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ВВЕДЕНИЕ 
 
Нефть и газ играют важную роль в современной жизни челове-

ка. Несмотря на расширение применения нетрадиционных возоб-
новляемых источников энергии, в обозримой перспективе нефть и 
газ останутся основными энергоносителями во всех странах мира. 
При этом будет происходить некоторое перераспределение ролей 
между ними: моторные топлива, получаемые из нефти, будут посте-
пенно заменяться сжатым или сжиженным газами. Перспективность 
использования сжиженного природного газа (СПГ) в качестве топ-
лива подтверждается также тем, что его производство ныне превра-
тилось в развитую отрасль мировой экономики: к концу ХХ в. в ми-
ре было произведено около 150 млрд. м3 СПГ, а ежегодный прирост 
торговли им составляет 7 %. 

Основной тенденцией развития мировой экономики  явля-
ется растущее использование природного газа, как источника 
энергии, изучение процессов добычи и промысловой подготов-
ки природного газа имеет большое значение для будущих спе-
циалистов нефтегазовой отрасли.   

Для рациональной разработки месторождений природного газа 
важно знание физических основ газа, условий его нахождения в пла-
стовых условиях, фильтрации газа в пористой среде и особенностей 
разработки газоконденсатных месторождений. Важным аспектом 
разработки является установление и обоснование технологического 
режима эксплуатации скважин. Недостаточно обоснованные техно-
логические режимы эксплуатации скважин, приводящие к сниже-
нию их дебитов по сравнению с проектными значениями, приводят 
к завышению капитальных вложений и эксплуатационных расходов 
в процессе разработки. Поэтому приоритетными  становятся про-
гнозирование и своевременное изменение установленного техноло-
гического режима скважин. Знание современных газо-
гидродинамических методов получения информации и научных ос-
нов установления оптимального технологического режима эксплуа-
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тации скважин необходимо для рационального освоения месторож-
дений природного газа. Методы исследований газовых и газокон-
денсатных скважин, применяемые, в настоящее время, позволяют 
осуществлять контроль за разработкой месторождений и осуществ-
лять регулирование    процессами разработки с целью максимально-
го извлечения углеводородов при наименьших затратах. 

Невозможно представить себе современную цивилизацию без 
продуктов переработки нефти и газа. Это направление их использо-
вания со временем также будет все более и более развиваться.  
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1. ИСТОРИЯ РАЗВИТИЯ И СОСТОЯНИЕ ГАЗОВОЙ   
    ПРОМЫШЛЕННОСТИ 
 
1.1. История добычи газа 

 
Природный газ хотя и был известен очень давно, но приме-

нения не имел. Выходы газа на поверхность встречались в Ки-
тае, Персии, Бухаре, Азербайджане.  

В конце XVIII в. был получен «светильный газ» путем су-
хой перегонки каменного угля. В 1835 г. в Петербурге был по-
строен первый газовый завод для получения светильного газа.  
Открытия газовых месторождений носили случайный характер 
при бурении на нефть или воду. В 1902 г. в Сураханах  с глуби-
ны 204 м из скв.1 был получен фонтан газа, положивший начало 
эксплуатации первого месторождения газа в России. 

Развитие газовой промышленности в Советском Союзе на-
чалось в 1931 г. открытием Седь-Иольского месторождения в 
Коми, затем были открыты и изучены месторождения Саратова, 
Дагестана, Ставрополья, Газли, Западной Сибири и Севера 
(Медвежье, Уренгой и др.). Развитие газовой промышленности 
всегда шло параллельно с развитием трубопроводного транс-
порта. В 1940 г. был построен первый магистральный газопро-
вод Дашава – Львов длиной 68 км, в 1946 г. Саратов – Москва  
длиной 800 км. В 1983 г. был построен крупнейший газопровод 
Уренгой – Помары – Ужгород диаметром 1420 мм, протяженно-
стью 4,5 тыс. км. 

Открытие экономически выгодных запасов природного газа в 
СССР, США, Канаде, т. е. в районах с высокой концентрацией про-
мышленности обусловило переход систем газоснабжения на при-
родный газ. В табл. 1.1 приводится соотношение видов источников 
энергии в течение века. 

Основной тенденцией развития мировой экономики  является 
растущее использование природного газа, как источника энергии. 
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Мировые запасы природного газа оцениваются примерно в                   
150 трлн. м3.   

Лидерами по запасам природного газа являются Россия                    
(43,3 трлн. м3), Иран (29,6 трлн. м3) и Катар (25,5 трлн. м3).                   
В сумме эти три страны контролируют более 50 % мировых за-
пасов этого энергетического и минерального сырья. Далее в 
рейтинге стран по запасам природного газа идут Саудовская 
Аравия, Туркменистан, Объединенные Арабские Эмираты, 
США, Венесуэла. Но даже в совокупности эти страны значи-
тельно уступают России,  они располагают 33,5 трлн. м3 при-
родного газа или 18,1 % его мировых запасов. 

Таблица 1.1 
Изменение соотношения в потреблении энергии в мире,  % 

 
Вид энергоресурса 1910 г. 

 
1991 г. 1996 г. 2015 г. 

(прогноз) 
Нефть 
газ 
уголь 
ядерная энергия  
др. источники энергии 

3 
– 
65 
– 
32 

34 
18 
32 
6 
10 

39,1 
21,5 
25,2 
6,1 
8,1 

36,9 
26,1 
23,2 
3,7 

10,1 
 
За последние 10 лет наибольший прирост запасов был достиг-

нут на Ближнем и Среднем Востоке – увеличение в 1,43 раза, в Аф-
рике – 1,36 раза и в странах Азиатско-Тихоокеанского региона 
(АТР) – 1,35 раза. 

Крупнейшим поставщиком природного газа на мировой 
рынок является российская компания «Газпром». Другими 
крупнейшими поставщиками газа являются США, Великобри-
тания. Нидерланды, Норвегия, Алжир, Иран, Туркмения, Индо-
незия. Канада и  Мексика составляют с США единый газодобы-
вающий комплекс, работающий в основном на снабжение при-
родным газом США. Характерной чертой развития газовой про-
мышленности в последние годы является увеличение потребле-
ния сжиженного природного газа, особенно в  Японии. 
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Таблица 1.2  
Уникальные газовые месторождения мира 

 

Регион Страна Месторождение 
Начальные 

запасы, млрд. 
м3 

Америка США Хейнсвиль 7000 
 

Африка Алжир Хасси Р'Мейль 2600 
 

Ближний и Средний 
Восток 

Катар/Иран 
 
Туркмения 

Северное/ Южный 
Парс 
Галкынаш 

28000 
 

21200 

Восточная Европа Россия 
Бованенковское 
Уренгойское 
Ямбургское 

5300 
10200 
5200 

Западная Европа Норвегия Тролль 7000 
 

Юго-Восточная Азия Китай Дачжоу 3800 
 

 
1.2. Добыча газа в Казахстане 
 
Использование попутного газа в Казахстане впервые было 

применено на промысле Доссор в 1925 г. Массовая газификация 
началась в послевоенные годы.  После вступления в разработку 
месторождения Тенге на Мангышлаке в 1967 г. было организо-
вано Мангышлакское газодобывающее управление.  

Среди стран мира доля Казахстана по запасам газа состав-
ляет 1,4 %. Доказанные запасы  газа 3 трлн. м3, прогнозные за-
пасы газа оцениваются в 7–10 трлн. м3, что связано в основном с 
освоением ресурсов Каспийского моря. Главная доля запасов 
газа и конденсата сосредоточена на месторождении Карачага-
нак. Значительные объемы запасов газа являются попутными и 
добываются вместе с нефтью. Динамика добычи газа приведена 
в табл.1.3. 
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Таблица 1.3 
Добыча природного газа в Республике Казахстан,  

млрд. куб.м 
 

Годы 1994 1996 2000 2002 2004 2006 2009 
Добыча газа, 
млрд. м3 

4,96 6,5 12,8 14,8 20,6 28 36 

 
По данным Министерства нефти и газа, добыча газа в Ка-

захстане в 2010 г. составила 37,4 млрд. м3. 
В настоящее время зарегистрировано около 130 месторожде-

ний с разрабатываемыми и предварительно оцененными запаса-
ми газа (табл. 1.4), из них: 21–газовые, 9–газоконденсатные, 23–
нефтегазо-конденсатные, 31-нефтегазовые и прочие с малыми со-
держаниями газа. При этом, в разработке находятся 44 месторожде-
ния, содержащие более 80 % извлекаемых запасов углеводородных 
газов. 

Казахстан располагает тремя газоперерабатывающими за-
водами (ГПЗ): Казахский ГПЗ, расположенный в Мангистауской 
области (г. Новый Узень), Тенгизский ГПЗ, расположенный в 
непосредственной близости от места производства газа в Аты-
рауской области (п. Кульсары), Жанажольский ГПЗ в Актюбин-
ской области.  

Для создания запасов газа с целью покрытия пиковых по-
треблений газа в осенне-зимний период  и обеспечения равно-
мерной работы магистральных газопроводов  на территории Ка-
захстана имеются три подземных хранилища газа – Бозойское (в 
Актюбинской области), Полторацкое (в Южно-Казахстанской 
области), Акыр-Тюбе (в Жамбылской области). 

Особенностью развития газотранспортной системы являет-
ся неравномерность распределения месторождений и трубопро-
водов по территории Казахстана, в основном, они находятся в 
западной части.  
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Таблица 1.4 
Распределение месторождений по объемам запасов  

природного газа 11 

Примечание: НГК – нефтегазоконденсатные,  ГНК – газонефтеконден- 
                       сатные,  Н – нефтяные, Г –  газовые, ГН – газонефтяное.  
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1.3. Преимущества природного  газа, как топлива  
       и сырья для  химической промышленности  
      
Природный газ по сравнению с другими видами топлива 

имеет следующие преимущества: 
– коэффициент фондотдачи в добыче газа в 6 раз больше, 

чем в добыче нефти и угля; 
– производительность труда в добыче газа в 55 раз выше, чем в 

добыче каменного угля и в 6 раз выше, чем в добыче нефти; 
– себестоимость добычи газа в 33 раза меньше, чем себе-

стоимость добычи угля; 
– использование природного газа в качестве топлива по-

вышает производительность труда в металлургии на 10 %. 
– переход с твердого топлива на жидкое и газообразное на 

железнодорожном и водном транспорте повысил пропускную и 
перевозную способность, снизил стоимость перевозок, повысил 
производительность труда; 

– использование газа в качестве топлива облегчает автома-
тизацию производственных процессов, условия труда рабочих, 
санитарно- гигиенические условия, способствует очищению 
воздушных бассейнов над городами; 

– использование природного газа в качестве моторного то-
плива вместо жидкого топлива  позволит высвободить миллио-
ны тонн бензина и дизельного топлива, оздоровит воздушные 
бассейны городов, повысить долговечность автомобильных дви-
гателей. 

Химическое направление переработки газовых конденсатов 
имеет большие преимущества по сравнению с топливным. Из 
углеводородных компонентов производятся:  этан, этилен, по-
лиэтилен, этиловый спирт, ацетилен, пропан, пропилен, поли-
пропилен, пластмассы, синтетический каучук, азотные удобре-
ния, растворители, ядохимикаты, искусственные волокна, смо-
лы, сера и мн. др. 

Значение природного газа, как альтернативы нефти и углю, 
будет возрастать. При наличии огромных подтвержденных ре-
сурсов природного газа  имеются  грандиозные ресурсы нетра-
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диционных видов газа: гидратов природного газа, попутного 
нефтяного газа, газа, добываемого из угольных пластов и т. д. 

Задание  
Подготовить реферат на тему «Состояние и перспективы 

развития добычи газа в Республике Казахстан». Особое внима-
ние обратить на освоение месторождений на шельфе Каспий-
ского моря, а также на проблему использования попутного газа. 
Использовать научно-технические журналы и Интернет. 

 
   Контрольные вопросы 
1. Какие газовые месторождения в мире вы знаете? 
2. Какие месторождения газа в Казахстане вы знаете? 
3. Какие перспективы имеет газ по сравнению с другими 

видами топлива? 
4. Каковы запасы газа в Казахстане? 
5. Сколько газа добывается в Казахстане? 
6. Перечислите преимущества природного газа как топлива. 
7. Что можно получить при химической переработке при-

родного газа? 
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2. ГЕОЛОГИЧЕСКИЕ ОСНОВЫ ДОБЫЧИ ГАЗА  
 
2.1. Происхождение газа 
 
Метан широко распространен в природе. Он всегда входит 

в состав пластовой нефти. Много метана растворено в пласто-
вых водах на глубине 1,5–5 км. Газообразный метан образует 
залежи в пористых и трещиноватых осадочных породах. В не-
больших концентрациях он присутствует в водах рек, озер и 
океанов, в почвенном воздухе и даже в атмосфере. Основная же 
масса метана рассеяна в осадочных и изверженных породах. 
Широкое распространение метана в природе позволяет предпо-
ложить, что он образовался различными путями. 

Биохимический процесс образования метана происходит в 
илах, почве, осадочных горных породах и гидросфере. Известно 
более десятка бактерий, в результате жизнедеятельности кото-
рых из органических соединений (белков, клетчатки, жирных 
кислот) образуется метан. Даже нефть на больших глубинах под 
действием бактерий, содержащихся в пластовой воде, разруша-
ется до метана, азота и углекислого газа. 

Термокаталитический процесс образования метана за-
ключается в преобразовании в газ органического вещества оса-
дочных пород под воздействием повышенных температуры и 
давления в присутствии глинистых минералов, играющих роль 
катализатора. Этот процесс подобен образованию нефти. Пер-
воначально органическое вещество, накапливающееся на дне 
водоемов и на суше, подвергается биохимическому разложе-
нию. Бактерии при этом разрушают простейшие соединения. По 
мере погружения органического вещества вглубь Земли и соот-
ветственного повышения температуры деятельность бактерий 
затухает и полностью прекращается при температуре 100 оС. 
Однако уже включился другой механизм – разрушения сложных 
органических соединений (остатки живого вещества) в более 
простые углеводороды и, в частности, в метан, под воздействи-
ем возрастающих температуры и давления. Важную роль в этом 
процессе играют естественные катализаторы – алюмосиликаты, 
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входящие в состав различных, особенно глинистых пород, а 
также микроэлементы и их соединения. 

Чем же отличается в таком случае образование метана от 
образования нефти? Во-первых, нефть образуется из органиче-
ского вещества сапропелевого типа – осадков морей и шельфа 
океанов, образованных из фито- и зоопланктона, обогащенных 
жировыми веществами. Исходным для образования метана яв-
ляется органическое вещество гумусового типа, состоящее из 
остатков растительных организмов. Это вещество при термока-
тализе образует, в основном, метан. Во-вторых, главная зона 
нефтеобразования соответствует температурам горных пород от 
60 до 150 °С, которые встречаются на глубине 1,5–6 км. В глав-
ной зоне нефтеобразования наряду с нефтью образуется и метан 
(в сравнительно малых количествах), а также его более тяжелые 
гомологи. Мощная зона интенсивного газообразования соответ-
ствует температурам 150–200 оС и больше, она находится ниже 
главной зоны нефтеобразования. В главной зоне газообразова-
ния в жестких температурных условиях происходит глубокая 
термическая деструкция не только рассеянного органического 
вещества, но и углеводородов горючих сланцев и нефти. При 
этом образуется большое количество метана. 

Радиационно-химический процесс образования метана 
протекает при воздействии радиоактивного излучения на раз-
личные углеродистые соединения. 

Замечено, что черные тонкодисперсные глинистые осадки с 
повышенной концентрацией органического вещества, как пра-
вило, обогащены и ураном. Это связано с тем, что накопление 
органического вещества в осадках благоприятствует осаждению 
солей урана. Под воздействием радиоактивного излучения орга-
ническое вещество распадается с образованием метана, водоро-
да и окиси углерода. Последняя сама распадается на углерод и 
кислород, после чего углерод соединяется с водородом, также 
образуя метан. 

Механохимический процесс образования метана заключа-
ется в образовании углеводородов из органического вещества 
(углей) под воздействием постоянных и переменных механиче-
ских нагрузок. В этом случае на контактах зерен минеральных 
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пород образуются высокие напряжения, энергия которых и уча-
ствует в преобразовании органического вещества. 

Метаморфический процесс образования метана связан с 
преобразованием угля под воздействием высоких температур в 
углерод. Данный процесс есть часть общего процесса преобра-
зования веществ при температуре свыше 500 "С. В таких усло-
виях глины превращаются в кристаллические сланцы и гранит, 
известняк – в мрамор и т. п. 

Считается, что основная масса метана большинства газо-
вых месторождений мира имеет термокаталитическое происхо-
ждение. Образуется он на глубине от 1 до 10 км. Большая доля 
метана имеет биохимическое происхождение. Основное его ко-
личество образуется на глубинах до 1–2 км. 

 
2.2. Условия залегания газа в залежах 
 
Газ в газовых залежах насыщает пустоты между зернами, 

трещины и каверны пород, слагающих пласты. Как правило, ме-
сторождения приурочены к осадочным породам – хорошим кол-
лекторам нефти (пески, песчаники, конгломераты, трещинова-
тые и кавернозные известняки и доломиты). Горные породы, 
слагающие газовые месторождения, в зависимости от их свойств 
играют разную роль. Одни из них, имеющие большое число 
крупных пор, – резервуары газа (залежи). Такие породы, как 
глины, сланцы и другие, практически непроницаемые для пла-
стовых газожидкостных смесей, – естественные покрышки про-
дуктивных коллекторов, способствующие  накоплению углево-
дородов. Промышленная ценность месторождения определяется 
не только его размерами, но и в значительной степени физиче-
скими свойствами коллекторов, пластовых жидкостей и газов, а 
также видом и запасом пластовой энергии. Нефть, газ и вода 
распределяются в залежи соответственно своим плотностям. 

Газовые залежи располагаются в верхних частях структур, 
образуемых пористыми породами, перекрытыми непроницае-
мыми пластами (так называемыми ловушками). Простейшая 
структурная ловушка – антиклинальная складка. В зависимости 
от условий залегания и количественного соотношения нефти и 
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газа залежи подразделяются на следующие: 1) чисто газовые; 2) 
газоконденсатные; 3) газонефтяные (с газовой шапкой). 

   
2.3. Пластовое давление 
 
Давление в пласте до начала его разработки (начальное 

пластовое давление) зависит от глубины залегания пласта и 
приближенно может быть определено по формуле для гидроста-
тического давления:  

                     Рпл.нач = Нg,                                 (2.1) 
где Рпл.нач  –  начальное пластовое давление, Па;  
    Н– глубина залегания пласта, м;   
     – плотность жидкости, кг/м3; 
   G – ускорение свободного падения тела, м/с2.  
Обычно пластовое давление больше или меньше вычислен-

ного по данной формуле, т. к. оно определяется не только с уче-
том условий притока жидкости в пласт и отбора ее.  

Повышение или понижение пластового давления по срав-
нению с гидростатическим обусловливается целым рядом при-
чин: силой тяжести вышележащих горных пород – горным дав-
лением, тектоническими силами, температурой, химическими 
процессами. 

Горное давление передается жидкости и газу, заключенным 
в пласте, через минералы, слагающие горную породу. Следо-
вательно, передаваемое давление находится в прямой зависи-
мости от механических свойств минералов. Чем больше уплот-
няется порода под действием горного давления, тем меньше 
становится ее пористость. В результате горное давление в той 
или иной степени передается жидкости и газу, насыщающим 
поры пласта. 

Горное давление влияет на уровень жидкости в пласте, сооб-
щающемся с поверхностью. Поэтому приведенная методика опре-
деления пластового давления для данного случая остается справед-
ливой. 

Если же пласт изолирован, то находящиеся в нем жидкость 
и газ воспримут часть горного давления, что приведет к созда-
нию  анормального (аномального) – превышающего гидроста-
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тическое, пластового давления. Такое давление получило назва-
ние  аномально высокого пластового давления – АВПД. 

Тектонические силы могут привести к повышению или по-
нижению пластового давления по сравнению с гидростатиче-
ским в результате перемещения пласта. 

Пластовое давление определяется при помощи спускаемых 
в скважину манометров. 

 Если известна плотность жидкости или газа, заполняющих 
скважину, то пластовое давление можно определить расчетным 
путем. 

Пластовое давление, определенное в какой-либо точке пла-
ста, характерно для пласта в целом только при пологом его зале-
гании. Поэтому для удобства давление в пласте обычно относят 
к какой-либо одной плоскости. За такую плоскость принимают 
уровень моря или условная плоскость — первоначальное поло-
жение водонефтяного контакта в пласте. Пластовое давление, 
отнесенное к этой условной плоскости, называется при-
веденным пластовым давлением. 

 
2.4. Пластовая температура 
 
Влияние температуры в основном сводится к разрушению 

сложных углеводородов, из которых состоит нефть и газ, с обра-
зованием большого числа простейших молекул. Это приводит к 
увеличению объема жидкости и газа и, следовательно, к росту 
пластового давления (в закрытом пласте). 

Изменение температуры может вызвать химические реак-
ции, которые приводят к цементации пластов. Результат этого – 
снижение пористости, способствующее повышению пластового 
давления (в закрытом пласте). 

Температура на поверхности Земли, зависящая главным об-
разом от освещенности ее участков Солнцем, изменяется в зна-
чительных пределах. Однако колебания температуры на поверх-
ности Земли воспринимаются на расстоянии всего лишь десятков 
метров земной коры. 

Границей разделения влияния внешнего  и внутреннего те-
пловых полей Земли является слой с постоянной отрицательной 
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или положительной температурой, так называемый нейтраль-
ный слой. 

Ниже слоя с постоянной отрицательной температурой гос-
подствуют отрицательные температуры и, следовательно, залетают 
многолетнемерзлые породы, толщина которых на некоторых участ-
ках достигает 700 м. Области залегания многолетнемерзлых пород 
занимают около 10 % поверхности всей суши Земли. 

Ниже слоя с постоянной положительной температурой ус-
ловия залегания пород и их состояние обусловлены положи-
тельной температурой. 

Температура в земной коре ниже слоя с постоянной тем-
пературой возрастает с глубиной.  

Расстояние по вертикали (в метрах) в земной коре (ниже зоны 
постоянной температуры), на котором температура горных пород 
повышается на 1°С, называется геотермической ступенью. Уста-
новлено, что значение геотермической ступени колеблется в верх-
них слоях земной коры в пределах 11–120 м, среднее ее значение 
составляет около 33 м. Для характеристики изменения температуры 
с глубиной иногда пользуются геотермическим градиентом – 
приростом температуры в градусах Цельсия горных пород на каж-
дые 100 м углубления от зоны постоянной температуры. В среднем 
геотермический градиент равен 3 °С. 

 
Контрольные вопросы 
 
1. Что такое пластовое давление? 
2. Что понимают под геотермическим градиентом? 
3. Как называется слой с постоянной и отрицательной  
    температурой? 
4. Дайте описание биохимическому процессу. 
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3. СОСТАВ И КЛАССИФИКАЦИЯ ПРИРОДНЫХ  
    ГАЗОВ 
 
3.1. Состав  и классификация природных газов 
 
Природные газы, добываемые из чисто газовых, нефтяных 

и газоконденсатных месторождений, состоят из углеводородов 
гомологического ряда метана с общей формулой СnН2n+2. а так-
же неуглеводородных компонентов: азота (N2), углекислого газа 
(СО2), сероводорода (H2S), благородных (инертных) газов (ге-
лия, аргона, криптона, ксенона), ртути. Число углеродных ато-
мов в молекуле углеводородов п может достигать 17–40.  

Метан (СН4), этан (С2Н6) и этилен (С2Н4) при нормальных 
условиях (р= 0,1 МПа и Т = 273 К) являются реальными газами.  

Пропан (С3Н8), пропилен (С3Н6), изобутан (i-C4H10), нор-
мальный бутан (п-С4Н10), бутилены (С4Н8) при атмосферных ус-
ловиях находятся в парообразном (газообразном) состоянии, 
при повышенных давлениях – в жидком состоянии. Они входят 
в состав жидких (сжиженных) углеводородных газов.  

Углеводороды, начиная с изопентана (i-C5H12), при атмо-
сферных условиях находятся в жидком состоянии. Они входят в 
состав бензиновой фракции. Их называют углеводородным кон-
денсатом. Углеводороды, в молекулу которых входит 18 и бо-
лее атомов углерода (от С18Н38), расположенных в одну цепочку, 
при атмосферных условиях находятся в твердом состоянии. 

    Природные газы классифицируют по  трем группам: 
1) Газы, добываемые из чисто газовых месторождений; 
2) Газы, добываемые вместе с нефтью (попутные газы); 
3) Газы, добываемые из газоконденсатных месторождений.  
В настоящее время выделяют еще газы из газогидратных 

месторождений. Газ находится в твердом состоянии. 
Газовыми и газоконденсатными месторождениями являют-

ся месторождения, которые находятся в пластовых условиях в 
однофазном состоянии.  Нефтяными являются залежи, в кото-
рых объем нефтяной части залежи больше объема газовой шап-
ки и составляет более 0,75. Газонефтяные 0,5–0,75.  Нефтегазо-
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вые или нефтегазоконденсатные (НГКМ), в которых объем неф-
тяной части  0,25–0,5. 

Методы определения  типа  залежи чаще всего рассматри-
ваются по составу углеводородов и относительной плотности: 

1) газовые    нет  тяжелых углеводородов (метан  9598 %; 
относительная плотность  0,56; при понижении температуры 
выделения жидких углеводородов не происходит). Они 
используются в основном для топливно-энергетических нужд. 

2) газонефтяные    сухой  газ + жидкий  газ (пропан  
бутановая смесь)  + газовый бензин С5+ ( метан  35–40 %, этан  20 %, 
жидкий газ  2630 %,  газовый бензин  5 %,  не углеводороды  813 %,  
  1.1). Нефтяные газы характеризуются повышенным содержанием 
пропана, бутанов и бензиновых фракций углеводородов и 
пониженным содержанием метана (в пределах 50 %) и являются 
основным сырьем газоперерабатывающих заводов. 

3) газоконденсатные – сухой газ + конденсат (бензиновая, 
керосиновая,  лигроиновая и, иногда, масляная фракции) (метан 75  
90,  этан 59,  жидкий газ  25, газовый бензин  26, неуглеводороды 
1  6 %,   0,7  0,9). При переработке конденсата на газоперера-
батывающем или нефтеперерабатывающем заводе получают 
сжиженный газ, бензин и дизельное топливо. 

Классификация по Коротаеву Ю.П. (отношению содер-
жаний изо-бутана i-С4Н10 к нормальному бутану n-C4H10): 

а) газовые – i-С4Н10 / n-C4H10 =g>1; 
б) газоконденсатно-нефтяные, газонефтяные и попутный 

газ –  g = 0,5 – 0,8; 
в) газоконденсатные – g = 0,9 – 1,1. 
           
Сухой газ состоит преимущественно из метана. Жирный 

газ содержит в своем составе более тяжелые компоненты, ха-
рактерен для попутных нефтяных газов. Искусственными га-
зами называют газы, полученные при сухой перегонке твердых 
топлив (каменный уголь, горючий сланец). 
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      3.2. Уравнения состояния реальных газов 
 
Обобщенный закон Клайперона-Менделеева – уравнение 

состояния идеальных газов: 
  PV = mRT,                        (3.1) 

где Р – абсолютное давление, Па;  
      V – объем, м3;             
      m – масса газа, кг;  
      Т – абсолютная температура, К;    
       R – универсальная газовая постоянная, Дж/ кгК  
      (8314,3 Дж/мольК).  
Для идеального газа отношение     

    PV/ mRT  =z =1                                  (3.2) 
или  для единицы массы  

    PV=zRT,                                         (3.3) 
где z – коэффициент сверхсжимаемости реального газа, харак-

теризующий отклонение  газа от идеального, т. е. чем больше откло-
нение от идеального газа, тем больше z  отлично от 1. 

