, чем в первом случае при 
радиусе проникновения кислотного раствора 
R1. Рассмотрим первую СКО с УРК = 2,0 м3/м 
(вариант 4): А = 0,9690 при R1, Δα = 206,4 %. 
Во втором случае по принятому условию 
А = 1,938 Δα = 103,2 %, т.е. она в 2 раза мень-
ше, чем в первом случае; α2 < α1 на 33,7 % (α1 
и α2 рассчитаны по формуле (1)).

Для варианта 1: во втором случае А = 1,021, 
Δα2 = 58,76 %, т.е. меньше, чем в первом случае 
(117,5 %) в 2 раза; α2 < α1 на 27,0 %. 

Для варианта 6: во втором случае 
А = 3,24798, Δα2 = 123,15 %; что также в 2 раза 
меньше, чем в первом случае; α2 < α1 на 35,6 %.
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Фактическая эффективность во втором слу-
чае будет несколько выше, так как кислота в боль-
шей степени прореагирует в первом объеме.

При скоростных закачках с высоким дав-
лением кислота, наоборот, в меньшей степе-
ни прореагирует в первом объеме и в большей 
степени во втором. Поэтому фактическая эф-
фективность во втором случае должна быть 
ниже расчетной. Однако на практике во вто-
ром случае эффективность возрастает пример-
но на 10 %. Происходит это из-за увеличения 
степени трещиноватости пород, обусловлен-
ного ростом давления в пласте. Отсюда сле-
дует, что провоцирование растрескивания по-
роды является эффективной технологией, так 
как снижение эффективности, которое долж-
но было бы произойти при скоростной закач-
ке кислотного раствора, не только компенсиру-
ется, но и перекрывается дополнительным ро-
стом эффективности за счет увеличения тре-
щиноватости пород.

Ту же ситуацию рассмотрим для второй 
СКО при условии, что первая СКО проводи-
лась в радиусе проникновения кислотного рас-
твора R1. Для 4-го варианта (УРК1 = УРК2 = 
= 2 м3/м) ∆α1 = 206,4 %, ∆α2 = 67,36 %. Во вто-
ром случае А = 1,938. Согласно формуле (1) 
α2 = (1,938 + 4,0) / (1,938 + 2,0) = 1,5079, т.е. 
Δα = 50,79 %, что ниже, чем в 1-м случае, в от-
носительном выражении на 9,9 %. Ущерб су-
щественно меньше, чем в случае проведения 
первичной СКО (33,7 %).

Все изложенные выводы полностью отно-
сятся к бурению боковых стволов – нескольких 
коротких либо одного длинного.

2. В ходе расчета средних фактических 
эффективностей при определении порядко-
вого номера учитывалась только первая СКВ 

и т олько для первой СКО. В других случаях 
ни первая, ни последующие СКВ при опреде-
лении порядкового номера не учитывались. 
Такое допущение сделано для упрощения ана-
лиза и в связи с тем, что при проведении СКВ 
значения УРК были значительно меньше, чем 
при проведении СКО, а следовательно, не было 
ясности, куда относить эти СКВ.

Рассмотрим следующие случаи: 1) сначала 
проводится первая СКО, а затем вторая СКО; 
2) проводится первая СКО, затем СКВ с типич-
ным УРК = 0,3 м3/м, далее вторая СКО. В обоих 
случаях при построении фактических с редних 
зависимостей вторая СКО засчитывалась как 
второе ГТМ.

Для расчета эффективностей в этих случа-
ях использованы данные для варианта 3: пер-
вая СКО проводится при УРК = 1,4 м3/м, вто-
рая – при УРК = 1,6 м3/м (наиболее частые 
УРК на практике). В первом случае α2 = 1,715. 
Во втором случае 

2
0,8380 1, 4 0,3 1,6 1,6304.

0,8380 1,4 0,3
 

Таким образом, несоответствие, обуслов-
ленное принятым допущением, составля-
ет в относительном выражении 5,2 %. В слу-
чае проведения двух СКВ между первой и вто-
рой СКО α2 = 1,564, аналогичное расхожде-
ние составит 9,7 %. Показанные «погрешно-
сти» не столько велики, чтобы они могли суще-
ственно повлиять на выводы, сделанные в ре-
зультате анализа фактических результатов ин-
тенсификаций. Строго говоря, это обстоятель-
ство надо было учитывать. 

Рассмотрим еще один гипотетический при-
мер, когда по скважине проведены три СКВ 
и четыре СКО (табл. 7).

Таблица 7
Сопоставление расчетных эффективностей СКО (см. формулу (1)) по порядковым 

номерам СКО без учета и с учетом СКВ

ГТМ в порядке 
очередности n УРКn, 

м3/м

Эффективность, %
∆αn.СКВ – ∆αn, %

Относительная
погрешность, %без учета 

СКВ (∆αn)
с учетом СКВ 

(∆αn.СКВ)
СКО 1 1,4 181,23 181,23 0 0
СКВ – 0,3 – 13,81 – –
СКО 2 1,6 71,49 63,04 –8,45 –4,93*

СКВ – 0,3 – 7,25 –
СКО 3 1,6 41,69 36,05 –5,64 –3,98
СКВ – 0,3 – 4,97 –
СКО 4 1,6 29,42 25,24 –4,18 –3,23

Ʃ 323,83 331,59 +7,76 +1,83
* α2.СКВ /α2 =1,6304 / 1,7149 = 0,9507; (0,9507 – 1)·100 % = –4,93 %.
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Интересно, что три проведенные во втором 
случае СКВ, суммарная эффективность кото-
рых составляет 26,0 %, увеличили суммарную 
эффективность в целом по сравнению с пер-
вым случаем всего лишь на 7,8 % (в абсолют-
ном выражении). Естественно, возникает во-
прос – зачем проводить СКВ?

В заключение отметим, что для строгого 
анализа результатов ГТМ и их планирования 
требуется научно-техническая и методическая 
проработка целого ряда вопросов с элементами 
моделирования, характеризующаяся большой 
сложностью и трудоемкостью. 

***
1. Интенсификация притока газа к забоям 

скважин в карбонатных коллекторах может быть 
достигнута СКО коллекторов призабойной зоны 
или механическими способами (бурением бо-
ковых отводов, дополнительной перфорацией, 
провоцированием растрескивания породы, при-
менением вибрационных технологий).

2. Для получения максимального эффекта 
требуется оптимизация технологии проведения 
интенсификаций, увязанная с параметрами газо-
динамических процессов, происходящих в кол-
лекторе при работе скважины. В связи с этим 
необходимо разработать критерии планирова-
ния интенсификаций притока газа к скважинам.

3. Набор соответствующих критериев обо-
снован с использованием значений эффектив-
ности СКО, рассчитанных по базовой (упро-
щенной) формуле по УРК. Коэффициент А 
в указанной формуле рекомендуется рассчиты-
вать по максимальному УРК (способ 2).

4. Расчетные значения эффективности, по-
лученные с использованием предложенной фор-
мулы для нескольких интенсификаций с одина-
ковыми УРК, хорошо согласуются с фактиче-
скими усредненными данными. Превышение 
расчетных эффективностей над фактически-
ми для интенсификаций со второй по пятую со-
ставляет от 5 до 18 %, в среднем – 9 %. При этом 
следует учесть, что значения средних фактиче-
ских эффективностей соответствуют интенси-
фикациям, начиная со второй, проведенным по-
сле СКВ. Последние при определении порядко-
вого номера интенсификаций учитывались толь-
ко для первой СКО. В связи с этим для указан-
ных номеров СКО фактические значения эффек-
тивности, принимаемые для сравнения с расчет-
ными, я вляются з аниженными, и, следователь-
но, указанная выше разница будет еще меньше.

5. Сравнение фактической и расчетной эф-
фективности (см. табл. 1, 2) свидетельствует, 
что разница между ними тем выше, чем больше 
отличаются УРК предыдущей и последующей 
интенсификаций. Вполне возможно, что эффек-
тивности, рассчитанные по формуле (1), точнее, 
чем принятые фактические, так как последние 
были определены при примерно равных УРК 
предыдущей и последующей интенсификаций.

6. При проведении по одной и той же сква-
жине нескольких интенсификаций с одинако-
выми УРК их эффективность последовательно 
снижается в соответствии с их порядковым но-
мером. Так, эффективность второй СКО мень-
ше, чем первой, на 45 %; третьей СКО меньше, 
чем второй, на 16 %; четвертой СКО меньше, 
чем третьей, на 8,2 %; пятой СКО меньше чем 
четвертой, на 5,0 %.

7. При отличии УРК предыдущей и после-
дующей интенсификаций могут иметь место 
различные варианты изменения их эффектив-
ности. Так, для варианта 1 эффективность пер-
вой СКО (фактически СКВ) при УРК = 0,6 м3/м 
составляет 117,5 %, а второй (фактически «СКО 
после СКВ») – 139,6 %, что больше на 10 %. 
Для варианта 3 эффективность пятой СКО при 
УРК = 3,8 м3/м (49 %) больше эффективности 
четвертой при УРК = 1,6 м3/м (29,4 %) на 15 %. 
Для варианта 5 эффективность пятой СКО 
при УРК = 1,0 м3/м (9,7 %) меньше эффектив-
ности четвертой при УРК = 2,0 м3/м (24,1 %) 
на 11,6 %, а при одинаковых УРК (2,0 м3/м) раз-
ница составила бы 3,8 %.

8. При одинаковых расходах кислотного рас-
твора эффективность интенсификаций снижает-
ся с увеличением удаленности раствора от сква-
жины. Так, для первичной СКО при проникнове-
нии раствора по радиусу R2 эффективность будет 
меньше, чем при проникновении по радиусу R1, 
на 33,7 % при условии, что объем пород при R2 
в два раза больше, чем при R1. В случае проведе-
ния второй СКО эта разница составит всего лишь 
10 %. При скоростных закачках с высоким дав-
лением кислота в меньшей степени прореагиру-
ет в первом объеме и, следовательно, эффектив-
ность будет еще ниже. Однако на практике эффек-
тивность в такой ситуации возрастает примерно 
на 10 %. Это объясняется увеличением степени 
трещиноватости пород. Провоцирование растре-
скивания породы является эффективной техно-
логией: эффективность интенсификаций при за-
качке кислотного раствора под большим давле-
нием не снижается, а повышается.
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Перечисленные выводы полностью отно-
сятся и к бурению боковых стволов. Например, 
бурение нескольких коротких стволов более 
эффективно, чем бурение одного длинного, при 
равенстве их суммарных длин.

9. На Астраханском газоконденсатном ме-
сторождении в большом количестве проводят-
ся СКВ, которые чередуются с СКО. При прове-
дении СКВ снижается эффективность последу-
ющей СКО. Так, для второй СКО это снижение 
составляет 4,9 %, для третьей – 4,0 %, для чет-
вертой – 3,2 %. Но суммарная эффективность 
СКВ и СКО выше, чем при тех же СКО, но без 
проведения СКВ: для второй СКО на 3,1 %, для 
третьей на 1,1 %, для четвертой на 0,6 % (дан-
ные соответствуют УРК1 = 1,4 м3/м, УРК2 = 
= УРК3 = УРК4 = УРК5 = 1,6 м3/м для СКО, 
УРК = 0,3 м3/м для СКВ).

Суммарная эффективность четырех СКО 
(без проведения СКВ) составила 323,8 %, 
а с проведением трех дополнительных СКВ – 
331,6 %, т.е. стала больше лишь на 1,8 %, 
в то время как суммарная эффективность трех 
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Abstract. Stimulation of gas wells in the carbonate reservoirs can be obtained by means of a bottomehole area 
treatment with an acid mortar, or using mechanical methods. In the former, permeability of the selected reservoirs 
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СКВ равна 26,0 %. В данном случае представ-
ляется более целесообразным проведение вме-
сто трех СКВ (скважина трижды останавлива-
ется, и по ней сокращается отбор газа, что мо-
жет привести к отрицательному эффекту в це-
лом) одной СКО.

10. Все изложенное свидетельствует о не-
обходимости более сложного анализа резуль-
татов ГТМ, для чего потребуется (в том числе 
и с точки зрения планирования ГТМ) научно-
техническая и методическая проработка цело-
го ряда вопросов с элементами моделирова-
ния, характеризующаяся большой сложностью 
и трудоемкостью.
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Специфика промысловой подготовки газов 
ачимовских залежей
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Тезисы. Рассмотрены особенности промысловой подготовки пластового газа ачимовских залежей: 

термобарические условия залегания, состав пластового флюида, параметры сырого газа на входе 

в установку комплексной подготовки газа, специфика фазового поведения рабочих сред и примене-

ния метанола. Показано, что подготовка ачимовских газов по традиционной технологии низкотем-

пературной сепарации (НТС) с эжектором имеет температурный предел проведения процесса при-

близительно –30 °С и не позволяет в полной мере реализовать углубленное извлечение углеводо-

родов С3+. 

Предложена усовершенствованная технология НТС с эжектором, позволяющая повысить вы-

ход товарного нестабильного конденсата. Рассмотрены направления дальнейшего развития техно-

логии с целью увеличения количественных показателей извлечения углеводородов С3+В в составе 

н естабильного или деэтанизированного конденсата.

Разработка ачимовских залежей – перспективное направление дальнейшего разви-
тия ПАО «Газпром». Суммарные геологические запасы компонентов ачимовских зале-
жей ЯНАО составляют около 3,0 трлн м3 газа, 900 млн т конденсата и 2600 млн т неф-
ти. Освоение ачимовских отложений Уренгойского региона позволит ежегодно полу-
чать из них около 10 % совокупного объема годовой национальной добычи газа [1]. 

Подготовка газа ачимовских залежей впервые на территории России в рамках 
опытно-промышленной эксплуатации началась в 2008 г. на первом участке Уренгойского 
нефтегазоконденсатного месторождения (НГКМ) после ввода на УКПГ1-31 первых 
двух цехов с суммарной производительностью по пластовому газу 10 млн м3/сут (сум-
марная проектная производительность УКПГ-31 – приблизительно 30 млн м3/сут). 
Вторым производственным объектом разработки ачимовских отложений стала вве-
денная в эксплуатацию в 2009 г. УКПГ-22 производительностью по пластовому газу 
10 млн м3/сут. Подготовка газа и конденсата на УКПГ-31 и УКПГ-22 осуществляется 
согласно традиционной трехступенчатой схеме низкотемпературной сепарации (НТС) 
с эжектором на температурном уровне до –30 °С. Товарная продукция промыслов – газ, 
подготовленный по требованиям СТО Газпром 089-2010, и нестабильный конденсат 
(НК), подготовленный в соответствии с СТО Газпром 5.11-2008, группа 2 [2, 3].

В 2014 г. началась разработка ачимовской залежи Самбургского участка 
Уренгойского НГКМ. Подготовка газа на данном объекте осуществляется по техно-
логии НТС с турбодетандерными агрегатами. Номинально температура НТС состав-
ляет –31…–30 °С, однако существует возможность работать на пониженном темпе-
ратурном уровне сепарации до –40 °С. Товарными продуктами УКПГ являются газ 
(смесь газов сепарации и деэтанизации) и деэтанизированный конденсат (ДК).

Далее в статье проанализирована классическая технология НТС с эжектором при-
менительно к подготовке газа ачимовских отложений. Принципиальная схема этого 
способа подготовки газа и извлечения НК приведена на рис. 1 [4]. Использование эжек-
тора позволяет вовлекать низконапорные газы концевой ступени дегазации к онденсата 

1 УКПГ – установка комплексной подготовки газа.
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в технологический цикл подготовки газа. Схема 
содержит минимальный набор технологическо-
го оборудования и отвечает требованию мини-
мизации стартовых инвестиций в УКПГ.

Детальный анализ фактических режимов 
работы УКПГ-31 и расчетное моделирование 
технологических процессов с использовани-
ем программных продуктов HYSYS (США) 
и «Комфорт-Модельгаз» (РФ) позволили вы-
явить специфические особенности работы 
установок подготовки ачимовского газа. В ка-
честве базы для сравнения приняты хорошо 

и зученные и разрабатываемые в течение дли-
тельного времени валанжинские залежи.

Для ачимовских залежей характерны вы-
сокие значения пластовых температур и дав-
лений. Соответствующие пластовые флюиды 
в свою очередь имеют следующие особенности 
(определяющие специфику технологии подго-
товки газа и конденсата): 

• высокое содержание углеводородов С3+ 
в пластовом газе;

• наличие парафинов в газовом конден-
сате;

Рис. 1. Принципиальная технологическая схема подготовки ачимовского газа (НТС с эжектором): 
МГ – магистральный газопровод; ЗПКТ – завод по подготовке конденсата к транспорту;

ВМР – водно-метанольный раствор; БЕ – буферная емкость; ЗРА – запорно-регулирующая арматура; 
ВХ – аппарат воздушного охлаждения; Т – теплообменник; К – колонна-абсорбер; С – сепаратор;

Н – насос; Р – разделитель
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• высокая температура конца кипения 
конденсата.

Рассмотрим выделенные особенности под-
робнее.

Высокие значения пластового давления 
и пластовой температуры
Ачимовские залежи характеризуются пласто-
вым давлением 60…65 МПа и пластовой тем-
пературой 105…115 °С [5]. Высокие пласто-
вые давления определяют большой перепад 
давления на устьях скважин: давление снижа-
ют до 12…13 МПа, что приводит к снижению 
устьевой температуры с 55…60 до 35…40 °С 
(при этом отсутствует риск гидратообразова-
ния на устьях скважин). Нужно отметить, что 
в рассматриваемой области термобарических 
параметров дифференциальный коэффици-
ент Джоуля – Томсона составляет всего лишь 
0,08 град/бар, в то время как на установке НТС 
этот показатель возрастает до 0,3…0,4 град/бар.

Повышенные пластовые температуры 
определяют высокое равновесное влагосодер-
жание пластового газа: даже на начальной ста-
дии разработки ачимовских залежей оно со-
ставляет 5…7 г/м3, в то время как для валан-
жинских залежей характерны влагосодержа-
ния на уровне 2…3 г/м3, а для аптской зале-
жи Бованенковского НГКМ – на уровне менее 
1 г/м3. Высокие значения температур газа в пла-
сте определяют и более высокие температуры 
газа на входе в УКПГ – на уровне 30…35 °С, 
что выше температуры гидратообразования, 
поэтому подача антигидратного реагента – ме-
танола – может потребоваться только на са-
мых удаленных кустах скважин. В связи с этим 
концентрация метанола в пластовой воде, от-
деляемая на стадии первичной сепарации газа 
и трехфазного разделения отсепарированной 
жидкости, оказывается в пределах допустимых 
значений (т.е. не более 4 % масc.). Это обсто-
ятельство позволяет применить на УКПГ тех-
нологию циркуляции ВМР из низкотемпера-
турной ступени сепарации на вход в установку 
НТС и «регенерацию» метанола из ВМР в по-
токе газа в специальном «отдувочном» аппа-
рате – десорбере-сепараторе [4]. Она реализо-
вана на УКПГ-22 и УКПГ-31. Технология от-
дувки метанола позволила исключить необхо-
димость в самостоятельной установке, предна-
значенной для регенерации метанола методом 
ректификации. 

Высокое содержание углеводородов С3+ 
в пластовом газе
Содержание пропан-бутанов и углеводородов 
(УВ) С5+ в пластовом газе ачимовских залежей 
составляет 110…120 г/м3 и 300…400 г/м3 соот-
ветственно. Это в два-три раза выше, чем для 
газов валанжинских залежей.

Ранее показано [6], что для газа с содер-
жанием УВ С5+ в количестве 160 г/м3 мини-
мально возможная температура НТС состав-
ляет –32…–30 °С (из-за увеличения удельно-
го количества газов дегазации при понижении 
температуры НТС и возможности эжектора 
по их утилизации). Однако при снижении со-
держания УВ С5+ в пластовом газе в два раза 
(до 80 г/м3) эта температура может достигать 
–43 °С. Отметим, что представленные законо-
мерности получены для температуры в конце-
вом дегазаторе конденсата –5 °С [6]. 

Отличительной особенностью подготов-
ки ачимовских газов по сравнению с валан-
жинскими является необходимость поддержа-
ния более высоких температур в концевой ем-
кости дегазации НК (23…25 °С), газ из которой 
поступает на эжектор. Для сравнения: на ва-
ланжинских УКПГ эта температура составля-
ет –5…–2 °С. Высокая температура в концевом 
дегазаторе дополнительно увеличивает количе-
ство газов дегазации, снижает выход товарного 
НК и в большей степени ограничивает приме-
нение эжекторной схемы.

Типовые газовые эжекторы, применяемые 
на УКПГ, гарантированно обеспечивают коэф-
фициент эжекции, равный 0,1. Это означает, 
что количество пассивного потока (газа конце-
вой дегазации конденсата) должно составлять 
не более 10 % от общего количества активного 
потока. Применительно к ачимовским газам за-
висимости количества газов дегазации от тем-
пературы НТС для технологической схемы 
НТС с эжектором приведены на рис. 2. Для ачи-
мовских газов с содержанием УВ С5+ 300 г/м3 
предельное количество газов дегазации (10 % 
газа сепарации) соответствует температуре 
НТС –32…–30 °С. Аналогичный вид имеет за-
висимость площади поверхности рекупера-
тивного теплообменного узла (теплообменни-
ки Т-1 и Т-2), которая необходима для дости-
жения конкретной температуры НТС, от само-
го значения достигаемой температуры НТС: 
асимптотический рост площади поверхности 
приходится также на температуру НТС при-
близительно –30 °С. Значительное у величение 
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к оличества пассивного потока и площади по-
верхности рекуперативного теплообменного 
узла при температуре НТС –32…–30 °С прин-
ципиально не позволяет использовать эжектор-
ную технологию для работы на пониженном 
температурном уровне НТС. 

Отметим также, что давление максималь-
ной конденсации УВ в составе НК на изотерме 
НТС, равной –30 °С, составляет 4,5…5,0 МПа, 
что несколько ниже фактического уровня дав-
ления НТС 5,5…6,0 МПа. Это означает, что по-
высить выход НК можно за счет понижения 
давления НТС (кроме того, понижение давле-
ния приведет к снижению содержания легких 
УВ в конденсате и, следовательно, позволит 
немного понизить температуру НТС), однако 
потребуется вводить в систему УКПГ дожим-
ные мощности, что нерационально, учитывая 
н ебольшую степень сжатия газа.

Еще одним следствием высокого содер-
жания УВ С3+ в пластовом газе является вы-
сокая степень извлечения С5+ даже при уме-
ренно низкой температуре НТС на уровне 
–30 °С. Показано [7], что остаточное содержа-
ние в газе сепарации пластовых газов с содер-
жанием УВ С5+ в количестве 100…250 г/м3 со-
ставляет от 2,0 до 6,0 г/м3, а степень извлече-
ния – от 98…96 %. Для газов ачимовских за-
лежей с содержанием УВ С5+ в количестве 
300 г/м3 остаточное содержание составляет 
~3,0 г/м3, а степень извлечения – более 99 %. 
Высокая степень извлечения УВ С5+ п озволяет 

р екомендовать к применению эжекторную схе-
му п одготовки газа на умеренно низком тем-
пературном уровне НТС (приблизительно 
–30 °С) при получении на промысле стабиль-
ного конденсата. Если же товарной продукци-
ей является НК или ДК, применение техноло-
гии НТС может оказаться недостаточно эффек-
тивным, так как степень извлечения пропана 
и бутанов в составе жидкой продукции неве-
лика: 55 и 75 % соответственно (рис. 3).

Высокое содержание парафинов в газовом 
конденсате
Отличительной особенностью ачимовских 
флюидов является высокое содержание пара-
финов (УВ С16+В), причем их количество мо-
жет составлять 8 % масс. и более. Наличие па-
рафинов в составе входного газа оказывает су-
щественное влияние на технологические про-
цессы подготовки газа, заключающееся в от-
ложении парафинов на элементах сепарацион-
ного и теплообменного оборудования, частич-
ном перекрытии сечения проточной части ап-
паратов, увеличении перепада давления в те-
плообменниках и снижении их коэффициента 
теплопередачи, повышении температуры кон-
цевой ступени сепарации и ухудшении показа-
телей качества газа (точки росы по УВ) и др. 
Предложено предотвращать отложения па-
рафинов рециркуляцией легкого конденсата 
[8, 9]. Этот технологический прием экспери-
ментально еще не проверен. 

Рис. 2. Зависимость количества газов 
дегазации от температуры НТС
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Риски осложнений в технологическом про-
цессе НТС из-за отложения парафинов мо-
гут быть снижены при качественной сепара-
ции входного газа в первичных сепараторах. 
Для того чтобы загрузка сепараторов была рав-
номерной, а сепарация газа более качествен-
ной, представляется целесообразным включе-
ние в состав УКПГ входных пробкоуловите-
лей. На УКПГ-31 и УКПГ-22 пробкоуловите-
ли отсутствуют, однако на каждой технологи-
ческой линии имеется массообменный аппа-
рат – десорбер-сепаратор для «отдувки» мета-
нола из ВМР. Наличие такого аппарата приво-
дит к дополнительной очистке газа от углево-
дородной жидкости, что снижает риски пара-
финоотложений в низкотемпературной части 
установки. 

Характерной особенностью технологи-
ческих схем подготовки газа на УКПГ-31 
и УКПГ-22 является поддержание высокой 
температуры в концевом разделителе или дега-
заторе (не ниже 24 °С), что также вызвано не-
обходимостью предотвращения отложения па-
рафинов. Конденсат после концевой дегаза-
ции необходимо подогревать до температуры 
приблизительно 30 °С перед его поступлением 
во внешний конденсатопровод.

В технологических схемах НТС с полу-
чением в качестве товарной жидкой продук-
ции НК термобарические параметры в емко-
сти концевой дегазации подбирают таким об-
разом, чтобы обеспечить транспорт НК по-
сле дожатия насосами в однофазном состо-
янии. Например, на валанжинских промыс-
лах Ямбургского и Заполярного месторож-
дений эти параметры составляют –5…–3 °С 
и ~3 МПа. Холодный конденсат после дожа-
тия насосами поступает в конденсатопровод 
и транспортируется на ЗПКТ в Новом Уренгое. 
Максимальная температура этого потока в про-
цессе транспортирования в летний период со-
ставляет 4 °С. При такой температуре давле-
ние насыщенных паров (ДНП) конденсата воз-
растет до 3,3 МПа, но, поскольку его давление 

всегда больше 4,0 МПа, конденсат с валанжин-
ских промыслов при соблюдении термобариче-
ских условий концевой дегазации всегда транс-
портируется в однофазном состоянии.

Как отмечалось ранее, на ачимовских УКПГ 
товарный конденсат формируется при темпе-
ратуре ~24 °С, а транспортируется при темпе-
ратуре ~30 °С. Очевидно, что по сравнению 
с валанжинскими конденсатами его ДНП при 
п рочих равных условиях значительно ниже, на-
пример, при температуре 4,0 °С ДНП ачимов-
ского конденсата составит 2,5 МПа (если аб-
страгироваться от опасности парафинообразо-
вания). Это свидетельствует, что НК с ачимов-
ских УКПГ с точки зрения ДНП имеет суще-
ственный запас. Расчеты показали, что прове-
дение процесса концевой ступени разделения 
НК ачимовских залежей при параметрах, ха-
рактерных для валанжинских УКПГ, увеличит 
удельный выход НК на 5 % масс. (~20 г/м3).

Надо отметить, что высокое содержание 
парафинов в составе пластового газа ачи-
мовских залежей носит временный харак-
тер и будет постепенно уменьшаться в про-
цессе разработки месторождения в резуль-
тате снижения пластового давления и кон-
денсации тяжелых углеводородов непосред-
ственно в пласте. Поэтому на определенном 
этапе разработки месторождения можно сни-
зить температуру в емкости концевой дегаза-
ции конденсата и тем самым увеличить вы-
ход товарного НК.

Высокая температура конца кипения 
конденсата
Кроме высокого содержания УВ С5+ в пластовом 
газе важную роль играет параметр «температу-
ра конца кипения конденсата». Характеристика 
тяжелых УВ пластовых флюидов для различ-
ных объектов добычи приведена в таблице. Как 
видим, ачимовский конденсат характеризует-
ся максимально высокой молекулярной массой 
са́мой тяжелой фракции и са́мой высокой тем-
пературой конца кипения конденсата.

Характеристика высококипящих фракций пластовых флюидов

Залежь Молярная масса са́мой
тяжелой фракции, г/моль

Температура конца
кипения, °С

Конденсатный
фактор, г/м3

Аптская Бованенковского НГКМ 340 390 2,3
Валанжинская Заполярного НГКМ 409 441 144
Валанжинская Ямбургского НГКМ 413 485 75
Ачимовская Уренгойского НГКМ
(участок УКПГ-31) 600 595 290
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Большое содержание парафинов в газо-
вом конденсате в сочетании с высокой темпе-
ратурой конца кипения конденсата при моде-
лировании технологических процессов опре-
деляет весьма большое расхождение расчет-
ного и инструментального способов опреде-
ления температуры точки росы газа сепара-
ции по УВ (ТТРУВ). Расчетный способ опреде-
ления ТТРУВ подразумевает построение адек-
ватной технолого-математической модели всей 
системы подготовки газа в одном из существу-
ющих программных комплексов. При построе-
нии такой модели необходимо задавать капель-
ные уносы жидкости из сепараторов, мг/м3. 
В программных комплексах расчетное значе-
ние ТТРУВ соответствует температуре появле-
ния первой капельки жидкости, которую прак-
тически невозможно увидеть на зеркальце при-
боров конденсационного типа (Higrovision, 
«Конг-Прима»). В рассматриваемом случае 
расхождение в зависимости от величины ка-
пельных уносов в сепарационном оборудо-
вании может составлять 90 градусов и более. 
Например, результат измерения ТТРУВ состав-
ляет –20 °С, а расчетным способом можно по-
лучить +70 °С.

Таким образом, необходимо уточнение по-
нятийного аппарата по требованиям к показа-
телям качества товарного газа газоконденсат-
ных месторождений. Так, для апт-сеноманских 
газов Бованенковского НГКМ рассмотрен 

м етодический подход к расчетному определе-
нию ТТРУВ газа сепарации [10]. Предложено 
расчетным значением ТТРУВ считать такую тем-
пературу, при которой содержание жидкости 
в газе сепарации составляет 1 мг/м3. Подобный 
подход может быть применен и для расчета 
ТТРУВ ачимовских газов. Удельные количества 
жидкости, образующиеся при охлаждении ачи-
мовского газа НТС (УКПГ-31) на температур-
ном уровне сепарации –30 °С при различном 
уносе жидкой фазы, приведены на рис. 4.

В паспортах качества товарного газа, как 
правило, фигурируют значения ТТРУВ ≈ –29 °С. 
В зависимости от уноса указанному значе-
нию ТТРУВ соответствует выделяемая жид-
кость в количестве от 0,1 мг/м3 (унос 50 мг/м3) 
до 6 мг/м3 (унос 250 мг/м3). Учитывая сред-
нюю фактическую эффективность сепараторов 
на уровне 50…100 мг/м3, в качестве расчетного 
можно принять такое значение ТТРУВ, при ко-
тором на 1 м3 газа сепарации конденсируется 
~0,5 мг/м3 УВ-жидкости. Предлагаемый при-
ем устраняет противоречие между расчетным 
и инструментальным способами определения 
ТТРУВ. 

Пути усовершенствования дроссельной 
схемы НТС 
В настоящее время накоплен достаточно боль-
шой опыт эксплуатации технологических схем 
подготовки ачимовских газов. Выявленные осо-
бенности позволяют предложить направления 
усовершенствования существующих техноло-
гических схем подготовки газа и разработать 
новые схемы, решающие задачу максимально 
полного извлечения УВ С3+. Рассмотрим эти 
предложения в порядке нарастания сложности 
технико-технологических решений.

В типовой схеме НТС с эжектором 
(см. рис. 1) жидкость из промежуточного сепа-
ратора С-2 направляют в первичный раздели-
тель Р-1, что не рационально, так как практи-
чески весь метанол, содержащийся в этом по-
токе ВМР, теряется с водой, подлежащей закач-
ке в пласт. Метанол этого потока необходимо 
вовлечь во внутреннюю рециркуляцию ВМР. 
На УКПГ-31 имеется возможность подачи этой 
жидкости на вход Р-2. Данный технологиче-
ский прием в настоящее время проходит апро-
бацию: потребление метанола снижается с 0,95 
до 0,70 г/м3. 

Дополнительное извлечение конденса-
та по эжекторной технологии п рименительно 

Рис. 4. Зависимость содержания жидкости 
в газе сепарации от температуры этого 
газа и уноса жидкости из сепаратора при 
фиксированной температуре НТС –30 °С
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к ачимовским газам может быть достигнуто 
специальной подготовкой газа концевой де-
газации, поступающего на эжектор в качестве 
пассивного потока. Содержание компонентов 
С3+ в этом газе в пересчете на входной газ со-
ставляет 15…20 г/м3. Охлаждение такого газа, 
например, до –30 °С с последующей сепараци-
ей сконденсировавшейся жидкости (смеси кон-
денсата и ВМР) уменьшит количество поступа-
ющего на эжектор газа, а также снизит темпе-
ратуру НТС с –30 до –33 °С и ниже. Тем самым 
увеличится выход НК примерно на 10 г/м3. 
Одновременно при этом снизится и потребле-
ние метанола.