Прогресс науки и техники потребовал разработки более точно-
го уравнения состояния природных газов, способного правильно 
описывать изменение их свойств при давлениях до 100 МПа и тем-
пературах до 573 К в процессах добычи газа и при давлениях до               
20 МПа и низких температурах (до 93 К) в процессах переработки 
природных газов. 

В решении этой проблемы выявились два направления: 
– добавление в уравнение состояния идеального газа боль-

шего числа констант; 
– введение поправочного коэффициента Z, учитывающего 

отклонение реального газа от идеального, в уравнении состоя-
ния идеального газа (коэффициента сверхсжимаемости). 

Изменение свойств реальных газов нельзя описать уравне-
нием (3.3). Оно  не учитывает  собственного объема молекул и 
взаимодействия между ними. Реальные природные газы являют-
ся физическими смесями множества углеводородных и неугле-
водородных компонентов, простых и сложных газов.  
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Молекулы простых газов имеют сферическую форму (ме-
тан, гелий, аргон, криптон, ксенон и др.), молекулы сложных 
газов и жидкостей — несферическую.  

Для простых газов силы притяжения, действующие вдоль 
линии, соединяющей центры сферических молекул, пропорцио-
нальны расстоянию в шестой степени.  

Для сложных газов и жидкостей силы притяжения (или от-
талкивания) между различными группами молекулярных пар 
нельзя представлять лишь одной силой притяжения между цен-
трами молекул. Для учета других, нецентричных сил вводится 
ацентрический фактор . 

 Он – третий после приведенного давления и приведенной 
температуры параметр, оценивающий меру отклонения коэффи-
циента сжимаемости природных газов от его значения, опреде-
ляемого классической двухпараметрической теоремой соответ-
ственных состояний, т. е. по рпр и Тпр 

 
                                            z = z (рпр, Тпр, ) .        
        

Для смеси газов - см – ацентрический фактор смеси газов                  
 см =   I,  

ω находят по формуле Эдмистера:  

1
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.                           (3.4) 

 
Для многих веществ  от 0 до 0,4. Для простых газов    = 0. 
Отношение абсолютной критической температуры компо-

нента к абсолютной температуре кипения Ткрi/Ткип (при нормаль-
ных физических условиях) зависит от типа углеводородов – па-
рафиновых, нафтеновых или ароматических.  

Для углеводородов гомологического ряда метана (парафи-
новых) это отношение можно определить, например, по корре-
ляционной зависимости Г.Р. Гуревича, полученной им в резуль-
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тате математической обработки табличных (измеренных) значе-
ний Ткр і и Ткип: 

 
Ткр і /Ткип = 2,1898 – 0,1735(Ткр і /100) + 0,006 854(Ткр і /100)2. (3.5)

  
3.3. Уравнение Ван-дер-Ваальса 
 
В 1879 г. голландский физик Ван-дер-Ваальс предложил учесть  

силы взаимодействия и объем молекул следующим образом: 
   RTbv

v
ap 





  2

,                       (3.6) 

где  
а
v2  – константа сцепления молекул, Па;  

      v =V/ m – удельный объем газа, м3/ кг;   
       b – поправка на собственный объем молекул (при ша-

рообразных  молекулах это учетверенный объем молекул); 

     а
v 2  – выражает внутреннее давление (равнодействующая 

сил притяжения всех молекул объема V).  

 а
Т R
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к
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

27
64

2 2
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р

;          b
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Р
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к


р

р8
.                     (3.7) 

Уравнение состояния Ван-дер-Ваальса  довольно точно 
описывает изменение свойств реальных газов при давлениях до 
10 МПа и температурах от 283 до 293 К. 

 
3.4. Коэффициент сверхсжимаемости природных газов 
   
Коэффициент сверхсжимаемости учитывает отклонение 

свойств реального газа от идеального. В уравнении Клайперона-
Менделеева  PV=zRT для идеального газа z =1. 

При  определении коэффициента сверхсжимаемости исполь-
зуются понятия «приведенные и критические параметры газа». 

Ткр – критическая температура чистого вещества – это 
максимальная температура, при которой жидкая и паровая фазы 
могут существовать в равновесии или та температура, при кото-
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рой средняя молекулярная кинетическая энергия  становится 
равной потенциальной энергии притяжения молекул. Выше этой 
температуры газ, ни при каком давлении, не может перейти в 
жидкость. Давление паров вещества при критической темпера-
туре называется критическим давлением (Рк ). 

Для смеси газов вводится понятие псевдокритических 
(или среднекритических параметров)   

 

             Ркр.см =   уi  Р кр  i ; Т кр.см =   у i Ткрi,                   (3.8) 
 

 

где уi    – молярная доля i-го компонента в смеси газов;  
       Ркр.i, Ткр.i – критическое давление и критическая темпе-

ратура i-го  компонента (их можно определить из табл. 3.1),   
      n – число компонентов смеси. 

.см.кр
.см.пр

.см.кр
.см.пр Т

Т
Т        ,

Р
Р

Р ==                  (3.9) 

 
Если состав газоконденсатной смеси неизвестен, а измере-

на ее относительная плотность по воздуху 0,56  1, то псев-
докритические параметры определяют по формулам: 

      Ркр=0,1(55,3-10,4  1/2 ),        (3.10)         

     Ткр=12+238  1/2.                 (3.11) 
 

Д. Браун и Д. Катц установили зависимость z от приведен-
ного давления и приведенной температуры (Рпр и Тпр)  и по-
строили  графики для нахождения  коэффициента сверхсжимае-
мости z . (Рис. 3.1) Этот  метод является одним из наиболее рас-
пространенных методов определения коэффициента сверхсжи-
маемости.    

При наличии неуглеводородных компонентов (N2, H2S, 
CO2) следует вводить поправку  z=yaza+(1-уa)zy,  

 где za, zy – коэффициенты сверхсжимаемости азота и угле-
водородной части смеси газов; ya – молярная доля азота в смеси. 
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Таблица 3.1   
Критические параметры компонентов газа 

 
Критические параметры Компоненты 

газа 
Молекулярная 
масса М, кмоль Давление 

 Р, МПа 
температура  

Т, К 
СН4 16,04 4,68 190,7 
С2Н6 30,07 4,86 306,2 
С3Н8 44,09 4,34 369,8 
n-С4Н10 58,12 3,8 407,2 
i-С4Н10 58,12 3,72 425,2 
n-С5Н12 72,15 3,4 461,0 
i-С5Н12 72,15 3,3 470,4 
С6Н14 83,23 3,9 508,0 
N2 28,02 3,46 126,1 
CO2 44,01 7,54 304,2 
H2S 34,08 9,18 373,6 
H2O 18,02 22,565 647,45 

 

 
 

Рис. 3.1. Зависимость коэффициента сверхсжимаемости природного 
газа для приведенных абсолютных давлений и температуры 
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     Контрольные вопросы 
 
1. Что входит в состав природного газа?     
2. Какое уравнение описывает изменения свойств реальных  
    газов? 
3. Какой газ состоит преимущественно из метана? 
4. Перечислите группы природного газа? 
5. Какой газ содержит в своем составе более тяжелые  
   компоненты? 
6. Критические и приведенные параметры  
    многокомпонентных смесей. 
7. Напишите уравнения состояния реальных газов  
    Клайперона-Менделеева и Ван-дер-Ваальса. 
8.Что характеризует коэффициент сверхсжимаемости  
   природных газов? 
 
Задача  
Подсчитать количество газа, содержащееся в газопроводе 

длиной L=150 км, диаметром 250 мм при температуре 10 С, 
начальном давлении Рн=5 МПа и конечном давлении                     
Рк= 2,5 МПа без учета и с учетом коэффициента сверхсжимаемости. 

Решение: 
1) Определяют геометрический объем газопровода 

333
22

1036.710150
4

250.014.3
4

мLDV 



 ; 

2) Среднее давление в газопроводе 

МПа
РР

РРР
кн

к
нср 89,3)

5,25
5.25(

3
2)(

3
2 22







 ; 

3) Объем газа без учета коэффициента сверхсжимаемости, 
приведенный к стандартным условиям 

333 1042,236
1,0283

29389,31036,7 м
РТ
ТP

VV
ст

стср
газа 




 ; 

4) Для учета реальных свойств природного газа определяем 
z по приведенным параметрам: 
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Тср.кр.=12+2380,63 0,5 =200,9 К; 
Рср.кр.=0,1(55,3-10,40,630,5)=4,7 МПа; 

Тприв= 4.1
9.200

283
 ;    Рприв= 83.0

7.4
89.3

 ; 

5) По графику Брауна–Катца определяют коэффициент 
сверхсжимаемости z=0,9; 

6)  Объем газа в газопроводе с учетом реальных свойств 
33

3

1069,262
9,0

1042,236 м
z

V
V газа

реал 


 . 

Ответ: 262,69 тыс. м3. Без учета  коэффициента сверх-
сжимаемости ошибка составляет  26 млн. м3 или 10 % 
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4. ОСНОВНЫЕ СВОЙСТВА ПРИРОДНЫХ ГАЗОВ 
 

4.1.  Плотность газа и конденсата 
 
Плотность газа 0 в нормальных физических условиях                             

(Р0 – 0,1013 МПа и Т0=273 К) можно определить по формуле: 

41,220
М

 ,                           (4.1) 

где М – молекулярная масса. 
Если задана плотность газа при нормальных условиях             

(н. у.), можно определить относительную плотность газа, как 
отношение плотности газа к плотности воздуха (плотность воз-
духа при н. у. равна 1,293 кг/м3): 

293.1
0  .                      (4.2) 

Коммерческие расчеты в газовой промышленности проводят 
при стандартных условиях (Рст=0,1013 МПа, Тст=293 К). В некото-
рых странах, в т. ч. в США Тст принята равной 288 К (15 С). 

Природные газы представляют собой смесь компонентов, 
поэтому если известен молярный состав смеси в процентах, то 
среднюю молекулярную массу вычисляют по формуле: 

 

,
100

...2211 nn
CM

MyMyMyM 
             (4.3) 

 
где у1, у2,…,уn – молярные (объемные) доли компонентов, %;  
      М1, М2,…, Мn – молекулярные массы компонентов. 
Плотность природного газа при заданном  давлении и тем-

пературе определяется по формуле:     

            
ТzР
zРТ

ер
0

00
0,   ,                          (4.4) 

где 0 – плотность газа при нормальных условиях – н. у.  
             (Р0=0,1013 МПа; Т0=273 К);  
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z0, z – коэффициенты сверхсжимаемости при н. у. и при за-
данных условиях. Коэффициент сверхсжимаемости характери-
зует отклонение реального газа от законов идеального газа. При 
н. у. z0 1.  

Плотность углеводородного конденсата определяется по 
формуле (4.5), если дан массовый или молярный состав газа, то 
содержание в нем тяжелых углеводородов  (пропановой фрак-
ции, бутановой фракции и газового бензина): 

 
А= 10 g см =10у,                             (4.5 ) 

 
где g – массовое содержание данного тяжелого углеводоро-

да в газе, %; см – средняя плотность природного газа (смеси га-
зов), кг/м3; у – молярное содержание данного тяжелого компо-
нента в газе;  – плотность данного тяжелого компонента, кг/м3. 
Считают, что в газовый бензин целиком переходит пентан плюс 
вышекипящие  и часть нормального бутана. 

Средняя плотность жидкой смеси определяется по формуле: 
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где g – массовое содержание компонентов жидкой смеси, %;   
     М – молекулярные массы компонентов;  
      – плотности компонентов жидкой смеси, кг/м3. 
 
4.2. Вязкость природного газа 
 
Коэффициент динамической вязкости природных газов при 

атмосферном давлении и различных температурах можно рас-
считать по формуле: 

0 = Рат,t = 0,0101t1/8-1,0710-3Мсм
1/2 ,                         (4.7) 

где t – температура в С,  
или  

 0=0,0101t1/8-5,7610-3см
1/2.                      (4.8) 
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Рис. 4.1. Зависимость вяз-
кости природного газа μ 

(при Δ = 0,6) от  
температуры 

 
 
В интервалах 12  Мсм  100 и 10  t  204С погрешность 

расчета по формулам (4.7) и (4.8) не превышает 5 %. 
По номограмме С.Г. Ибрагимова (рис. 4.2) порядок опреде-

ления вязкости следующий: 
 смРкрРпр  см пр. 

 
При наличии в природном газе >5 % азота учитывают его 

вязкость  
          см=yaa+(1-уa)y,                        (4.9) 

 
где a, y – коэффициенты динамической вязкости азота и 

углеводородной части смеси газов;   
ya – молярная доля азота в смеси.  
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Рис. 4.2. Номограмма С.Г. Ибрагимова для определения  
коэффициента  динамической вязкости природных газов 

 
4.3. Тепловые свойства природных газов 
 
Теплоемкость природного газа 
Удельной теплоемкостью называется количество теплоты, 

которое необходимо подвести к единице массы вещества, чтобы 
изменить его температуру на 1 градус. 

Для газов различают удельные теплоемкости: изобарную ср 
(р=const) и изохорную сv (v=const).  

Изобарная молярная теплоемкость природных газов опре-
деляется по формуле: 

ср0 = 0,523(8,36+0,00892 t)Мi
3/4, 

Ккмоль
кДж


            (4.10) 

где t – температура, С;   
      Мi – молекулярная масса I-го компонента природного газа. 
Тогда для смеси газов формула (17) преобразуется сле-

дующим образом: 

i

n

i
i

n

i
ipiсмp yMtcyc  

 1

4
3

1
00 )00892,036,8(523,0 , 

Ккмоль
кДж


  (4.11) 

где yi – молярная доля I-го компонента в смеси,  
срi – изобарная молярная теплоемкость I-го компонента. 
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Изобарная молярная теплоемкость реальных природных га-
зов зависит от давления и от температуры     

 
              ср=ср0(t)+cp (P,t),                             (4.12) 

 
где cp (P,t) – изотермическая поправка теплоемкости на 

давление, ее можно определить по номограмме в зависимости от 
приведенных параметров. 

Для приближенных расчетов при 0,02≤Рпр≤4, 1,3≤Тпр≤2,5 
 

       c0=32,600Рпр/Тпр
4 кДж/(кмоль∙К).               (4.13)  

   
Теплоемкость неуглеводородных компонентов (N2, H2S и 

СО2) примерно равна 0,5 теплоемкости углеводорода с одинако-
вой молярной массой.   

Теплотворная способность или теплота сгорания – ко-
личество тепла, выделяемое при сгорании при определенных 
условиях (чаще всего при Р = 0,013 МПа и Т = 288 К). Единицы из-
мерения – МДж/кг, МДж/м3 (ккал/кг, ккал/м3). Различают высшую и 
низшую теплоту сгорания. Для получения низшей теплоты сгорания 
из высшей вычитают тепло, расходуемое на испарение гигроскопи-
ческой воды. Присутствие в смеси  инертных газов понижает тепло-
ту сгорания. При сгорании 1кг каменного угля выделяется 9 ккал,            
1 кг нефти – 11 ккал, 1 м3 газа – 7 ккал.  

Дросселирование – расширение газа при прохождении через 
дроссель — местное  гидравлическое сопротивление (вентиль, кран, 
сужение трубопровода и т. д.), сопровождающееся изменением тем-
пературы. Дросселирование – термодинамический процесс, харак-
теризующийся постоянством энтальпии (i = const).  В процессе дрос-
селирования реального природного газа при его движении через 
штуцер, задвижку, регулятор давления, клапан-отсекатель, колонны 
труб в скважине, неплотности в оборудовании промыслов уменьша-
ется температура газа. 

Изменение температуры газов и жидкостей при изоэнталь-
пийном расширении называется эффектом Джоуля-Томсона 
или дроссель-эффектом, а Di часто называют коэффициентом 
Джоуля-Томсона. 
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Di = (Т/р)i = [T (V/Т)p – V]/сp,  или  Di  = Т/ Р,    (4.14) 

 
где Т – изменение температуры,  Р – изменение давления.  
 
Среднее значение коэффициента Джоуля-Томсона для при-

родного газа изменяется от 2 до 4 К/МПа в зависимости от со-
става газа, падения давления и начальной температуры газа. Для 
приближенных расчетов среднее значение коэффициента Джо-
уля-Томсона можно принимать равным 3 К/МПа.  У жидкостей 
Di<0, поэтому при дросселировании они нагреваются. Для наи-
большего снижения температуры газа в штуцере необходимо 
удалять жидкость из газового потока до его поступления в шту-
цер. Среднее значение коэффициента Джоуля-Томсона для неф-
ти изменяется от 0,4 до 0,6 К/МПа, для воды оно составляет 
0,235 К/МПа.   

 
4.4. Влагосодержание природных газов 
 
В составе природных газов, как правило, всегда содержатся 

пары воды. Это можно объяснить тем, что залежи газа находятся в 
контакте со связанной, краевой или подошвенной водой. 

Количественное содержание влаги в газе характеризуется 
следующими параметрами: 

1) Точка росы – это температура, при которой начинается 
конденсация содержащихся в газе паров воды. Газ при этом со-
держит максимально возможное количество водяных паров и 
называется насыщенным. Точку росы можно определить и так: 
«Температура, при которой парциальное давление водяного па-
ра, содержащегося во влажном газе, равно давлению насыщен-
ного водяного пара той же температуры». 

2) Влагоемкость – это максимально возможное весовое 
количество водяных паров, содержащееся в единице объема или 
веса при данных давлении и температуре. 
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3) Влагосодержание – это количество водяных паров, фак-
тически содержащееся в единице объема или веса газа при дан-
ных давлении и температуре. 

4) Относительная влажность – это отношение влагосо-
держания к влагоемкости в процентах или долях единицы. 

 Влагосодержание природного газа с относительной плот-
ностью 0,6 можно с точностью до 10 % определить по номо-
грамме влагосодержания (рис. 4.3). 

 
 

Рис. 4.3. Номограмма влагосодержания природных газов 
с относительной плотностью 0,6. Поправка на:  

1–NaCl; 2–NaOH; 3–MgCI2; 4–CaCl2 

Влажность газа с относительной плотностью ρ , отличающей-
ся от 0,6 при контакте с минерализованной водой, определяется по 
формуле 

,6,0 GGWW s     (4.15) 
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где 
sG  – поправка на минерализацию воды; 

G – поправка 
на плотность газа. 

 

4.5.  Кристаллогидраты природных газов 
 
Большинство компонентов природного газа (метан, этан, 

пропан, углекислый газ, сероводород, азот) в соединении (в кон-
такте) с водой образуют кристаллогидраты, существующие при 
определенных давлениях и температурах. 

 

 
Кристаллогидраты – это неустойчивые твердые кристалл-

лические вещества, физическое соединение молекул газа и воды. 
Вода образует объемную кристаллическую решетку – каркас, внут-
ри которой располагаются молекулы газа. Внешне похожие на рых-
лый желтоватый лед. В одном объеме (1 м3) гидратов содержится до 
0,8 м3 воды и до 180 м3 природного газа, приведенного к стандарт-
ным условиям. Процесс гидратообразования определяется давлени-
ем, температурой, составом газа, составом воды. Условия образова-

Рис. 4.4. Равновесные 
условия гидратообра-
зования природных 

газов различной плот-
ности 
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ния гидратов для различных газов различны и обычно показываются 
на графиках Р - t в полулогарифмических координатах.  

Образовавшиеся гидраты могут закупорить скважины, га-
зопроводы, сепараторы, нарушить работу измерительных и ре-
гулирующих  приборов. Очень часто вследствие образования 
гидратов выходят из строя штуцера и регуляторы давления, 
дросселирование газа в которых сопровождается резким пони-
жением температуры. Это нарушает нормальную работу газо-
промыслового оборудования, особенно при низких температу-
рах окружающей среды. 

   
    Контрольные вопросы 
1. Охарактеризуйте состав природных газов. 
2. Классификация природных газов. 
3. Виды вязкости природных газов. 
4. Относительная плотность природного газа.  
5. Какие  тепловые свойства природных газов Вы знаете? 
6. Как происходит дросселирование природных газов? 
       
Задание на тему 
1. Рассчитать плотность, вязкость, теплоемкость  природного 

газа для заданного состава  в зависимости от давления и температу-
ры.  При расчетах использовать графики и номограммы. 

Пример 
Определить коэффициент динамической вязкости газокон-

денсатной смеси по номограмме Ибрагимова С.Г. при следую-
щих исходных данных: 

Р=25 МПа, Т=353 К, ρ см= 0,6. 
Решение: Определяем по номограмме в следующей после-

довательности: 
Рпр=5,297   =0,6 Т=353 К p, t=0,021. 
Ответ:  0,021 мПа.с. 
Пример 
Определить изобарную молярную теплоемкость природно-

го газа для следующих условий: 
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Р=25 МПа, Т=353 К,  см=0,6. 
Решение:  
1) Определяем приведенные параметры 
Рпр=5,297; Тпр=1,79; 
2) Определяем молекулярную массу смеси 
Мсм=  Мвозд =  28,97 = 17,38; 
3) ср0=0,523(8,36+0,0089280)17,383/4=40,394; 
4) cp (P,t)=13; 

5) ср=ср0+cp =40,394+13=53,394 
Ккмоль

кДж


. 

Ответ:  53,394 
Ккмоль

кДж


. 
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5. ПРИНЦИПЫ ПРОЕКТИРОВАНИЯ РАЗРАБОТКИ  
    ГАЗОВЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЙ 

 
5.1. Основные понятия о рациональной разработке  
       газовых месторождений 
 
Под разработкой газового месторождения понимается 

управление процессом движения газа и конденсата в пласте к 
забоям добывающих скважин при помощи определенной систе-
мы разработки. 

Системой разработки газовой залежи называют комплекс 
технических мероприятий по управлению движения газа, кон-
денсата и воды в пласте. Основное требование к системе разра-
ботки – обеспечение минимума затрат  на добычу  максималь-
ного объема газа и конденсата  при заданной степени надежно-
сти и соблюдении природоохранных мероприятий. Рациональ-
ная разработка – это комплексная система, при которой обес-
печивается заданный уровень добычи газа и конденсата с наи-
большей эффективностью при  соблюдении охраны недр и ок-
ружающей среды. 

Специфика разработки газовых месторождений заклю-
чается в том, что газ добывается фонтанным способом. Сложная 
и протяженная система газоснабжения от залежи до потребителя 
полностью герметична  и представляет собой единое целое. В 
начальный период разработки устьевые давления скважин дос-
таточно высоки и газ под собственным давлением поступает в 
магистральный газопровод.  

Проект разработки является основным проектным докумен-
том, по которому осуществляется разработка месторождения. 

Исходные данные для составления проекта разработки:  
- геологическая характеристика месторождения (литология, 

стратиграфия, тектоника); 
- характеристика продуктивных горизонтов (параметры 

пласта, мощность, протяженность, запасы); 
- положение ГВК; 
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- физико-химическая характеристика газа, конденсата и 
пластовой воды. 

На стадии разведки невозможно получить полную 
информацию. В связи с этим, а также, учитывая высокую стоимость 
разведки газовых месторождений, разработку начинают до 
получения всей информации и составления проекта разработки.  
ОПЭ – опытно-промышленная эксплуатация – в этот период ведут 
строительные и опытные работы, бурят скважины, наращивают 
темпы добычи, уточняют запасы, определяют режим разработки 
залежи, продуктивность скважин, взаимодействие частей залежи, 
получают данные для составления проекта промышленной 
разработки. 

 
5.2. Этапы разработки газовых месторождений  
 
В теории и практике разработки месторождений природно-

го газа различают периоды разработки: 
I – период нарастающей добычи; II – период постоянной 

добычи; III – период падающей добычи. 
Эти периоды характерны в основном для средних, крупных и 

уникальных по запасам месторождений, служащих источником 
дальнего газоснабжения. (Рис. 5.1). 

 
Рис. 5.1, а. Показатели разработки месторождения: 

n – число добывающих скважин; Q – годовая добыча газа; 
q – среднесуточный дебит газа; Р – пластовое давление 



Разработка и  эксплуатация месторождений газа 
 

 39 

 
Рис. 5.1, б. Примеры зависимостей изменения  

во времени годовых отборов газа 
 
Небольшие по запасам месторождения часто сразу разрабаты-

ваются с периода постоянной добычи газа, обычно небольшого по 
продолжительности. При разработке таких месторождений основ-
ным может оказаться период падающей добычи газа (линия 1 на 
рис. 5.1, б). Встречаются случаи, когда месторождению присущ 
только период падающей добычи (линия 3) или имеют место перио-
ды нарастающей и падающей добычи (линия 2). Период постоянной 
добычи продолжается до суммарного отбора из месторождения око-
ло 60 – 70 % запасов газа и более (с начала разработки). Для периода 
падающей добычи газа характерно практически неизменное (или 
уменьшающееся в связи с обводнением) число добывающих сква-
жин. Этот период продолжается до достижения минимального рен-
табельного отбора из месторождения. 

При отборе газа из газовой (газоконденсатной) залежи дав-
ление в процессе разработки непрерывно уменьшается. Со вре-
менем собственного давления становится недостаточно для по-
дачи газа потребителю с заданным расходом. Начинается пери-
од компрессорной эксплуатации газовой залежи с помощью 
промысловых дожимных компрессорных станций (ДКС). 

 Бескомпрессорным периодом эксплуатации называется 
период, когда подача газа в магистральный газопровод происхо-
дит без использования компрессоров, за счет пластовой энергии. 
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5.3. Размещение скважин по площади и по структуре  
       газоносности 
 
При равномерном размещении скважин удельные площади 

дренирования скважин  в однородных коллекторах  одинаковы 
при одинаковых дебитах скважин, в неоднородных коллекторах 
соблюдается постоянство отношения дебита скважин к запасам 
газа в удельном объеме дренирования. При равномерном раз-
мещении происходит лучшее изучение геологических условий, 
меньшая интерференция скважин, более полное извлечение газа 
и конденсата. 

 

 
Рис. 5.2. Равномерное размещение скважин: 

а – квадратная сетка; б – треугольная сетка 

                
 Рис. 5.3.  Батарейное  
размещение скважин 

Рис. 5.4. Размещение скважин в 
виде кустов 
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Рис. 5.5.  Расположение скважин в виде цепочки 

  
Осевое расположение скважин применяют в удлиненных  

структурах (полосообразных залежах) 
 

 
 

 
Рис. 5.7.  Неравномерное размещение скважин 

 
При неравномерном размещении  темпы изменения средне-

взвешенного по пласту давления  Р различны и возможно обра-
зование депрессионных воронок давления в различных частях 
залежи. Преимущества неравномерного размещения  – умень-
шение капвложений в строительство скважин, сроков строи-
тельства, протяженности дорог, газосборных коллекторов, ли-
ний электропередач. 

 
Размещение скважин по структуре газоносности  
Нагнетательные скважины следует располагать в верхней 

части пласта, добывающие – на крыльях складки, т.к. сухой газ 
имеет меньшую плотность и вязкость, чем сырой газ. Обычно 
расстояние между нагнетательными скважинами принимают 

Рис. 5.6. Размещение скважин  
в сводовой части залежей 
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равным 800–1200 м, а между добывающими 400 – 800 м. Разра-
ботку газоконденсатных месторождений следует вести при по-
стоянном числе нагнетательных и добывающих скважин.                                

 

 
Рис. 5.8. Схемы размещения нагнетательных и добывающих  

скважин на структуре  и площади газоносности. Батареи скважин: 
а – линейные; б – кольцевые; 

1 – нагнетательные; 2 – добывающие; 3 – наблюдательные 
    
5.4. Режимы газовых месторождений 
 
Режимом газоносного пласта называется проявление до-

минирующей формы пластовой энергии в процессе разработки. 
Применительно к газовым и газоконденсатным месторож-

дениям характерными являются два режима: газовый (или газо-
напорный) и водонапорный. 

При газовом режиме приток газа к скважинам происходит 
за счет потенциальной энергии расширения газа при снижении 
давления в залежи. В этом случае контурные или подошвенные 
воды практически не вторгаются в пределы газовой залежи и 
можно считать, что объем порового пространства газовой зале-
жи во времени также практически не изменяется. 
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При водонапорном режиме приток газа к скважине проис-
ходит как за счет продвижения пластовых вод в пределах газо-
вой залежи, так и за счет энергии газа, расширяющегося при па-
дении пластового давления. Вследствие вторжения пластовых 
вод в газовую залежь при водонапорном режиме происходит 
уменьшение объема порового пространства во времени. Водо-
напорный режим в зависимости от граничных условий на кон-
туре питания водонапорной системы разделяют на упруго-
водонапорный и водонапорный режимы. Из-за большей сжи-
маемости газа по сравнению с сжимаемостью пористой среды 
при разработке залежей эффектом уменьшения объема пористой 
среды при снижении пластового давления можно практически 
пренебречь. 

На практике месторождения, как правило, разрабатываются 
при газоводонапорном (упруговодонапорном) режиме. В этом 
случае газ в пласте продвигается в результате его расширения и 
действия напора воды. Причем количество воды, внедряющейся 
за счет расширения газа, значительно меньше того количества, 
которое необходимо для полного восстановления давления. 
Главным условием продвижения воды в залежь является связь 
ее газовой части с водоносной. Продвижение воды может при-
вести к обводнению скважин. Это следует учитывать при распо-
ложении скважин по площади и при проектировании глубины 
забоя новых добывающих скважин. 

При упруго-водонапорном режиме вода внедряется в раз-
рабатываемую газовую залежь за счет падения давления в сис-
теме и связанного с этим расширения пород пласта, а также са-
мой воды.  

Газовые залежи с водонапорным режимом, в которых пол-
ностью восстанавливается давление при эксплуатации, встреча-
ются довольно редко. Обычно при водонапорном режиме давле-
ние восстанавливается частично, т. е. пластовое давление при 
эксплуатации понижается, но темп понижения более медлен-
ный, чем при газовом режиме. 

В большинстве своем газовые месторождения в начальный 
период разрабатываются по газовому режиму. Проявление во-
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донапорного режима обычно замечается, но не сразу, а после 
отбора из залежи 20–50 % запасов газа. На практике встречают-
ся также исключения из этого правила, например, для  мелких 
газовых месторождений, водонапорный режим может прояв-
ляться практически сразу после начала эксплуатации.  

При эксплуатации газоконденсатных месторождений с це-
лью получения наибольшего количества конденсата путем за-
качки в пласт сухого газа или воды иногда создают искусствен-
ный газонапорный или водонапорный режим. 

В некоторых случаях на режим работы залежи в многопла-
стовом месторождении могут влиять условия разработки выше 
или нижележащих горизонтов, например при перетоках газа. 

Определение режима работы залежи. До начала разра-
ботки газового месторождения можно высказать только общие 
соображения о возможности проявления того или иного режима. 
Характер режима устанавливается по данным, полученным при 
эксплуатации месторождения. 

Режим работы залежи можно определять по уравнению ма-
териального баланса 

дтн GGG  ,                          (5.1) 
где дтн GGG ,,  –  начальное, текущее и добытое количе-

ство газа. 
Заменяя в последнем уравнении G через объем  и плот-

ность  газа, а, также выражая плотность через давление из 
обобщенного уравнения состояния, имеем: 

стстст

дст

ттт

внт

ннн

нн

ТRz
Qр

ТRz
р

ТRz
р





 )( ,           (5.2) 

где рн и рт – пластовые средневзвешенные по объему поро-
вого пространства залежи абсолютные давления соответственно 
начальное и текущее; н , т  –  начальный, текущий объемы по-
рового пространства, занятые газом; в – объем порового про-
странства, занятый водой (или другим агентом), поступившей в 
газовую залежь за время, соответствующее снижению давления 
с  рн до рт ; Qд  количество газа, добытое из залежи при сниже-
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нии давления с  рн до рт , приведенное к стандартным условиям; 
zн , zт , zст   коэффициенты сжимаемости соответственно при 
начальных, текущих и стандартных условиях (zст =1), Rн , Rт , Rст  
газовая постоянная при начальных, текущих и стандартных ус-
ловиях; Тн и Тк  температура в залежки соответственно началь-
ная и текущая; Тст=293 К. Можно считать, что при движении 
газа в пласте 

.constТТТТ Tнпл   
Так как для чисто газовых месторождений в процессе экс-

плуатации не происходит изменения состава газа, то 
.constRRRR Tнcт   

Значение R может изменяться в процессе эксплуатации га-
зоконденсатных месторождений. 

При газовом режиме в уравнении (5.2) в=0 и н =  = const.           
В этом случае уравнение (5.2) перепишется в виде 


д

нт
Qрр  ** ,   (5.3) 

где .р  ;р   ; *
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Для газоводонапорного режима, при котором отмечается 
поступление воды в газовый пласт, зависимость (5.3) запишется 
несколько в другом виде: 

 вн
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Газовый режим работы залежи характеризуется тем, что 
отношение количества газа Qд, добытого за определенный про-
межуток времени, к падению давления в залежи  **

Тн рр   за 
тот же промежуток времени согласно есть величина постоянная. 

const
рр

Q

Тн

д 


 ** .  (5.5) 
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Если  в процессе эксплуатации увеличивается, то режим 

залежи газоводонапорный. В этом случае возможен также при-
ток газа в залежь из других горизонтов. При утечке газа из за-
лежи, количество которого не учитывается, значение  со вре-
менем уменьшается.  

Режим работы газовой залежи можно определить графиче-

ски путем построения зависимости изменения *
тр (приведенно-

го средневзвешенного пластового давления газовой залежи) от 
суммарного отбора газа Qд во времени (рис. 5.9).  

Водонапорный режим:  
I—полное замещение отобранного газа водой;  
II, III — частичное замещение отобранного газа водой;  
IV — газовый режим. 
Коэффициентом газоотдачи называется отношение объ-

ема извлекаемого из пласта газа к его начальным геологическим 
запасам: 

з

ост

з

остз

з

доб

Q
Q

Q
QQ

Q
Q




 1 ,                                       (5.6) 

где Qдоб – добытое количество газа,  Qз – запасы газа, Qocт – 
остаточное количество газа.  

Коэффициент газоотдачи может быть выражен в долях 
единицы и в процентах. Различают конечный и текущий коэф-
фициенты газоотдачи. Под конечным коэффициентом газоотда-
чи понимается отношение количества газа, добытого к моменту 

Рис. 5.9.  Характерные   
 зависимости 
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достижения конечного давления в пласте, соответствующего 
давлению на устье скважины 0,1 МПа, к начальным запасам га-
за.  Текущий коэффициент газоотдачи представляет собой от-
ношение объема добытого в данный момент газа к его началь-
ным запасам в пласте. 

Факторы, влияющие на коэффициент газоотдачи: 
- режим разработки месторождения; 
- средневзвешенное по объему порового пространства ко-

нечное давление в залежи; 
- неоднородность фациальных свойств  пласта по площади 

и по разрезу; 
- тип месторождения (пластовое или массивное);  
- темп отбора газа. 
Для газового режима коэффициент газоотдачи 

KH

HK

з

доб

zQ
zp

Q
Q

 1 ,                          (5.7) 

где pК – конечное давление в пласте, определенное по ба-
рометрической формуле при ру = 0,1 МПа. При газовом режиме 
коэффициенты газоотдачи могут составлять 85–95 %. При водо-
напорном режиме коэффициенты газоотдачи  значительно ниже 
и находятся в пределах 50 – 80 %, что объясняется защемлением 
части газа пластовой водой. 

Коэффициентом конденсатоотдачи называется отноше-
ние суммарной добычи конденсата к его потенциальным запа-
сам в пласте 




5

5

Qc
cQK д

k .                              (5.8) 

Конечные коэффициенты конденсатоотдачи колеблются в 
широких пределах (30—75%) и зависят от многих факторов.  

В настоящее время,  когда пластовый газ рассматривается как 
сырье для химической промышленности и источник энергии, важ-
ное значение принимает правильная оценка объемов извлечения  
целевых компонентов природного газа  сухого газа (СН4, С2Н6, следы 
С3Н8, С4Н10) и неуглеводородных компонентов.  



Лалазарян Н.В., Нурбекова К.С. 
 

 48 

Коэффициентом объемной компонентоотдачи  называется 
отношение объема извлекаемого из пласта целевого компонента  к 
его начальным геологическим запасам. 

 
5.5.  Определение расположения газоводяного контакта  
       (ГВК)  
 
Газоводяной контакт представляет собой поверхность толщи-

ной обычно в несколько метров. Характер этой поверхности опреде-
ляется в основном капиллярными силами. Чем меньше диаметр по-
ровых каналов, тем выше высота капиллярного поднятия воды, и 
чем выше неоднородность переходной зоны по размерам, тем боль-
ше толщина этой зоны, и наоборот. 

Если в скважине вскрыт газоводяной контакт, его положе-
ние, как правило, устанавливают на основе данных геофизиче-
ских методов. Иногда по результатам геофизических исследова-
ний (например, при наличии трещиноватых коллекторов) нет 
возможности четко интерпретировать полученные данные. То-
гда для определения положения ГВК части пласта поэтапно оп-
робывают снизу вверх. Этот способ прямой оценки положения 
ГВК требует значительных затрат времени. При опробовании 
водяной части пласта и создании высоких депрессий может 
прорваться газовый конус, и, наоборот, при опробовании газо-
вой части – образоваться водяной конус. Подтягивание газа или 
воды может произойти также вследствие негерметичности це-
ментного кольца за колонной. Если при опробовании вскрыта 
значительная часть пласта и получен одновременно приток газа 
и воды, то применяемыми в настоящее время методами устано-
вить положение ГВК с достаточной точностью затруднительно. 

Если же на месторождении имеется скважина, вскрывшая 
большой интервал пласта, включающий ГВК, а при использова-
нии обычных геофизических методов не получено положитель-
ных результатов, то для оценки положения ГВК можно исполь-
зовать следующие способы: 

1) Акустические исследования в работающей скважине с 
помощью глубинного шумомера в зоне вскрытого интервала. 
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Анализ общей и линейной интенсивности изменения шума по-
зволят оценить положение ГВК; 

2) Термокаротаж последовательно в работающей и оста-
новленной скважинах и сопоставление полученных термограмм. 
Отрицательная аномалия температурной кривой, полученной 
при работе скважины в зоне вскрытого интервала, характеризует 
газоносную часть пласта, а зоны повышения температуры соот-
ветствуют водоносной части пласта; 

3) Измерение давлений в работающей скважине при помо-
щи дифференциальных манометров. Положение ГВК определя-
ют по точке перегиба кривой изменения давления по глубине; 

4) Перфорация под давлением в предварительно осушенной 
скважине со вскрытием вначале верхней газоносной части пла-
ста и затем нижней водоносной его части. 

Кроме указанных прямых методов, положение ГВК можно 
найти расчетным путем. 

5) Приближенный метод расчета уровня ГВК, в случае от-
сутствия скважин, дошедших до водяной части пласта (гидро-
статический метод).  

Методом В.П. Савченко при наличии на месторождении 
двух или более скважин, вскрывших водяную и газовую части 
пласта, или по данным одной скважины, в которой отдельно ис-
пытаны водяная и газовая части (не требует бурения отдельных 
скважин в зоне ГВК). 

 
Рис. 5.10. Схема газовой залежи с горизонтальным  

контактом газ – вода 
 

В.П. Савченко предложил метод установления ГВК без 
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специального бурения скважин в зоне контакта газ – вода при 
наличии на месторождении двух и более скважин, отдельно 
вскрывших водяную и газовую части пласта, или одной сква-
жины, в которой была испытана сначала водяная, а затем га-
зовая часть пласта (рис. 5.10).  Выразив давление на ГВК через 
гидростатическое давление столба воды и столба газа, и прирав-
няв их, получим: 

)(1
Гв

вплБплА

g
glрpl







 ,                   (5.9) 

где рпл А и рплБ давление в водяной и газовой скважине  соответ-
ственно, Па; l1 –расстояние от забоя газовой скважины до ГВК, м;  l- 
расстояние между забоями  скважин, м; в   и Г  – плотность воды 
и газа,  кг/м3;   g – ускорение свободного падения, м/с2. 

Более точно положение контакта газ – вода можно опреде-
лить по формуле 
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03415,0

)( 1llgр вплБ   .               (5.10) 
Методика расчета 1l  по формуле (4.4) состоит в следую-

щем. Подставляя все известные величины и задаваясь ll 1  пу-
тем последовательных приближений, находим такое значение 

1l , при котором равенство (5.10) будет соблюдаться. Это значе-
ние и будет отвечать истинному расстоянию по вертикали до 
контакта. 

Разлагая в ряд левую часть формулы  (5.10)  и ограничива-
ясь первыми двумя членами ряда, получим: 
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 Контрольные вопросы 
 
1. Что понимают под «разработкой газового и газоконден-

сатного месторождения»? 
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2. Что входит в понятие «система разработки»? 
3. Как  осуществляют размещение скважин по площади га-

зоносности? 
4. Как следует располагать скважины для нагнетания в 

пласт сухого газа? 
5. Какие существуют  режимы  разработки газовой залежи? 
6. Охарактеризуйте понятия «коэффициент газоотдачи, 

конденсатоотдачи, компонентоотдачи». 
7. Как определить ГВК залежи? 
 
Пример 
С глубины 1350 м  получен приток воды плотностью              

в = 1050 кг/м3, статический уровень от устья 335 м. В процессе 
опробования этой скважины с глубины 1000 м получен приток 
газа при  абсолютном пластовом давлении  10 МПа и пластовой 
температуре 45 оС. Относительная плотность газа по воздуху  
 =0,6.  Определить положение ГВК. 

Решение: 
Вначале определяют плотность газа при пластовом давле-

нии 

73
87,0318

106,0
1013,0

273293,1








  кг/м3, где z= 0,87. 

Давление на забое водяной скважины 

РБ = МПа55,101013,0
10

1050)3351350(81,9
6 

 . 

Расстояние по вертикали между отметками притока газа и 
воды  

l = 1350–1000 = 350 м. 
Определяем l1 по формуле (4.3) 
 

320
)731050(81,9

10)55,1081,9105035010( 6

1 



l  м. 

Ответ: 1320 м считая от абсолютной отметки. 
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6. ОСОБЕННОСТИ РАЗРАБОТКИ  
    ГАЗОКОНДЕНСАТНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЙ 

 
6.1. Диаграмма фазовых превращений 
 
Газоконденсатные месторождения, залегающие на глуби-

нах свыше 1500 м, характеризуются тем, что содержащиеся в 
них углеводородные смеси находятся обычно в однофазном со-
стоянии, — тяжелые компоненты полностью растворены в мас-
се легких газообразных компонентов. При разработке газокон-
денсатного месторождения по мере падения давления из газа 
начинает выделяться конденсат. В первую очередь конденсиру-
ются наиболее тяжелые компоненты, а затем все более легкие. 
Давление, при котором начинается выделение из газа конденса-
та, называется давлением начала конденсации. 

Диаграмма фазовых превращений газоконденсатной систе-
мы приведена на рис. 6.1. При повышении давления и неизмен-
ной температуре или понижении температуры и постоянном 
давлении происходят процессы конденсации пара в жидкость.  
Зависимость давления от температуры для чистого углеводоро-
да характеризуется кривой испарения – скачкообразного изме-
нения агрегатного состояния вещества (МК на рис. 6.1). Эта 
кривая – граничная, ниже которой существует одна паровая фа-
за, выше, в области повышенных давлений, – одна жидкая фаза. 

 

 

 
Рис. 6.1. Диаграмма фазовых  

превращений газоконденсатной  
системы постоянной массы и 

 состава при изменении  
давления и температуры 
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Конечная точка К этой кривой является критической. Она 
характеризует максимальную температуру Ткр, при которой су-
ществует граница раздела фаз, т. е. паровая и жидкая фазы на-
ходятся в равновесии. Давление крр  паров вещества при крити-

ческой температуре называется критическим.  
Кривая ССkp  — линия кипения, выше которой существует 

жидкая фаза, Сkp БСkp ДИ – линия  конденсации,  правее и ниже 
расположена газовая фаза. Линия Сkp Сkk И  ограничивает двух-
фазную область (область паровой и жидкой фаз). Цифры на ли-
ниях означают объемное содержание жидкой фазы в смеси                
(в %). Точка Сkp — критическая, в точке Сkk (при максимальной 
температуре выше критической Ткр) жидкая и паровая фазы мо-
гут находиться в равновесии, т. е. в этой точке имеется граница 
раздела фаз пар — жидкость. Точка Сkk носит название крико-
дентерма.  В точке Б при уменьшении давления образуется пер-
вая капля жидкости, т. е. происходит обратная (ретроградная) 
конденсация (образование жидкой фазы при уменьшающемся 
давлении). При дальнейшем снижении давления объем образо-
вавшейся жидкой фазы увеличивается и в точке В достигает 
максимального значения.  

Процесс обратной конденсации наблюдается только в ин-
тервале температур крТ – ккТ . Область кркккр БСВСС  называется 

областью обратной конденсации, линия кккр ВСС  – линией дав-

лений максимальной конденсации.  
Явление обратного испарения наблюдается только в интер-

вале изменения давления от крр  до рр . Область 
крркр вСбСС  

называется  областью обратного испарения, а линия  кррвСС  – 

линией температур максимального испарения. Точка ккС  носит 
название крикоденбара. 
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 6.2. Классификация газоконденсатных месторождений 
 
 Классификация газоконденсатных месторождений и 

системы их разработки осуществляются в зависимости от 
начального пластового давления и пластовой температуры 
по отношению к фазовой диаграмме газоконденсатной 
смеси. 

 
 

Рис. 6.2. Типы газоконденсатных залежей в зависимости  
от начального пластового давления и пластовой температуры 
 
Типы газоконденсатных залежей 
Г – однофазная насыщенная перегретая залежь может экс-

плуатироваться как обычная газовая залежь, т. е. без возврата 
сухого газа в пласт. 

ГК – однофазная ненасыщенная залежь. Первое время газ в 
залежь не возвращают, т.к. давление в ней выше давления на-
сыщения. 

Н – однофазная насыщенная залежь. В этом случае необхо-
димо поддерживать первоначальное давление с начала разра-
ботки, чтобы не допустить выпадения конденсата в пласте. 

ГН или НГ – двухфазная залежь. Это может быть газокон-
денсатная залежь с нефтяной оторочкой или нефтяная залежь с 
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газоконденсатной шапкой. Такие месторождения называют неф-
тегазоконденсатными месторождениями  (НГКМ). Такую за-
лежь целесообразно разрабатывать совместно нефтяными и га-
зовыми скважинами. 

Практика разработки газоконденсатных месторождений 
показывает, что существуют две системы разработки:  

1) с поддержанием пластового давления закачкой в пласт 
рабочих агентов;  

2) без поддержания пластового давления (на истощение). 
На выбор системы разработки влияют следующие факторы: 
- промышленные запасы сырого газа; 
- количество и состав конденсата, выделяющегося из газа; 
- режим эксплуатации пласта; 
однородность пласта (по пористости, проницаемости, лито-

логическому составу и пр.). 
Поддержание пластового давления можно осуществлять за-

качкой  в пласт  сухого газа, воздуха, воды, углекислого газа. 
Нагнетание воздуха в пласт связано со  значительно 

большими эксплуатационными затратами, чем при закачке су-
хого газа, т. к. эксплуатационные затраты зависят от степени 
сжатия   r =  Рв/ Рпр ,     где Рв и  Рпр   давление на выкиде и давле-
ние на приеме компрессора. 

При одном и том же значении Рв (например, 30 МПа)  для 
газа степень сжатия в процессе  возврата сухого газа в пласт бу-
дет меньше, чем при закачке воздуха, т.к. для газа Рпр = Рм.к. , где  
Рмк  – давление максимальной конденсации. Для воздуха  же  
Рпр=  0,1 МПа. 

Таким образом, сухой газ возвращают дожимными ком-
прессорами при r= 2, а воздух многоступенчатыми компрессо-
рами  при  r = 300 и выше. Закачка воздуха позволяет вести раз-
работку газоконденсатного месторождения в один цикл, и на-
правлять сухой газ потребителям. При этом, однако, трудно 
оценить потери  газа в зонах смешения с воздухом. 

Закачка воды имеет следующие преимущества: 
1) разработка газоконденсатного месторождения  ведется в 

один цикл; 
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2) имеется возможность использования сухого газа как сы-
рья и топлива; 

3) энергетические затраты при закачке воды меньше, чем 
при закачке воздуха. 

Закачка воды в залежь возможна при благоприятных геоло-
гических условиях: залежь с большим этажом газоносности, 
тектонические нарушения отсутствуют, большое содержание 
конденсата ценных товарных свойств. 

Недостатки при закачке воды: 
1) разбухание глинистых пропластков и закупорка пор при-

забойной зоны нагнетательных скважин при взаимодействии 
породы с водой; 

2) образование языков воды; 
3) защемление больших объемов газа водой. 
Сайклинг -процесс – это  возврат сухого газа в пласт с це-

лью поддержания пластового давления на уровне выше, чем 
давление максимальной конденсации  для предотвращения по-
терь углеводородного конденсата в пласте.  

Этот способ широко применяют в зарубежной практике с 
1939 г. в СССР  начали применять в 60-х годах. Следует учиты-
вать, что при возврате в пласт сухого газа стоимость промысло-
вого оборудования и его обслуживания  может превышать при-
быль от реализации конденсата. Чтобы этого не было стоит рас-
смотреть варианты частичного возврата газа в пласт и отправки 
сухого газа потребителям. В каждом отдельном случае после 
технико-экономического анализа можно выявить наивыгодней-
ший вариант. При анализе необходимо учитывать потери кон-
денсата, выпавшего в поровом пространстве. Извлечь его в бу-
дущем из истощенной залежи будет практически  невозможно 
без огромных экономических затрат. В отдельных случаях при 
высокой первоначальной насыщенности газовой фазы конденса-
том в результате извлечения газовой фазы образуется остаточ-
ное месторождение так называемой «белой нефти», представ-
ляющей собой смесь светлых фракций. 

Существуют разновидности сайклинг-процесса: в пласт 
возвращается весь отбензиненный сухой газ  (полный сайклинг-
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процесс) или  40–60 % от всего объема отобранного газа (час-
тичный сайклинг-процесс), при этом давление в залежи поддер-
живается на уровне или выше давления начала конденсации, 
конденсат не выпадает в поровом пространстве, а выносится на 
поверхность; сухой газ, попадая в пласт растворяет в себе тяже-
лые компоненты. 

Со временем конденсатогазовый фактор уменьшается, за-
качка газа продолжается до момента, когда возврат газа стано-
вится нерентабельным из-за низкого выхода конденсата, после 
чего  наступает вторая стадия разработки месторождения как 
газового без поддержания пластового давления до его полного 
истощения. 

Использование других агентов. Закачка в пласт углекисло-
го газа  позволяет уменьшить давление начала конденсации.  
Существуют простые и дешевые способы получения углекисло-
го газа, поэтому этот метод является перспективным, представ-
ляет интерес также закачка углекислого газа в смеси с азотом, а 
также закачка широкой фракции легких углеводородов и закач-
ка газа, содержащего кислые компоненты (сероводород и угле-
кислый газ). 

Одним из возможных способов поддержания пластового 
давления  является комбинированная закачка воды и газа.  

 
6.3. Разработка нефтегазоконденсатных месторождений  
       (НГКМ) 
 
Рациональная разработка нефтегазоконденсатных место-

рождений состоит, прежде всего, в выборе и обосновании наи-
более целесообразных, экономически выгодных методов, обес-
печивающих высокие коэффициенты конденсатонефтеотдачи. 

В зависимости от конкретных условий характеристики за-
лежей, потребностей  в газе, конденсате и нефти; уровня техни-
ческой оснащенности и существующей технико-экономической 
политики возможны следующие варианты разработки нефте-
газоконденсатных месторождений. 

1. Газоконденсатная зона разрабатывается на режиме исто-
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щения, разработка нефтяной зоны отстает. При этом варианте 
темп падения пластового давления в газоконденсатной зоне су-
щественно опережает темп падения давления в нефтяной ото-
рочке, что приводит к перемещению нефти в сухие газоносные 
пески и тем самым  к определенным ее потерям. Чем больше 
проницаемость, тем больше потерь нефти в сухих песках. Неф-
теотдача при указанном варианте оценивается в 515 %. Этот 
вариант связан также со значительными потерями конденсата. 
Преимущество  быстрое обеспечение газом. 

2. Газоконденсатная и нефтяная зоны одновременно разра-
батываются на истощение. Важным условием является недопу-
щение образования градиентов давления от нефтяной зоны к 
газовой. Потери конденсата такие же, как в предыдущем вари-
анте. Потери же нефти сравнительно меньше ввиду отсутствия 
вторжения ее в газовую зону. 

3. Газоконденсатная зона до извлечения основных запасов 
нефти находится в консервации и не эксплуатируется. В пласте 
создаются постоянные градиенты давления от газовой зоны к 
нефтяной, что приводит к вытеснению нефти жидким газом и 
сохранению нефтяной оторочки от преждевременного истоще-
ния. Эффективность этого метода разработки особенно значи-
тельна при подвижности водонефтяного контакта и больших 
размерах газовой шапки. 

4. До извлечения основных запасов нефти давление в газо-
вой зоне поддерживается методом нагнетания сухого газа в сво-
довую часть залежи. При этом способе обеспечивается несколь-
ко большая нефтеотдача, чем при предыдущем. 

5. Нефтяная зона разрабатывается одновременно с приме-
нением сайклинг-процесса в газоконденсатной части залежи. В 
этом случае из нефтяной оторочки извлекается нефть, из газо-
конденсатной  конденсат. После извлечения основных запасов 
нефти и конденсата сайклинг-процесс прекращается и залежь 
эксплуатируется как газовая. 

Предусматривается одновременная разработка нефтяной и 
газоконденсатной зоны залежи с нагнетанием воды в пласт. 
Имеется в виду нагнетание воды в зону газонефтяного контакта 
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при линейном расположении нагнетательных скважин в газо-
конденсатной зоне, вдоль контакта газ  нефть. Этот метод ре-
комендуется при малоподвижном водонефтяном контакте. Одно 
из основных преимуществ метода заключается в том, что отста-
вание разработки нефтяной зоны не приводит к потерям нефти, 
так как в пласте вдоль газонефтяного контакта создается водя-
ная завеса  узкая оторочка воды, разделяющая нефтяную и га-
зоконденсатную части залежи.  

 
     Контрольные вопросы 
1. Объясните диаграмму фазовых превращений газокон-

денсатной системы. 
2. Укажите на диаграмме области обратных конденсаций и 

испарения. 
3. Какие  существуют типы газоконденсатных месторож-

дений?  
4. Методы поддержания пластовых давлений в газоконден-

сатных залежах? 
5. Как осуществляют сайклинг-процесс? 
6. Преимущества и недостатки методов ППД. 
7. Методы разработки НГКМ. 
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7. ИССЛЕДОВАНИЕ ГАЗОВЫХ СКВАЖИН 
 

7.1. Цели и методы исследования газовых   
      и газоконденсатных скважин 
  
Для получения данных о геолого-физических параметрах 

горных пород призабойной зоны пласта вокруг ствола скважи-
ны, продуктивного пласта, физических свойствах насыщающих 
пласт жидкостей и газов, состоянии призабойной зоны скважи-
ны, самой скважины, выкидных линий, промыслового обо-
рудования газовые скважины подвергаются различным исследо-
ваниям. 