Охлаждение низконапорного газа можно 
осуществить как «собственными силами» – 
за счет холода низкотемпературного конденса-
та, так и применением пропановой холодильной 
установки (ПХУ). Вариант т ехнологической 

схемы НТС с эжектором и подготовкой низ-
конапорных газов дегазации с использовани-
ем ПХУ приведен на рис. 5. Установка допол-
нительного извлечения конденсата включа-
ет двухсекционный теплообменник Т-4, пред-
назначенный для охлаждения низконапорного 
газа, испаритель И-1 ПХУ для окончательно-
го охлаждения этого газа, сепаратор С-4, трех-
фазный разделитель Р-3 и насос нестабильно-
го конденсата Н-2. На действующей УКПГ-31 
имеет место перегрузка концевых буферных 
емкостей БЕ-1, поэтому целесообразно прове-
сти дегазацию нагретого конденсата, выделен-
ного в низкотемпературном узле «С-3 – Р-2», 
использовав имеющиеся «свободные» емкости 
БЕ-2 или установив новые аппараты. 

Более существенное извлечение УВ С3+ 
с товарным конденсатом (НК или ДК) может 
быть достигнуто переходом на п ониженный 

Рис. 5. Технологическая схема НТС с эжектором и подготовкой низконапорных газов дегазации: 
Д – дегазатор; Э – эжектор; Е – накопительная емкость; И – испаритель; остальные условные обозначения 

см. в экспликации к рис. 1
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температурный уровень сепарации 
–50…–40 °С и, возможно, ниже. Переход 
на пониженные температуры столь сильно 
увеличивает количество газа концевой дегаза-
ции, что принципиально исключает использо-
вание эжекторов: низконапорные газы подле-
жат охлаждению с отделением тяжелых угле-
водородов и метанола, оставшиеся газы дега-
зации компримируют с последующей подачей 
в газ сепарации.

Важно отметить, что проведение процесса 
НТС на температурном уровне до –40 °С осу-
ществимо по дроссельной схеме. Тогда как для 
реализации технологий на более низком темпе-
ратурном уровне потребуются турбохолодиль-
ная техника и использование процесса ректи-
фикации. Разработка таких новых промысло-
вых технологий является предметом самосто-
ятельных исследований, которые в настоящее 
время проводит ООО «Газпром ВНИИГАЗ».
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Abstract. Field processing of Achim reservoir gases is considered in detail, including thermodynamic conditions 
and formation fl uid composition, parameters of raw gas at the inlet separators, specifi city of phase behavior of fl uids 
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during processing, as well as methanol application for hydrate control. It is shown that processing of Achim gases 
by traditional low-temperature separation (LTS) technology with ejector has a temperature limit of about minus 
30 °C and does not allow full realization of deep C3+ hydrocarbons extraction.

An improved LTS technology with ejector is suggested to increase the yield of unstable condensate. Also, 
few directions for perfection of technologies are outlined in respect to rising of C3 + extraction into unstable or de-
ethanized condensate.

Keywords: oil and gas condensate fi elds, Achim deposits, low-temperature separation, ejector, unstable condensate, 
saturated vapor pressure, dew-point temperature.
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Эксплуатация газовых скважин в условиях активного 
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Тезисы. На сегодняшний день значительная часть сеноманских залежей, разрабатываемых 

ПАО «Газпром», вступила в завершающую стадию разработки. На заключительной стадии разра-

ботки месторождений из-за обводнения продуктивного пласта, а также скопления жидкости и пе-

ска (водо- и пескопроявлений) на забоях резко усложняются условия эксплуатации газовых сква-

жин, что приводит к их самозадавливанию и потерям добычи газа. Вынос на устья скважин механи-

ческих примесей, образовавшихся в результате разрушения продуктивного пласта, сопровождается 

абразивным износом элементов фонтанной арматуры.

В последнее время появляются инновационные технологии и технические решения, направлен-

ные на оптимизацию режимов работы скважин и, следовательно, на повышение эффективности 

эксплуатации обводняющихся скважин и обеспечение плановых отборов газа. Для предотвращения 

разрушения устьевого оборудования скважин с помощью штуцеров ограничивают дебит (рабочие 

депрессии) скважин, что в свою очередь зачастую приводит к скоплению жидкости в лифтовой ко-

лонне и на забое скважин. В результате значительно снижается дебит скважин, происходят намока-

ние и разрушение призабойной зоны.

В работе представлены рекомендации, направленные на оптимизацию режимов эксплуатации 

газовых скважин в условиях водо- и пескопроявлений с учетом максимально возможного дебита, 

при котором не происходит разрушения призабойной зоны пласта и наземного оборудования, и ми-

нимального дебита, при котором не происходит скопление жидкости. Изложенные подходы позво-

ляют сократить частоту продувок скважин и повысить эффективность эксплуатации сеноманских 

залежей месторождений ПАО «Газпром». 

ООО «Газпром ВНИИГАЗ» как ведущий научно-исследовательский институт га-
зовой отрасли и головной научный центр ПАО «Газпром» в области технологий осу-
ществляет исследования и научно-методическое обеспечение проектов, реализуемых 
в сферах добычи, транспорта, подземного хранения, переработки и использования 
газа. В институте трудились десятки исследователей с мировым именем, накоплен 
и используется огромный опыт, в частности, касательно изучения процессов эксплуа-
тации скважин, включая позднюю стадию разработки месторождений.

Эффективность разработки газовых месторождений во многом определяется со-
стоянием прискважинной области продуктивного пласта в начальный период ввода 
скважины в эксплуатацию. Так, разрушение призабойной зоны скважин сеноманских 
залежей происходит практически при любой депрессии на пласт. Качественная связь 
между депрессией на пласт и количеством выносимых твердых примесей в добыва-
емой продукции не установлена до настоящего времени ни на одном из месторож-
дений. Решение этого вопроса сопряжено не только с неустойчивостью коллекто-
ра, но и с конструкцией скважин, продолжительностью специальных исследований, 
качеством сепарации, скоростью движения потока газа по стволу, последовательно-
стью залегания высоко- и низкопроницаемых пропластков и т.д. [1]. Основными про-
блемами на заключительной стадии разработки м есторождений являются скопление 
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жидкости на забое скважины, а также разруше-
ние продуктивного пласта вследствие намока-
ния породы [2]. 

Эксплуатация газовых скважин с наличием 
в потоке газа жидкости и песка сопровождается 
следующими процессами: самозадавливанием 
скважин, уменьшением рабочих дебитов газа, 
абразивным износом оборудования, а т акже 
образованием песчано-жидкостных пробок. 
Самозадавливание скважины – это процесс, 
когда гидростатическое давление, созданное 
столбом накопившейся жидкости, приближа-
ется (или превышает) к значению депрессии 
на пласт. Для эффективного управления разра-
боткой залежей рассчитывается технологиче-
ский режим. Расчет технологического режима 
скважин следует проводить в рамках обосно-
вания технологического режима всего газового 
промысла в целом с учетом геологической ха-
рактеристики залежи, технических и техноло-
гических характеристик промыслового и сква-
жинного оборудования. Под технологическим 
режимом эксплуатации газовых и газокон-
денсатных скважин понимается поддержание 
на забое (устье) скважин или наземных соору-
жениях заданных значений дебита газа или (и) 
давления, осуществляемое путем их регулиро-
вания. При этом должны соблюдаться правила 
охраны недр, окружающей среды и безаварий-
ной эксплуатации скважин. 

При расчете технологических режи-
мов работы скважин учитывается целый ком-
плекс геолого-технологических и конструк-
тивных данных: геологическое строение 
и фильтрационно-емкостные свойства пласта; 
состав пластовых газа и жидкости; конструк-
ция скважин и шлейфов; техническое состоя-
ние скважины, в том числе наличие песчано-
глинистых и жидкостных пробок на забое; 
фактические параметры режима работы сква-
жин (дебит газа, давление и температура газа 
на устье и забое скважины, коэффициенты 
фильтрационных сопротивлений пласта, те-
кущее положение газоводяного контакта, со-
держание жидкости и твердых примесей в га-
зовом потоке на устье скважины, результаты 
гид рохимического контроля, диаметры штуци-
рующих устройств на устье скважины, инфор-
мация по абразивному износу устьевого обо-
рудования, данные о периодичности продувок 
скважин).

Для назначения технологического режима 
работы скважины при водопескопроявлениях 

необходимо определить следующие значения 
дебита газа скважины:

• минимально необходимое для обеспече-
ния непрерывного выноса жидкости на устье 
(QМН);

• максимально допустимое с учетом ве-
личин максимально допустимых депрессий 
на пласт (QМД(∆Р));

• при котором начинается вынос механи-
ческих примесей с забоя (QМН.песок);

• максимальное с точки зрения «допу-
стимого» абразивного износа оборудования 
(QМД.песок).

Минимально необходимый дебит газовой 
скважины, т.е. QМН – это расход газа, ниже ко-
торого не обеспечивается вынос всей жидкости 
на устье и она скапливается в стволе скважины. 
Допустимый дебит скважины – это расход газа, 
при котором может быть обеспечена безопас-
ная работа скважины при условии выполнения 
геолого-технологических ограничений по дан-
ной скважине.

Значение QМН может быть определено 
тео ретически на основе расчета минималь-
но н еобходимой скорости газа исходя из усло-
вий рассмотрения совокупности различных со-
ставляющих: напора газа, поверхностного на-
тяжения на границе раздела фаз «газ – жид-
кость» и силы тяжести (в некоторых вариан-
тах расчета можно принимать во внимание 
вязкость газа или воды). В настоящее время 
предложены различные подходы к определе-
нию критической скорости газа, в том числе 
Дж. Бриллем и Х. Мукерджи, Р. Дж. Тернером, 
А.А. Точигиным и др.

В 2012–2015 гг. проведены промысловые 
исследования на скважинах нефтегазоконден-
сатного месторождения (НГКМ) Медвежьего, 
направленные на изучение процессов само-
произвольного снижения рабочего дебита газа 
скважины (Qг) в результате накопления жид-
кости в стволе и на забое (самозадавливания 
скважины), а также выноса жидкости потоком 
газа. Для проведения исследований выбраны 
скв. 606, 705, 707, 724 (табл. 1), работающие 
периодически в режиме самозадавливания. 
Непосредственно перед испытаниями скважи-
ны «самозадавились».

На рис. 1 представлены результаты из-
мерений Qг скв. 707 диафрагменным изме-
рителем критического течения (ДИКТ), вы-
полненных в ходе определения QМН. На гра-
фик нанесены значения QМН, рассчитанные 



237Актуальные проблемы добычи газа

№ 1 (33) / 2018

с и спользованием различных критериев оцен-
ки (методы АО «СевКавНИПИгаз», Ухтинского 
филиала ООО «Газпром ВНИИГАЗ», критерии 
Тернера и Точигина). Вынос жидкости оцени-
вался визуально. Режим «скважина отрабаты-
вается» означает изменение (увеличение) деби-
та газа естественным образом (за счет очистки 
забоя скважины от жидкости).

Результаты исследований показали: на-
чало выноса жидкости уже задавленной 
скважины наиболее верно описывает кри-
терий Ухтинского филиала ООО «Газпром 
ВНИИГАЗ», но вынос жидкости пробки проис-
ходит при более низких значениях Qг, н ежели 

недопущение ее накопления (это видно при 
дальнейшем увеличении Qг: скважина продол-
жает отрабатываться, жидкость снова начина-
ет выноситься, газ подхватывает жидкость, на-
ходящуюся ниже на забое скважины). Для обе-
спечения именно непрерывного выноса и пре-
дотвращения стекания жидкости по стенкам 
работающей скважины необходимо поддержи-
вать более высокие значения Qг. С этой точки 
зрения наиболее достоверным критерием оцен-
ки значения QМН является критерий Точигина. 
Критерий Тернера дает немного завышенные, 
а критерий СевКавНИПИгаза – сильно завы-
шенные значения.

Таблица 1
Основные параметры скважин в период испытаний

Параметр
Скважина

606 705 707 724
Пластовое давление, ата 11,33 11,62 10,61 10,43
Внутренний диаметр (dлк) / длина 
лифтовой колонны, м 0,1534 / 1104 0,1534 / 1121,5 0,1534 / 1127 0,114 / 1098,5

Глубина забоя, м 1132 1150 1142 1125,6
Глубина верхних / нижних отвер-
стий перфорации, м 1083 / 1131 1090 / 1133 1092 / 1141 1076 / 1119

Тип жидкости Конденсационная Конденсационная Конденсационная + 
пластовая Конденсационная

Рис. 1. «Работа» скв. 707 на ДИКТ во время исследований по определению QМН:
Pзатр – затрубное давление
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Анализ гидродинамических исследо-
ваний (ГДИ), проведенных в 2011–2013 гг. 
на скважинах Уренгойского НГКМ силами 
ПФ «Севергазгеофизика», также показал, что 
с точки зрения оценки значения QМН наиболее 
достоверен критерий Точигина.

Дебит газа, при котором происходит вынос 
песка с забоя скважины, определяется теорети-
чески. Для этого рассчитывают скорость газа 
vг на забое, м/с, при которой начинается вынос 
частиц песка:

( )
,

d gv E
A

 (1)

где Eч – коэффициент, в том числе учитываю-
щий взаимодействие частиц и силы сцепления 
песчинок и жидкости (по экспериментально-
промысловым исследованиям можно принять 
Еч ≈ 3,5, но его необходимо уточнять по резуль-
татам ГДИ для каждой скважины); ρч – плот-
ность частицы песка, кг/м3; ρг – плотность газа 
на забое, кг/м3; dч – средневзвешенный диа-
метр частиц песка, м; g – ускорение свобод-
ного падения, м/с2; А – коэффициент формы 
(для частиц сферической формы А = 1, для ча-
стиц скругленной формы с неровной поверхно-
стью А = 2,5); ξ – коэффициент сопротивления 
частиц, зависящий от числа Рейнольдса части-
цы (Reч).

Для условий забоя

Re ,
v d  (2)

где μг – динамическая вязкость газа на забое 
скважины, Па·с;

3
0,5

3
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Расчет скорости газа vг проводится в два 
этапа:

1) коэффициент ξ принимают равным 0,47 
и рассчитывают vг по формуле (1);

2) полученное значение vг подставляют 
в формулу (2) и новое значение ξ использу-
ют для расчета по формуле (1) окончательного 
значения vг, при котором начинает происходить 
вынос частиц песка диаметром dч.

Пороговый расход газа QМН.песок, 
тыс. м3/сут, при котором происходит вынос 

ч астиц п еска диаметром dч и менее, рассчиты-
вается по формуле

2
0

.
0

86,4,
4
d T P

Q v
P ZT

 (3)

где T0 – стандартная температура, К; Pз – забой-
ное давление, МПа; P0 – стандартное давление, 
МПа; Z – коэффициент сверхсжимаемости газа 
у башмака лифтовой колонны; T – забойная 
температура, К. (При высоко поднятой лифто-
вой колонне вместо dлк необходимо использо-
вать диаметр эксплуатационной колонны.)

Последовательность действий при обосно-
вании технологического режима работы сква-
жины в условиях водо- и пескопроявлений по-
казана на рис. 2.

Согласно алгоритму (см. рис. 2) рассчиты-
вается значение QМН по формуле

2
0

0

86,4,
4
d P T

Q v
P ZT

 (4)

где νмин – минимальная скорость газа, необходи-
мая для выноса жидкости, м/с.

0,252

23,3 ,
( )
gv  (5)

где σ – коэффициент поверхностного натяже-
ния жидкости, Н/м; ρж – плотность жидкости, 
кг/м3. При этом вместо dлк следует использо-
вать диаметр эксплуатационной колонны, если 
низ лифтовой колонны расположен значитель-
но выше верхнего интервала перфорации [3].

Далее рассчитывается QМД(ΔP) с учетом 
величины максимально допустимой депрессии 
на пласт:

2 2 2

( )

4 ( ( ) )
,

2P

a a b P P P
Q

b
 (6)

где a, b – линейный, МПа2·сут/тыс. м3, и не-
линейный, (МПа·сут/тыс. м3)2, коэффици-
енты фильтрационного сопротивления пла-
ста соответственно; Pпл – пластовое давление, 
МПа; ∆P – максимально допустимая депрессия 
на пласт, МПа.

В случае наличия в скважине пакера зада-
ча определения коэффициентов a и b без спу-
ска глубинных приборов усложняется. Для это-
го необходимо во время проведения геофизи-
ческих исследований (спуска глубинных при-
боров) получить зависимость потерь давления 
в лифтовой колонне от Qг и в ходе дальнейших 
ГДИ скважины использовать полученную зави-
симость потерь давления в лифте для расчета 
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Pз с последующим определением коэффициен-
тов фильтрационного сопротивления.