Прямые данные получают в результате отбора образцов 
пород (керна) в процессе бурения, проб жидкостей и газов в 
процессе исследований скважин и их анализа в лабораторных 
условиях. Косвенные данные о геолого-физических параметрах 
пласта, горных породах вокруг ствола скважины, физических 
свойствах насыщающих пласт жидкостей и газов, состоянии 
призабойной зоны и самой скважины получают из данных гео-
физических и промысловых газо-гидродинамических и термо-
динамических исследований. 

Исследования газовых и газоконденсатных скважин позво-
ляют определять: 

- геометрические размеры газовых и газоконденсатных за-
лежей разреза; 

- размеры и положение контакта газ – вода; 
- коллекторские (фильтрационные и емкостные) параметры 

пласта; 
 - прочностные характеристики пласта, 
 - состав и физико-химические свойства газа и жидкостей; 
 - условия накопления и выноса жидкостей и твердых пород 

из пласта на забой скважины и с забоя на поверхность; 
- гидродинамические и термодинамические условия работы 

ствола скважины; 
- фазовые превращения газоконденсатных смесей в пласте, 

скважине и    наземном промысловом оборудовании; 
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- начальные и текущие запасы газа и конденсата в залежи. 
Первоначальные исследования проводятся в разведочных 

скважинах в процессе разведки месторождения и его опытно-
промышленной эксплуатации для определения геометрических 
размеров залежей, фильтрационных и емкостных геолого-
физических параметров пласта, прочностных характеристик 
пласта, состава и физических свойств пластовых жидкостей и 
газов, условий накопления и выноса жидкостей и твердых пород 
из пласта на забой скважины и с забоя на поверхность, гидроди-
намических термодинамических условий работы ствола сква-
жины. 

Все эти данные используются для установления условий 
отбора газа на забое скважины, технологического режима экс-
плуатации скважин, запасов сухого газа и стабильного конден-
сата в залежи и составления проектов опытно-промышленной 
эксплуатации; проектирования систем промышленной разработ-
ки и эксплуатации, методов добычи, переработкой использова-
ния конденсата. 

Текущие исследования   проводятся во всех добывающих 
скважинах, как правило, раз в год. При этом получают  данные о 
состоянии пласта, призабойной зоны, забоя и ствола скважины. 
Эти данные используются для подтверждения или изменения 
технологического режима эксплуатации скважин, определения 
мероприятий по увеличению дебитов газовых скважин, по-
строения карт изобар (линий равного давления), определения 
текущих запасов газа и конденсата, контроля и регулирования 
системы разработки залежи. Текущие исследования скважин 
проводятся при установившихся и неустановившихся режимах 
работы скважин. 

Специальные исследования   проводятся в добывающих и 
наблюдательных скважинах в газо- и водонасыщенной частях 
пластовой водонапорной системы для получения данных, свя-
занных со специфическими условиями эксплуатации данного 
месторождения.  

При специальных исследованиях определяют: 
- положение контакта газ — вода; 
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- эффективность мероприятий по увеличению дебитов до-
бывающих и     приемистости нагнетательных скважин; 

- гидродинамические связи различных пластов, 
- направление и расходы межпластовых  перетоков, 
- работу  интервалов в разрезе забоя скважин; 
- интервалы возможного образования гидратов природных 

газов в скважинах, шлейфах и сепараторах.  
Данные специальных исследований скважин и пластов ис-

пользуются для контроля, регулирования системы разработки, 
улучшения технико-экономических показателей работы промы-
слового оборудования, внедрения новой техники и технологии в 
добычу газа. 

 
7.2. Исследование газовых скважин при стационарных  
        (установившихся) режимах фильтрации 
 
Перед исследованием скважину продувают в течение               

15–20 мин для удаления твердых частиц и жидкости с забоя 
скважин. После продувки скважину закрывают до полного вос-
становления давления. На многих газовых месторождениях это 
время составляет 2—3 ч. 

В диафрагменном измерителе критического течения газа 
(ДИКТе) устанавливают диафрагму с малым диаметром калиб-
рованного отверстия. После этого открывают коренную задвиж-
ку, пускают скважину в работу до наступления установившегося 
состояния, при котором давление и температура газа перед диа-
фрагмой ДИКТа и в затрубном пространстве не изменяются во 
времени.  

По давлению и температуре газа перед диафрагмой ДИКТа 
рассчитывают дебит газа для каждой диафрагмы. По статиче-
скому затрубному давлению или динамическому давлению пе-
ред диафрагмой ДИКТа рассчитывают давление на забое сква-
жины. 

Рассчитывают дебит по формуле:    
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TZ

CPQ
~

 ,                          (7.1) 

где С – коэффициент расхода для данной диафрагмы. 
Если во время исследования появится песок или вода – 

исследование прекращают. 
 

 
 

Рис. 7.1. Схема расположения   оборудования   и приборов при 
 проведении текущих исследований газовой скважины с помощью 

диафрагменного измерителя критического течения газа:  
1 – диафрагменный измеритель (ДИКТ); 2 – манометры;  

  3 – породоулавливатель; 4 – термометры 
 
По данным Рпл2 – Рз2 и Q строят индикаторную кривую, 

которая описывает уравнение притока газа к скважине при уста-
новившемся режиме. 

РПЛ
2 – РЗ

2 = аQ + вQ2 ,   (7.2) 
где   
РПЛ

2 = РУСТ
2 ∙ e2S 

РЗ
2 = РУСТ

2 ∙ e2S +  Q2, 
аQ – потери давления на преодоление вязкостного трения; 
вQ2 – потери давления, вызванные инерционными силами 

вследствие извилистости поровых каналов, имеющих большие 
значения при высоких скоростях газа.  
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Делим  обе части уравнения на Q и получаем:  

       bQa
Q


2

,                       (7.3) 

а и в можно найти методом наименьших квадратов: 

 a=
 

 





22

2
2

QQN
Q
PQ  ;                (7.4)   

b=
 22

2
2

QQN
Q

QN




   ;                 (7.5) 

C

K

CT

СТПЛ

R
R

hT
РTa ln





,  











K

C

CCT

ПЛСТСТ

R
R

lRTh
ТP

b 1
2 222
    ,       (7.6) 

где  – вязкость газа, Пас при пластовых условиях; k – 
проницаемость, мкм2; RK – радиус контура питания. В случае 
определенной сетки скважин можно принять радиус  контура 
питания  RK половине радиуса дренирования, при условии если 
дебит скважин одинаков; Rс – радиус скважины; l – параметр 

 
Рис. 7.2. Индикаторная кривая 
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макрошероховатости l=
*

1


, *  – cтруктурный коэффициент, 

характеризующий извилистость и непостоянство сечения поро-
вых каналов определяется по корреляции Ширковского А.И.  

2
3

6
* 1063












m
k


.                          (7.7) 

Уравнения (7.6) применимы для скважин, совершенных по 
степени и характеру вскрытия. 

Из уравнения притока газа в скважину 22
з

2
пл bQaQPP   

при известных a и b находят 

b2
)PР(b4aa

Q
2
з

2
пл

2 
 .                          (7.8) 

Свободный дебит – дебит открытого фонтана, т. е. Ру = 0,1 МПа. 
Абсолютно свободный дебит показывает условия притока 

газа из пласта в скважину без учета потерь давления в стволе 
скважины. Используют для выяснения потенциальных добыв-
ных возможностей скважины, т. е. при Рз = 0,1 МПа. 

 

b2
)01,0Р(b4aa

Q
2
пл

2

св.а


 ,                   (7.9) 

)b(2
)e01,0Р)(b(4aa

Q
S22

пл
2

св 


 ,         (7.10) 

т. к. 
2

S22
у

2
з QePP  , 0,12 = 0,01. 

Как следует из названия метода установившихся отборов, 
обязательным условием для него служит полная стабилизация 
давления и дебита на каждом режиме. Это условие достаточно 
быстро (от нескольких минут до нескольких часов на каждом 
режиме) выполняется на высокопродуктивных пластах. В случае 
пластов с низкой продуктивной характеристикой достижение 
полной стабилизации забойного давления и дебита на каждом 
режиме и восстановление давления между режимами увеличи-
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вает  до месяца и более продолжительность  испытаний сква-
жин. Поэтому для скважин, вскрывших низкопродуктивные 
пласты, разработаны модификации метода установившихся от-
боров, позволяющие существенно сократить продолжительность 
их испытаний. К числу таких методов относятся: изохронный и 
экспресс-метод. 

 
7.3. Исследование скважин при нестационарных 
        режимах фильтрации 
 
Исследование газовых скважин при неустановившихся ре-

жимах проводится при пуске скважины в работу с постоянным 
или изменяющимся дебитом или давлением, при остановке 
скважины после некоторого периода ее работы на установив-
шемся режиме или в случае переменного дебита при ее работе. 

При исследованиях измеряют и записывают дебиты, давле-
ния и температуры и соответствующее им время. 

С целью получения исходных данных для обработки кривых 
нарастания  и  стабилизации давления  скважину  пускают в экс-
плуатацию (если скважина перед этим была закрыта), при этом ре-
гистрируют изменение во времени давления на головке, в затрубном 
пространстве и измерителе дебита (ДИКТ). После достижения ста-
билизации скважину закрывают и снимают кривую изменения на-
растания давления на головке и в затрубном пространстве в зависи-
мости от времени. 

Полученную кривую нарастания забойного давления обра-
батывают по формуле 

,lg2
3 tp                             (7.11) 

где    

;25,2lg 2
02

2
300

2
30 bQ

R
xpp

cпп

                (7.12) 

;
2

103,2 2
0

cm

атпл

khT
pTQ







    ;
m

kpx пл                   (7.13) 

3p  и 30p  – соответственно текущее и начальное забойные 
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давления (до остановки скважины), МПа; t – время восстановления 
давления,c; Qc – дебит скважины до остановки, м3/с; рат –абсолютное 
атмосферное давление, МПа;  – коэффициент пьезопроводности,  
м2/с; m – пористость, доли единицы; b – коэффициент нелинейного 
сопротивления в двучленной формуле стационарного притока в 
скважине. Приведенный радиус скважины   

c
сcnp eRR                                   (7.14) 

где C – коэффициент скин-эффекта (отличие параметров 
пласта от параметров призабойной зоны).  

       .lg12 21
1

0

1

CC
k
k

R
R

k
kС

c









   (7.15) 

Здесь 1k  – проницаемость призабойной зоны радиусом Ro; 
С1 и С2 – коэффициенты несовершенства скважины соответственно 
по степени и характеру вскрытия. 

                           

 
 
 

Рис. 7.3. Вид кривой нараста-
ния забойного давления, обра-

ботанной в координатах  
2
3p  – tlg  

По полученному прямолинейному участку определяют тан-
генс угла наклона, который равен ,  и отрезок, отсекаемый на 
оси ординат и равный .  По полученным значениям  и  на-
ходят  следующие  параметры пласта: 

– Параметр проводимости      

 .
24,4 0

cт

плат

Т
TpQkh я


                   (7.16) 

– При известных вязкости и эффективной толщине пласта  
h значение проницаемости  
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cт

плат

рT
TpQ

k

 2024,4

  ;         (7.17) 

– При известном коэффициенте b  

.3,2445,0
2
0

2
3

2

0










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


 bQp

ехр
R

x
cпр

                      (7.18) 

– При известном коэффициенте пьезопроводности  

2

2
0

2
3 25,2lg15,1

0

cR
xbQp

C 








 



               (7.19) 

 
Согласно формуле  (7.15)    коэффициент С   характеризует 

степень совершенства вскрытия пласта и учитывает как скин-
эффект, так и совершенство скважин по степени и характеру 
вскрытия.  Если ,0С  то это указывает на наличие дополни-
тельного сопротивления в призабойной зоне. При сравнении 
значений коэффициентов С по различным скважинам можно 
судить о качестве вскрытия в той или иной скважине и намечать 
мероприятия по интенсификации притока. 

 
7.4. Определение пластового и забойного давления  
       в газовой скважине 
 
В остановленной газовой скважине равновесие столба га-

за оценивается уравнением 
constgPgrad   .   (7.20) 

Если принять температуру и коэффициент сверхсжимаемо-
сти равным их средним величинам, то в интервалах от Ру до Рпл 
и  от 0 до L  применяется формула барометрического нивелиро-
вания Лапласа-Бабине 













 cpcp
пл ZTR

gLРуР exp  или  (7.21) 

S
упл еРР  ,   (7.22) 
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cpcpZT
LS 03415,0 , 

где L – глубина скважины (обычно считают от устья до се-
редины вскрытого интервала). Для наклонных скважин глубину 
скважин определяют по вертикали  cos Lh . 

 
В эксплуатируемой газовой скважине при определении 

забойного давления учитывают потери давления на трение при 
движении газа по стволу скважины. Расчет производят по фор-
муле Адамова Г.А. 

222
3 QеРР S

у  ,              (7.23) 

в которой приняты обозначения 

cpcpZT
LS 03415,0 , 

 110377,1 2
5

22
12   Scpp e

d
ZTc

 , 

где Р3 – забойное давление в МПа; Ру – давление на головке 
скважины (устьевое давление), МПа; L – длина фонтанных труб 
от устья до забоя, м;   – коэффициент гидравлического сопро-
тивления, который зависит от числа Рейнольдса и относитель-
ной шероховатости труб; d – диаметр труб, м. 

Коэффициент Zcp определяют  для Рср и Тср методом после-
довательных приближений, при этом Рср находят по формуле 















у

у
ср РР

Р
РР

3

2

33
2 .                      (7.24) 

 
Контрольные вопросы  

 
1. Что определяют при специальных исследованиях? 
2. Какие исследования проводятся во всех добывающих 
скважинах? 
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3. В каких скважинах проводятся первоначальные исследо-
вания? 

4. Как проводят исследования на установившихся и на не-
установившихся режимах? 

5. Какие кривые строят и обрабатывают при исследованиях 
газовых скважин? 

6. Как определить пластовое  и забойное давление? 
 

Пример 
Определить пластовое давление Рпл по статическому давле-

нию на устье Ру = 10,5 МПа. Глубина скважины L = 1240 м, тем-
пература газа в пласте по предварительным исследованиям             
Тпл = 45 0С. Температура на устье закрытой скважины Ту = 29 0С, 
относительная плотность газа   = 0,57. 

Решение: 
Определяем Тср в стволе скважины. 

К310
2

302318



срТ , задаемся значением Рпл=12 МПа, 

тогда Рср=11,25 МПа. После определения  приведенных пара-
метров находим 86,0cpZ  (по рис. 3.1). 

Тогда по формуле (6) S
упл eРР  , 

09,0
86,0310

124057,003415,003415,0 




cpcp ZT

LS  . 

МПаеРпл 45,115,10 09,0  . Так как полученное значение               
Рпл = 11,45 МПа несколько отличается от того, которое было 
принято (12 МПа), следует повторить расчет по определению 
Рср,  Рпр, а затем Рпл. 

Ответ:  11,52 МПа. 
 
Пример 
Определить забойное давление в скважине, эксплуатирую-

щейся с дебитом 300 тыс. м3/сут, если давление на головке 
скважины (устьевое давление) составляет 7,8 МПа. Глубина 
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скважины 1300 м, внутренний диаметр НКТ 89 мм. Относитель-
ная плотность газа 0,6. Согласно промысловых исследований 
коэффициент гидравлических сопротивлений 015,0 . Пла-
стовая температура 58 0С, температура на устье 26 0С. Среднее 
давление определить по значению пластового давления, равного 
13 МПа. Z = 0,8. 

1) К 
ТТ

Т плу
ср 315=

2
331+299

=
2
+

= ; 

2) МПа ,
,

,
РР

Р
РР

упл

у
плср 610=

87+13
87

+13
3
2

=
+

+
3
2

=
22

; 

3) 1233,0
8,0315

13007,003415,003415,0 




cpcpZT

LS   2466,02 S

  
4,12 Sе . 

    5
5

102
5

10 10*7,314,1
089,0

8,0315015,010377,1110377,1  


 Scpcp e
d
ZT

 ; 

4) МПаРзаб 4078,930010*7,34,18,7 252   . 
 
Ответ: 9,4 МПа. 
Пример 
 Определить дебит газовой скважины для условия сниже-

ния давления на забое  Рзаб =0,9 Рпл.  
Результаты исследования скважины представлены в таблице  
 

Номера режимов 
сут

мQ
3610,

 Pзаб, МПа 

1 1 40,11 
2 0,8 41,12 
3 0,6 42,0 
4 0,37 42,75 

Скважина  
остановлена 

0 Рпл. = 43,37 

  =2,77  
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Решение   
Результаты обработки данных исследования заносим в таб-

лицу 
 

Pзаб
2 22 , МПа  




Q

2
 

1608,8 272,15 272,15 
1690,85 190,93 238,66 
1764,0 116,96 194,933 
1827,56 53,4 144,324 

Рпл
2=1880,95 0 0 

 =633,44 =850,06 
 
1) Вычисляем коэффициенты фильтрационных сопротив-

лений по формулам (7.4) и (7.5)  

;106439,0
106729,7101369,24

44,6351077,2101369,21006,850 4
1212

6126








a  

 
10

1212

66

10139,2
106729,7101369,24

1006,8501077,244,6354 






b . 

2) Забойное давление для определяемого дебита из условия 
задачи равно Рзаб = 0,9 Рпл = 39,03 МПа, 

 
Рпл

2- Рзаб
2=(43,37)2-(39,03)2=357,3819 

Qr из уравнения (7.8)  

b
РPbaa

Q забпл
г 2

)(4 222 
 = 

 

сут
м3

6
10

4

10

1084

,1015,1
10278,4
109233,4

101392
3819,35710139,24104146,0106439,0









 







 
Ответ: 1,15106 м3/сут. 
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8.  ИССЛЕДОВАНИЕ ГАЗОКОНДЕНСАТНЫХ  
     СКВАЖИН 

 
8.1. Исследования газоконденсатных скважин  
 

При исследовании скважин газоконденсатных месторожде-
ний определяют компонентный состав пластовой смеси, и ее 
фазовое состояние до начала разработки; прогнозируют и кон-
тролируют изменения состава и фазового состояния смеси в 
процессе разработки и эксплуатации месторождения в системе 
«пласт–скважина–сепаратор–магистральный газопровод».  

Определение компонентного состава пластового газа – 
важная задача. От правильного определения состава пластового 
газа зависят: 

1) балансовые запасы компонентов, входящих в его состав; 
2) способы подготовки газа к транспорту и переработке; 
3) технологическая схема сбора, внутрипромыслового 

транспорта пластового газа и его транспортировка на ГПЗ;  
4) технологическая схема переработки пластового сырья и 

производительность ГПЗ; 
5) обоснование способа защиты металлического оборудо-

вания скважин и поверхностного оборудования промысла от 
коррозии; 

6) охрана труда людей и защита окружающей среды. 
 

8.2. Технология и техника исследования  
   газоконденсатных смесей в лабораторных условиях  

 
Отобранные на промысле пробы сырого конденсата и отсе-

парированного газа исследуют в лабораторных условиях на со-
держание этана, пропана и бутанов, а стабильного конденсата – 
на С5+. 

Для исследования газоконденсатных смесей используется 
лабораторная установка  УФР-2  (установка фазового равнове-
сия),   в комплект лабораторной установки включают не менее 
двух сосудов высокого давления (бомбы PVT). В первом прово-
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дят изотермическое (при пластовой температуре) снижение дав-
ления от начального пластового до атмосферного. Таким спосо-
бом моделируют фазовые превращения в пласте при разработке 
залежи на истощение. Фазовые равновесия систем исследуют 
при температурах от – 10 до + 200 °С и давлениях от 2 до               
100 МПа. Поправки на давление и температуру к объемам жид-
кой и газовой фаз определяют расчетом. 

Соотношения объемов газовой и жидкой фаз измеряют при 
контактной и дифференциальной конденсациях. При контакт-
ной конденсации масса и состав газоконденсатной смеси оста-
ются постоянными, а давление снижают, перемещая поршень в 
бомбе PVT, т. е. увеличивая ее объем. При дифференциальной 
конденсации газ выпускают из бомбы PVT, не изменяя ее объе-
ма. Этот процесс имитирует отбор газа из месторождения. Со-
став пластовой смеси изменяется, а газовую фазу, отобранную 
из «пласта» (бомбы PVT), направляют во второй сосуд высокого 
давления — сепаратор, в котором давление и температуру под-
держивают на уровне промысловых условий сепарации. Таким 
способом имитируют процесс промысловой обработки газа. 

Установка позволяет определять такие характеристики пласто-
вых газов, как выход конденсата из газа при различных термодина-
мических условиях в процессе эксплуатации залежей глубокозале-
гающих газоконденсатных месторождений, а также потери конден-
сата в пласте. Полученные данные служат исходными при подсчете 
запасов газа и конденсата, потерь конденсата в пласте, обоснования 
метода разработки месторождения. 

При исследовании в лаборатории процессов фазовых пре-
вращений углеводородной смеси соблюдают термодинамиче-
ское подобие тем процессам, которые происходят в пласте.  

В лабораторных исследованиях не соблюдаются условия 
газогидродинамического подобия процессов фильтрации газо-
конденсатной смеси в пласте, не учитываются влияние пористой 
среды на фазовые превращения и отклонения реальных процес-
сов фазовых переходов от условий равновесия, а в сепараторе не 
соблюдается газодинамическое подобие промысловым процес-
сам подготовки газа к транспортированию. Эти отличия реаль-
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ных процессов на месторождении от условий лабораторных ис-
следований обусловили использование лабораторных результа-
тов при расчетах разработки в основном по уравнениям матери-
ального баланса. 

Несмотря на это, лабораторные исследования являются ос-
новным методом прогнозирования фазовых превращений при 
разработке и эксплуатации газоконденсатных месторождений, 
так как аналитические (расчетные) методы их прогнозирования 
менее надежны. 

 
8.3. Методы исследования газоконденсатных  
       месторождений и промысловые установки для  
       их проведения 
 
Скважины газоконденсатных месторождений исследуют с 

целью получения характеристик добываемой продукции путем 
анализа проб газа, определения количества сырого конденсата, 
выделяющегося из газа на поверхности при различных режимах 
эксплуатации скважины и условиях выделения конденсата. 

В процессе исследования обычно применяют передвижные 
установки двух типов: 

1) нетермостатируемые (высокой промышленной произво-
дительности); 

2) термостатируемые, через которые пропускается только 
небольшая часть, отбираемого из скважин, газа. 

Обычные установки дают промышленную, общую характе-
ристику скважины. Термостатируемые позволяют получить изо-
термы и изобары конденсации, коэффициенты Джоуля-Томсона, 
количество жидкости, которое может выделиться из газа после 
ее отделения при устьевых значениях давления и температуры. 

Для получения полной характеристики работы газоконден-
сатных скважин и ее продукции используют  передвижные и 
стационарные установки. 

На рис. 8.1 приведена принципиальная схема передвижной ус-
тановки. 
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Рис. 8.1. Схема установки У-900 
 
Установка, смонтирована на двухосном автоприцепе и под-

ключена к скважине с помощью стальных шарнирных труб. Три 
регулируемых штуцера позволяют создавать на сепараторах 
разное давление. Охлаждение газа в термостатируемой установ-
ке осуществляется при дросселировании газа высокого напора. 
Для его подогрева используют электронагреватели.  

Отношение количества выделившегося в сепараторах кон-
денсата к количеству протекшего газа дает основную характери-
стику продукции скважины – удельное конденсатосодержание 
(конденсатогазовый фактор - КГФ) – (г/м3 или см3/м3) при 
различных значениях температуры и давления. Сырой конден-
сат, получаемый в сепараторах и в термостатируемой установке, 
подвергают разгазированию путем снижения давления в кон-
тейнере до 0,1 МПа и выдержке при 20 °С и измеряют количест-
во газов дегазации. 

Исследования при одновременном отборе промышленных 
количеств газа и представительной пробы проводят при помощи 
установки ЛПГ-1 (Рис. 8.2). 
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Рис. 8.2.  Схема промысловой экспериментальной установки на газо-

конденсатном месторождении: 
1 – скважина; 2 – ловушка жидкой фазы; 3 – штуцер;  

4 – распределительная гребенка; 5–7 – сепараторы; 8 – сепаратор 
измерительный; 9, 12 – отводы на факел; 10 – регулятор давления до 

себя; 11 – емкость мерная; 13 – установка для измерения объема 
жидкости; 14 – стекло уровнемерное 

 

 
Рис. 8.3. Изотермы конденсации при t = 27 0C  и различных дебитах 

 Q, тыс, м3/сут: 1-38; 2-58; 3-83; 4-100 
 

Изотермы  конденсации. При достаточной длине шлейфа 
температура газа (при одном и том же диаметре штуцера на 
устье скважины) изменяется незначительно и практически равна 
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температуре грунта. Это используется для поддержания 
постоянной температуры в измерительном сепараторе, т. е. 
изотермических условий. 

При помощи регулятора давления «до себя» в измеритель-
ном сепараторе 5 устанавливают различные давления, например, 
1,5; 3,5; 5,5; 7,5 МПа. Измеряют дебит газа после сепарации Qг и 
расход стабильного конденсата Qк. Отношение Qк/ Qг  = qк – вы-
ход конденсата (в см3м3) при различных давлениях. 

Изобары  конденсации. Для получения изобар конденсации 
при неизменном штуцере или отсутствии его на скважине, когда 
дебит газа равен пли больше минимально допустимого, изменяют 
диаметр штуцера непосредственно перед измерительным сепарато-
ром, поддерживая с помощью регулятора давления «до себя» посто-
янное давление в сепараторе при различных температурах сепара-
ции. Определяют qк, как и в первом случае. 

При построении части диаграмм фазовых превращений в 
диапазоне высоких давлений и температур расход конденсата 
измеряют в ловушке жидкости, т. к. измерительный или промы-
словый сепаратор может иметь рабочее давление ниже необхо-
димого для построения диаграммы. 

 
Контрольные вопросы: 
1. Для чего проводят исследования в газоконденсатных 

скважинах? 
2. Какие виды исследований существуют? 
3. Что такое конденсатогазовый фактор - КГФ? 
4. Какие установки применяют для исследования газокон-

денсатных скважин? 
5. Как строят изотермы и изобары конденсации? 
6. Как осуществляют контактную и дифференциальную 

конденсацию? 
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9.  ОБОРУДОВАНИЕ ГАЗОВЫХ СКВАЖИН 
 
9.1. Основные отличия газовых скважин от нефтяных 
     
 Газовые скважины используются для: 
-  движения газа из пласта в поверхностные установки про  
мысла; 

-  защиты вскрытых горных пород разреза от обвалов; 
-  разобщения газоносных, нефтеносных и водоносных пла-
стов друг от друга; 

- предотвращения подземных потерь газа. 
Газовые скважины эксплуатируются в течение длительного 

времени в сложных, резко изменяющихся условиях. Газовые и 
газоконденсатные месторождения залегают в земной коре на 
различных глубинах: от 250 до 10000 м и более. Давление газа в 
скважинах доходит от 100 МПа, температура газа достигает 523 К.  
Горное давление за колоннами на глубине 10 000 м превышает 
250 МПа. В процессе освоения, исследований, капитального ре-
монта и во время эксплуатации скважин резко изменяются дав-
ление, температура, состав газа, движущегося в скважине. 