QМД.песок рассчитывается при h = hдоп (где h, 
hдоп – соответственно фактическая и допусти-
мая скорость эрозии стенки трубы, мм/год), т.е. 
абразивный износ оборудования не превыша-
ет допустимые значения по формуле (7) с уче-
том адаптации под действующие требования 
ПАО «Газпром» к максимальному содержанию 
механических частиц в потоке газа [4]:

0,59 2

1,73 ,
h B d

Q
A F F k v

 (7)

где Аэ – эмпирическая константа (принимает-
ся равной 5·10–9, но должна уточняться по про-
мысловым данным); Fу – коэффициент угло-
ватости частиц (определяется по табл. 2); 

Fп – к оэффициент проникновения (для ста-
ли принимается равным 0,206 м/кг); kч – со-
держание механических частиц в потоке газа, 
вызывающих абразивный износ (определя-
ется по результатам последних ГДИ скважи-
ны), мм3/м3; B – твердость по шкале Бринелля 
(табл. 3); dвн – внутренний диаметр трубопро-
вода на устье, м; vч = vотн·vг.у – скорость частиц, 
м/с (νотн – относительная скорость частиц, м/с, 
определятся графически (рис. 3); νг.у – скорость 
газа на устье, м/с).

0
. 2

0

0,01474 ,
T Z PQv

P Td
 (8)

где Tу – температура газа на устье, К; Zу – ко-
эффициент срерхсжимаемости газа на устье 
скважины.

Рис. 2. Алгоритм выбора технологического режима работы скважины
при водо-, пескопроявлениях: QМД – максимально допустимый дебит газа как комплексный 
параметр, учитывающий эрозию, разрушение пласта и другие ограничения, тыс. м3/сут;

ПАВ – поверхностно-активные вещества
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где L – эквивалентная длина зоны за-
стоя, м, определяется графически (рис. 4); 

0
.

0

P T
P Z T

 – плотность газа на устье, кг/м3 

(ρст – плотность газа в стандартных условиях, 
кг/м3) [5].

Аналогично формуле (2) Reч для устьевых 
условий рассчитывается по формуле

. .

.

Re ,
v d

 

где μг.у – динамическая вязкость газа на устье 
скважины, Па·с.

Далее сравниваются полученные значения 
QМД (ΔP) и QМД.песок: если QМД(ΔP) > QМД.песок, 
то принимают QМД = QМД.песок, в противном слу-
чае принимают QМД = QМД(ΔP).

Затем сравниваются полученные значения 
QМД и QМН:

1) если QМД < QМН, необходимо поддержи-
вать Qг < QМД. Нужно учитывать, что это соз-
даст условия для скопления жидкости на забое 
и дальнейшего самозадавливания скважины. 
В этом случае рекомендуется подавать ПАВ 
в скважину или производить периодические 

Таблица 2
Значения Fу

Резкие острые углы 1,0
Закругленные или полузакругленные углы 0,53
Круглые, сферические стеклянные гранулы 0,20

Таблица 3
Твердость материалов, используемых в составе фонтанной арматуры

Элемент фонтанной арматуры Материал В Примечание

Задвижка, штуцер
30 ХМЛ 160…255

Поставляются с завода
30 ХМА 187…248

Соединительный трубопровод
09Г2С 112…127
Сталь 20 127…207

17ГС До 143
Часть фонтанной арматуры 
или трубопровода, подверженная 
эрозионному износу 

Стеллит 446…460
Покрываются дополнительно
изнутри / поставляются с завода 
(фирма «Плакарт»)

Игла угловых штуцеров ASTM A182-F6NM 555…615
Поставляются с завода

Упрочняющая наплавка на иглы Карбид вольфрама 860…980

Рис. 3. Зависимость относительной скорости частиц от безразмерного параметра Ф и Reч
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продувки. Также можно назначить иную техно-
логию, выбор которой осуществляется соглас-
но СТО Газпром 2-2.3-1018-20151;

2) если QМД > QМН, Qг необходимо поддер-
живать в диапазоне QМН…QМД(ΔP).

Также для обеспечения более безопасной 
и стабильной работы скважин сеноманских 
залежей Надым-Пур-Тазовского региона ис-
пользуется специальное оборудование, приме-
няемое на скважинах с целью автоматическо-
го контроля выноса песка и жидкости на устья 
скважин. К такому оборудованию относятся: 
датчик-сигнализатор ДСП-АКЭ (песок и жид-
кость) ЗАО «Сигма Оптик», система регистра-
ции выноса твердых фракций «Кадет» (песок) 
ЗАО «Объединение БИНАР», система контро-
ля параметров потока «Поток» (песок и жид-
кость) ООО «ГАНГ-Нефтегазавтоматика», сис-
тема контроля параметров потока «Спектр» 
(песок) ООО «ГАНГ-Нефтегазавтоматика», 
многофазный расходомер Roxar 2600 (жид-
кость) и акустическая система обнаруже-
ния песка SAM 400 (песок) компании Roxar 
Services A, приборы SandQ компании ClampOn 
и другие. В общем и целом на скважинах 

1 См. СТО Газпром 2-2.3-1018-2015. Эксплуатация 
газовых скважин месторождений Надым-
Пур-Тазовского региона. Выбор технологии / 
ООО «Газпром ВНИИГАЗ». – М.: ИРЦ Газпром, 
2015. – 27 с.

Рис. 4. Зависимость отношения длины зоны 
застоя к эквивалентной длине застойной 
зоны L0 (для тройника L0 = 29,97·10-3 м, 

для колена L0 = 26,92·10–3 м) в зависимости 
от внутреннего диаметра тройника (колена)
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L 0 м есторождений ПАО «Газпром» используются 

порядка 2500 комплектов оборудования.

***
Таким образом, в ходе исследований даны 

рекомендации по оптимизации режимов экс-
плуатации газовых скважин в условиях водо- 
и пескопроявлений с учетом максимально воз-
можного дебита, при котором не происходит 
разрушения призабойной зоны пласта и на-
земного оборудования, и минимального деби-
та, при котором не происходит скопления жид-
кости. Представлены алгоритм и методоло-
гия выбора оптимального режима работы для 
скважин, работающих в условиях, осложнен-
ных скоплениями жидкости и выносом меха-
нических примесей с забоя (абразивный из-
нос наземного оборудования). Данные под-
ходы позволяют сократить частоту продувок 
скважин и повысить эффективность эксплуа-
тации сеноманских залежей месторождений 
ПАО «Газпром».
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Operation of gas wells in conditions of active water and sand manifestation
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Abstract. Today, most of the Cenomanian deposits being developed by the Gazprom PJSC entered the fi nal stage 
of exploitation. At this fi nal stage due to irrigation of productive beds and to accumulation of liquid and sand 
at well bottoms (water and sand manifestations) conditions of gas well operation become seriously complicated, and 
it leads to self-killing of wells and losses of gas products. Well-face ejection of mechanical additives originated due 
to destruction of a productive bed is accompanied with the abrasive wear of production treble elements.

Last time, few innovative technologies aimed at optimization of well regimes, rising performance of irrigated 
wells and provision of planned gas outputs have come in sight. To prevent destruction of well-face equipment the 
well yields (working pressure drops) are limited by union nipples, and it often makes liquid accumulate in lift 
columns and well bottoms. As a result, the well outputs sizably drop, and well-bottom areas become wet and ruin.

The paper presents recommendations on optimization of gas well operation regimes in conditions of water and 
sand manifestations on account of values of maximal possible gas yield supposing non-destruction of bottomhole 
zones of beds and equipment, and minimal gas yield supposing non-accumulation of liquid. Revealed approaches 
will afford to reduce number of well air-blowing operations and to rise performance of Gazprom PJSC Cenomanian 
deposit operation. 

Keywords: Cenomanian deposits, gas well, water and sand manifestations, fi nal stage of fi eld development, abrasive 
wear, bottomhole area.
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Промысловые испытания экологически безопасного 
малорасходного ингибитора образования газовых 
гидратов кинетического действия

В.Д. Балашова1*, И.А. Чернышев2, О.Ю. Коновальчук1
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Тезисы. Основным ингибитором гидратообразования на отечественных объектах газо- и нефтедо-

бычи до настоящего времени является метанол (яд), и альтернативы ему для широкого примене-

ния пока не найдено.

Разработан, запатентован и испытан новый экологически безопасный ингибитор гидратообра-

зования кинетического действия «КИГ-Дельта» с пониженным расходом. Промысловые испытания 

«КИГ-Дельта» проводились по заранее разработанной и утвержденной программе в два этапа: пер-

вый этап – подтверждение образования газовых гидратов в технологическом оборудовании на ис-

следуемом участке; второй этап – испытание и определение эффективности кинетического ингиби-

тора гидратообразования.

Анализ результатов промысловых исследований подтверждает эффективную работу 

«КИГ-Дельта», так как в сравнении с метанолом, применяемым традиционно на газовых промыс-

лах, получены больший период времени до момента образования газовых гидратов (91 ч, или ~4 сут, 

против 1…7 ч) и пониженный в 5…6 раз удельный расход ингибитора.

Добыча, промысловая подготовка и транспортировка природного газа при осо-
бых условиях сопровождается образованием газовых гидратов, приводящим к различ-
ным осложнениям технологического процесса: от нарушения режима работы произ-
водственного объекта до аварийных ситуаций. Основным ингибитором гидратообра-
зования на отечественных объектах газо- и нефтедобычи до настоящего времени яв-
ляется метанол (яд), и альтернативы ему для широкого применения пока не найдено.

Филиалом ООО «Газпром ВНИИГАЗ» в г. Ухта совместно с ООО «Дельта-пром 
инновация» по заданию ПАО «Газпром» разработан, запатентован и испытан эколо-
гически безопасный ингибитор гидратообразования кинетического действия с пони-
женным его расходом [1].

Приготовление опытной партии кинетического ингибитора «КИГ-Дельта» (да-
лее – КИГ) производилось путем смешения двух основных компонентов: низкомоле-
кулярных циклических полимеров (10 %) и спиртосодержащего растворителя (фрак-
ция головная этилового спирта – эфироальдегидная фракция). Смесь низкомолеку-
лярных циклических полимеров, в свою очередь, состояла в равных долях из водо-
растворимых поливинилкапролактама и поливинилпирролидона. Поскольку ингиби-
тор планировался к применению на объектах, находящихся в холодной климатиче-
ской зоне, использован незамерзающий растворитель – этиловый спирт. Смешение 
компонентов осуществлялось в емкости с помощью насоса, обеспечивающего цирку-
ляцию жидкости в течение 30 мин до получения гомогенной смеси, при атмосферном 
давлении и температуре окружающей среды –10 °С.

Опытная партия КИГ изготовлена по результатам лабораторных и эксперимен-
тальных исследований и доставлена для промысловых испытаний на одно из место-
рождений Вуктыльского геолого-экономического района. На момент испытаний ин-
гибитора скважины месторождения характеризовались следующими устьевыми по-
казателями: давлением 2,6…6,8 МПа и температурой 0…12 °С. Продукция сква-
жин состояла из газа (в основном метана), газового конденсата и п ластовой воды. 
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Дебит с кважин варьировал по газу от 14 
до 83 тыс. м3/сут, газовому конденсату – от 0,1 
до 13,9 т/сут, пластовой воде – до 0,2 м3/сут.

Высокие давления, низкая температура 
и наличие влаги в газовых потоках месторож-
дения способствуют образованию газовых гид-
ратов и вытекающим из этих условий осложне-
ниям. С целью предотвращения гидратообразо-
вания на месторождении используют метанол, 
который от разделительной панели по инди-
видуальным трубопроводам условным диаме-
тром 25 мм направляется в скважины, шлейфы 
скважин перед задвижками, на сепараторы про-
мысловой подготовки газа. Средний расход ме-
танола по предприятию установлен в размере 
1,08 кг на 1000 м3 природного газа. При указан-
ных объемах добычи газа суточный расход ме-
танола на этом месторождении составлял при-
близительно 280…346 кг.

Промысловые испытания КИГ проводились 
в два этапа по заранее разработанной и утверж-
денной программе на участке газопровода 
«шлейф скв. 21 – блок входных ниток (БВН) – 
теплообменник»: первый этап – подтвержде-
ние образования газовых гидратов в технологи-
ческом оборудовании на исследуемом участке; 
второй этап – испытание КИГ. Основной це-
лью проведения промысловых испытаний яв-
лялось установление влияния и определение 
оптимального удельного расхода КИГ.

Диагностика начала образования газовых 
гидратов осуществлялась исходя из следую-
щих критериев:

• перепадов давления и температуры. 
Скачок и дальнейший рост перепада давления 
по сравнению с начальным значением свиде-
тельствуют о нарастании гидравлического со-
противления за счет уменьшения эффективно-
го сечения потока вследствие отложения газо-
вых гидратов на внутренней поверхности труб;

• изменения дебита скважины по газу 
в сравнении с измеренным до начала испыта-
ний значением, соответствующим безгидратно-
му режиму работы скважины;

• концентрации ингибитора в пробах газа 
и газового конденсата, взятых из точек отбора 
на устье скважины, на выходе замерного сепа-
ратора С-1з.

Принципиальная технологическая схе-
ма подачи КИГ с устья скважины, исполь-
зуемая при проведении промысловых испы-
таний, приведена на рис. 1. КИГ подавался 
устройством 22 в точку ввода ингибитора, рас-
положенную между задвижками 4 и 5, далее 
по шлейфу совместно с продукцией скважины 
поступал на БВН установки комплексной под-
готовки газа (УКПГ).

Промысловые испытания проходили в лет-
ний период в течение специально отведенно-
го для этого времени – с 22 июня по 8 июля. 

Рис. 1. Принципиальная технологическая схема подачи КИГ:
1…13 – задвижки; 14 – факельная линия; 15 – шлейф скважины; 16…21 – вентили;

22 – установка для дозированной подачи ингибитора (СУДР-1-1,6-1-20-150-М производства 
ООО «Позитрон», г. Пермь); 23 – задвижка метанольной линии; 24 – задавочные линии;

М – метанол
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Для р егистрации давлений в насосно-компрес-
сорных трубах (НКТ) – буферного – и на входе 
УКПГ (давление в шлейфе скважины на БВН) 
были установлены электронные самопишущие 
манометры типа МТГ-20У. Объем газа сепара-
ции регистрировался самопишущим диффе-
ренциальным манометром, расположенным по-
сле замерного сепаратора. В течение промыс-
ловых испытаний КИГ перепад в шлейфе сква-
жины между буферным давлением и давлени-
ем на БВН стабильно укладывался в пределы 
0,03…0,04 МПа. Метанол подавался периоди-
чески для удаления газовых гидратов с целью 
стабилизации технологических параметров ра-
боты скважины.

22 июня скважина была запущена в работу 
по НКТ на замерный сепаратор С-1з. Давление 
на БВН поддерживалось согласно технологи-
ческому режиму на уровне 4,85 МПа при по-
мощи регулируемого штуцера, расположенно-
го на БВН. В процессе работы скважины отме-
чено повышение давления на БВН, что свиде-
тельствует об образовании газовых гидратов 
после регулируемого штуцера. Ликвидация га-
зовых гидратов осуществлялась путем полного 
или частичного открытия штуцера.

23 июня с целью проведения газодинами-
ческих исследований скважины и поддержа-
ния давления сепарации в С-1з согласно тех-
нологическому режиму давление регулирова-
лось при помощи штуцера, расположенного 
после теплообменника ТО-1з. При выполнении 
газодинамических исследований 23 и 24 июня 

дебит скважины по газу составлял от 35 
до 40 тыс. м3/сут, газовому конденсату – от 9,5 
до 10,5 м3/сут; воде – от 0,03 до 0,04 м3/сут. 

В период с 23 по 29 июня скважина рабо-
тала нестабильно вследствие образования газо-
вых гидратов после регулируемого штуцера те-
плообменника ТО-1з. Давление на БВН изме-
нялось от 4,0 до 5,5 МПа, дебит газа сепара-
ции – от 32,3 до 52,9 тыс. м3/сут. Метанол пода-
вался периодически с целью предотвращения 
образования «глухой» гидратной пробки в тех-
нологическом оборудовании. Подача метанола 
осуществлялась отдельным дозирующим насо-
сом с расходом 0,4 м3/сут в газовый поток по-
сле замерного сепаратора С-1з и в шлейф сква-
жины на БВН.

С 29 июня начаты работы по испыта-
нию КИГ. Подача КИГ осуществлялась 
на устье скважины в ее шлейф и далее в си-
стему сбора газа. В начальный период (в те-
чение 3 ч 10 мин) КИГ подавался с повышен-
ным расходом (ударная дозировка) 60 л/сут 
(рис. 2). Далее расход был снижен до 15 л/сут, 
что составило 15 % от содержания воды в про-
дукции скважины согласно технологическому 
режиму.

В связи с тем что КИГ поступал совмест-
но с добываемой продукцией в замерный сепа-
ратор С-1з и частично оставался в сепараторе, 
30 июня регулировка давления осуществлялась 
штуцером, расположенным на БВН. Поэтому 
в дальнейшем замеры объемов добычи газа 
не производились.

Рис. 2. Динамика давлений по скв. 21 на 29 июня

0

1

3

2

4

5

6

00
:0

0
01

:0
0

02
:0

0
03

:0
0

04
:0

0
05

:0
0

06
:0

0
07

:0
0

08
:0

0
09

:0
0

10
:0

0
11

:0
0

12
:0

0
13

:0
0

14
:0

0
15

:0
0

16
:0

0
17

:0
0

18
:0

0
19

:0
0

20
:0

0
21

:0
0

22
:0

0
23

:0
0

00
:0

0



246 Научно-технический сборник · ВЕСТИ ГАЗОВОЙ НАУКИ

№ 1 (33) / 2018

С 30 июня по 3 июля расход КИГ сни-
жали до 9 л/сут. При этом скважина работа-
ла стабильно без образования газовых гидра-
тов после регулируемого штуцера на БВН. 
Незначительные изменения давления связаны 
с регулировкой штуцера.

4 июля скважина остановлена из-за обра-
зования газовых гидратов в НКТ, что не свя-
зано с исследуемым участком. После перево-
да скважины на факельную линию и снижения 
давления в НКТ до 0,2 МПа гидратная пробка 
из скважины была удалена и испытания про-
должены (рис. 3).

5 июля расход КИГ для подачи в шлейф 
снижен до 6 л/сут. В дальнейшем скважина ра-
ботала нестабильно с периодическим образо-
ванием газовых гидратов в НКТ «ниже» фон-
танной арматуры. При этом также отмечалось 
образование гидратов в зоне эксперимента – 
после регулируемого штуцера, расположенно-
го на БВН. Последнее, вероятно, связано с тем, 
что дозировка КИГ в объеме 6 л/сут недоста-
точна для этих условий.

9 июля работы по испытанию КИГ при-
остановлены, так как скважина была пере-
дана для проведения плановых газодинами-
ческих исследований. Результаты промыс-
ловых испытаний КИГ, проведенных в пери-
од с 29 июня по 9 июля, подтверждены про-
токолом и актом исследований. Отмечено, 
что без подачи метанола образование газовых 
гид ратов после регулируемых штуцеров, рас-
положенных на блоке входных ниток и после 

т еплообменника, происходит с периодично-
стью 1…7 ч. 

В период испытаний подача КИГ с устья 
скважины в шлейф для обеспечения безгид-
ратного режима работы исследуемого участка 
промысловой системы осуществлялась в режи-
ме понижающихся дозировок (удельных расхо-
дов) 15, 12, 9 и 6 л/сут. При первых трех дози-
ровках ингибитора система работала без обра-
зования гидратов в течение 91 ч. При удельном 
расходе КИГ 6 л/сут (0,25 л/ч) началось обра-
зование газовых гидратов (наблюдалось по ро-
сту давления на БВН). В связи с тем что прове-
сти дальнейшую оптимизацию удельного рас-
хода КИГ между 6 и 9 л/сут по объективным 
причинам не представилось возможным, для 
рассмат риваемых условий оптимальной при-
нята дозировка ингибитора 9 л/сут (0,4 л/ч).

Объем добываемого природного газа 
из скв. 21 в течение проведения промыс-
ловых испытаний КИГ изменялся в преде-
лах 32…50 тыс. м3/сут со средним значением 
45 тыс. м3/сут. Анализ результатов испытаний 
подтверждает эффективность КИГ, так как 
в сравнении с метанолом достигнуты боль-
ший период времени до образования газо-
вых гидратов (91 ч, или ~4 сут, против 1…7 ч) 
и в 5…6 раз меньший удельный расход инги-
битора.

Таким образом, проведение комплекс-
ных теоретических, лабораторных и про-
мысловых исследований ингибиторов кине-
тического действия сохраняет актуальность 

Рис. 3. Динамика давлений по скв. 21 на 4 июля: см. экспликацию к рис. 2
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и ц елесообразность с точки зрения определения 
основных условий успешной реализации меро-
приятий по предотвращению проблем, обуслов-
ленных образованием газовых гидратов. Кроме 
того, ситуация Крайнего Севера, в которой на-
ходится основная часть газодобывающих объек-
тов ПАО «Газпром», требует применения новых 
эффективных и безопасных технологий, поэто-
му использование на промыслах экологически 
безопасных химических реагентов, в том чис-
ле ингибиторов г идратообразования, является 

весьма перспективным направлением оптимиза-
ции производственного процесса добычи и про-
мысловой подготовки углеводородов.
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Field tests of the environment-friendly kinetic low-consumption inhibitor of gas hydrates
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Abstract. Nowadays, domestic facilities of gas and oil production mostly apply methanol (poison) as a hydrate 
inhibitor, and as yet there is no alternative to methanol for correspondent industrial applications. 

A new “KIG-Delta” environment-friendly kinetic low-consumption hydrate inhibitor is developed, patented 
and tested. Field tests of “KIG-Delta” have been carried out according to a previously prepared and adopted program 
in two stages: fi rst stage supposed confi rmation of gas hydrates generation inside the process equipment at a site 
being studied; second stage included testing and performance estimation of the said kinetic inhibitor.

Analysis of the fi eld test results confi rms effi ciency of “KIG-Delta”, as in comparison with methanol it gave 
greater time delay before beginning of hydrate generation (91 h against 1–7 h) and reduced (5–6 times) specifi c 
consumption of inhibitor.

Keywords: kinetic inhibitor, gas hydrates, methanol, polymer, low consumption, fi eld tests, effi ciency.
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Совершенствование системы контроля 
газоконденсатной характеристики пласта на поздней 
стадии разработки нефтегазоконденсатных 
месторождений

А.В. Поляков1*, А.Н. Волков1

1 Филиал ООО «Газпром ВНИИГАЗ» в г. Ухта, Российская Федерация, 169314, Республика Коми, 

г. Ухта, ул. Севастопольская, д. 1а

* E-mail: a.polyakov@sng.vniigaz.gazprom.ru

Тезисы. Система контроля газоконденсатной характеристики (ГКХ) пласта является одним из основ-

ных информационных источников на всех стадиях эксплуатации месторождения. По результатам 

контроля ГКХ изучают состав и свойства пластовой газоконденсатной системы, продукции, поступа-

ющей в скважины, а также получают сведения для решения задач учета и планирования добычи кон-

денсата, оперативного и стратегического управления разработкой.

Контроль ГКХ на поздней стадии разработки нефтегазоконденсатного месторождения (НГКМ) 

может быть осложнен целым рядом факторов: значительным ухудшением технико-технологических 

условий проведения промысловых исследований, развитием процесса прямого испарения рет-

роградного конденсата, поступлением дополнительного притока жидких углеводородов (ЖУВ). 

Существующие методы контроля не позволяют учесть эти факторы.

В статье предлагается при контроле ГКХ пласта на поздней стадии разработки НГКМ проводить 

в два этапа дополнительный комплекс PVT-исследований, который будет учитывать особенности 

фазового поведения пластового газа на данной стадии разработки месторождения. Предполагается, 

что на первом этапе исследований решается задача уточнения состава пластового газа и выявления 

наличия дополнительного притока ЖУВ (определение его количественных и качественных характе-

ристик), а на втором для уточненного состава пластового газа идентифицируется развитие процес-

са прямого испарения.

Разработанный подход внедрен в систему контроля ГКХ по месторождениям Тимано-Печорской 

нефтегазоносной провинции (НГП). Подход позволил обосновать развитие процесса прямого ис-

парения на одном из месторождений Тимано-Печорской НГП и обеспечить эффективный контроль 

ГКХ. Данный подход можно использовать как составную часть систем контроля ГКХ других НГКМ.

Система контроля газоконденсатной характеристики (ГКХ) является неотъемле-
мой и важной информационной составляющей в ходе всего жизненного цикла место-
рождения. Ее реализация обеспечивает оперативное и стратегическое управление раз-
работкой, в том числе ведение учета и планирования добычи углеводородного (УВ) 
сырья. Традиционный контроль ГКХ разрабатываемых месторождений включает:

• промысловые газоконденсатные (ГКИ) и газодинамические исследования для 
определения конденсатогазового фактора (КГФ) с отбором сепараторных проб пла-
стовых флюидов, замера текущих пластовых термобарических условий;

• лабораторные исследования физико-химическими и хроматографическими 
методами для определения состава и свойств пластовых флюидов;

• расчет состава и свойств добываемого пластового газа;
• сравнительный анализ текущих и прогнозных параметров ГКХ.
Разработка нефтегазоконденсатного месторождения (НГКМ) на поздней ста-

дии сопровождается значительным ухудшением технико-технологических усло-
вий проведения промысловых исследований (что может привести к некорректно-
му замеру КГФ), развитием процесса прямого испарения ретроградного конденса-
та при снижении пластового давления в область давления максимальной конденса-
ции и ниже, поступлением дополнительного притока жидких углеводородов (ЖУВ). 
Специфика поздней стадии разработки требует совершенствования методов контроля 
ГКХ, поскольку традиционный подход не позволяет верифицировать п ромысловые 



249Актуальные проблемы добычи газа

№ 1 (33) / 2018

и сследования, однозначно идентифициро-
вать процессы, происходящие в пласте, коли-
чественно и качественно охарактеризовать до-
полнительный приток ЖУВ.

Для повышения эффективности реализуе-
мой системы контроля ГКХ на поздней стадии 
разработки НГКМ Тимано-Печорской нефте-
газоносной провинции (НГП) внедрен допол-
нительный комплекс исследовательских работ, 
учитывающий особенности фазового состояния 
и поведения пластовой УВ системы. Основу 
этих работ составляют экспериментальные ис-
следования на PVT1-установке, выполнение ко-
торых в общепринятой практике предусмотре-
но на начальной стадии изучения ГКХ.

К отличительным особенностям фазового 
поведения пластового газа в области давления 
максимальной конденсации и ниже следует от-
нести отсутствие выпадения конденсата в про-
цессе снижения давления при пластовой темпе-
ратуре (выпадение происходит только при из-
менении температуры) и поступление в соста-
ве продукции скважин дополнительного прито-
ка ЖУВ (ретроградный конденсат, нефть). 

С учетом этих особенностей разработан 
подход к проведению PVT-исследований с воз-
можностью верификации выполненных ГКИ, 

1 PVT – акроним от англ. pressure, volume, temperature 
(давление, объем, температура).

уточнения состава добываемого пластового 
газа и диагностирования развития процессов 
прямого испарения и двухфазной фильтрации 
[1]. Данный подход позволяет повысить инфор-
мативность исследований в отношении сква-
жин как с дополнительным притоком ЖУВ, так 
и без него. В целом экспериментальную часть 
исследования можно разделить на два этапа. 
На первом этапе уточняется состав пластово-
го газа и выявляется наличие/отсутствие до-
полнительного притока ЖУВ. На втором этапе 
работ для уточненного состава пластового газа 
идентифицируется развитие процесса прямого 
испарения.

Первый этап эксперимента для скважин, ха-
рактеризующихся отсутствием поступления до-
полнительного притока ЖУВ, заключается в по-
строении изобары полного растворения конден-
сата путем проведения серии опытов контакт-
ной конденсации при постоянном давлении для 
систем с КГФ, близким (±10…20 %) получен-
ному по результатам промысловых исследо-
ваний. Далее на основании изобары п олного 
растворения конденсата проверяется правиль-
ность определенного содержания углеводоро-
дов группы С5+ или уточняется его значение ис-
ходя из данных о пластовой температуре.

На втором этапе для УВ смеси с уточ-
ненным содержанием С5+ при пластовой 
температуре проводится опыт контактной 

Рис. 1. Схема проведения экспериментов для скважин, характеризующихся 
дополнительным поступлением ЖУВ. Этапы: а – загрузки (pзагр, tзагр – исходные значения 

давления и температуры соответственно); б – приведения условий к пластовым;
в – удаления ЖУВ

 = const, tp , t
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к онденсации. Отсутствие выпадения жидкой 
фазы при снижении давления позволяет ди-
агностировать проявление процесса прямого 
испарения.

Для скважин, характеризующихся по-
ступлением дополнительного притока ЖУВ, 
на первом этапе решается задача определе-
ния количественной и качественной характе-
ристик дополнительного притока ЖУВ и опре-
деления содержания С5+ в равновесной газовой 
фазе, отождествляемой с пластовым газом, для 
текущих термобарических условий. Комплекс 
экспериментальных исследований заключает-
ся в идентификации фазового состояния при 
текущих термобарических условиях с после-
дующим проведением опытов, направленных 
на изучение состава и свойств сосуществую-
щих равновесных фаз. Схема эксперимента 
представлена на рис. 1. Второй этап проводит-
ся по аналогии.

После загрузки в камеру PVT газа сепара-
ции и необходимого в соответствии с промыс-
ловыми данными количества нестабильных 
ЖУВ (см. рис. 1а) рекомбинированный обра-
зец продукции скважин приводится к текущим 
термобарическим условиям (пластовым дав-
лению pпл и температуре tпл) (см. рис. 1б) и за-
меряется количество нерастворившейся жид-
кой фазы (НЖФ). Далее при поддержании по-
стоянного давления НЖФ выводится из ка-
меры PVT по схеме опыта однократного раз-
газирования с замером объема газа дегазации 
и массы дегазированных жидких углеводоро-
дов (см. рис. 1в), а также отбором проб этих 
потоков на хроматографические и физико-

химические и сследования. На основе получен-
ных результатов рассчитывается состав НЖФ, 
равновесной газовой фазы и продукции сква-
жины. После удаления НЖФ при необходимо-
сти часть равновесной газовой фазы при под-
держании постоянного давления выводят из ка-
меры PVT по схеме одноступенчатой сепара-
ции (см. рис. 1в) с отбором и анализом газовой 
и жидкой фаз. По результатам сепарации также 
появляется возможность рассчитать состав рав-
новесной газовой фазы и сопоставить его с со-
ставом пластового газа скважин «сухого» поля. 

Предложенный подход апробирован при 
контроле ГКХ на месторождениях Тимано-
Печорской НГП. Далее приведены результа-
ты исследований для одной скважины «сухо-
го» поля и одной скважины, характеризующей-
ся дополнительным притоком ЖУВ. 

Месторождение 1. Скважина «сухого» поля
Пробы газа сепарации и нестабильного кон-
денсата отбирались при pпл = 5,3 МПа (табл. 1), 
tпл = 88,6 °С. Согласно промысловым ГКИ со-
держание углеводородов группы С5+ в пласто-
вом газе составило 94 г/м3.

В ходе PVT-исследований проведена се-
рия опытов контактного растворения при 
пластовом давлении для УВ смесей с содер-
жанием С5+ 70, 84 и 97 г/м3. По результатам 
экспериментов построены кривые изобари-
ческого растворения жидкой фазы и изоба-
ра полного растворения конденсата (рис. 2). 
Для tпл = 88,6 °С содержание С5+ составило 
89,8 г/м3, что на 4 г/м3 ниже значения, опреде-
ленного по результатам ГКИ.

Таблица 1
Составы проб газа сепарации и нестабильного конденсата

Компонент
Газ сепарации Нестабильный конденсат

молярная доля, % массовая доля, % молярная доля, % массовая доля, %
СН4 86,14 72,59 11,83 2,56
С2Н6 7,36 11,63 6,47 2,63
С3Н8 2,76 6,39 8,10 4,82
iC4H10 0,46 1,40 3,36 2,63
nC4H10 0,71 2,17 8,86 6,95
iC5H12 0,18 0,69 7,10 6,92
nC5H12 0,14 0,54 8,13 7,92
C6+ 0,10 0,46 45,71 65,34
N2 1,00 1,47 0,07 0,03
CO2 1,15 2,66 0,36 0,21
Σ 100,00 100,00 100,00 100,00
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На втором этапе PVT-исследований 
проведены опыты контактной конденса-
ции при пластовой температуре для систе-
мы c у точненным содержанием С5+, составив-
шим 89,8 г/м3. Результаты опыта показали, что 
в процессе падения давления ниже pпл выпаде-
ния жидкой фазы не происходит. Данный факт 
свидетельствует о развитии процесса прямо-
го испарения.

Таким образом, для рассматриваемой 
пластовой системы уточнено содержание 

у глеводородов группы С5+ и идентифицирова-
но развитие процесса прямого испарения.

Месторождение 2. Скважина, 
характеризующаяся дополнительным 
притоком ЖУВ
Пробы газа сепарации и нестабильного конден-
сата отбирались при pпл = 11,9 МПа (табл. 2), 
tпл = 59,5 °С. Согласно промысловым ГКИ со-
держание С5+ в пластовом газе составило 
100,2 г/м3.