Скважины – дорогостоящие капитальные сооружения.                
В общих капитальных вложениях в добычу газа удельный вес 
капитальных вложений в строительство скважин может состав-
лять 60–80 %. 

Газ, поступающий к забою добывающей скважины, под 
действием градиентов давления в пласте за счет своей потенци-
альной энергии поднимается на устье скважины, поэтому  в те-
чение всего срока разработки газового месторождения скважи-
ны эксплуатируются фонтанным способом.  

При высоких пластовых давлениях, содержании в газе аг-
рессивных компонентов – сероводорода, углекислоты, ор-
ганических кислот и т. д., изоляция кольцевого пространства 
обязательна.  Кольцевое пространство заполняют специально 
выбранными для условий данного месторождения  ингибитор-
ными жидкостями. 
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При необходимости эксплуатации двух или нескольких 
продуктивных горизонтов, отличающихся величинами давле-
ний, дебитов, составом газа и другими параметрами, применяют 
раздельную эксплуатацию пластов со спуском фонтанных труб 
и использованием пакеров. 

При эксплуатации скважин по межтрубному пространству 
наличие статического столба газа в фонтанных трубах позволяет 
непрерывно контролировать забойное давление и при необходи-
мости очищать забой скважины продувкой ее через фонтанные 
трубы. 

Основные причины уменьшения дебитов газовых скважин 
в процессе их эксплуатации:  

-  разрушение пласта и образование песчаных пробок на забое; 
- обводнение скважин вследствие проникновения на забой 

контурных или подошвенных вод; 
- накопление конденсата в призабойной зоне и на забое, и 

связанное с этим уменьшение фазовой проницаемости для газа; 
- разбухание глинистого материала в призабойной зоне 

вследствие его контакта с конденсационной и пластовой водой и 
уменьшение проницаемости призабойной зоны; 

- закупорка части перфорационных отверстий в процессе 
эксплуатации и др.  

Физические свойства газа – плотность и вязкость, их изме-
нение в зависимости от давления и температуры существенно 
отличается от изменения плотности и вязкости нефти и воды. Во 
многих случаях плотность газа значительно меньше плотности 
нефти и воды, а коэффициент динамической вязкости газа в 50–
100 раз меньше, чем у воды и нефти. 

Различие плотностей газа и жидкостей вызывает необходи-
мость спуска кондуктора в газовых скважинах на бόльшую глу-
бину чем в нефтяных, для предотвращения разрыва газом гор-
ных пород, загрязнения водоносных горизонтов питьевой воды, 
выхода газа на дневную поверхность. 

Глубину спуска кондуктора в газовых скважинах h (в м) 
можно определить подбором из равенства 



Разработка и  эксплуатация месторождений газа 
 

 81 

,1
gh

pnRTLh
ср

н


               (9.1) 

где L – глубина скважины; 
      R – удельная газовая постоянная;  
     Т – средняя температура на длине (L– h);  
     ρсp – средняя объемная плотность горных пород разреза 

на длине;  
   h; рн – начальное пластовое давление газа;  
   g – ускорение свободного падения, или приближенно по 

формуле :      
            h = ρвL/ρср  0,425L,                      (9.2) 

                                                
где ρв – плотность пластовой воды. 
Малая вязкость газа вызывает необходимость принимать 

особые меры по созданию герметичности как обсадных колонн, 
так и межтрубного пространства газовых скважин. 

Герметичность колонн обсадных труб достигается различ-
ными способами: применением резьбовых соединений на кон-
цах труб и муфтах со специальной трапецеидальной формой по-
перечного сечения с тефлоновыми уплотнительными кольцами, 
использованием фторопластовой уплотнительной ленты, герме-
тизирующих уплотнительных составов для муфтовых соедине-
ний типа УС-1, ГС-1.  Герметичность заколонного простран-
ства скважин обеспечивается применением цементов опреде-
ленных марок, дающих газонепроницаемый, трещиностойкий 
цементный камень. 

Конструкция и оборудование газовых и газоконденсатных 
скважин имеют много общего с нефтяными скважинами, кото-
рые эксплуатируются фонтанным способом. В обоих случаях 
оборудование скважин состоит из колонны подъемных труб, 
спускаемых до фильтровой зоны, и устьевой фонтанной армату-
ры. Вместе с тем имеются определенные отличия газовых и 
нефтяных скважин, обусловленные отличиями свойств нефти 
и газа.  

- Плотность и вязкость газа в сотни и тысячи раз меньше 
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плотности и вязкости нефти.  
- Скорость движения газа в стволе скважины в 5 –25 раз 

больше, чем скорость нефти. Давление на устье газовой скважи-
ны почти не отличается от забойного давления и является весь-
ма высоким.  

- Добыча газа происходит только фонтанным способом. 
- Газ некоторых месторождений содержит в своем составе 

агрессивные компоненты (сероводород и углекислый газ). 
 
 9.2. Наземное оборудование газовых скважин 
 
Оборудование устья газовой скважины предназначено для 

соединения верхних концов обсадных колонн и фонтанных 
труб, герметизации межтрубного пространства и соединений 
между деталями оборудования, осуществления мероприятий по 
контролю и регулированию технологического режима эксплуа-
тации скважин. 

Оно состоит из трех частей:  
1) колонной головки, 
2) трубной головки  
3) фонтанной елки. 
Колонная  головка  соединяет верхние концы кондуктора и 

эксплуатационной колонны, герметизирует межтрубное про-
странство, служит опорой трубной головки с фонтанной елкой. 

Фонтанная арматура состоит из трубной головки и фонтан-
ной елки и устанавливается на колонную головку 

Трубная головка  служит для подвески фонтанных труб и 
герметизации межтрубного пространства между эксплуата-
ционной колонной и фонтанными трубами. На трубную головку 
непосредственно устанавливают фонтанную елку крестовиково-
го или тройникового типа. 

Фонтанная елка монтируется выше верхнего фланца 
трубной головки. Она предназначена для:  

1) освоения скважины; 
2) закрытия скважины; 
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3) контроля и регулирования технологического режима ра-
боты скважины.  

Основной элемент фонтанной елки крестовикового типа – 
крестовина, а тройниковой елки – тройник. На ней монтируются 
штуцеры, термометры, установки для ввода ингибитора гидра-
тообразования и коррозии, устьевой клапан-отсекатель. 

 

      

 

Рис. 9.1. Оборудование устья скважины 
а – тройниковая арматура: 

1, 11 – фланцы, 2, 9 — буферы, 
3 – вентиль,  4 – манометр,  

5 – задвижка,  6 – крестовина,  
7, 10 – катушки, 8–тройник,  

12–штуцер; 
 

б – крестовиковая арматура: 
1 – фланец, 2 – уплотнитель, 

3, 8, 11 – буферы, 4 – вентиль,  
5 – манометр, 6 – задвижка,  

7,9 – крестовины, 10 – тройник,  
12 – штуцер,  13 – катушка,  

14 – фланец 
 
Межтрубные пространства уплотняются кольцевыми про-

кладками. Нижние боковые отводы от трубной головки предна-
значены для обработки скважины и замера межтрубного давле-
ния. Из двух отводов фонтанной елки один рабочий, второй ре-
зервный. 
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Фонтанная арматура (елка) тройникового типа имеет 
два тройника. Верхний – рабочий, нижний – резервный. Приме-
няется в особо сложных условиях эксплуатации скважины – 
при наличии твердых взвесей в потоке газа, вызывающих абра-
зивный износ оборудования, газообразных или жидких коррози-
онных агентов (углекислый газ, сероводород, пропионовая, мас-
ляная или другие кислоты жирного ряда), при резких колебани-
ях давления и температуры. 

Фонтанная арматура выпускается на рабочие давления              
4; 4,5; 12,5; 20; 30; 70; и 100 МПа. Устьевой клапан-
отсекатель  (К-301) предназначен для автоматического пере-
крытия выходной линии от скважины (шлейфа) при аварийном 
повышении давления до него или понижении давления после 
него (в шлейфе).  

 
Регулирование дебита газовых скважин  
Дебит (давление) изменяется при помощи различных тех-

нических средств: 
1) нерегулируемых штуцеров, постоянного или переменного 

диаметра;  
2) регулируемых штуцеров;  
3) регуляторов давления;  
4) расширительных машин. 
Штуцер регулируемый ШР-12 предназначен для ручного 

регулирования дебита газовых скважин изменением площади 
проходного сечения для газового потока. Он может быть вы-
полнен в сероводородостойком исполнении для регулирования 
дебита газовых скважин, в продукции которых объемное содер-
жание как сероводорода, так и углекислого газа не превышает               
6 % (ШР-12С).  

 
9.3. Подземное оборудование газовых скважин 
 
Подземное оборудование ствола скважины позволяет осу-

ществлять: 
1) защиту скважины от открытого фонтанирования; 
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2) освоение, исследование и остановку скважины без задав-
ки ее жидкостью; 

3) воздействие на призабойную зону пласта с целью интен-
сификации притока газа к скважине; 

4) эксплуатацию скважины на установленном технологиче-
ском режиме; 

5) замену колонны насосно-компрессорных (фонтанных) 
труб без задавки скважины жидкостью. 

Элементы подземного оборудования, их назначение 
Для надежной эксплуатации газовых скважин используется 

следующее основное подземное оборудование:  
Колонна НКТ спускается в скважину для предохранения 

обсадной колонны от абразивного износа и высокого давления, 
для создания определенных скоростей газожидкостного потока 
и выработки газонасыщенного пласта снизу вверх. Диаметр 
фонтанных труб определяется в зависимости от:  

- рабочего дебита скважины;  
- допустимого перепада давления и температуры в стволе;  
- получения необходимых скоростей в фонтанных трубах;  
- диаметра эксплуатационной колонны.   
Эксплуатация газовых скважин по эксплуатационным ко-

лоннам без спуска в них фонтанных труб не допускается.  
Хвостовик применяется для улучшения выноса твердых 

частиц и жидкостей с забоя скважины.  
Разобщитель  (пакер) предназначен для постоянного разъ-

единения пласта и затрубного пространства скважины с целью 
защиты эксплуатационной колонны и НКТ от воздействия вы-
сокого давления, высокой температуры и агрессивных компо-
нентов (Н2S, CO2, кислот жирного ряда), входящих в состав пла-
стового газа.  

Ниппель  служит для установки, фиксирования и герметизации 
в нем забойного клапана-отсекателя. Он спускается в скважину на 
колонне НКТ и устанавливается обычно выше пакера. 

Циркуляционный клапан  обеспечивает временное сооб-
щение центрального канала с затрубным пространством с целью 
осуществления различных технологических операций: освоения 
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и задавки скважины, промывки забоя, затрубного пространства 
в колонны НКТ, обработки скважины различными химическими 
реагентами и т. д.  Клапан устанавливается в колонне НКТ во 
время ее спуска в скважину и извлекается вместе с ней. 

Ингибиторный клапан предназначен для временного со-
общения затрубного пространства скважины с внутренним про-
странством колонны НКТ при подаче ингибитора коррозии или 
гидратообразования в колонну. Клапан устанавливается в ко-
лонне НКТ во время ее спуска и извлекается вместе с ней 
(КИМ-89В-350К). 

Устройство для автоматического закрытия централь-
ного канала скважины предназначено для временного пере-
крытия скважины у нижнего конца колонны фонтанных труб 
при аварийных ситуациях или ремонте оборудования устья. Оно 
может устанавливаться в различных местах в НКТ. 

 Kлапан аварийный срезной КАС168-140 предназначен для 
глушения (задавки) оборудованной пакером скважины в ава-
рийной ситуации через затрубное пространство, когда нельзя 
открыть циркуляционный клапан типа КЦ при помощи прово-
лочного приспособления. Устанавливается с колонной НКТ, 
входит в состав комплекта скважинного оборудования с диа-
метром эксплуатационной колонны 219 мм  на давление                     
14 МПа (К0219/168-140).  

Забойные клапаны-отсекатели предотвращают открытое 
фонтанирование при повреждении или разрушении устьевого 
оборудования и колонны НКТ выше места установки забойного 
клапана-отсекателя. Они служат автоматическим запорным уст-
ройством скважины при демонтаже устьевого оборудования, 
подъеме колонны НКТ из скважины без задавки жидкостью. В 
промысловой практике применяют глубинные клапаны сле-
дующих конструкций: 

1) Клапаны механического действия. Для его открытия в 
скважину спускают на  канате  приспособление, которое во время 
пуска скважины удерживает  клапан открытым до выхода жидкости 
из труб. По мере ее удаления приспособление опускается до сле-
дующих клапанов и поддерживает их открытыми до пуска скважи-
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ны. Затем приспособление извлекают на поверхность, после чего 
скважина эксплуатируется на заданном режиме; 

2) Клапаны гидравлического действия, основанные на 
принципе перепада между давлениями в затрубном пространст-
ве и в фонтанных трубах. 

 
 

Рис. 9.2. Циркуляционный клапан: 
1 – пружина; 2 – скользящая втул-

ка; 3 – седло с отверстием;  
4 – фонтанная труба 

Рис. 9.3. Ингибиторный клапан: 
1– корпус; 2 – перепускное  
отверстие; 3 – резиновая  

манжета; 4 – цанговая пружина 
 
На рис.9.2 показана схема циркуляционного клапана, кото-

рый устанавливают непосредственно над пакером.  Для сраба-
тывания его в трубы бросают шарик, который, дойдя до распо-
ложенного ниже клапана сужения, «запирает» фонтанные тру-
бы. После выполнения операции шарик может быть продавлен 
на забой или вымыт на поверхность прямым потоком. 

На рис. 9.3 показан ингибиторный клапан, который пере-
пускает закачиваемые в затрубное пространство вещества – ингиби-
торы в фонтанные трубы. Нормально он закрыт и срабатывает в ре-
зультате накопления жидкости в затрубном пространстве. 
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Рис. 9.4. Клапан-

отсекатель 
 

Клапаны-отсекатели также разнооб-
разны по конструкции. Наиболее простая 
показана на рис. 9.4. 

При увеличении потока газа сверх рас-
четного значения скользящая муфта 1 сжима-
ет пружину 2 и освобождает висящую заслон-
ку 3, которая и закрывает скважину. После 
устранения причины чрезмерного расхода 
газа клапан-отсекатель возвращается в исход-
ное состояние. Их иногда устанавливают и в 
верхней части скважины непосредственно под 
устьем. 

Обводняющиеся малодебитные 
скважины оборудуют приспособлениями для 
ввода ПАВ и насадками для улучшения 

вспенивания воды. В относительно неглубоких скважинах исполь-
зуют специально приспособленный для выноса воды плунжерный 
лифт, аппараты для строгого контроля потока газа или пе-

риодического изменения режима эксплуатации 
скважины. 

 
      Дополнительное рабочее оборудо-

вание для работы с клапанами-отсекателями 
включает в себя: посадочный инструмент; 
ловители; шар с седлом для посадка пакера; 
приемный клапан; головку к скважинным 
приборам; грузы; гидравлический ясс; меха-
нический ясс; шлипсовый замок; груз для 
обрыва скребковой проволоки; двурогий 
крюк; уравнительную штангу; инструмент 
для управления циркуляционным клапаном. 

9.4. Расчет диаметра НКТ в газовой скважине из  
       условия выноса частиц с забоя 
 
Диаметр подъемных  труб  в газовой скважине зависит от вели-

чины ожидаемого дебита, допустимой рабочей депрессии и скоро-

  

 
Рис. 9.5. Схема компоновки подземного 

оборудования газовой скважины: 
1 – пакер эксплуатационный; 2 – циркуляци-
онный клапан; 3 – ниппель; 4 – забойный кла-
пан-отсекатель с уравнительным клапаном; 
5 – разобщитель колонны НКТ; 6 – ингиби-

торный клапан;  7 – клапан аварийный, срез-
ной;   8 – НКТ;  9 – жидкий ингибитор корро-

зии и гидратообразования; 10 –  хвостовик 
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сти, обеспечивающей вынос частиц жидкости и песка на поверх-
ность. 

Одним из критериев при расчете диаметра подъемника га-
зовой скважины является обеспечение выноса с забоя твердых 
или жидких частиц, содержащихся в продукции. Вынос этих 
частиц зависит от скорости газового потока у башмака труб Vг. 

Основное условие выноса следующее: 
Vг = 1,2 Vкр,   (9.3) 

Vкр – критическая скорость, при которой твердые или жидкие 
частицы находятся в потоке газа во взвешенном состоянии, м/с. 

При выносе твердых частиц критическая скорость зависит 
от режима течения газа и диаметра выносимых частиц. 

Режим течения определяется параметром Рейнольдса 
Re=Vkрт dт гг                    (9.4) 

и параметром Архимеда 
Ar = d3

тгg(т – г)/2
г,          (9.5) 

где dт – диаметр твердых частиц, м; т – плотность твердых 
частиц, кг/м3 (при расчетах принимается г = 2400 кг/м3 

Выделяют три режима течения: 
1) ламинарный  Re  2 или Аr  36; 
2) переходный   2  Re  500 или 36 Аr  83000; 
3) турбулентный  Re  500 или Аr  83000. 
Для каждого из режимов течения критическая скорость 

рассчитывается по формулам: 
ламинарный режим 
 

 Vкрт=d2
т(т- г)/(18г);         (9.6) 

 
Переходный режим 

;)(78,0
43,0285,0

715,043,0

крт


 



dV                   (9.7) 

 
турбулентный режим 



 



 )(46,5крт

dV ,                        (9.8) 
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где г – плотность газа при давлении и температуре у баш-

мака труб, кг/м3;  
г – динамическая вязкость газа при давлении и температу-

ре у башмака труб, Пас. 
Из уравнения притока газа по заданному дебиту рассчиты-

вают забойное давление  
22
  вQаQРР плзаб            (9.9) 

 
или по заданному забойному давлению вычисляют дебит. 

Внутренний диаметр (в м) подъемника 

стзаб

забо

ТРV
ZТРQd 1

заб
2

вн 1108,0


 ,  (9.10) 

где Qг – дебит газа, тыс. м3/сут. 
 
Длина подъемника принимается равной глубине скважины, 

поэтому давление и температура у башмака подъемника равны 
соответственно забойным. 

Полученное значение dвн округляют до ближайшего меньшего 
стандартного значения, при этом следует пользоваться табл. 9.1. 

 
Таблица 9.1 

Параметры насосно-компрессорных труб гладких 
по ГОСТ 633-80 

 
Dу, мм D,мм , мм d, мм Масса, кг/м 

33 
42 
48 
60 
73 
73 
89 

102 
114 

33,4 
42,2 
48,3 
60,3 
73,0 
73,0 
88,9 

101,6 
114,3 

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

26,4 
35,2 
40,3 
50,3 
62,0 
59,0 
75,9 
88,6 

100,3 

2,6 
3,3 
4,4 
6,8 
9,2 
11,4 
13,2 
15,2 
18,5 
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Контрольные вопросы 
 

1. Причины уменьшения дебитов газовых скважин в 
    процессе их   эксплуатации  
2. Отличия газовых скважин от нефтяных 
3. Наземное оборудование газовых скважин 
4. Как регулируется дебит газовых скважин  
5. Каким способом эксплуатируют газовые скважины? 
6. Какие клапаны входят в подземное оборудование  
    газовых скважин? 
7. Какие существуют виды забоев газовых скважин? 

 
Пример 
Рассчитать диаметр подъемника, если в продукции скважины 

имеются твердые частицы диаметром dт=0,002 м, а г = 1,410-5Пас. 
Задача решается при следующих условиях:  
г= 1,06 кг/м3; а = 0,643910-4; в = 2,13910-10; Рзаб=39,03 МПа; 

Qг= 1,15103 тыс.м3/сут; Тзаб = 337 К; Zзаб=0,811; т=2400 кг/м3.. 
 
 
Решение:  
Рассчитываем параметр Архимеда 
Ar=(0,002)31,069,81(2400-1,06)/(1,410-5)2=1018183. 
Так как Ar =101818383000, то режим течения турбулент-

ный и критическая скорость рассчитывается для этого режима 
по формуле (9.8). Затем рассчитывается Vг и dвн. 

Ответ: dвн =0,05 м.  Выбираем трубы с условным диамет-
ром 60 мм, тогда внутренний диаметр dвн – 0,0503 м. 

 
Пример  
При каком минимальном дебите газовой скважины не бу-

дет происходить осаждение конденсата на забое скважины? Со-
храняются условия предыдущей задачи. 



Лалазарян Н.В., Нурбекова К.С. 
 

 92 

Решение: Минимальная скорость газа, при которой весь 
конденсат выносится на поверхность,  
 

77,1
1645,0

)1645,067(77,1 25,0

min 



гкV  м/с. 

 
Определяем минимальный дебит газа 
 

9142,0
33083,01,04

)062,0(14,31629377,1 2

min 



Q  м3/с. 

 
Ответ:      0,9142 м3/с  или 78,986  тыс.м3/сут. 
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10. ОСЛОЖНЕНИЯ ПРИ ЭКСПЛУАТАЦИИ  
      ГАЗОВЫХ И ГАЗОКОНДЕНСАТНЫХ  СКВАЖИН 
 
10.1. Эксплуатация скважин при содержании в газе  
         агрессивных компонентов 
 
В составе добываемой газообразной продукции ряда место-

рождений имеются сероводород и двуокись углерода. При экс-
плуатации таких месторождений вследствие агрессивных 
свойств этих компонентов необходимо предусматривать меры 
по защите внутренней поверхности оборудования от коррозии. 

По характеру коррозионного разрушения различают 
сплошную и местную коррозию. Сплошная коррозия может 
быть равномерной или неравномерной в зависимости от 
скорости коррозии на различных участках поверхности. 
Местная коррозия — обычно точечная, пятнами; коррозионное 
растрескивание происходит за счет одновременного действия 
агрессивной среды и растягивающих напряжений.  

Сероводород при взаимодействии с металлами вызывает их 
сульфидное растрескивание и наводораживание, в результате 
чего оборудование не выдерживает регламентированных ГОСТ-
ом нагрузок. С учетом этого, применяют обсадные трубы в ан-
тикоррозионном исполнении (стали марок С-75 и С-95), повы-
шают герметичность резьбовых соединений, предусматривают 
«запас» толщины стенок труб, повышают качество цементи-
рования (коррозионностойкие тампонажные материалы, подъем 
цементного раствора до устья), исключают элементы оборудо-
вания, работающие при нагрузках, близких к предельным, а 
также защищают эксплуатационную колонну от прямого дли-
тельного влияния агрессивной среды. 

При наличии в скважине агрессивных компонентов и высо-
ких давлений применяют комплексы подземного оборудования, 
включающие в себя пакеры и клапаны различного назначения – 
приспособления, с помощью которых устанавливается или пре-
кращается связь между затрубным пространством и фонтанны-
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ми трубами, предназначенными для обеспечения пуска скважин 
и последующей их эксплуатации. 

Характер и скорость коррозии оборудования скважин зави-
сят от концентрации H2S и СО2 в воде. Многообразие форм и 
видов коррозии, протекающих на газовых месторождениях, объ-
ясняется разнообразием условий работы оборудования, изготов-
ленного из стали различных марок. Однако интенсивность и ха-
рактер разрушений по технологической линии движения газа в 
системе пласт – скважина – газосборные сети – установки 
подготовки газа имеют некоторую закономерность: 

- в насосно-компрессорных трубах гладкая внутренняя по-
верхность корродирует в основном равномерно; 

- от забоя к устью скважины интенсивность коррозии воз-
растает; 

- в фонтанной арматуре максимальные разрушения наблю-
даются в местах резкого изменения направлений газо-
жидкостного потока (поворотах, выступах), местах скопления 
электролита. Коррозия носит в основном язвенный характер;  

- в горизонтально уложенных трубопроводах максимальные раз-
рушения наблюдаются в нижней части, в местах движения электро-
лита. В верхней части труб скорость коррозии значительно меньше.  

Газопромысловое оборудование защищают от коррозии 
следующими способами: 

- применяют ингибиторы коррозии; 
- используют коррозионно-стойкие стали и сплавы; 
- применяют металлические и неметаллические покрытия; 
- используют катодную и протекторную защиты. 
Опыт эксплуатации месторождений сероводородсодержащего 

газа показывает, что на однопластовых месторождениях можно 
применять типовые конструкции скважин. В эксплуатационную ко-
лонну спускают фонтанные трубы, межтрубное пространство изо-
лируют одним или двумя пакерами и заполняют ингибитором, кото-
рый подают на забой. В фонтанных трубах устанавливают пре-
дохранительный клапан-отсекатель, циркуляционный и ингиби-
торный клапаны.   Применение ингибиторов коррозии – самый 
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распространенный метод. Ингибиторы условно можно разде-
лить на следующие группы: 

- Нейтрализаторы (известковое молоко, сода и др.) – ней-
трализующие коррозионные агенты. Нейтрализаторы имеют вы-
сокий эффект защиты (до 100 %), увеличивают теплоту сгора-
ния газа за счет нейтрализации негорючих компонентов СО2 и 
H2S. Однако в результате нейтрализации образуются нераство-
римые осадки, которые забивают штуцеры, трубопроводы и др. 

- Экранирующие ингибиторы. Эффект защиты достигается 
за счет образования пленки, препятствующей контакту металла с 
электролитом. Различают углеводородорастворимые и водо-
растворимые ингибиторы. 

Существует несколько способов применения ингибиторов в 
скважине: инжекция ингибиторов в межтрубное пространство 
скважин, закачка ингибиторов в пласт, ввод твердых ингиби-
торов. Подачу ингибиторов в межтрубное пространство осуще-
ствляют с помощью ингибиторной установки. Дозированное 
количество ингибитора постоянно подается под действием соб-
ственного веса на забой скважины через межтрубное простран-
ство, откуда восходящим потоком газа ингибитор по стенкам 
фонтанных труб поступает на поверхность. 

Для защиты различного оборудования широко применяют 
коррозионно-стойкие металлы. При переходе на уплотнитель-
ные кольца из стали марки 1Х8Н9Т наплавкой электродов из 
нержавеющей стали на уплотнительные поверхности задвижек 
фонтанной арматуры увеличился срок службы этих узлов в не-
сколько раз. Применяются трубы из алюминиевого сплава Д16Т 
и Д16А, трубы из стали марок 2X13, XI3, Х8, Х9М. 

Протекторная и  катодная защита. Схема протекторной 
защиты заключается в следующем: создается контакт стальной 
поверхности трубы с металлом (магнием, цинком), имеющим 
большой отрицательный потенциал. В искусственном гальвани-
ческом элементе в присутствии электролита (воды, насыщенной 
H2S и СО2) анод (магний, цинк и др.) разрушается, на катоде 
(оборудование из стали) эффект коррозии не проявляется. При ка-
тодной защите на внутренней поверхности оборудования от внеш-
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него источника постоянного тока подается положительный потен-
циал. Отрицательным электродом служит обычно отрезок трубы, 
стержень и др. Электролитом здесь также является вода, на-
сыщенная H2S и СО2. 

 
10.2. Эксплуатация скважин при накоплении жидкости 
        на забое 
 
В газовых скважинах могут происходить конденсации па-

рообразной воды из газа и поступление воды на забой скважин 
из пласта. В газоконденсатных скважинах к этой жидкости до-
бавляется углеводородный конденсат, поступающий из пласта и 
образующийся в стволе скважин. В начальный период разработ-
ки залежи при высоких скоростях газового потока на забое 
скважин и небольшом количестве жидкости она практически 
полностью выносится на поверхность. Накопление столба жид-
кости на забое увеличивает противодавление на пласт, приводит 
к существенному снижению дебита, к прекращению притока 
газа из низкопроницаемых пропластков и даже к полной оста-
новке скважины. 