После рекомбинирования УВ смеси, со-
держащей 100,2 г/м3 С5+, и приведения ее к те-
кущим пластовым условиям (рпл = 11,86 МПа, 
tпл = 59,5 °С) установлено, что данная си-
стема находилась в двухфазном состоянии. 
Относительный объем НЖФ, который соответ-
ствует объему дополнительного притока ЖУВ, 
составил 0,67 % начального объема системы. 
Далее произведено выталкивание НЖФ по схе-
ме опыта однократного разгазирования. НЖФ 
представляла собой жидкость темно-желтого 
цвета (рис. 3) молярной массой 140 г/моль, 
газосодержание НЖФ составило 344,1 м3/т. 
Содержание углеводородов группы С5+ в рав-
новесной газовой фазе после выпуска НЖФ со-
ставило 79 г/м3, что согласуется с прогнозной 
зависимостью содержания конденсата в пла-
стовом газе.

На втором этапе PVT-исследований про-
веден опыт контактной конденсации при пла-
стовой температуре для равновесной газовой 
фазы. Результаты опыта показали, что в про-
цессе снижения давления ниже pпл происходит 
выпадение жидкой фазы (рис. 4).

Рис. 2. Изобарическое растворение жидкой 
фазы
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Таблица 2
Составы проб газа сепарации и нестабильных ЖУВ

Компонент
Газ сепарации Нестабильные ЖУВ

молярная доля, % массовая доля, % молярная доля, % массовая доля, %
СН4 82,96 67,88 28,46 9,12
С2Н6 10,01 15,45 17,79 10,75
С3Н8 3,30 7,53 17,42 15,57
iC4H10 0,35 1,07 4,05 4,83
nC4H10 0,65 1,99 8,66 10,33
iC5H12 0,17 0,66 3,15 4,78
nC5H12 0,16 0,61 2,86 4,29
C6+ 0,24 1,14 17,23 40,00
N2 1,45 2,06 0,02 0,01
CO2 0,72 1,62 0,36 0,32
Σ 100,00 100,00 100,00 100,00
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от целого ряда факторов (пластового давле-
ния, дебита скважины, скорости фильтрации 
и др.). Процесс разделения ЖУВ на ретроград-
ный конденсат и нефть на сегодняшний день 
является сложной задачей. Один из возможных 
способов решения задачи разделения флюида 
может основываться на данных о его физико-
химических свойствах [2].

***
В целом по результатам выполненной рабо-

ты можно отметить следующее:
• разработан универсальный подход 

контроля ГКХ на поздней стадии разработ-
ки месторождения, который предполага-
ет проведение дополнительного комплекса 
PVT-исследований, позволяющих идентифици-
ровать развитие процесса прямого испарения, 
уточнять состав пластового газа, а также опре-
делять количественную и качественную харак-
теристики дополнительного притока ЖУВ;

• разработанный подход внедрен в систе-
му контроля ГКХ на месторождениях Тимано-
Печорской НГП, находящихся на поздней ста-
дии разработки. Это позволило идентифи-
цировать развитие процесса прямого испа-
рения по одному из месторождений Тимано-
Печорской НГП и повысить точность прогноз-
ных показателей добычи углеводородов;

• подход может стать составным элемен-
том систем контроля ГКХ на других НГКМ для 
повышения информативности и эффективно-
сти исследований.

Список литературы
1. Поляков А.В. Идентификация направленности 

ретроградных процессов в газоконденсатной 
залежи на завершающей стадии разработки / 
А.В. Поляков, В.И. Лапшин, А.Н. Волков // 
Газовая промышленность. – 2016. – № 12. – 
С. 24–28.

2. Волков А.Н. Информационное обеспечение 
контроля газоконденсатной характеристики 
в процессе разработки нефтегазоконденсатных 
месторождений / А.Н. Волков // 
Недропользование XXI век. – 2012. – № 5. – 
С. 56–59.

Рис. 3. Нерастворившаяся жидкая фаза

Рис. 4. Изотермы контактной конденсации 
равновесной газовой фазы
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Таким образом, для рассматриваемой пла-
стовой системы установлены наличие допол-
нительного притока ЖУВ и отсутствие разви-
тия процесса прямого испарения. Также опре-
делены содержание углеводородов группы 
С5+ в пластовом газе и качественная и коли-
чественная характеристики дополнительного 
притока ЖУВ.

Необходимо отметить, что состав и свой-
ства дополнительного притока ЖУВ могут ме-
няться в широких диапазонах в зависимости 
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Perfecting control of formation gas-condensate characteristics at late stage
of oil-gas-condensate field development
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Abstract. A system of formation gas-condensate characteristics (GCCh) control is one of the main data source 
at each stage of fi eld operation. Using results of GCCh control they study composition and properties of a bedded 
gas-condensate system, well products, and acquire information necessary for accounting and planning of condensate 
output, as well as for real-time and strategic management of fi eld development.

GCCh control at late stage of an oil-gas-condensate fi eld (OGCF) development can be complicated with 
a number of factors, namely: with serious worsening of technical-technological conditions for fi eld tests, 
development of direct evaporation of retrograde condensate, additional infl ow of fl uid hydrocarbons (FH). Current 
methods of control don’t support consideration of the listed factors.

The paper suggests an additional two-step complex of PVT-researches at late stage of OGCF development, 
which will consider specifi c (for this stage) peculiarities of bedded gas phase behavior. The fi rst step of tests supposes 
verifi cation of accurate gas compositions and detection of FH presence (quantitative and qualitative determination 
of FH’s characteristics). The second step of the test should be dedicated to identifi cation of direct evaporation 
development in respect to improved values of gas compositions.

The said approach is implemented to the system of GCCh control at the fi elds located in the Timan-Pechora 
oil-gas-bearing province. It enabled researches to substantiate development of direct evaporation at one of the 
fi elds from the Timan-Pechora province and to provide effective GCCh control. This method could be applied 
as an element of the GCCh control systems at other hydrocarbon fi elds.

Keywords: oil-gas-condensate fi eld, late stage of fi eld development, gas-condensate characteristics, PVT-research.

References
1. POLYAKOV, A.V., V.I. LAPSHIN, A.N. VOLKOV. Identifi cation of retrograde trends in a gas-condensate 

deposit at a fi nal stage of fi eld development [Identifi katsiya napravlennosti retrogradnykh protsessov 
v gazokondensatnoy zalezhi na zavershayushchey stadia razrabotki]. Gazovaya Promyshlennost. 2016, no. 12, 
pp. 24–28. ISSN 0016-5581. (Russ.).

2. VOLKOV, A.N. Dataware of gas-condensate characteristics control during development of oil-gas-condensate 
fi elds [Informatsionnoye obespecheniye kontrolya gazokondensatnoy kharakteristiki v protsesse razrabotki 
neftegazokondensatnykh mestorozhdeniy]. Nedropolzovaniye XXI vek. 2012, no. 5, pp. 56–59. ISSN 1998-4685. 
(Russ.).



254 Научно-технический сборник · ВЕСТИ ГАЗОВОЙ НАУКИ

№ 1 (33) / 2018

Ключевые слова: 
газовое 

месторождение, 

обводнение, 

струйный насос, 

депрессия, 

скважина.

УДК 622.276:658.58; 622.279:658.58

Технологические и технические решения 
по эксплуатации обводняющихся и обводненных 
газоконденсатных скважин
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Тезисы. В условиях обводнения газовых месторождений актуален поиск технологий эффективного 

выноса жидкости из скважин с целью снятия противодавления на пласт и освобождения защемлен-

ного в пласте газа. Предлагается технология с использованием извлекаемого скважинного струй-

ного насоса, разработанного и изготовленного специалистами филиала ООО «Газпром ВНИИГАЗ» 

в г. Ухта.

Принцип действия насоса основан на использовании энергии газа высокого давления, закачи-

ваемого по затрубному пространству скважины на прием насоса для подъема продукции из скважи-

ны. Конструктивные особенности насоса заключаются в возможности спускать его в скважину и из-

влекать с применением канатной техники без подъема насосно-компрессорных труб (НКТ). Корпус 

насоса спускается на НКТ совместно с пакером на заданную глубину.

Эксплуатация обводненных газовых скважин с применением рекомендуемой технологии позво-

ляет извлекать выпавший в пласте газовый конденсат за счет его вытеснения и вымывания продви-

гающейся к забою скважин пластовой водой и получать сопутствующий эффект.

Многие газовые и газоконденсатные месторождения ПАО «Газпром» находят-
ся на завершающей стадии разработки и характеризуются интенсивным обводнени-
ем продуктивных пластов. Обводнение этих месторождений является одной из са-
мых серьезных проблем добычи углеводородов и носит прогрессирующий характер. 
Анализ опыта повышения эффективности добычи газа из обводненных и обводняю-
щихся скважин показал, что поиск и выбор технологии принудительного удаления 
пластовой жидкости из газовых скважин актуальны по настоящее время и требуют 
индивидуального подхода в каждом конкретном случае.

В условиях обводнения месторождений наиболее перспективным способом экс-
плуатации скважин является интенсивный отбор пластовой жидкости с целью снятия 
противодавления на пласт и освобождения защемленного в пласте газа. Для решения 
этой проблемы специалистами филиала ООО «Газпром ВНИИГАЗ» в г. Ухта пред-
ложена технология с использованием разработанного и изготовленного собственны-
ми силами скважинного струйного насоса. Струйный насос для эксплуатации сква-
жин (НСЭС) запатентован [1], имеет декларацию (ТС N RU Д-RU.АИ43.В.00006 
от 11.10.2013) о соответствии требованиям Технического регламента Таможенного 
союза «О безопасности машин и оборудования».

Принцип действия НСЭС основан на использовании энергии газа высокого давле-
ния (ГВД), закачиваемого по затрубному пространству (ЗТ) на прием насоса для подъ-
ема продукции из скважины. Эффективность такого метода подъема жидкости с забоя 
скважин определяется сочетанием газлифтного эффекта с работой струйного аппарата, 
что позволяет снизить давление на забое скважины, увеличить депрессию на пласт, при-
ток флюида из пласта.

Конструктивные особенности насоса заключаются в возможности спускать 
его в скважину и извлекать с применением канатной техники без подъема насосно-
компрессорных труб (НКТ). Корпус насоса спускается на НКТ совместно с пакером 
на заданную глубину.

Предлагаемая технология испытана на опытной газоконденсатной скважине. Подача 
ГВД на устье опытной скважины осуществлялась по проложенному н агнетательному 
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г азопроводу напрямую от ближайшей скважины-
донора. Замер расхода ГВД производился на ли-
нии нагнетательного трубопровода в ЗТ скважи-
ны при помощи сужающего устройства. Для ре-
гулирования расхода ГВД и плавного установле-
ния режимов отбора жидкости из скважины с по-
мощью НСЭС на линии подачи ГВД в ЗТ уста-
новлен регулирующий штуцер.

За счет энергии, создаваемой ГВД, в насосе 
происходят взаимное перемешивание ГВД с га-
зоконденсатной смесью и последующий вынос 
смешанного продукта из скважины по НКТ 
на контрольный сепаратор установки ком-
плексной подготовки газа. Оптимальным явля-
ется режим работы скважины с минимальным 
удельным расходом ГВД на подъем 1 м3 жидко-
сти. Для его определения необходимо провести 
исследования скважины не менее чем на трех 
режимах выноса жидкости в диапазоне мини-
мального и максимального расходов активно-
го газа. Результаты исследований обрабатыва-
ются с построением регулировочной зависи-
мости дебита жидкости от расхода активного 
газа. (В качестве примера на рис. 1 представле-
ны результаты испытания технологии и иссле-
дований, проведенных на опытной скважине.)

Таким образом создается режим максималь-
ного отбора жидкости, который позволяет соз-
дать максимальную депрессию в скважине и тем 

самым воздействовать на продуктивный пласт 
за счет снижения забойного давления в скважи-
не. Газоотдача обводненной залежи напрямую 
связана с изменением пластового давления, ле-
жащим в основе технологии вторичной добычи 
газа (совместно с пластовой водой). Кроме того, 
известно, что эксплуатация обводненных сква-
жин газоконденсатных месторождений позво-
ляет извлекать выпавший в пласте газовый кон-
денсат за счет ег о вытеснения и вымывания про-
двигающейся к забою скважин пластовой водой 
и получать сопутствующий эффект от примене-
ния рекомендуемой технологии.

Результаты глубинных замеров (рис. 2, 3) 
свидетельствуют, что в период проведения ис-
следований скважины максимальная депрес-
сия, создаваемая на приеме НСЭС, составила 
1,19 МПа. При этом отбор воды из скважины 
находился в оптимальной зоне регулировочной 
зависимости (см. рис. 1) и составил 91,7 м3/сут. 
Пластовая температура на глубине установ-
ки манометра (в основании струйного насоса) 
в статических условиях и в работающей сква-
жине равнялась соответственно 26,6 и 29,1 С.

Представленная технология рекомендуется 
к применению на скважинах ПАО «Газпром» 
для вовлечения в дренирование газа и газового 
конденсата, защемленных в пласте вследствие 
масштабного обводнения залежи.

Рис. 1. Зависимость дебита опытной скважины по жидкости (Qж) и удельного расхода ГВД 
на подъем 1 м3 жидкости (qГВД) от расхода ГВД (QГВД). Характерные точки: А – максимальный 
дебит жидкости (Qж.макс); В – оптимальный дебит жидкости (Qж.опт); С – минимальный удельный 

расход ГВД на вынос 1 м3 жидкости (qГВД.мин); QГВД.опт – оптимальный расход ГВД
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Engineering and technological solutions on operation of watered and watering
gas-condensate wells
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Abstract. In conditions of gas fi elds watering search and selection of effective technologies for liquid ejection from 
wells in order to eliminate counter-pressure upon a bed and to release gas squeezed in the bed. So, a new technology 
is suggested. It is based on application of a removable jet pump designed and manufactured at the Ukhta subsidiary 
of Gazprom VNIIGAZ LLC.

Principal operation of the pump is based on application of energy of high-pressure gas being pumped along 
a well clearance to pump suction in order to lift the products from the well. Peculiar features of pump construction 
make it possible to draw this pump up and down the well using wire-line equipment without lifting of well tubing. 
Body of the pump is lowered down to a given depth together with a parker.

Operation of watered gas wells using this technology enables to extract condensed fl uid due to its displacement 
and washing-out by the fossil water moving to well bottoms and to get thereby additional effect.

Keywords: gas fi eld, water invasion, jet pump, depression, well.
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Опытно-промышленные испытания ингибитора 
гидратообразования низкой дозировки «Сонгид-1801А» 
на месторождениях Западной Сибири
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Тезисы. Изложены результаты серии опытно-промышленных испытаний на месторождениях 

Западной Сибири новых кинетических ингибиторов гидратообразования марки «Сонгид», а т акже 

результаты анализа проб добываемой жидкости и мониторинга функционирования осложнен-

ных объектов системы сбора нефти и попутного нефтяного газа. Выполненные исследования важ-

ны с точки зрения понимания закономерностей протекания осложнений, вызванных гидратообра-

зованием и парафиноотложениями, при эксплуатации трубопроводов и выработки рекомендаций 

по их предотвращению.

В ходе испытаний выявлены дополнительные факторы, осложняющие сбор скважинной про-

дукции, в том числе образование переохлажденных высоковязких эмульсий; выработаны рекомен-

дации по применению реагентов для борьбы с парафиногидратными отложениями, включая эф-

фективные дозировки. Использование кинетических ингибиторов парафиноотложений и гидрато-

образования позволяет эксплуатировать промысловые нефтесборные сети при значительной эко-

номии денежных средств.

Процессы добычи углеводородов на месторождениях природного газа и газонеф-
тяных месторождениях с высоким газовым фактором серьезнейшим образом ослож-
няются образованием газовых гидратов (клатратов), т.е. кристаллических нестехио-
метрических соединений ряда компонентов природного или попутного нефтяного га-
зов с водой. Для предотвращения гидратообразования традиционно применяют клас-
сические ингибиторы термодинамического действия, основными представителями 
которых являются метанол и гликоли, относящиеся к классу спиртов. Механизм дей-
ствия ингибиторов гидратообразования термодинамического действия заключается 
в снижении активности воды в водном растворе и, как следствие, изменении равно-
весных условий образования гидратов.

В конце прошлого века разработаны принципиально новые ингибиторы гидрато-
образования кинетического действия, представляющие собой водорастворимые по-
лимеры, в структуру которых входят атомы азота и кислорода. Выделены два основ-
ных механизма ингибирования: 

1) боковые группы полимера-ингибитора адсорбируются на поверхности кри-
сталла гидрата посредством водородных связей. Адсорбируясь на кристалле гидра-
та, полимер способствует разрастанию кристалла вокруг и между нитями полимера 
с н ебольшим радиусом кривизны кристалла;

2) ингибиторы стерически блокируют вход и заполнение полости гидрата непо-
лярными растворенными веществами, например, метаном.

Также отмечено небольшое взаимодействие между неполярным растворенным 
веществом и гидрофобной частью боковых групп ингибитора в модели [1].

Большим преимуществом кинетических ингибиторов гидратообразования (КИГ) 
стала дозировка, которая кратно ниже дозировок термодинамических ингибиторов. 
Это позволяет существенно снизить операционные затраты. КИГ также относятся 
к категории «экологичных» ингибиторов, что снижает риски при их транспортиров-
ке, хранении и применении. В связи с перечисленными преимуществами в последнее 



259Актуальные проблемы добычи газа

№ 1 (33) / 2018

десятилетие КИГ набирают все большую по-
пулярность у нефтегазодобывающих компаний 
при выборе методов борьбы с гидратообразо-
ванием. На сегодняшний день на ряде нефте-
промысловых объектов зарубежных и отече-
ственных компаний успешно прошли опытно-
промышленные испытания и эффективно при-
меняются ингибиторы гидратообразования 
низкой дозировки [2–7].

В течение двух лет на нескольких место-
рождениях Западной Сибири проведена серия 
опытно-промышленных испытаний (ОПИ) хи-
мических реагентов марки «Сонгид» (произво-
дитель АО «ОЗНХ», г. Уфа), предназначенных 
для борьбы с гидратоотложениями. Цели ОПИ:

• оценка практической эффективности 
КИГ «Сонгид-1801А»;

• оценка и оптимизация дозировок химре-
агентов. 

Параллельно ОПИ проведены исследова-
тельские работы с отбором и анализом проб 
добываемой жидкости, а также мониторинг 
функционирования осложненных объектов 
системы сбора нефти и попутного нефтяного 
газа. Результаты данной работы имеют в ажное 

з начение с точки зрения понимания законо-
мерностей протекания осложнений, вызван-
ных гид ратообразованием и парафиноотложе-
ниями, при эксплуатации трубопроводов и вы-
работки рекомендаций по их предотвращению. 

Результаты ОПИ
Куст скважин 180 месторождения А Запад-
ной Сибири. ОПИ условно разделены на два 
этапа. Первый этап испытаний на кусте 180 
начат в конце 2008 г. закачкой двух удар-
ных пачек растворителя гидратообразований 
«Сонгид-1803» с интервалом 6 ч, после чего 
произведен запуск электронной установки до-
зирования реагента (УДЭ), обеспечивающей 
подачу химического реагента «Сонгид-1801А» 
с постоянным удельным расходом. За пери-
од проведения первого и второго этапов ОПИ 
на участке «куст скважин 180 – точка врез-
ки в нефтесборный коллектор» выявлено семь 
случаев превышения давлением допустимого 
значения (условно свыше 3,0 МПа) с закупори-
ванием трубопровода (рис. 1).

В начале ОПИ осложнения возникали каж-
дые два-три дня вследствие недостаточной 

Рис. 1. Режимы давления, температуры и закачки химических реагентов на кусте скважин 180 
в период с 17 декабря по 11 марта 2008 г.
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п одачи реагента по причине некачественной 
работы дозировочного оборудования. С 5 ян-
варя после ревизии и замены дозировочного 
оборудования на новое подача ингибитора гид-
ратообразования «Сонгид-1801А» была возоб-
новлена. Фактическая его дозировка в период 
с 5 января по 6 марта уменьшалась с 1200 г/м3 
(70 л/сут) до 100 г/м3 (5 л/сут). Расхождения 
между плановыми и фактическими удельными 
расходами реагента обусловлены: 

• автоматическими отключениями УДЭ 
при повышении давления в трубопроводе;

• засорениями клапанов насоса коррози-
онным шламом и холостой работой насоса;

• физическим износом устройства 
и неточ ностью его регулировки.

Отступления от регламента в период с 5 
по 11 февраля в сторону 2-10-кратного увели-
чения дозировки связаны с наступившими мо-
розами, когда средняя температура опустилась 
до – 40…– 30 °С. Повышение дозировки в пе-
риод с 25 февраля по 6 марта со 100 до 200 г/м3 
(с 5 до 10…12 л/сут) связано с неэффективно-
стью при таких температурах реагента в дози-
ровке 5 л/сут.

Cкв. 10 месторождения Б Западной Си-
бири. ОПИ начаты 23 декабря закачкой двух 
ударных пачек растворителя гидратообразова-
ний «Сонгид-1803» в нефтесборный коллектор 
с интервалом 6 ч. Запуск УДЭ при постоянном 

дозировании ингибитора «Сонгид-1801А» со-
стоялся 5 января. В ходе ОПИ не было выявле-
но случаев превышения давление допустимого 
значения: независимо от температуры окружа-
ющей среды и дозировки реагентов весь пери-
од характеризуется средним линейным давле-
нием в коллекторе 1,3 МПа (рис. 2).

Анализ причин осложнений на участке 
«куст скважин 180 – точка врезки»
Краткая характеристика объекта испыта-
ний. Участок внутрипромыслового нефте-
сборного коллектора 2-го порядка месторожде-
ния А, где проводились ОПИ ингибитора гид-
ратообразования «Сонгид-1801А», именуется 
«куст 180 – точка врезки в коллектор» (табл. 1, 
рис. 3). На этом участке периодически (в хо-
лодное время года) осложняется промысловый 
транспорт скважинной продукции. В резуль-
тате образующихся парафиногидратных от-
ложений давление в трубопроводе может воз-
растать до 5,0…6,0 МПа. В случае закупорива-
ния трубопровода происходит остановка куста 
скважин до устранения образовавшейся проб-
ки тепловой обработкой путем закачки раство-
ра СаСl2 под повышенным давлением и страв-
ливания отложений в дренаж.

С целью выяснения причин образова-
ния закупорок на участке «куст 180 – точка 
врезки в коллектор» во время ОПИ проведен 

Рис. 2. Режимы давления, температуры и закачки химических реагентов на скв. 10
в период с 16 января по 25 марта 2008 г.
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м ониторинг давления в коллекторе за период 
«лето – осень – зима» (рис. 5).

Рис. 5 показывает, что среднее линейное 
давление АГЗУ в летне-осенний период редко 
поднималось выше 3,0 МПа, при этом доволь-
но часто имел место кратковременный рост 
давления до 5,0…6,0 МПа при сохраняющемся 
среднем удельном расходе химического реаген-
та 10 л/сут. Период с 27 ноября по 15 декабря 
характеризовался полным отсутствием роста 
давления в коллекторе, напротив, отмечено па-
дение его среднего уровня с 2,5 до 2,2 МПа, что 
связано с общим падением давления во всей 
системе сбора нефти ДНС-16 в результате 
консервации на зимний период ряда кустов 
скважин. С 15 декабря средняя т емпература 
у становилась на уровне –30…–20 °С, давление 

увеличилось, в результате чего в трубопроводе 
образуются гидратопарафиновые пробки.

В целом на зимнюю консервацию отправ-
лено три из семи кустов скважин. По причине 
низкого дебита на период с 26 ноября по 31 де-
кабря останавливался четвертый куст 182 bis. 
Продукция данного куста характеризуется вы-
сокой обводненностью (> 90 %) и темпера-
турой выше 60 °С. Такой температуры доста-
точно, чтобы поддерживать «холодные пото-
ки» кустов скважин 448 bis и 180 в состоянии 
+4…+6 °С (это уменьшает вероятность образо-
вания парафиногидратов).

Период, описываемый наиболее час-
тыми осложнениями с 13 декабря 2008 г. 
по 17 ф евраля 2009 г. и приходящийся на время 
проведения ОПИ реагентов марки «Сонгид», 
изучен более подробно путем сопоставления 
показателей давления трех действовавших ку-
стов скважин: 180, 181 bis, 448 bis (рис. 6).

Таблица 1
Характеристика осложненного объекта

Общая протяженность участка, км ~ 1
Среднее линейное давление, МПа 2,2…2,5
Расчетный режим течения жидкости Ламинарный
Расход жидкости, м3/сут 25…65
Газовый фактор, м3/м3 162…186
Обводненность, % 10…40 (в среднем 25…30)

Температура скважинной продукции в коллекторе зимой*, °С Скв. 4625: –3…+3;
в середине участка: –4

* Определения температуры газожидкостного потока проведены на промысле при температуре окружающей среды 
–35…–20 °С.

Рис. 3. Схема нефтесбора (система ДНС-16) 
на участке «куст 180 – точка врезки 
в коллектор» месторождения А:

Tг – температура газа; Тж – температура 
жидкости

Рис. 4. Пробы газожидкостной смеси с участка
«куст 180 – точка врезки»

Гидрат, «наст»

Переохлажденная
высоковязкая эмульсия  
«с крапинками льда»

Парафиногидрат,
«кашица»
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Выявлено пять случаев (см. рис. 6) экстре-
мального повышения давления в коллекторе. 
Одновременное увеличение давления на всех 
трех кустах свидетельствует о закупоривании 
общего коллектора. Образование пробки в об-
щем коллекторе автоматически приводит к ро-
сту давления в смежных кустах скважин, в том 
числе на кусте 180, что в свою очередь сдви-
гает равновесие в сторону быстрого образова-
ния гидратопарафинов. Транспортировка жид-
кости по общему коллектору стала осложнять-
ся за два дня до начала ОПИ. 

В результате данных инцидентов было при-
нято решение возобновить закачку ингибито-
ра гидратообразования другого производителя 
с 13 января на кусте скважин 448 bis и с 6 янва-
ря в точке врезки в коллектор в районе куста 449. 
Вследствие проведенных мероприятий с 13 ян-
варя давление в коллекторе в районе ДНС-16, 
а также куста скважин 180 нормализовано, а тех-
нологический процесс промыслового транспор-
та скважинной продукции стабилизирован. 

Образование парафиногидратных про-
бок 3 и 18 февраля на кусте 180 связано 
с о становкой и запуском скв. 4601, когда по-
дача реагента осуществлялась с минимальным 
расходом 5…8 л/сут (100…150 г/м3). В свя-
зи с этим была установлена необходимость 
в с лучае запуска или остановки скважин повы-
шать расход до 10 л/сут (200 г/м3).

Из результатов ОПИ этого периода следу-
ет вывод о большей эффективности реагента 
«Сонгид-1801А» в сравнении с применяемым 
на кусте скважин 448 bis ингибитором гидрато-
образования другого производителя, поскольку 
с 8 января по 17 февраля наблюдалось в 2 раза 
больше случаев повышения давления на АГЗУ 
при одинаковых средних удельных дозировках 
реагентов.

Полевые исследования. С целью изуче-
ния природы отложений отобраны пробы во-
донефтяной эмульсии с коллектора участка 
«куст скважин 180 – точка врезки в коллектор». 
Качественный анализ проб показал, что на дан-
ном участке в зимний период транспортируется 
переохлажденная водонефтяная эмульсия вы-
сокой вязкости с вкраплениями льда. При отбо-
ре пробы в середине участка на стержне термо-
метра образовался парафиногидрат достаточ-
но твердой консистенции, сравнимый по твер-
дости со снежным настом; также образовыва-
лись более мягкие кашеобразные отложения 
парафиногидратов – по структуре промежуточ-
ные между настом и переохлажденной эмуль-
сией (см. рис. 4).

Качественно полученные результаты сви-
детельствуют об образовании парафиногидра-
тов в различном соотношении гидрата и па-
рафиновых отложений и п ереохложденных 
в ысоковязких эмульсий, что в итоге затруд-

Рис. 5. Параметры работы куста скважин 180 в период «лето – осень – зима»:
АГЗУ – автоматизированная групповая замерная установка

–45

–30

–15

0

15

0

5

10

15

20

25

30

35

40

45

50

55

60

65

 
, 

 
 

 1
0–1

 

   
18

2b
is

18
2b

is
18

2b
is

01
.0

8.
20

08
08

.0
8.

20
08

15
.0

8.
20

08
22

.0
8.

20
08

29
.0

8.
20

08
05

.0
9.

20
08

12
.0

9.
20

08
19

.0
9.

20
08

26
.0

9.
20

08
03

.1
0.

20
08

10
.1

0.
20

08
17

.1
0.

20
08

24
.1

0.
20

08
31

.1
0.

20
08

07
.1

1.
20

08
14

.1
1.

20
08

21
.1

1.
20

08
28

.1
1.

20
08

05
.1

2.
20

08
12

.1
2.

20
08

19
.1

2.
20

08
26

.1
2.

20
08

02
.0

1.
20

09
09

.0
1.

20
09

16
.0

1.
20

09
23

.0
1.

20
09

30
.0

1.
20

09
06

.0
2.

20
09



263Актуальные проблемы добычи газа

№ 1 (33) / 2018

няет течение скважинной продукции и приво-
дит к росту давления в промысловых трубо-
проводах.

В результате ОПИ КИГ «Сонгид-1801А» 
на двух месторождениях Западной Сибири в те-
чение трех сезонов (лета, осени, зимы) уста-
новлены расходы и дозировки подачи реаген-
та, обеспечивающие предотвращение парафи-
ногидратных пробок в трубопроводах (на вы-
кидных линиях скважин) и бесперебойную ра-
боту нефтесборного коллектора в условиях 
низких температур зимнего периода (табл. 2). 
Используемые дозировки подтверждают вы-
сокую эффективность «Сонгид-1801А», в свя-
зи с чем реагент рекомендован к промышлен-
ному применению. В случае изменения техно-
логии добычи определена необходимость опе-
ративной оптимизации д озировок реагента. 
Испытания пришлись на критические зимний 

и зимне-весенний периоды (низкая температу-
ра окружающей среды, резкие перепады темпе-
ратур), поэтому в летний период допускается 
снижение расхода реагента. 

***
Таким образом, в ходе ОПИ выявлены до-

полнительные факторы, осложняющие сбор 
скважинной продукции скважин куста 180, – 
образование переохлажденных в ысоковязких 
эмульсий, парафиногидратных отложений, 
в связи с чем выработаны рекомендации по при-
менению реагентов для борьбы с парафиноот-
ложениям. Установлено, что и спользование 
и нгибиторов п арафиноотложений и гидра-
тообразования позволяет эксплуатировать 
п ромысловые нефтесборные сети при значи-
тельной экономии денежных средств.

Рис. 6. Сопоставление показателей давления на трех кустах скважин 180, 181 bis, 448 bis
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Таблица 2
Эффективные дозировки реагента «Сонгид-1801А», л/сут (г/м3)

Период (температура) Куст скважин 180
месторождения А

Скв. 10
месторождения Б

Зима (от –30…–30 °С) 8 (150) 2 (40)
Запуск, остановка скважин

10…12 (200)
–

Зима (от –45…–30 °С) 2…6 (40…120)
Зима-весна (–15…0 °С) 0,5…0,6 (10)
Лето 5 (100) –
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Abstract. The paper presents SONGID kinetic hydrate inhibitors serial pilot tests carried out at two hydrocarbon 
fi elds in Western Siberia, analysis of samples of correspondent fl uidal products and results of monitoring of hydrated 
facilities in a collector-system for petroleum and associated petroleum gas. These studies are quite important for 
comprehension of hydrate and paraffi n sedimentation laws in respect to operation of gas pipelines and for rule-
making on prevention of such troubles.

Few additional factors which complicate collection of well products are found including generation of the 
supercooled viscous emulsions. Also, some effective dosages of chemical inhibitors are suggested for control 
of paraffi n hydrate sediments in pipelines. Usage of the kinetic paraffi n and hydrate inhibitors saves money in respect 
to operation of gas and oil collecting networks.

Keywords: well, collector, associated petroleum gas, gas hydrate, low-dosage hydrate inhibitor, SONHYD-1801А.
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Памяти профессора Юрия Николаевича Васильева 
(1931–2018)

Юрий Николаевич Васильев р одился 
10 июля 1931 г. В 1954 г. окончил Куйбы-
шевский индустриальный институт 
по специальности «разработка и эксплуа-
тация неф тяных и газовых месторожде-
ний» (квалификация – горный инженер), 
а в 1968 г. в качестве дополнительного об-
разования – Московский государственный 
университет по специальности «матема-
тика». С 1954 по 1957 г. проходил обуче-
ние в аспирантуре Всесоюзного научно-
исследовательского нефтяного институ-
та и в 1959 г. защитил кандидатскую дис-
сертацию на тему «Теоретические осно-
вы гидравлического разрыва пласта при 
наличии естественной вертикальной тре-
щиноватости и вопросы закрепления тре-
щин». В 1991 г. защитил докторскую дис-
сертацию на тему «Методы системного 

анализа в разработке газовых месторождений». В 2003 г. утвержден ВАКом в зва-
нии профессора по специальности «разработка и эксплуатация нефтяных и газовых 
месторождений». Основные научные труды Ю.Н. Васильева отражены более чем 
в 150 публикациях, в том числе в 8 книгах и 9 изобретениях.