Предотвращение поступления жидкости в скважину осуще-
ствляют поддержанием условий отбора газа на забое скважины, при 
которых не происходит конденсации воды и жидких углеводородов 
в призабойной зоне пласта, недопущением прорыва конуса подош-
венной воды или языка краевой воды в скважину, изоляцией посто-
ронних и пластовых вод. 

На подземных хранилищах газа отработан метод изоляции 
обводненных пропластков закачкой в них ПАВ, препятствую-
щих поступлению воды в скважину. В качестве пенообразовате-
ля применяют сульфонол и ДС-РАС, в качестве стабилизатора – 
КМЦ-500. Для перемешивания ПАВ и воздуха на поверхности 
применяют специальное устройство – аэратор (типа «перфори-
рованная труба в трубе»). Через перфорированный патрубок 
компрессором закачивают воздух а, в наружную трубу закачи-
вают водный раствор ПАВ.  
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Удаление жидкости из скважины 
Непрерывное удаление жидкости из скважины осуществ-

ляется: 
- эксплуатацией ее при скоростях, обеспечивающих вы-

нос жидкости с забоя в поверхностные сепараторы;  
- отбором жидкости через спущенные в скважину си-

фонные или фонтанные трубы; 
- с помощью газлифта, плунжерного лифта или откачки 

жидкости скважинными насосами.  
Периодическое удаление жидкости можно осуществить:  
- остановкой скважины для поглощения жидкости пластом; 
- продувкой скважины в атмосферу через сифонные или 

фонтанные трубы;  
- закачкой ПАВ (поверхностно-активных веществ — пено-

образователей) на забой скважины. 
Выбор способа удаления жидкости с забоя скважин зависит 

от геолого-промысловой характеристики газонасыщенного пла-
ста, конструкции скважины, качества цементирования заколон-
ного пространства, периода разработки залежи, а также от коли-
чества и причин поступления жидкости в скважину. 

 
10.3. Эксплуатация скважин при пескопроявлении 
 
Разрушение скелета породы и вынос частиц породы на за-

бой обусловлены превышением градиентов давления в приза-
бойной зоне над допустимыми. Накопление на забое песчаной 
пробки уменьшает дебит скважины и может привести к различ-
ным нарушениям, например к прихвату фонтанных труб. 

Борьба с образованием песчаных пробок в газовых скважи-
нах может проводиться: 

- путем ограничения отбора газа; 
- выносом песка, поступающего на забой, через ствол сква-

жины на поверхность; 
- периодическим удалением песчаных пробок различными 

методами; 
- применением забойных фильтров различной конструкции; 
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- креплением призабойной зоны различными цементирую-
щими составами. 

В этих условиях необходимо применение различных фильтров, 
предупреждающих поступление песка в скважину. Наибольшее рас-
пространение получили фильтры с круглыми отверстиями диамет-
ром 1,5–2,0 мм, изготовленные из обсадных труб. Применяются 
также щелевые, проволочные и другие фильтры. На газовых сква-
жинах подземных газохранилищ используют гравийные фильтры, 
которые не только предотвращают поступление песка в скважину, 
но и создают вокруг забоя зону высокой проницаемости и укрепля-
ют его стенки. 

Для укрепления призабойной зоны в рыхлых слабосцементи-
рованных породах используют фенолформальдегидные, карбамид-
ные и другие смолы, а также фенолспирты. Для укрепления приза-
бойной зоны применяют также цементные или цементно-песчаные 
растворы. 

Для удаления песчаной пробки с забоя скважины применя-
ют прямую или обратную промывку.  Прямую промывку осуще-
ствляют для разрушения и выноса на поверхность плотных про-
бок. При этом промывочная жидкость нагнетается в фонтанные 
трубы, а породы выносятся через межтрубное пространство.  

При обратной промывке промывочная жидкость поступает 
в межтрубное пространство и поднимается на поверхность по 
фонтанным трубам. При этом скорость восходящего потока 
жидкости намного больше, чем при прямой промывке, т. к. 
площадь сечения фонтанных труб меньше, чем площадь по-
перечного сечения межтрубного пространства. Необходимое ус-
ловие для выноса твердых частиц на поверхность – превышение 
скорости восходящего потока жидкости над скоростью падения 
частиц, песка в жидкости, находящейся в покое.  

 
10.4. Борьба с гидратообразованием  
 
Природные газы в определенных термодинамических ус-

ловиях вступают в соединение с водой, образуя гидраты, кото-
рые, скапливаясь в промысловых и магистральных газо-
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проводах, существенно увеличивают их гидравлическое со-
противление и, следовательно, снижают пропускную способ-
ность. Особое значение проблема борьбы с образованием гидра-
тов приобретает при разработке месторождений Западной Си-
бири и Крайнего Севера. Низкие пластовые температуры и су-
ровые климатические условия этих районов создают благопри-
ятные условия для образования гидратов в скважинах и газо-
проводах. 

Для того чтобы в газопроводах не образовывались гидраты, 
влажность подаваемого в него газа не должна превышать мини-
мального значения. Это условие является основным при проектиро-
вании установок осушки газа перед подачей его в газопровод. 

Методы борьбы с гидратами могут быть как предупреж-
дающими, так и разрушающими уже образовавшихся гидратов.  

Предупреждение образования гидратов методом подогрева 
газа заключается в том, что при сохранении давления в газо-
проводе температура газа поддерживается выше равновесной 
температуры гидратов. В условиях транспорта газа по магис-
тральному газопроводу этот метод неприменим, т. к. связан с 
большими затратами энергии. Как показывают расчеты, при 
больших объемах транспортируемого газа целесообразнее его 
охлаждать, поскольку это позволит заметно увеличить пропуск-
ную способность газопроводов, особенно крупных газопроводов 
с большим числом компрессорных станций. Метод подогрева 
газа применяется на газораспределительных станциях, где при 
больших перепадах давления вследствие дроссельного эффекта 
температура газа может значительно снижаться, в результате 
чего обмерзает редуцирующая аппаратура (клапаны, краны, 
диафрагмы). 

Предупреждение образования гидратов снижением давле-
ния заключается в том, что при сохранении температуры в газо-
проводе уменьшают давление до значения ниже равновесного 
давления образования гидратов. Этот метод применяется для 
ликвидации образовавшихся гидратных пробок. Пробки ликви-
дируют путем выпуска газа в атмосферу через продувочные 
свечи. После снижения давления необходимо некоторое время 
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(от нескольких минут до нескольких часов) для разложения гид-
ратов. Очевидно, что данный метод пригоден только для ликви-
дации гидратных пробок при положительных температурах. В 
противном случае гидратная пробка перейдет в ледяную. По-
скольку минимальная температура газа в газопроводе близка к 
нулю, а равновесное давление при этом находится в пределах 1–
1,5 МПа, применение этого метода оказывается неэффективным 
для предупреждения образования гидратов в магистральных га-
зопроводах. Это связано также с тем, что оптимальное давление 
транспортируемого газа составляет 5 –7 МПа. Метод снижения 
давления применяется в аварийных ситуациях для разложения 
гидратов в газопроводе в сочетании с ингибиторами, т. к. в про-
тивном случае гидраты образуются вновь. 

Введение в поток газа ингибиторов приводит к тому, что 
водяные пары газа частично поглощаются ими и переводятся 
вместе со свободной водой в водный раствор, который совсем 
не образует гидратов или образует их при более низких темпе-
ратурах. В качестве ингибиторов применяются метанол (мети-
ловый спирт), растворы этиленгликоля (ЭГ), диэтиленгликоля 
(ДЭГ), триэтиленгликоля (ТЭГ), хлористого кальция, этилкар-
боната и др. 

Для уменьшения расхода метанола необходимо вводить его 
в начале зоны возможного гидратообразования в газопроводе. 
Экономически выгодно метанол применять при небольших рас-
ходах газа, когда из-за высоких капиталовложений нераци-
онально использовать другие методы. Метанол можно вводить в 
сочетании с другими средствами, например с осушкой газа или с 
понижением давления. Использование метанола для пре-
дупреждения образования гидратов в газопроводе при больших 
объемах транспортируемого газа экономически невыгодно. 
Ввод ингибиторов в газовый поток широко применяют на про-
мыслах для предупреждения образования гидратов в сепа-
раторах, теплообменниках и других дегидраторных аппаратах, а 
также в скважинах. При этом предпочтение следует отдать ди-
этиленгликолю, т. к. возможность его регенерации и сравни-
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тельно небольшие потери в большинстве случаев делают этот 
ингибитор наиболее экономичным. 

Осушка газа является наиболее эффективным и экономич-
ным способом предупреждения образования кристаллогидратов 
в магистральных газопроводах при больших объемах транс-
портируемого газа. При промысловой подготовке газа к даль-
нему транспорту его осушают сорбционным способом или ох-
лаждением газового потока. В результате осушки точка росы 
паров воды должна быть снижена ниже минимальной темпера-
туры при транспортировке газа. Влажность газа должна состав-
лять не более 0,05 – 0,1 г/м3. 

Для разрушения образовавшихся гидратов в трубопроводе 
отключают участок газопровода, где образовались гидраты и 
через продувочные свечи выпускают газ в атмосферу, при этом 
давление в газопроводе падает и гидрат разлагается. Недостат-
ком этого метода является медленное разложение гидрата. Он не 
рекомендуется при отрицательных температурах, т. к. образо-
вавшаяся вода при отрицательных температурах превращается в 
ледяную пробку, которую можно удалить только нагревом. 

Подогрев газа предотвращает образование гидратов, но 
эффективен только в пределах промысла, так как газ при движе-
нии по трубопроводам быстро охлаждается. Для сохранения те-
плоты в некоторых случаях теплоизолируют газопроводы.  

При введении в газопроводы ПАВ предотвращают прили-
пание (адгезию) кристаллов гидратов к стенкам труб из-за обра-
зования на кристаллах пленки, при этом кристаллы транспорти-
руются с потоком газа.  

Для предотвращения гидратообразования применяется 
осушка газа перед подачей его в газопровод при помощи одного 
из существующих методов. 

Расход ингибитора гидратообразования зависит от количе-
ства влаги в газе и количества конечного влагосодержания, при 
котором гидраты не образуются, а также от концентрации вво-
димого и отработанного ингибитора.  
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     Контрольные вопросы 
1. Какие осложнения существуют при эксплуатации газо-

вых скважин? 
2. Какие компоненты природного газа являются коррози-

онно-активными? 
3. Методы борьбы с коррозией. 
4. Методы удаления жидкости с забоев газовых скважин 
5. Метода предотвращения поступления песка на забой 

скважин. 
6. Что называется гидратами природного газа? 
7. Какие существуют методы борьбы с гидратами? 
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11. ТЕХНОЛОГИЧЕСКИЕ РЕЖИМЫ  
      ЭКСПЛУАТАЦИИ ГАЗОВЫХ СКВАЖИН 
 
В настоящее время существуют три тенденции в обоснова-

нии технологического режима эксплуатации газовых и газокон-
денсатных скважин: 

1. Независимо от геологических особенностей месторождений 
режим работы скважины должен соответствовать 10–25 % абсолют-
но свободного дебита скважины, т. е. дебиту соответствующему за-
бойному давлению 1 атм. 

2. Независимо от геологических особенностей месторожде-
ния скважина должна эксплуатироваться при дебитах, обеспе-
чивающих линейный закон фильтрации газа в призабойной зо-
не, с целью экономии энергии газа в процессе разработки 
(«энергосберегающий» дебит). 

3. Режим эксплуатации каждой скважины должен обосно-
вываться с учетом возможности деформации, разрушения при-
забойной зоны, образования песчано-жидкостной пробки на за-
бое, конуса подошвенной воды (нефти при наличии оторочки), 
гидратов, коррозии оборудования, выпадения и частичного вы-
носа конденсата из призабойной зоны, многослойности и неод-
нородности по устойчивости, емкостным и фильтрационным 
параметрам залежи, конструкции скважинного оборудования, 
обводнения, отложения солей, обвязки скважин и др. 

Первый и второй подходы обоснования режима работы га-
зовых скважин приняты в США. Однако большинство месторо-
ждений характеризуются неустойчивостью пластов к разруше-
нию практически при любых депрессиях на пласт и относятся к 
неоднородному массивно-пластовому типу месторождений с 
подошвенной водой, расположенных в зоне с многолетнемерз-
лыми слоями. Поэтому без детального учета каждого из этих и 
других факторов для данных месторождений, по-видимому, 
наиболее приемлемым вариантом является третий принцип. 

Среди различных факторов, влияющих на режим работы 
газовых скважин, наиболее трудными считаются научное обос-
нование и точный прогноз безводного дебита газовых скважин, 
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вскрывших неоднородные терригенные и трещинно-пористые 
пласты с подошвенной водой, а также дебита скважин, вскрыв-
ших неустойчивые и слабоустойчивые пласты, с обоснованным 
количеством песка в продукции скважины. 

 
11.1. Геологические, технические, технологические  
         и экономические условия ограничения дебита 
 
Условия ограничения дебитов скважин могут быть обус-

ловлены геолого-промысловыми факторами и технико-
технологическими условиями эксплуатации, а также экономиче-
скими факторами. 

Все указанные ограничения не действуют одновременно на 
каждом месторождении. В зависимости от конкретных геолого-
промысловых условий, состава и свойств газа на каждом место-
рождении могут быть главные и второстепенные факторы, кото-
рые ограничивают дебиты скважин. Руководствуясь этими фак-
торами, а также потребностью в газе, назначают технологиче-
ские режимы эксплуатации газовых скважин. 

Геологические факторы. Разрушение призабойной зоны 
пласта – вынос частиц песка и цементирующего материала по-
роды, обусловлено чрезмерно большим градиентом давления на 
забое скважины при ее эксплуатации. Известно, что силы сцеп-
ления между частицами, слагающими пористую среду, могут 
быть ослаблены под действием градиентов давления, возни-
кающих при движении газа к забою скважины. Если градиент 
давления превышает некоторую максимально допустимую ве-
личину, разрушается призабойная зона скважины и твердые час-
тицы выносятся на ее забой. Если скорости восходящего потока 
газа в стволе скважины достаточно высоки, частицы выносятся 
на поверхность. Вынос твердых частиц из пласта может привес-
ти к разрушению забоя, образованию песчаных пробок, а также 
к истиранию колонны подъемных труб и поверхностного обору-
дования. Иногда из-за разрушения оборудования возможны 
большие утечки газа, открытые газовые фонтаны или грифоны. 
Практика разработки месторождений показывает, что неболь-
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шое количество песка, выносимого при исследовании скважин 
или кратковременных ее продувках, не оказывает существенно-
го вреда. Образование конусов подошвенной воды или прежде-
временный прорыв краевой воды в скважины может существен-
но снизить проницаемость призабойной зоны и даже прекратить 
поступление газа в скважину. Возможность преждевременного 
обводнения скважины определяется в основном расстоянием от 
забоя до зеркала подошвенных вод или до контура краевых вод, 
проницаемостью пласта по вертикали и горизонтали, степенью 
неоднородности коллекторов и режимом эксплуатации скважи-
ны. Существуют некоторый оптимальный режим и определен-
ная степень вскрытия пласта, позволяющая обеспечить предель-
ный безводный дебит скважины. В случае прорыва на забой по-
дошвенной воды необходимо на определенное время закрыть 
скважину, а затем эксплуатировать ее при дебитах, не допус-
кающих образования конусов (эксплуатация на предельном без-
водном дебите). Прорыв контурных вод, как правило, нельзя 
устранить простым закрытием скважины. Обычно для этого в 
скважине проводят специальные  работы по изоляции обвод-
нившихся пропластков. 

Технологические факторы. Образование гидратов природных 
газов на забое, в газопроводящей колонне и в поверхностных ком-
муникациях и сооружениях обусловлено, прежде всего, содержани-
ем в них влаги. При изменении термодинамического равновесия во 
время эксплуатации месторождения на забое и в стволе скважины 
могут образовываться кристаллогидраты. Особенно это относится к 
месторождениям, пластовая температура в которых достаточно низ-
ка из-за высокого геотермического градиента. Образование кристал-
логидратов создает серьезные трудности при эксплуатации скважин: 
изменяется их производительность и даже прекращается подача газа 
из скважин в результате образования гидратных пробок, обмерзания 
оборудования, выпадение конденсата в пласте и на забое скважин. 

Необходимость получения вместе с газом максимально воз-
можного количества конденсата может привести к уменьшению де-
прессий на пласт, что приводит к выпадению конденсата в пласте. С 
целью недопущения преждевременного выпадения конденсата в 
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пласте необходимо обеспечить предотвращение снижения пластово-
го давления ниже давления начала конденсации. 

При образовании конденсата на забое может возникнуть 
необходимость уменьшения диаметра фонтанных труб для 
обеспечения  выноса конденсата с забоев скважин. 

Обеспечение оптимальных условий обработки газа, а также 
для получения более высокого давления на входе в установки 
низкотемпературной сепарации на головке скважин давление 
держат на высоком уровне, что значительно снижает дебиты. 

Технические факторы. Ограниченная пропускная способ-
ность фонтанных (обсадных) труб, газосборных сетей и промы-
словых сооружений по подготовке газа к транспорту приводит к 
эксплуатации скважин с дебитами, меньшими, чем те, которые 
установлены по геолого-промысловым факторам. 

Смятие эксплуатационной колонны возможно при создании 
малых противодавлений на пласт, особенно на месторождениях, 
где пласты – неустойчивые, слабосцементированные породы, а 
также тогда, когда при эксплуатации скважин выносилось 
большое количество песка, ослабившего колонну. 

Вибрация фонтанного оборудования обусловлена пульса-
цией газового потока при изменении давления. При больших 
дебитах газа вибрация фонтанного оборудования может привес-
ти к усталости материала и разрушению арматуры. Для устране-
ния вибрации следует изменить частоту ее собственных колеба-
ний путем уменьшения высоты арматуры или увеличения ее 
массы. Снижение дебитов газа также прекращает вибрацию 
оборудования. 

Разрушение оборудования вследствие коррозии или эрозии. 
Содержание в газе СО2, Н2S при определенных влажности, тем-
пературе и скоростях потока приводит к интенсивному разру-
шению труб. Для разных месторождений причины коррозии 
различны в зависимости от свойств газа и воды и условий экс-
плуатации.  При высоких дебитах скважин может происходить 
эрозионное разрушение труб, штуцеров, оборудования, так как 
при высоких скоростях газового потока разрушающая способ-
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ность твердых частиц, движущихся вместе с газом, становится 
значительной.   

К техническим условиям относятся также неудовлет-
ворительное состояние забоя и подземного оборудования (загрязне-
ние); недоброкачественность цементажа колонны; негерметичность 
обсадной колонны (приток воды, утечка газа); опасность разрыва 
колонны, для предотвращения этого явления  эксплуатационную 
колонну рассчитывают на снижение давления до атмосферного. 

Экономические условия сводятся к расчетам и выбору основ-
ных технико-экономических показателей рационального распреде-
ления потерь давления по системе пласт-скважина-газопровод в це-
лом. Объемы добычи должны при этом быть такими, при которых 
приведенные затраты по месторождению будут наименьшими. Эко-
номические факторы учитывают также потребности в газе. В летнее 
время происходит снижение потребления газа, производят умень-
шение объемов добычи путем уменьшения дебитов скважин, неко-
торые скважины в летнее время отключают. Немаловажное влияние 
на объемы добычи газа имеет и маркетинговый фактор, т. е. наличие  
выгодного сбыта. 

 
11.2. Выбор технологического режима  эксплуатации 
        скважин в различных условиях 
 
При эксплуатации газовых и газоконденсатных месторож-

дений стремятся получить максимально возможный дебит каж-
дой скважины, что способствует уменьшению числа добываю-
щих скважин и улучшению экономических показателей разра-
ботки месторождения. Однако следует отметить, что в уже экс-
плуатирующихся скважинах регулирование дебитов газа воз-
можно лишь в результате изменения диаметров фонтанных труб 
и газопроводов, совершенствования конструкции забоя и прове-
дения мероприятий технологического характера. 

Под технологическим режимом эксплуатации газовых 
скважин подразумеваются условия, при которых обес-
печиваются наибольшие дебиты газа и конденсата с учетом их 
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ограничивающих факторов и требований правил охраны недр и 
техники безопасности.  

Различают фактический и расчетный технологический режим. 
Фактический технологический режим устанавливает гео-

логическая служба ежеквартально или раз в полгода в соответ-
ствии с данными проекта, результатами исследования, опыта 
эксплуатации. 

Расчетный технологический режим определяют при со-
ставлении проектов разработки на много лет вперед. При со-
ставлении проекта разработки определяют изменение дебита, 
забойного и устьевого давлений  во времени  в зависимости от 
добычи газа в целом по месторождению. 

Существует шесть технологических режимов: 
1) режим постоянного градиента давления; 
2) режим постоянной депрессии; 
3) режим постоянного дебита;  
4) режим постоянного забойного давления; 
5) режим постоянного давления на головке скважины; 
6) режим постоянной скорости при забое. 
Расчеты технологического режима производят для трех 

случаев: 
1) когда задана зависимость отбора газа во времени, т. е. 

)(tQQ ГГ  ; 
2) когда отбор газа постоянный constQГ  ; 
3) для периода падающей добычи при постоянном числе 

скважин, т. е. n =  const. 
Режим постоянного градиента давления (= const) ха-

рактерен для условий разработки, приуроченной к относительно 
неплотным породам, способным разрушаться при высоких от-
борах газа из скважины. При этом должно соблюдаться условие:    

const
dr
dP

CRr




. 

Значение градиента давления определяют для начального 
дебита, при котором еще не наблюдается разрушения породы 
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где А0, В0 – коэффициенты, определенные для скважин со-

вершенных по степени и по характеру вскрытия. 
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Режим постоянной депрессии. Р = Рн-Рз= const. 
Этот режим используют в тех же случаях, что и режим по-

стоянного градиента. 
Режим постоянного дебита – этот режим удобен с точки 

зрения  осуществления на практике. Он применяется для креп-
ких коллекторов до тех пор, пока градиент давления не достиг-
нет опасного значения. 

Режим постоянного забойного давления применяют в тех 
случаях, когда нежелательно дальнейшее снижение забойного 
давления, например, в случаях выпадения конденсата на забое 
скважины.  

Режим постоянного давления на головке скважины 
является разновидностью режима constРЗ  , более удобным 
для осуществления на практике. Он применяется в 
бескомпрессорный период эксплуатации, для поддержания в 
газопроводе постоянного давления, а также для осуществления 
низкотемпературной сепарации. 

Режим постоянной скорости на забое    const
P
QС

З

  

применяется в случаях, если происходит разрушение коллекто-
ра, а также в случае большого выноса с забоя скважины твердых 
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частиц и прискважинное оборудование не в состоянии эффек-
тивно очистить струю газа. 

 
11.3. Автоматизация газового промысла 

 
Газопотребление носит неравномерный характер и различ-

но в разные сезоны года, дни недели и часы суток. Для согласо-
вания газопотребления с отбором газа из залежи осуществляют 
автоматическое регулирование производительности промысла, 
которое выражается в поддержании в заданных пределах давле-
ния в газосборной промысловой сети. Для этого на промысле 
выделяют две группы скважин: 

1) базовые скважины с постоянным дебитом;  
2) скважины, дебит которых автоматически регулируют 

для выравнивания неравномерности газопотребления. 
Если регулируемыми скважинами не обеспечивается ком-

пенсация изменения газопотребления, то диспетчер промысла 
изменяет в допустимых пределах дебит базовых скважин. Сле-
дует отметить, что все скважины и газосборные пункты связаны 
между собой через промысловый газосборный коллектор. По-
этому изменение работы одних скважин приводит к колебаниям 
давления в газосборной сети и отражается на работе других 
скважин. 

Давление на выходе газосборного пункта измеряется мано-
метром с пневмопреобразователем, выходной сигнал которого 
поступает на автоматический регулятор. Этот регулятор выдает 
корректирующий импульс на системы автоматического регули-
рования дебита скважин. При помощи переключателя можно 
перейти на ручное управление, а при помощи ручного датчика – 
дистанционно изменить задание регуляторам дебита скважин. 

Система автоматического регулирования дебита скважи-
ны состоит из камерной диафрагмы, дифференциального манометра 
с пневмовыходом, регулятора и регулирующего штуцера. Может 
осуществляться также дистанционное регулирование с диспетчер-
ского пункта по системе телемеханики. Дистанционный сигнал при 
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помощи электропневмопреобразователя преобразуется в пневмати-
ческий сигнал и подается на регулятор расхода. 

Регулирующий штуцер состоит из мембранного пневмо-
привода и регулирующего устройства. Под действием давления 
воздуха, поступающего от автоматического регулятора, мем-
брана развивает усилие, сжимает пружину и перемещает вниз 
шток с заслонкой, в результате чего изменяется проходное сече-
ние штуцера. Оно пропорционально значению управляющего 
давления, которое изменяется от 20 до 100 кПа. Регулирующий 
штуцер комплектуется также сменными вкладышами, позво-
ляющими  ступенчато изменять рабочее проходное сечение в 
интервале 30–8 мм. 

На устье скважин в зависимости от технологической необ-
ходимости и условий эксплуатации может быть предусмотрено 
автоматическое отключение (закрытие) скважины при отклоне-
нии давления газа в шлейфе от допустимого значения. 

Для автоматического перекрытия ствола газовой скважины 
при разгерметизации устья и фонтанных труб, при увеличении 
дебита скважины выше допустимого значения и при возникно-
вении пожара имеется комплекс скважинного оборудования 
КПГ. Он предназначен также для эксплуатации газовых сква-
жин, в составе продукции которых содержится углекислый газ и 
сероводород. Клапан-отсекатель комплекса спускается в сква-
жину при помощи спускного инструмента на тросе («канатная 
техника») после выхода скважины на заданный режим эксплуа-
тации. Он фиксируется и уплотняется совместно с уравнитель-
ным клапаном и замком в посадочном ниппеле. При дебите  
скважины выше заданного клапан автоматически перекрывает 
ствол скважины. Автоматическое управление газовым промыс-
лом позволяет улучшить и упорядочить эксплуатацию как от-
дельных объектов, так и всей системы в целом, сократить чис-
ленность обслуживающего персонала и снизить затраты на до-
бычу и подготовку газа. Предпосылки автоматизации газовых и 
газоконденсатных промыслов — непрерывность технологиче-
ского процесса добычи и транспорта газа, а также отсутствие 
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необходимости в постоянном обслуживающем персонале на 
объектах промыслов. 

 
     Контрольные вопросы 
1. Какие существуют условия ограничения дебита в газо-

вых скважинах? 
2. Перечислите  технологические режимы  эксплуатации 

газовых скважин. 
3. Какой технологический режим следует применять  в 

скважинах с слабосцементированными рыхлыми поро-
дами? 

4. Как устанавливают технологический режим эксплуата-
ции газовых скважин? 

5. Какие средства автоматизации применяют при эксплуа-
тации газовых скважин? 
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12. СПОСОБЫ ПОВЫШЕНИЯ  
      ПРОИЗВОДИТЕЛЬНОСТИ ГАЗОВЫХ СКВАЖИН 

 
Дебиты газовых скважин при одинаковых диаметрах, ре-

жимах эксплуатации  пласта,     величине    пластового    давле-
ния    можно увеличить   снижением   фильтрационного   сопро-
тивления   при  движении газа в призабойной зоне пласта.    Это    
возможно    за счет образования каналов, каверн и трещин в ней, 
уменьшения содержания твердых частиц и жидкостей в поровых 
каналах.  