С 1957 по 1963 г. Юрий Николаевич работал в Татарском нефтяном научно-
исследовательском институте (ТатНИИ) в г. Бугульме сначала в должности старшего 
научного сотрудника, а затем – руководителя лаборатории. В 1963 г. перешел на рабо-
ту во Всесоюзный научно-исследовательский институт природных газов (ВНИИГАЗ) 
как старший научный сотрудник, став в дальнейшем начальником отдела разработки 
и обустройства газовых промыслов. С 1969 по 1973 г. исполнял обязанности началь-
ника вычислительного центра ВНИИГАЗа с сохранением руководства лаборатори-
ей интенсификации добычи газа. С 1973 по 1983 г. работал во Всесоюзном научно-
исследовательском и проектном институте автоматизированных систем управления 
в газовой промышленности (ВНИПИАСУГазпром) заведующим головным вычисли-
тельным центром института, затем заместителем директора института по научной ра-
боте. В 1983 г. вернулся в стены ВНИИГАЗа и работал в должности начальника лабо-
ратории, а затем, с 1987 по 2018 г., – главного научного сотрудника.

Юрий Николаевич Васильев внес существенный вклад в развитие ряда научных 
направлений газовой промышленности.

В 1970–1980 гг. основные исследования Ю.Н. Васильева были направлены на раз-
работку принципов построения и практического внедрения автоматизированных 
систем управления разработкой газовых месторождений. В период 1973–1983 гг. 
он являлся непосредственным научным руководителем и ответственным исполните-
лем работ по созданию и внедрению автоматизированных систем управления разра-
боткой крупнейших газовых месторождений страны (Шатлыкского, Оренбургского, 
Медвежьего, Уренгойского, Ямбургского), давших существенный экономический 
эффект. Методологические вопросы создания систем автоматизированного управ-
ления разработкой газовых месторождений и примеры их практического внедрения 
и зложены Ю.Н. Васильевым в монографии «Автоматизированная система у правления 
разработкой газовых месторождений» (1987 г.). 
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В девяностые годы Ю.Н. Васильев впер-
вые в газовой отрасли разработал методоло-
гические принципы конкретной реализации 
системного подхода и методов системного 
анализа при п роектировании и управлении раз-
работкой газовых месторождений, изложенные 
им в большой монографии «Газодобывающее 
предприятие как сложная система» (1998 г.). 
Используя системный подход и методы систем-
ного анализа, Ю.Н. Васильев разработал кон-
кретные методические принципы оценки те-
кущих и конечных коэффициентов газоотда-
чи. Для специалистов газовой и нефтяной про-
мышленности, занимающихся проектировани-
ем разработки месторождений и добычей угле-
водородов, Юрием Николаевичем написана 
монография «Применение системного подхода 
и методов системного анализа при проектиро-
вании и разработке газовых месторождений». 
Внедрение системного анализа в практику про-
ектирования, создания и управления газодобы-
вающим предприятием как сложной динамиче-
ской системой с неопределенностями позволя-
ет повысить эффективность разработки и экс-
плуатации нефтегазовых месторождений.

В области теории упругости и прочно-
сти профессором Ю.Н. Васильевым решены 
несколько задач в упругой постановке о напря-
женном состоянии толстостенных цилиндров 
конечной длины при произвольных нагрузках 
по длине внутренних и внешних цилиндриче-
ских поверхностей. Решения этих задач исполь-
зуются для обработки результатов применения 
прессиометрических устройств при определе-
нии в реальных условиях упругих постоянных 
горных пород, необходимых для расчета пара-
метров гидравлического разрыва пластов в до-
бывающих нефтяных и газовых скважинах. 
Кроме этого ученым предложены новые функ-
ции напряжений для тел вращения при осесим-
метричном распределении напряжений для изо-
тропных и трансверсально-изотропных тел, 
упрощающих решение задач теории упругости. 
Полученные результаты изложены в трех моно-
графиях по теории упругости. Важно отметить, 
что задачи об упруго-напряженном состоянии 
продуктивного пласта при фильтрации в нем 
жидкости и газа, решенные Ю.Н. Васильевым, 
позволяют рассчитывать оседание дневной по-
верхности над разрабатываемыми газовыми 
и нефтяными месторождениями, а также на-
пряженное состояние призабойной зоны пла-
ста, необходимое для назначения о птимального 

технологического режима работы скважин 
и предупреждения разрушения их призабойных 
зон при падении давления в месторождении. 
Эти задачи стали в п оследнее в ремя о собенно 
а ктуальными и получили развитие в коммерче-
ских программных продуктах.

В теории фильтрации жидкостей и газов 
в пористой среде Ю.Н. Васильевым предло-
жено новое интегро-дифференциальное урав-
нение фильтрации упругой жидкости в упру-
гой пористой среде, использованы вариацион-
ные принципы решения задач теории фильтра-
ции и метод конечных элементов для расчета 
распределения давления газа в пласте. Для ме-
сторождений с высоким пластовым давлением 
типа Астраханского с использованием методов 
молекулярной физики обосновано резкое сни-
жение межфазного натяжения на границе жид-
ких углеводородов и смесей газов. Это позволя-
ет в первом приближении рассматривать филь-
трацию многофазной смеси как фильтрацию 
однородной жидкости, что существенно упро-
щает моделирование процесса.

Исследования Ю.Н. Васильева в области 
теории и практики применения гидравли-
ческого разрыва пласта охватывают широкий 
круг вопросов: влияние глубины залегания пла-
ста на давление разрыва; геометрию вертикаль-
ной односторонней трещины; приток к скважи-
не с горизонтальной трещиной; механизм рас-
ширения трещин при гидроразрыве в карбонат-
ных коллекторах; экспериментальное изучение 
движения песчано-жидкостных смесей по ще-
лям; выбор параметров жидкости-песконосителя 
для гидравлического разрыва пласта; фильтруе-
мость жидкостей разрыва и ряд других.

Им также разработан новый метод обра-
ботки результатов исследования газовых 
скважин при нестационарной фильтрации 
для неоднородных многослойных пластов 
с различными физическими свойствами, по-
зволяющий получать более точные значения 
физических свойств коллекторов и определять 
в них значение вертикальной проницаемости.

Важно подчеркнуть, что научная и практи-
ческая деятельность Ю.Н. Васильева в течение 
всей трудовой деятельности всегда была направ-
лена на совершенствование проектирования 
и управления р азработкой крупных газовых 
месторождений (Оренбургского, Медвежьего, 
Уренгойского, Ямбургского, месторожде-
ний Ставропольского и Краснодарского 
краев), а также на разработку методов 
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и нтенсификации добычи газа из газовых 
скважин. В последние годы круг научных ин-
тересов Юрия Николаевича был связан с проб-
лемами эксплуатации у никальных г азовых ме-
сторождений севера Западной Сибири, всту-
пивших в завершающую стадию разработки 
и до сих пор обеспечивающих основную до-
бычу газа в стране. Исследования профессора 
были нацелены на увеличение д остоверности 
прогнозирования обводнения продуктивных 
пластов указанных месторождений и отдель-
ных добывающих скважин, что позволяет на-
учно обосновывать технологические режимы 
работы скважин и возможные объемы отборов 
газа по этим месторождениям в период падаю-
щей добычи и в итоге повысить текущую и ко-
нечную газоотдачи. Так, в методическом плане 
было отмечено, что основные о бъемы внедря-
ющихся подошвенных вод в продуктивные се-
номанские залежи Медвежьего, Уренгойского 
и Ямбургского месторождений обусловлены 
не только упругостью воды и пористой поро-
ды водоносного бассейна, но и выделением 
из пластовых вод растворенного в них газа.

В области движения нефтегазовых 
и газовых потоков по фонтанным трубам 
Ю.Н. Васильев выполнил ряд важных работ. 
Еще в 1957–1963 гг. на реально работающей 
скважине Ромашкинского нефтяного месторож-
дения при его непосредственном участии создан 
промысловый стенд для экспериментального из-
учения параметров движения нефтегазовой сме-
си, ее структуры и скорости распространения 
упругих волн в этих смесях. Проведена большая 
серия опытов, позволившая определить факти-
ческие коэффициенты гидравлических сопро-
тивлений при движении нефтегазовых смесей 
по фонтанным трубам, скорости звука в этих 
смесях, потери давления при движении смесей 
через сужения. Результаты работ используют-
ся при расчете фонтанных лифтов и устройств 
для измерения расходов нефтегазовых смесей. 
С 2015 по 2018 г. на экспериментальном стенде 
в ООО «Газпром ВНИИГАЗ» под руководством 
Ю.Н. Васильева исследовалось распростране-
ние упругих колебаний в газожидкостном пото-
ке для целей эхолотирования положения столба 
воды на забое добывающей скважины, что акту-
ально при эксплуатации газовых залежей на за-
вершающей стадии разработки.

Ю.Н. Васильев сочетал научную ра-
боту с активной научно-педагогической 

д еятельностью. На протяжении многих лет 
читал бакалаврам и магистрам Московского 
физико-технического государственного уни-
верситета курсы лекций по разработке газовых 
месторождений и применению для той же цели 
системного подхода и методов системного ана-
лиза. Ю.Н. Васильев периодически привле-
кался к чтению лекций по той же тематике 
в Российском г осударственном университете 
нефти и газа имени И.М. Губкина и на курсах 
повышения квалификации для специалистов 
газовой отрасли.

Ю.Н. Васильев в течение многих лет являл-
ся членом диссертационного ученого совета 
ООО «Газпром ВНИИГАЗ» по присуждению 
ученых степеней кандидатов и докторов наук. 
Ряд лет являлся членом диссертационного со-
вета Московского государственного открытого 
университета. Под руководством профессора 
защищены восемь кандидатских диссертаций.

Ю.Н. Васильев являлся почетным работни-
ком газовой промышленности, ветераном труда 
газовой промышленности, награжден золотой 
и серебряной медалями ВДНХ, Почетной гра-
мотой ОАО «Газпром», медалями «За трудовую 
доблесть» и «В память 850-летия Москвы». 
В 2013 г. за достигнутые трудовые успехи, мно-
голетнюю добросовестную работу и активную 
общественную деятельность Юрий Николаевич 
удостоен именной Благодарности Президента 
Российской Федерации В.В. Путина.

Профессор Ю.Н. Васильев посвятил 
61 год научной деятельности нефтегазовой 
отрасли. Его работы внесли крупный вклад 
в развитие теории и практики разработки ме-
сторождений природного газа и систем авто-
матизированного управления разработкой га-
зовых месторождений.

Результаты научной деятельности 
Ю.Н. Васильева отражены в следующих мо-
нографиях и статьях, вышедших сборниках 
серии «Вести газовой науки»:

1. Васильев Ю.Н. Упругость и проч-
ность цилиндрических тел / М.А. Колтунов, 
Ю.Н. Васильев, В.А. Черных. – М.: Высшая 
школа, 1975. 

2. Васильев Ю.Н. Прочность полых ци-
линдров / М.А. Колтунов, Ю.Н. Васильев, 
Д.А. Пасько. – М.: Машиностроение, 1981.

3. Васильев Ю.Н. Автоматизированная си-
стема управления разработкой газовых место-
рождений / Ю.Н. Васильев. – М.: Недра, 1987.



268 Научно-технический сборник · ВЕСТИ ГАЗОВОЙ НАУКИ

№ 1 (33) / 2018

4. Васильев Ю.Н. Газодобывающее пред-
приятие как сложная система / И.С. Никоненко, 
Ю.Н. Васильев. – М.: Недра, 1998.

5. Васильев Ю.Н. Влияние растворенно-
го в пластовых водах газа на обводнение га-
зовых залежей / Н.Г. Степанов, Н.И. Дубина, 
Ю.Н. Васильев. – М.: Недра-Бизнесцентр, 1999.

6. Васильев Ю.Н. Системный анализ про-
блемы газоотдачи продуктивных пластов / 
Н.Г. Степанов, Н.И. Дубина, Ю.Н. Васильев. – 
М.: Недра-Бизнесцентр, 2001.

7. Васильев Ю.Н. Прогнозирование обвод-
нения газовых скважин конденсационной во-
дой / Ю.Н. Васильев. – М.: ИРЦ Газпром, 2005.

8. Васильев Ю.Н. Математические осно-
вы обработки результатов газодинамических 
исследований скважин / Ю.Н. Васильев. – М.: 
Недра-Бизнесцентр, 2008.

9. Васильев Ю.Н. Применение систем-
ного подхода и методов системного анализа 
при проектировании газовых месторождений / 
Ю.Н. Васильев, Н.И. Дубина. – М.: Недра, 2011.

10. Васильев Ю.Н. Новый алгоритм обра-
ботки данных исследования газовых сква-
жин при нестационарных режимах фильтра-
ции / Ю.Н. Васильев // Актуальные вопросы 
исследований пластовых систем месторожде-
ний углеводородов: сб. науч. ст. в 2 ч. / под ред. 
Б.А. Григорьева. – М.: Газпром ВНИИГАЗ, 2011. – 
Ч. 2. – С. 254–260. – (Вести газовой н ауки).

11. Васильев Ю.Н. Системный подход и ме-
тоды системного анализа при проектировании 
и управлении разработкой газовых месторожде-
ний / Ю.Н. Васильев, В.Г. Ильницкая // Приме-
нение методов математического моделирова-
ния и информатики для решения задач газовой 
отрасли: сб. науч. ст. – М.: Газпром ВНИИГАЗ, 
2012. – С. 5–14. – (Вести газовой науки).

12. Васильев Ю.Н. Разгазирование подо-
швенной воды как основная причина обвод-
нения газового месторождения при его разра-
ботке / Ю.Н. Васильев // Вести газовой нау-
ки: Проблемы эксплуатации газовых, газокон-
денсатных и нефтегазоконденсатных место-
рождений. – М.: Газпром ВНИИГАЗ, 2013. – 
№ 4 (15). – С. 22–27.

13. Васильев Ю.Н. Основные факто-
ры, влияющие на коэффициент конечной 
газоотд ачи / Ю.Н. Васильев, В.Г. Ильницкая // 
Вести газовой науки: Проблемы р есурсного 
о беспечения газодобывающих регионов 
России. – М.: Газпром ВНИИГАЗ, 2014. – 
№ 3 (19). – С. 116–120.

14. Васильев Ю.Н. Новое уравнение филь-
трации, учитывающее влияние погребенной 
воды и тупиковых пор на движение газа в про-
дуктивном пласте / Ю.Н. Васильев // Вести 
г азовой науки: Проблемы разработки газо-
вых, газоконденсатных и нефтегазоконденсат-
ных месторождений. – М.: Газпром ВНИИГАЗ, 
2014. – № 4 (20). – С. 4–15.

15. Васильев Ю.Н. Неопределенности 
и риски при проектировании и управле-
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В состав сборника включены 34 научные статьи. Основной акцент сделан на передовых 
разработках в области повышения газоотдачи пласта в условиях падающей добычи 
на поздней стадии разработки месторождений. В том числе анализируется промысловая 
применимость устьевых газоструйных аппаратов, технологий многостадийного 
гидроразрыва пласта и газлифта, газожидкостных пенных систем для ремонта 
и эксплуатации скважин; приводятся также результаты актуальных газогидродинамических 
исследований горизонтальных и наклонно направленных эксплуатационных скважин 
на различных месторождениях Севера России. По основным критериям экономической 
эффективности выделены наиболее эффективные мероприятия.
Кроме того, освещаются вопросы геологического моделирования многопластовых залежей 
и ПХГ, а также установления сравнительной экономической эффективности гидратной 
транспортировки природного газа.
Издание предназначено для специалистов научно-исследовательских и производственных 
организаций нефтяной и газовой промышленности, а также студентов, магистрантов 
и аспирантов нефтегазовых специальностей вузов.

Vesti Gazovoy Nauki: collected scientifi c technical papers. Moscow: Gazprom VNIIGAZ, 
2018, no. 1 (33): Actual issues of gas production, 284 pp. ISSN 2306-9849. (Russ.).

Collected book includes 34 articles. Generally, the state-of-art projects of gas recovery factor 
improvement in conditions of declining production at a late stage of deposit development are 
emphasised. In particular, the fi eld suitability of gas-jet apparatuses, and gas-lift and multi-stage 
hydraulic fracturing techniques is analysed, as well as worthiness of gas-liquid foamy systems 
in respect to repair and operation of wells; few topical results of gas-hydrodynamic well testing 
at northern hydrocarbon fi elds made for wells with horizontal and intentionally deviated holes are 
presented. The most cost effective measures are outlined.
Besides, geological simulation of multi-zone reservoirs and underground gas storages is interpreted. 
Also, comparative profi tability of gas-hydrate transportation of natural gas is studied.
Revealed information could be interesting for research workers and practitioners employed 
in scientifi c and industrial companies of gas and petroleum specialisation. It will be also useful for 
students and post graduates from correspondent universities.

По вопросам публикаций, подписки и приобретения
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