Известны следующие методы воздействия на призабойную 
зону пласта:  

1) физико-химические: солянокислотная обработка (СКО); 
термокислотная обработка (ТКО); обработка поверхностно-
активными веществами (ПАВ); осушка призабойной зоны сухим 
обезвоженным газом; 

2) механические: торпедирование; гидравлический разрыв пла-
ста (ГРП); гидропескоструйная перфорация (ГПП); ядерный взрыв; 

3) комбинированные: ГРП+СКО; ГПП+СКО. 
Выбор метода воздействия на призабойную зону скважин 

зависит от литологического и минералогического составов по-
род и цементирующего материала газоносных горных пород, 
давления и температуры газа и пород пласта, толщины продук-
тивного горизонта, неоднородности пласта вдоль разреза. 

 
12.1. Солянокислотная обработка 
 
Солянокислотная и термокислотная обработка призабой-

ных зон скважин дают хорошие результаты в слабопроницае-
мых карбонатных породах (известняках, доломитах) и песчани-
ках с карбонатным цементирующим веществом. В песчаниках с 
глинистым цементирующим материалом эффективна обработка 
соляной и плавиковой кислотами (так называемой грязевой ки-
слотой). 

Солянокислотная обработка основана на способности соля-
ной кислоты растворять карбонатные породы. При этом проис-
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ходят следующие химические реакции: 
в известняках                2НС1 + СаСОз = СаС12 + H2O + СО2; 
в доломитах                     4НС1 + CaMg(СО3)2 = СаС12 + MgC12 +  
                                          + 2Н2О + 2СО2.   
В зависимости от пластовых условий на практике приме-

няют 8–15 %-ную соляную кислоту. Техническая соляная ки-
слота поставляется заводами концентрированной, на промысле 
ее разбавляют водой до нужной концентрации. 

Для снижения коррозии металлического оборудования в про-
цессе СКО используют вещества, называемые ингибиторами кор-
розии, в качестве которых применяют формалин (CH2O), уникол 
ПБ-5, И-1-А с уротропином, а также сульфонол, ДС-РАС, диссоль-
ван 4411, нейтрализованный черный контакт (НЧК). 

Продукты взаимодействия кислоты с породой удаляются из 
пласта в процессе освоения скважины. Для облегчения этого 
процесса в кислоту добавляют интенсификаторы, снижающие 
поверхностное натяжение продуктов реакции –  НЧК, спирты, 
препарат ДС и другие ПАВ. 

 
 

Рис. 12.1. Схема проведения кислотной обработки 
 
Порядок добавления различных реагентов в кислоту при под-

готовке ее к закачке в скважину следующий: вода – ингибиторы – 
стабилизаторы (уксусная и плавиковая кислоты) –техническая соля-
ная кислота – хлористый барий – интенсификатор. 
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Кислота нагнетается в скважину в объеме от 0,5 – 0,7 до 3–
4 м3 на 1 м  длины  фильтра с помощью специальных агрегатов, 
например Азинмаш-30, смонтированных на автомашине КрАЗ-
219, а также цементировочных агрегатов ЦА-300, ЦА-320М, 
2АН-500. Время реакции кислоты с момента окончания закачки 
не должно превышать 6–8 ч. Результаты определяют по данным 
исследований скважин после обработки. Обработка считается 
успешной, если уменьшается коэффициент С, увеличивается 
дебит скважины при той же депрессии на пласт. 

Неблагоприятные условия для проведения СКО: 
-  близость подошвенных и контурных вод; 
-  значительное снижение пластового давления (на 60–70% 

от первоначального); 
-  приток в скважину даже незначительного количества пла-

стовой воды; 
-  нарушения в обсадной колонне и отсутствие возможности 

изолировать их от обрабатываемого интервала. 
 
12.2. Гидравлический разрыв пласта 
 

Торпедирование, гидравлический разрыв пласта, гидропес-
коструйную перфорацию обычно применяют в пластах, сложен-
ных крепкими, плотными породами, имеющими небольшую 
проницаемость, пористость, но высокое пластовое давление. 

Сущность гидравлического разрыва пласта — создание на 
забое скважин высокого давления, которое превышало бы мест-
ное горное давление на величину, зависящую от прочностных 
свойств горных пород. При таком увеличении давления в пласте 
образуются трещины или расширяются ранее существовавшие, 
что приводит к значительному увеличению проницаемости пла-
ста. Созданные трещины закрепляют крупнозернистым песком 
или проппантом. 

Давление гидравлического разрыва, ориентация и размеры 
образующихся при этом трещин зависят от горного давления,              
т. е. давления вышележащих горных пород, характера и пара-
метров естественной трещиноватости газоносных пород, а также 
величины пластового давления. 



Лалазарян Н.В., Нурбекова К.С. 
 

 116 

 
 

Рис. 12.2. Схема проведения гидравлического разрыва пласта: 
1– продуктивный пласт; 2 – НКТ; 

3 – эксплуатационная колона; 4 – пакер 
 
В процессе гидравлического разрыва пласта должны быть 

созданы такие условия, при которых в пласте возникают и зак-
репляются трещины. Скорости нагнетания жидкости разрыва 
должны быть такими, чтобы закачиваемый объем превышал 
приемистость пласта, подвергающегося гидравлическому разры-
ву. Необходимая скорость закачки зависит от вязкости жидко-
сти разрыва и параметров призабойной зоны (проницаемости, 
толщины, конструкция забоя). Из этого следует, что в низко-
проницаемых породах гидравлический разрыв может быть при 
сравнительно малых скоростях закачки с использованием жид-
костей небольшой вязкости. В высокопроницаемых породах не-
обходимо применять жидкости разрыва большой вязкости или 
существенно повышать скорости нагнетания.   

 
Виды ГРП 
Направленный ГРП.  Рекомендуется проводить в извест-

няковых породах. При этом в трещины песок не закачивается, а 
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в скважины закачивается меловой раствор с фракцией мела до 
0,5 мм. 

В намеченном интервале с помощью гидропескоструйного 
перфоратора нарезают вертикальные и горизонтальные щели              
(в зависимости от желаемой направленности будущих трещин). 

В качестве жидкости разрыва используют керосино-
кислотную  или конденсато-кислотную эмульсию, которые рас-
творяют карбонатные породы на поверхности трещин и расши-
ряют их. Для известняков время реакции эмульсии должно быть 
не менее суток, а для карбонатных пород с меньшей раствори-
мостью – 2–3 сут.  

Поинтервально-направленный ГРП. При поинтервальном 
направленном гидроразрыве способом «снизу-вверх» вначале по 
каротажной диаграмме намечают интервалы разрыва. В запол-
ненную меловым раствором скважину спускают НКТ с гидро-
пескоструйным перфоратором. Нижний интервал перфорируют 
в трёх положениях перфоратора, поворачивая его каждый раз на 
30о. Перфорационные каналы располагаются в одной плоскости. 
Затем НКТ с перфоратором поднимают на поверхность, а в 
скважину спускают насосно-компрессорные трубы с пакером, 
который устанавливают выше проперфорированного интервала. 

Производят гидроразрыв пласта в надрезанном интервале. 
После этого НКТ с пакером поднимают на поверхность, а в 
скважину опускают НКТ с перфоратором, чтобы провести пер-
форацию второго снизу выбранного для ГРП интервала.  Опи-
санные операции повторяют для всех выбранных интервалов. 

После окончания поинтервального ГРП скважину промы-
вают и спускают насосно-компрессорные трубы до забоя. Затем 
её осваивают и продувают.  Целью удаления из пласта мелового 
раствора производят солянокислотную обработку. Объём зака-
чиваемой кислоты берётся равным поглощенному объёму мело-
вого раствора. Через 6–8 ч скважину вновь осваивают и проду-
вают. Затем скважину передают в эксплуатацию. 

Поинтервальный направленный ГРП “сверху-вниз” отлича-
ется тем, что вначале обрабатывается верхний интервал, затем 
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второй сверху (первый при этом располагается выше пакера) и 
так далее до самого нижнего интервала. 

Ненаправленный многократный ГРП. Технология прове-
дения ненаправленного многократного ГРП следующая. Внача-
ле поводят простой ГРП. После закачки песка в первые порции 
продавочной жидкости вводится закупоривающий материал  – 
резиновые или капроновые шарики, резиновая дробь, крупные 
дубовые опилки, а также смесь 3 %-ного водного раствора КМЦ 
с вязкостью 90 сП с мелом. На 100 л такой смеси требуется 30 кг 
мела фракции 5–7 мм и 100 кг мела фракции менее 5 мм. Заку-
поривающий материал закачивают в количестве необходимом 
для перекрытия перфорированного участка колонны в интервале 
2–2,5 м. 

С помощью указанных веществ перекрывают устье трещины и 
в скважине вновь производится гидроразрыв в каком-то интервале. 

Разрыв проводится также обычным способом и по его 
окончании в скважину вновь вводят закупоривающий материал. 
Перекрыв устье второй трещины, вновь проводят ГРП и т. к. д. 

 
     Контрольные вопросы 
1. Какие существуют методы воздействия на призабойную 

зону скважин? 
2. В каких скважинах целесообразно применение соляно-

кислотной обработки? 
3. Какие реагенты используют при кислотных обработках? 
4. В каких пластах проводят гидравлический разрыв? 
5. Что используют в качестве жидкости разрыва? 
6. Как осуществляют закрепление трещин при ГРП? 
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13. СБОР ГАЗА НА ПРОМЫСЛЕ 
 
13.1. Требования отраслевых стандартов к качеству газа 
        и конденсата 
 
При транспорте газа и конденсата по трубопроводам воз-

можно образование жидкостей (воды и углеводородного кон-
денсата) и твердой фазы (кристаллогидратов углеводородных 
газов и льда). Это приводит к уменьшению пропускной способ-
ности трубопроводов, увеличению мощности силового привода 
компрессоров для сжатия газа, эрозии, коррозии и преждевре-
менному износу газопровода, оборудования компрессорных 
станций, закупорке контрольно-измерительных и регулирую-
щих приборов, загрязнению окружающей среды при продувке и 
очистке газопроводов, авариям, ухудшению технико-
экономических показателей как добычи сырья и его переработ-
ки, так и магистрального транспортирования газа.  

 
13.2. Требования к качеству сухого газа 
 
Сухой газ, подаваемый в магистральные газопроводы, дол-

жен иметь определенные физико-химические свойства или то-
варные кондиции, установленные стандартами.  

Требования к качеству природного газа,  подаваемого в ма-
гистральный газопровод приводятся в табл. 13.1. 

 
Таблица 13.1 

Требования к качеству природного газа,  подаваемого 
 в магистральный газопровод  ГОСТ 5542-87 

 
Значение для микроклиматических районов 

Умеренный холодный 
Наименование 
Показателей 

1.05 – 
30.09 

1.10- 30.04 1.05- 
30.09 

1.10- 30.04 

Точка росы по влаге, 0С -3 -5 -10 -20 
Точка росы по конден-
сату, 0С 

0 
 

0 
 

-5 
 

-10 
 

Масса сероводорода, 
г/м3, не более 

0,02 
 

0,02 
 

0,02 
 

0,02 
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Продолжение табл. 13.1 
 

1 2 3 4 5 
Масса меркаптановой 
серы, г/м3,  не более 

0,036 
 

0,036 
 

0,036 
 

0,036 
 

Объемная доля кисло-
рода, %, не более 
Теплота сгорания выс-
шая, МДж/м3, при  20 0С 
и 101,325 кПа, не менее 
Масса механических 
примесей, г/м3, не более 

0,5 
 

32,5 
 
 

0,003 

0,5 
 

32,5 
 
 

0,003 

1,0 
 

32,5 
 
 

0,003 

1,0 
 

32,5 
 
 

0,003 

 
Требования к конденсату 
Товарные кондиции стабильного конденсата, используемо-

го в качестве сырья на нефтеперерабатывающих и газоперераба-
тывающих заводах, определяются ОСТ 51.65–80 «Конденсат 
газовый стабильный». Для конденсата в ОСТ установлены сле-
дующие показатели:  

- давление насыщенных паров с 1 апреля по 30 сентября – 
не более 66 661 Па, с 1 октября по 31 марта – не более 93 325 Па; 

- массовая доля воды – не более 0,1 %; 
- массовая доля механических примесей – не более 0,005 %; 
- содержание хлористых солей — не более 10 мг/л;  
- массовая доля общей серы не нормируется (определение 

по требованию потребителя); 
- плотность при 20 °С не нормируется, определение обяза-

тельно. 
В настоящее время определяется плотность конденсата при 

15 0С. 
 
13.3. Схемы сбора и внутрипромыслового транспорта  
         газа и конденсата 
 
При этих схемах каждая скважина имеет отдельную техно-

логическую нитку и комплекс прискважинного оборудования 
для очистки газа от механических примесей, жидкостей и пре-
дотвращения образования кристаллогидратов углеводородных 
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газов (сепараторы, конденсатосборники, установки для ввода 
метанола в поток газа и т. д.). 

 Линейная схема (Рис.13.2, а) применяется на газовых ме-
сторождениях с вытянутой площадью газоносности, лучевая 
схема (Рис.13.2,  б)  – при раздельной эксплуатации газовых 
пластов с различными начальными давлениями и составом газа, 
кольцевая схема (Рис.13.2, в) –на больших по размерам площа-
дях газоносности с большим числом скважин и различными по-
требителями газа. 

 

 
Рис. 13.1. Общая классификация систем сбора газа 

 
Вышеописанные  схемы промыслового сбора и транспорта 

газа с прискважинными сооружениями и отдельными техноло-
гическими нитками промысловой обработки газа для каждой 
скважины имеют следующие недостатки: 

- промысловое оборудование установлено на большей тер-
ритории; 

- скважины с прискважинным оборудованием для очистки, 
сушки и замера газа требуют большого числа квалифицирован-
ного обслуживающего персонала; 
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Рис. 13.2. Схемы промыслового 
сбора газа и конденсата: 

а – линейная; б – лучевая; 
в – кольцевая; 1 – скважины; 

2 – шлейфы; 3 – линейный газо-
сборный коллектор; 

4 — контур газоносности; 
5 – кольцевой газосборный  

коллектор; ГСП – групповой 
сборный пункт; МГ – магист-

ральный газопровод; 
ГП – газосборный пункт 

 
 
- значительные длина промысловых дорог, металлоемкость 

коммуникаций водоснабжения, теплоснабжения и доставки реа-
гентов; 

- сложность устройства и функционирования систем дис-
танционного измерения давления, температур, расходов, управ-
ления технологическим режимом работы скважин и присква-
жинного оборудования; 

- значительные потери газа и конденсата в запорной арма-
туре и прискважинных сооружениях. 

Групповую схему сбора внутрипромыслового транспорта 
газа и конденсата применяют при разработке газоконденсатных 
месторождений (Рис.13.3). В этом случае отделение твердых 
взвесей от газа, получение углеводородного конденсата, из-
мерение объемов сухого газа и конденсата проводят на газо-
сборном пункте (ГП), который стал называться установкой ком-
плексной подготовки газа—УКПГ, которая размещается, как 
правило, в центре группы скважин. Газ и конденсат от УКПГ по 
самостоятельным трубопроводам поступают на промысловый 
газосборный пункт (ПГСП) или головные сооружения магист-
рального газопровода (ГС). При получении сухого газа и ста-
бильного конденсата возможны две схемы промысловой обра-
ботки газоконденсатной смеси: 
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- децентрализованная ; 
- централизованная. 
 

 
Рис. 13.3. Групповая схема сбора газа и конденсата: 

а – централизованная, б – децентрализованная 
       
Если сухой газ и стабильный конденсат приобретают то-

варные кондиции на групповых пунктах сбора и обработки газа 
(УКПГ, где установлено все необходимое для этого оборудова-
ние) схема называется  децентрализованной. 

Централизованной  называется схема получения сухого 
газа и конденсата с заданными товарными кондициями на про-
мысловом газосборном пункте или головных сооружениях ма-
гистрального газопровода. В этом случае на УКПГ осущест-
вляются лишь сбор и первичная сепарация газа, и они называ-
ются установками предварительной подготовки газа — УППГ. 

К основным достоинствам групповой системы сбора отно-
сятся независимость контроля и регулировки работы отдельных 
скважин, возможность полной автоматизации процессов, высо-
кая надежность работы установок, относительно простое реше-
ние проблемы борьбы с гидратами. При групповой системе зна-
чительно упрощаются промышленная канализация, тепло- и 
энергоснабжение, ремонт оборудования, ревизия его состояния, 
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облегчаются организация строительных и монтажных работ и 
их индустриализация. 

Эти преимущества способствовали тому, что, несмотря на 
несколько повышенные по сравнению с более простыми си-
стемами капитальные вложения, групповая система сбора и под-
готовки газа получила наибольшее развитие на современных 
газовых и газоконденсатных промыслах. 

На современном газовом промысле устанавливаются слож-
ное и дорогостоящее оборудование, машины и приборы, назна-
чение которых – подготовка кондиционного газа и конденсата, 
отделение и сбор попутного сырья (серы, гелия, ртути). Все ус-
тановленное на промысле поверхностное оборудование должно 
удовлетворять следующим основным требованиям: бес-
перебойно вырабатывать и подавать потребителям газ, конден-
сат и все полезные компоненты в течение всего срока разработ-
ки месторождения; наиболее полно использовать пластовое дав-
ление для добычи сырья, его обработки и переработки, получе-
ния холода или электроэнергии для транспортирования сырья 
потребителям; обеспечения наилучших технико-экономических 
показателей по системе газоснабжения в целом. 

К поверхностному промысловому оборудованию относятся: 
- каплеотбойники для улавливания жидкой и твердой фаз 
из газового потока, поступающего из скважин; 

- сепараторы для изменения термодинамической характе-
ристики газа с целью выделения воды, конденсата и улав-
ливания их; 

- теплообменники для предварительного охлаждения пото-
ка газа с целью повышения эффективности работы обору-
дования; 

- конденсаторы, испарители для конденсации паров, для 
стабилизации жидкостей; 

- насосы, компрессоры, детандеры – машинное оборудо-
вание для перекачки жидкостей, подъема давлений, для 
выработки холода соответственно; 
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- абсорберы – основной элемент оборудования при извле-
чении жидких углеводородов и воды из газа жидкими по-
глотителями (гликолями); 

- адсорберы – основной элемент оборудования при извле-
чении жидких углеводородов и воды из газа твердыми по-
глотителями; 

- регуляторы давлений, температуры, уровней жидкости, 
манометры, термометры, влагомеры – приборы, регули-
рующие и контролирующие технологический процесс 
подготовки газа и конденсата. 

Перечисленные выше элементы оборудования входят в ус-
тановки низкотемпературной сепарации газа (НТС), искусст-
венного холода (ИХ), стабилизации конденсата (СК), регенера-
ции диэтиленгликоля (РДЭГ), промысловой канализации, защи-
ты окружающей среды или в состав оборудования заводов для 
абсорбционной (с жидким сорбентом) или адсорбционной            
(с твердым сорбентом) переработки газоконденсатного сырья, в 
промысловые дожимные, компрессорные станции (ДКС). 

 
13.4. Промысловые дожимные  компрессорные станции  
 
Назначение ДКС: 
1) сжатие газа до необходимого давления – при подаче газа 

в МГ это давление может изменяться от 3,7 до 10 МПа; в про-
цессе транспортирования газа на химические комбинаты, ТЭЦ, 
сажевые заводы, на технологические нужды промышленных 
предприятий давление у потребителя изменяется от 0,5 до 1,7 МПа; 
при работе УКПГ давление обрабатываемого газа может дости-
гать 8 МПа; 

2) увеличение газоотдачи пласта понижением давления на 
всем пути движения газа из пласта до приемного коллектора 
ДКС и в самой залежи; практика показывает, что в бескомпрес-
сорный период эксплуатации газовых месторождений можно 
отобрать 50 – 60 % от начальных запасов газа в них, в компрес-
сорный же период эксплуатации – еще 20–30 %; 
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3) увеличение дебитов добывающих скважин уменьшением 
забойного давления и, следовательно, увеличением депрессии; 

4) улучшение технико-экономических показателей началь-
ного участка МГ большой протяженности или МГ небольшой 
длины. 

 
Рис. 13.4. Зависимости от времени показателей 

рпр – давления на приеме,  r– степени сжатия газа,  N – мощности 
компрессоров, t – времени разработки залежи, Qдоб – объема  

добытого газа 
    
При уменьшении давления газа на приеме ДКС рпр увели-

чивается мощность силового привода N для сжатия газа, умень-
шается подача одного компрессора (рис. 13.4). При постоянном 
расходе отбираемого из залежи газа Q возрастает как число сту-
пеней сжатия газа, так и число компрессоров, работающих па-
раллельно в одной ступени. 

Увеличение мощности ДКС позволяет уменьшить время 
извлечения из месторождения заданного объема газа. При оди-
наковом объеме добытого газа.  Qдоб -  NС > NБ > NА   и   tС > tБ > tА.    

Эксплуатация промысловой ДКС характеризуется: 
- непрерывно изменяющейся степенью сжатия (степень 

сжатия компрессора  характеризуется отношением давления на 
выходе из компрессора к давлению на приеме  r =  Рвык / Р пр); 
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- расходом перекачиваемого газа одним компрессором и 
всей станцией;  

- увеличением числа компрессоров;  
- сложной технологической схемой их компоновки; 
- необходимостью регулирования компрессоров для 

уменьшения удельной мощности на сжатие газа. 
Основные типы компрессорных агрегатов  
Для сжатия газа до заданного давления на промысловых 

ДКС можно использовать поршневые, центробежные и винто-
вые компрессоры.  

Поршневые компрессоры  – это машины статического сжа-
тия газа уменьшением объема, занимаемого постоянной массой 
газа.  

Практика показывает, что поршневые компрессоры рацио-
нальнее использовать на ДКС в тех случаях, когда степень сжа-
тия больше двух (r  2), давление на приеме достаточно высокое 
(Рпр  3 МПа), а расход газа относительно небольшой. 

Число ступеней сжатия на ДКС для компрессоров, рабо-
тающих последовательно, можно определить по формуле 

0lg/lg r
p
pnc 












 ,              (13.1) 

 где  r0  – степень сжатия в одном компрессоре. 
 Число компрессоров, работающих параллельно при одной 

ступени сжатия  можно определить с учетом мощности 
n= N/N0 ,                                          (13.2) 

где N и N0 – общая мощность, необходимая для политроп-
ного процесса сжатия до необходимого давления,  и мощность 
силового привода, выбранного типа компрессора. 

Поршневые компрессоры (газопоршневые агрегаты – ГПА) 
характеризуются большими металлозатратами и удельной пло-
щадью (удельная масса агрегата на 1 кВт силового привода со-
ставляет 28 – 62 кг,  масса агрегатов различных модификаций 
колеблется от 25 до 100 т, удельная площадь цеха 2,5 – 56,85 м2 
на 100 кВт).  
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Для перекачки газа используют поршневые ГПА двух типов: 
1) газомоторкомпрессоры (ГМК), состоящие из газового 

двигателя и поршневого компрессора, соединенных одним ко-
ленчатым валом; 

2) комбинированные (спаренные) агрегаты, состоящие из 
газового или электрического двигателя и соединяемого с ним 
через муфту или отдельного поршневого компрессора.  

Применение ГМК эффективнее, чем комбинированных аг-
регатов. 

Центробежные компрессоры – это машины динамического 
сжатия газа в результате значительного увеличения скорости  его 
движения с последующим превращением кинетической энергии 
потока в потенциальную энергию давления в диффузорах.  

Зная общую степень сжатия на ДКС  r0 =  Рвык / Р пр, число 
ступеней сжатия nс, можно определить степень сжатия в одной 
ступени  

cn
i ppr  / ,                             (13.3) 

а затем рассчитать производительность и мощность.  
Приводом для центробежных компрессоров может служить 

авиационная турбина, переоборудованная на газовое топливо. 
Этот газоперекачивающий агрегат обладает высоким коэффици-
ентом готовности, полной автоматизацией работы, автономно-
стью, легкостью замены компрессора или турбины, дистанци-
онным управлением.  Удельная масса центробежных компрес-
соров со стационарным газотурбинным приводом составляет                
8–19 кг на 1 кВт, с авиационным двигателем 0,3–0,8 кг на 1 кВт. 

Винтовые компрессоры принадлежат к классу объемных 
(поршневых) машин, повышающих давление сжимаемого газа 
уменьшением объема рабочей полости компрессора в цикле 
процесса сжатия. 

Винтовые компрессоры характеризуются отсутствием 
функциональной связи между их подачей и степенью сжатия 
газа; высоким совершенством процесса сжатия газа, вследствие 
того, что не происходит соприкосновения и трения роторов; не-
значительными газодинамическими потерями давления  газа на 
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входе и выходе (т. к. отсутствуют клапаны и мертвые простран-
ства); малой пульсацией газового потока; прямоточностью дви-
жения газа; быстроходностью. Винтовые компрессоры по своим 
параметрам превосходят поршневые и при тех же значениях по-
дачи и степени сжатия газа имеют меньшие массу и габариты – 
соответственно в 10–100 и в 3–10 раз. 

Требования к газоперекачивающим агрегатам: 
1) высокий к.п.д. компрессора при широком изменении 

степени сжатия газа и его paсхода;  
2) большая степень сжатия газа в одной ступени (агрегата) 

для уменьшения числа машин, работающих последовательно;  
3) большая подача одного компрессора для уменьшения 

числа машин, работающих параллельно; 
4) возможность регулирования подачи и степени сжатия 

газа в агрегате для полного использования мощности силового 
привода; 

5) привод дожимного компрессора должен иметь неболь-
шие массу на единицу мощности и габариты, допускать полную 
автоматизацию работы и дистанционное управление; 

6) компрессорные агрегаты должны быть транспортабель-
ными, размещаться в легких сооружениях сборного типа; 

7) высокая надежность и большой ресурс работы основных 
элементов;  

8) низкий уровень шума и вибраций; 
9) высокий уровень заводской готовности и комплектно-

сти, блочность исполнения. 
Размещение ДКС на УКПГ зависит от давления макси-

мальной конденсации процесса, метода извлечения из газа угле-
водородньх и неуглеводородных компонентов, географических 
и климатических условий района расположения месторождения. 

В определенных условиях конкретных месторождений ра-
циональным может быть размещение ДКС первой ступени сжа-
тия газа до БТДА-5/100, второй – после турбохолодильной уста-
новки.  
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    Контрольные вопросы 
1. Какие требования стандартов к сухому газу и конденсату? 
2. Какие существуют системы сбора газа? 
3. Объясните разницу между централизованной и децен-

трализованной схемой. 
4. Для чего используют дожимные компрессорные станции? 
5. Какие типы компрессоров применяют на ДКС? 
6. Требования к газоперекачивающим агрегатам. 
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14. МЕТОДЫ ПОДГОТОВКИ ГАЗА И КОНДЕНСАТА 
      К ТРАНСПОРТИРОВКЕ 

 
14.1. Очистка газа от механических примесей 

 
Очистка газа по пути его следования от месторождения до 

потребителя производится в несколько ступеней. Первая сту-
пень – установка внутрискважинного фильтра для ограничения 
выноса породы призабойной зоны. Вторую ступень очистки газ 
проходит на промысле в наземных сепараторах, в которых сепа-
рируется жидкость (вода и конденсат) и газ очищается от частиц 
породы и пыли. 

Промысловые аппараты работают по принципу выпадения 
взвеси под действием силы тяжести при уменьшении скорости 
потока газа или по принципу использования действия центро-
бежных сил при специальной закрутке потока. Поэтому промы-
словые аппараты очистки делятся на гравитационные и циклон-
ные. Гравитационные аппараты, в свою очередь, подразделяют-
ся на вертикальные и горизонтальные. Вертикальные гравита-
ционные сепараторы рекомендуют для очистки газов, содержа-
щих твердые частицы и тяжелые смолистые фракции, т. к. они 
имеют лучшие условия очистки и дренажа. 

На рис. 14.1 изображен гравитационный односекционный 
сепаратор. Он имеет тангенциальный подвод газа (скорость в 
нем достигает 15–20 м/с), что способствует выпадению в сепа-
раторе твердой взвеси и капельной влаги. В основном он рабо-
тает по принципу выпадения взвеси при малых скоростях вос-
ходящего потока газа. Опыт эксплуатации показал, что скорость 
газа на выходе из сепаратора не должна превышать 0,1 м/с при 
давлении 6 МПа. 

 



Лалазарян Н.В., Нурбекова К.С. 
 

 132 

 
Вертикальные сепараторы изготовляют диаметром 400–

1650 мм, горизонтальные – диаметрами 400–1500 мм при мак-
симальном давлении 16 МПа. При оптимальной скорости газа 
эффективность сепарации достигает 70 – 80 %. В связи с боль-
шой металлоемкостью и недостаточной эффективностью грави-
тационные сепараторы применяют редко. 

На рис. 14.2 схематически изображена работа циклонного 
сепаратора. Корпус циклона и патрубок для выхода газа обра-
зуют внутреннее кольцевое пространство. В нижней части име-
ется отверстие для отвода осадка из циклона. 

 

 
 
 
 
 

Рис. 14.1. Гравитационный  
односекционный сепаратор при 

рабочем давлении: 
1, 2 –  выходной и входной  

патрубки; 3 – люк; 4 – патрубок 
для продувки сепаратора 

 

 

 
 
 
 
 
 
 

Рис. 14.2. Схема движения 
 газов в циклоне: 

I – выход газа; II –  вход газа; 
III – удаление продуктов  

очистки 
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При тангенциальном вводе газ в сепараторе приобретает в 
кольцевом пространстве и конусе вращательное движение, 
вследствие чего из газа выпадают механические взвеси (твердые 
и жидкие) и опускаются в сборный бункер. Газ с уменьшенной 
скоростью выходит через верхний патрубок. 

Третья ступень очистки газа производится на линейной части 
газопровода и компрессорных станциях. На линейной части уста-
навливают конденсатосборники, так как в результате несовершен-
ной сепарации на промысле газ может иметь жидкую фазу. 

Наибольшее распространение получил конденсатосборник 
типа «расширительная камера» (рис. 14.3). Принцип ее работы 
основан на выпадении из потока газа капелек жидкости под дей-
ствием силы тяжести из-за местного снижения скорости потока 
при увеличении диаметра трубопровода. 

При эксплуатации газопроводов с системой «расширитель-
ных камер» возникают затруднения, связанные с пропуском 
устройств для очистки внутренней полости трубопровода. Для 
этого необходимо предусматривать специальные направляющие 
для беспрепятственного прохождения через них очистного уст-
ройства. Для очистки газа от механических примесей на отече-
ственных газопроводах применяют установки с пылеуловителя-
ми (рис. 14.5 и 14.6). 

 

 
 
Рис. 14.3. Конденсатосборник типа «расширительная камера»: 

1 –  газопровод; 2 – расширительная камера; 3 – ребра жесткости; 
 4 – конденсатоотводная трубка 
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Рис. 14.4. Схема установки пылеуловителей 
 
Природный газ Г, пройдя пылеуловители 1, направляется в 

компрессорный цех. Пылеуловители заполнены маслом. По ме-
ре загрязнения масло МЗ (загрязненное масло) передавливается 
из пылеуловителей 1 в отстойники 7. Свежее масло (МС) посту-
пает в пылеуловители самотеком из масляного аккумулятора 2. 
Предварительно в аккумуляторе и пылеуловителях выравнива-
ется давление. В масляный аккумулятор масло подается насосом 
3 из мерного бака 5 или из бака свежего масла 4. При этом ак-
кумулятор отключают от пылеуловителей и находящийся в них 
газ выпускают в атмосферу. В мерный бак масло поступает са-
мотеком из отстойников 7. Отбросное масло (МО) вместе со 
шламом, накапливающимся в нижней части отстойников, спус-
кают в сборную емкость 6. 

Вертикальный масляный пылеуловитель (ПУ) представляет 
собой вертикальный стальной цилиндр со сферическим днищем, 
рассчитанным на рабочее давление в газопроводе (рис. 14.5). 

Диаметр пылеуловителя составляет 1080 — 2400 мм. Внут-
ри ПУ находятся устройства, обеспечивающие контактирование 
масла с газом и отделение частиц масла от газа при выходе его 
из аппарата. Газ поступает в пылеуловитель через входной пат-
рубок 7. Благодаря отбойному козырьку 8 газ меняет свое на-
правление и движется к поверхности масла, находящегося в 
нижней части аппарата. Крупные посторонние частицы при 
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этом сразу же выпадают и оседают на дно. Уровень масла уста-
навливается на расстоянии 25–30 мм от концов вертикальных 
трубок 3.  

  
Рис. 14.5. Вертикальный  
масляный пылеуловитель 

Рис. 14.6. Циклонный пылеуловитель про-
пускной способностью 20 млн м3/ сут и 

рабочим давлением 7,5 МПа: 
1– выходной патрубок для газа; 

2 – входной патрубок; 3 – циклоны;  
4 – люк; 5 – штуцеры контролирующих 

приборов; 6 – дренажный штуцер 
 
При этом газ устремляется вверх, захватывая с собой час-

тицы масла. В трубках 3, а далее в средней свободной части пы-
леуловителя газ интенсивно перемешивается с маслом, которое 
поглощает содержащиеся в газе частицы, а также поступающий 
вместе с газом конденсат тяжелых углеводородов. 

При этом уровень масла повышается. По мере выхода газа 
из вертикальных трубок скорость его резко уменьшается. Более 
крупные частицы жидкости при этом выпадают и по дренажной 
трубке 4 стекают вниз. Из свободной средней части пылеулови-
теля газ и масляный туман поступают в его верхнюю часть, а 
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оттуда в жалюзийное сепарационное устройство 1, в котором 
отбирается мелкозернистая взвесь. Очищенный газ выходит че-
рез патрубок 2. Загрязненное масло удаляется из поддона через 
дренажную трубку 5. Полная очистка пылеуловителя произво-
дится 3– 4 раза в год через люк 6. Количество заливаемого масла 
в пылеуловитель диаметром 2400 мм не превышает 1,5 – 2,0 м3. 
Чтобы обеспечить нормальную работу пылеуловителей, необхо-
димо поддерживать постоянный уровень масла. Пропускная 
способность вертикальных масляных пылеуловителей при за-
данном давлении ограничивается скоростью потока газа в кон-
тактных трубках, которая не должна превышать 1 – 3 м/с. Пре-
имущество вертикального масляного пылеуловителя по сравне-
нию с другими конструкциями пылеуловителей заключается в 
высокой степени очистки (общий коэффициент очистки дости-
гает 97 – 98 %); к недостаткам относятся большая металлоем-
кость, наличие жидкости и ее унос (допускается не более 25 г на 
1000 м3 газа), большое гидравлическое сопротивление (0,0350–
0,05 МПа), чувствительность к изменению уровня жидкости и 
др. На компрессорных станциях для очистки газа применяются 
также циклонные пылеуловители. Циклонный пылеуловитель 
(рис. 14.6) представляет собой сосуд цилиндрической формы с 
встроенными в него циклонами. Газ поступает через боковой 
верхний патрубок в распределитель, к которому приварены 
своими входными патрубками звездообразно расположенные 
циклоны, неподвижно закрепленные на нижней решетке. Отсе-
парированная жидкость и твердые частицы по дренажному ко-
нусу циклона попадают в отстойник. Для автоматического уда-
ления собранного шлама предусмотрен дренажный штуцер. Ка-
чество очистки повышается с уменьшением диаметра циклона. 
Поэтому созданы батарейные циклоны, объединяющие в своем 
корпусе группу циклонов малого диаметра. Закручивание пото-
ка происходит в циклонах типа «розетка» и «улитка». При рабо-
те по системе газ – твердая взвесь пропускную способность ба-
тарейных циклонов обычно рассчитывают, исходя из допусти-
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мых скоростей газа, обеспечивающих достаточно полное удале-
ние твердой взвеси из газового потока. При большом расходе 
газа наблюдается чрезмерный эрозионный вынос и повышенный 
перепад давления газа. Эффективность очистки газа батарейны-
ми циклонами колеблется в пределах 85–98 % и уменьшается с 
увеличением его пропускной способности. При работе по сис-
теме газ – твердая взвесь пропускную способность батарейных 
циклонов обычно рассчитывают, исходя из допустимых скоро-
стей газа, обеспечивающих достаточно полное удаление твердой 
взвеси из газового потока. При большом расходе газа наблюда-
ется чрезмерный эрозионный вынос и повышенный перепад 
давления газа. Эффективность очистки газа батарейными ци-
клонами колеблется в пределах 85–98 % и уменьшается с увели-
чением его пропускной способности. В настоящее время широ-
ко применяются циклонные пылеуловители диаметром 1600 мм 
на рабочее давление до 7,36 МПа. 

   
14.2.  Низкотемпературная сепарация газа 
 
Этот метод основан на изменении влажности газа в 

зависимости от температуры. При охлаждении газа часть влаги, 
находящейся в нем в паровой фазе, а также тяжелые 
углеводороды сконденсируются. После отделения от жидкости 
газ будет иметь более низкую точку росы (температуру начала 
конденсации). В этом методе  применяется  холод, полученный 
при дросселировании природного газа (эффект Джоуля – 
Томсона). 

При дросселировании газа на 0,1 МПа его температура по-
нижается в среднем на 0,3 0С. При помощи штуцера можно дос-
тигнуть снижения температуры газа до 30 0С, в результате чего 
из газа выделяется значительное количество водяного и углево-
дородного конденсата.  
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Рис. 14.7. Технологическая схема установки низкотемпературной  

сепарации газа для отдельной скважины с использованием  
эффекта Джоуля–Томсона: 

1 – добывающая скважина; 2 – манифольд; 3 – шлейф;  
4 – каплеотбойник; 5 – теплообменник типа «труба в трубе»; 

 6 – редукционный аппарат (штуцер); 7 – низкотемпературный  
сепаратор; 8 – конденсатосборник 

     
Давление максимальной конденсации (рмк) газоконденсат-

ной смеси при рабочих температурах сепарации газа на промыс-
ле зависит от молярного содержания С5+ в пластовом газе и 
массового содержания метановых углеводородов во фракции 
конденсата, выкипающей в интервале температур 313 – 473 К. 

Ориентировочно можно определить рмк (в МПа) по формуле 

рмк ,662,6
4/3

2/1 







а
С                         (14.1) 

где С – молярное содержание С5+ в пластовом газе, %;  
       а  – молярное содержание метановых углеводородов, 

выкипающих в интервале температур от 313 до 473 К, %. 
УНТС размещают на групповом пункте сбора и промысло-

вой подготовки (переработки) газа (ГП, УКПГ). При эксплуата-
ции газоконденсатных залежей без поддержания пластового 
давления в условиях газового или упруговодонапорного режи-
мов давление газа в залежи, на забое и устье скважины, перед 
редукционным аппаратом р2 уменьшается. Давление в низко-
температурном сепараторе поддерживается постоянным. Следо-
вательно, перепад давления Δр = р2 – рс, используемый для ох-
лаждения газа при его расширении, уменьшается. При эксплуа-
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тации газоконденсатных залежей в рыхлых или слабосцементи-
рованных газосодержащих породах дебиты газовых скважин 
уменьшаются. Низкотемпературная сепарация – процесс одно-
кратной конденсации и разделения газа и жидкости. Даже при 
весьма низкой температуре 233 К (– 40 °С) он не обеспечивает 
полного извлечения жидких углеводородов, но позволяет ис-
пользовать пластовое давление для получения холода, совмеща-
ет процессы осушки и отбензинивания газа, может осуществ-
ляться на несложном оборудовании. 

При эксплуатации установки НТС были выявлены 
следующие недостатки: 

- неэффективное использование давления в штуцере для 
получения низкой температуры;  

- уменьшение коэффициента теплопередачи от нагретого 
потока газа к холодному из-за уменьшения скорости потока газа 
в теплообменнике; 

- увеличение площади теплообменника из-за уменьшения 
средней разности температур и коэффициента теплопередачи;  

- неполное извлечение пропана и бутанов из перерабаты-
ваемого сырья; 

- недорекуперация холода из-за разности температур на те-
плом конце теплообменника Δt = t1 – t4; 

- потери холода в окружающую среду при наличии разно-
сти температур 

 Δt = tв –на внешней поверхности теплообменника;  
- значительная потеря холода с жидкостью, отводимой из 

низкотемпературного сепаратора. 
Для более эффективного использования природного газа и 

получения низкой температуры в качестве редукционного орга-
на используют: 

- сопло Лаваля;  
- вихревую трубу (труба Ранка); 
- расширительные машины – детандеры.  
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   14.3. Подготовка газа к транспортировке  
          методом абсорбции  
 
Осушка газа производится с целью уменьшения в газе па-

ров воды до такой степени, чтобы не происходило конденсации 
жидкой влаги в газопроводе. Абсорбцией называется поглоще-
ние целевого компонента при прохождении его через массу 
жидкого поглотителя. 

Для осушки газа используют жидкие сорбенты – гликоли:  ди-
этиленгликоль (ДЭГ)  и триэтиленгликоль (ТЭГ), способные погло-
щать влагу. Гликоли представляют собой вязкие прозрачные   сиро-
пообразные жидкости, плотность ДЭГ – 1 118,4 кг/м3, плотность 
ТЭГ – 1 125,4 кг/м3.  Гликоли смешиваются с водой в любых соот-
ношениях и поглощают пары воды из газовых потоков.  

 

 
   Рис. 14.8.  Принципиальная схема осушки природного и нефтяного 

 газа жидкими сорбентами: 
1 – сепаратор;  2 – абсорбер; 3 – линия слива уловленного гликоля;  

 4 – жалюзийный каплеуловитель;  5 – регулятор уровня; 6 – теплообмен-
ник; 7 – выветриватель;  8 – фильтр; 9 – десорбер; 10 – кольцо;  

11 – кипятильник (испаритель); 12,16, - холодильники; 13 – сепаратор 
 для улавливания гликоля; 14 – насос; 15 – эжектор; I – линия сырого газа;  

II – линия сухого газа; III – линия топливного газа; IV – линия холодной 
 воды;  V – дымоход 
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Преимущества жидких сорбентов: 
-  хорошо растворяются в воде; 
-  легко регенерируются (восстанавливаются); 
-  незначительные потери; практически не образуют пены и 

эмульсий с углеводородным конденсатом; 
-  легко отделяются в отстойниках в результате значитель-

ной разности плотностей; 
-  непрерывность процесса, простота управления; 
-  незначительный перепад давлений на установке. 
Основным недостатком сорбентов является  их сравнитель-

но высокая стоимость.  
В верхней части выпарной колонны температура поддер-

живается в пределах 105 0С. Регенерированный раствор гликоля 
забирается насосом 14 и через теплообменник 6 и холодильник 
16 (с температурой около 30 0 С) снова поступает на верхнюю 
тарелку абсорбера. Цикл повторяется. 

Практикой установлено, что для успешной осушки газа 
должно циркулировать не менее 25 л гликоля на 1 кг абсорби-
руемой воды, а также большое количество тарелок в абсорбере 
(10 шт.). 

Расчет абсорбционной осушки газа сводится к 
определению количества свежего абсорбента и его потерь. 

Количество свежего абсорбента на верхней тарелке абсорбера 
 

,
)100(10)100(10 1

2

2

1
2

2 c
c
c

c

WG





                    (14.2) 

где G – количество свежего абсорбента, т/сут;  с1, с2 – соот-
ветственно массовое содержание гликоля в свежем и насыщен-
ном водой растворе, %.    

W – количество (в т/сут) отбираемой из газа воды 
 

W = 10-6 Vг(W1– W2),                           (14.3) 
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где W1 ,W2 – соответственно начальное и конечное влагосо-
держание газа, определяемое по рис. 49, кг/1000 м3; Vг – объем 
осушаемого газа, м3/сут. 

Потери абсорбента, кг/сут, 


  VqGП
'610  ,                        (14.4) 

где 'q – потери абсорбента, г/1000 м3 – нормативная величина. 
 
14.4. Подготовка газа к транспортировке  
         методом адсорбции 
 
Процесс адсорбции – это  извлечение из газа водяных паров 

и конденсата твердыми поглотителями (адсорбентами), имею-
щими исключительно большую поверхность пор.  В качестве 
адсорбентов применяются силикагель, алюмогель, бокситы, це-
олиты, активированный уголь.  

Осушка газа твердыми сорбентами имеет следующие пре-
имущества: 

- возможность получения точки росы до минус  50 0 С; 
- незначительное влияние давления и температуры на 

процесс извлечения; 
- относительная простота оборудования и малые экс-

плуатационные расходы. 
К недостаткам  можно отнести  бόльшие, чем в абсорбци-

онном процессе перепады давления, относительно высокие за-
траты тепла и истирание адсорбента.  

Сырой газ высокого давления поступает в сепаратор 1, где 
очищается от капельной жидкости и механических примесей и 
направляется в адсорбер 2 для осушки и отбензинивания. В это 
время адсорбер 3 находится в цикле регенерации и охлаждения. 
Осушенный газ из адсорбера 2 поступает в магистральный газо-
провод. Газ для регенерации адсорбента отбирается после сепа-
ратора 1 до регулируемого штуцера 4  и  направляется в  печь 5, 
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Рис. 14.9. Принципиальная схема адсорбционной установки 

 для осушки и  выделения конденсата из газа: 
1 и 7 – сепараторы; 2 и 3 – адсорберы; 4 – регулируемый штуцер;  

5 – печь; 6 –холодильник 
 

где его температура повышается до 200 – 300 0С. Конденсат, 
выделившийся в холодильнике 6 за счет охлаждения, поступает 
в сепаратор 7. Потребное количество адсорбента определяют в 
зависимости от расхода газа и количества влаги в нем по фор-
муле 

                          G = QWt  / 2,4 . 107  ,                       (14.5)  
 
где Q – расход газа, м3/ сут; W – содержание влаги в газе, г/ м3;  
      t – продолжительность цикла поглощения, час;  
      – рабочая активность адсорбента, %. 
Для глубокой осушки применяют молекулярные сита, 

обычно называемые цеолитами. Цеолиты представляют собой 
сложные неорганические полимеры с кристаллической решет-
кой. Форма кристалла цеолита – куб. На каждой из его шести 
сторон выполнены щели, через которые влага проникает во 
внутреннее пространство. Каждый цеолит имеет свой размер 
щелей, образованных атомами кислорода (от 3 ∙10 -7 до 10∙10 -7 мкм). 
Благодаря этому цеолиты способны сорбировать в основном 
мелкие молекулы, т. е. при адсорбции происходит отсеивание 
более мелких молекул от более крупных. Мелкие молекулы 
проникают во внутреннее пространство кристалла и застревают 
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в нем, а крупные молекулы не проходят и, следовательно, не 
будут сорбироваться. Цеолиты, применяемые в виде порошка 
или гранул с размерами до 3 мм, обладают высокой пористо-
стью (до 50 %) и огромной поверхностью пор. Их активная по-
глотительная способность достигает 14–16 г воды на 100 г цео-
лита при парциальном давлении 50 Па и превышает активность 
силикагеля и оксида алюминия почти в 4 раза. Необходимо от-
метить высокую поглощающую способность цеолитов при низ-
кой относительной влажности газа или при малом парциальном 
давлении водяных паров, что обеспечивает осушку газа до очень 
низкой точки росы (до 173К). Преимуществом молекулярных 
сит является их хорошая поглотительная способность при высо-
ких температурах (до 373 К она уменьшается весьма незначи-
тельно). В то же время поглотительная способность силикагеля 
и боксита уже при температуре 311 К снижается в несколько 
раз, а при температуре 373 К практически равна нулю. Для ре-
генерации молекулярных сит используется сухой газ, нагретый 
до 473 – 573 К, который пропускают через слой цеолита в на-
правлении, обратном движению газа при осушке. При глубокой 
осушке газа с большой начальной влажностью возможна двух-
ступенчатая схема с применением обычных осушителей (глико-
лей и бокситов) и молекулярных сит. Цеолиты выдерживают до 
5000 циклов, теряя при этом около 30 % своей поглотительной 
способности. 

 
14.5. Подготовка газа к транспортировке при наличии 
         в его составе сероводорода 
 
Газ очищают от сероводорода и углекислого газа при по-

мощи сорбционных методов, отличительной особенностью ко-
торых является высокое давление в абсорбере (до 6 МПа) и от-
сутствие кислорода в газе. В качестве абсорбентов применяют 
водные растворы этаноламина: моноэтаноламин (МЭА),  диэта-
ноламин (ДЭА) и триэтаноламин (ТЭА).  
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Рис. 14.10. Принципиальная технологическая схема очистки газа от    
сероводорода и углекислого газа: 

1 – сепаратор; 2 – абсорбер; 3 – тарелки; 4–насадки для улавливания 
капель (жалюзи); 5 и 9 – холодильники; 6 – теплообменник; 

 7 – рибойлер; 8 – десорбер;10 – подача холодной воды; 11 – сепаратор 
для кислых газов; 12 – котельная;13  и 14 – насосы для подачи МЭА;  

15 – насос для насыщенного раствора МЭА 
 
     Контрольные вопросы 
1. С какой целью производят подготовку газа? 

  2. Какие существуют методы подготовки  газа, их преиму- 
       щества и недостатки? 
  3.  Объясните принцип работы установки низкотемпературной  
       сепарации. 
  4. Как производят осушку газа  с помощью жидких  
     абсорбентов? 
  5. Объясните принцип работы адсорбционной установки. 
  6. Как производят очистку газа от сероводорода и  
      углекислого газа? 
 
Пример  
Рассчитать основные параметры абсорбционной осушки га-

за (количество свежего абсорбента, суточные потери абсорбен-
та) при следующих условиях: количество осушаемого газа           
Vг = 3500 000 м3 /сут, температура газа на входе в абсорбер            
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tн = 37 °С, давление в абсорбере р = 2 МПа; температура осу-
шенного газа – минус 10 °С (точка росы). В качестве абсорбента 
используется триэтиленгликоль с концентрацией свежего рас-
твора с1 = 98 %. Концентрация насыщенного водой раствора               
с2 = 92 %. 

Решение: Прежде чем приступить к расчету основных па-
раметров, определим влагосодержание по номограмме (рис.4.3) 

W1 = 1,85 (при Р= 2 МПа, tн = 37 °С),  W2 =  0,12 кг/1000 м3 
(при р = 2 МПа, t = – 10 °С). 

1) Вычисляем по формуле (14.2) количество отбираемой от 
газа воды 

055,6
10

)12,085,1(105,3
6

6




W   м3/сут; 

2) Количество свежего абсорбента 

84,92
)98100(10

92
98)92100(10

055,6
22







G  т/сут; 

3) Суточные потери абсорбента ПG =23,510610-6 = 7 кг/сут. 
Таким   образом,   потери   абсорбента   составляют   всего   

0,0075 %. 
Ответ:  Количество свежего абсорбента = 92,84 т/сут, су-

точные потери абсорбента = 7 кг/сут. 
 
Пример  
Рассчитать количество осушаемого газа в абсорбере, если 

давление в нем равно 2,5 МПа, температура осушенного газа —
15 °С, температура влажного газа на входе в сепаратор tн = 30 °С,  
количество свежего абсорбента G = 32 т/сут. Концентрация све-
жего раствора c1 = 98 %, отработанного  с2 =92 %.  

Ответ:      2,046 106 м3 /сут.  
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15. ОБЩИЕ СВЕДЕНИЯ О ХИМИЧЕСКОЙ  
      ПЕРЕРАБОТКЕ И ТРАНСПОРТИРОВКЕ ГАЗА  
 
15.1. Способы переработки углеводородных газов 
 
Переработка нефтяных газов сводится к выделению из них 

бензина, получению сжиженных газов и индивидуальных угле-
водородов.  

Схематически это можно изобразить так: 
газ  нестабильный газовый бензин  стабилизация  

фракционирование  сжиженный газ  индивидуальные угле-
водороды. 

В соответствии с этой схемой на ГПЗ осуществляют: 
1) сжатие газа до давления, необходимого для переработки 

сырого газа и для транспорта отбензиненного газа по магист-
ральным газопроводам до потребителей; 

2) извлечение из сырого газа нестабильного бензина; 
3) разделение нестабильного бензина, получающегося на 

заводе и поступающего извне (например, с нефтестабилизаци-
онных установок), на стабильный бензин и индивидуальные уг-
леводороды: пропан, изобутан и н-бутан. Сырой газ поступает 
на завод под сравнительно небольшим давлением (0,3–0,4 МПа). 
Все газопроводы, идущие к заводу, соединены в один узел, на-
зываемый пунктом приема газа, в котором замеряют количество 
газа, поступающего по каждому трубопроводу. Затем газ одним 
потоком направляется на очистку. Для очистки газа от механи-
ческих примесей устанавливают сепараторы различных конст-
рукций, работа которых основана на том, что при уменьшении 
скорости движения газа, изменении направления потока или 
возникновения центробежной силы из газа выпадают песок, 
пыль, капли влаги, масла и конденсата. В газах некоторых ме-
сторождений содержится значительное количество сернистых 
соединений, главным образом, сероводорода, который является 
корродирующим веществом. Он весьма токсичен. Газ очищают 
от сернистых соединений на специальных установках, на кото-
рых используется способность некоторых химических соедине-
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ний, в частности, моноэтаноламина, поглощать сероводород при 
низких температурах и снижении давления. Очищенный от се-
роводорода газ направляется на следующую стадию переработ-
ки – отбензинивание. Промышленное значение имеют четыре 
способа отбензинивания газов. 

1. Компрессионный способ – сжатие газа в компрессорах и 
последующее его охлаждение. В результате этого значительная 
часть тяжелых углеводородов, входящих в состав газа, перехо-
дит в жидкое состояние и отделяется в сепараторах от нескон-
денсированного газа. Компрессионный способ применяют для 
отбензинивания «жирных» газов с высоким содержанием про-
пана, бутанов и более тяжелых углеводородов. Этот способ, как 
правило, является вспомогательным и сочетается с другими 
способами отбензинивания. 

2. Абсорбционный способ. Сущность его заключается в 
растворении жидким нефтепродуктом (например, керосином) 
содержащихся в газе тяжелых углеводородов. В специальной 
колонне, называемой абсорбером, контактируют абсорбент и 
перерабатываемый газ. При этом поглощающую жидкость (аб-
сорбент) подают в верхнюю часть колонны; стекая по насадке 
или тарелкам вниз, абсорбент многократно соприкасается с 
идущим снизу вверх потоком газа. Обогащенный углеводорода-
ми абсорбент отводится с низа колонны на десорбцию, при ко-
торой извлеченные углеводороды, образующие после конденса-
ции нестабильный бензин, отпариваются из него. Регенериро-
ванный абсорбент охлаждается и используется вновь. 

Применение абсорбционного способа наиболее рациональ-
но для отбензинивания газов, содержащих в 1 м3 более 100 г 
пропана, бутана и тяжелых углеводородов. 

3. Адсорбционный способ основан на способности твердых 
пористых материалов (адсорбентов) поглощать (адсорбировать) 
пары и газы. Газ пропускают через цилиндрические аппараты – 
адсорберы, наполненные адсорбентом, например активирован-
ным углем. Адсорбент поглощает из газа преимущественно тя-
желые углеводороды и с течением времени насыщается ими. 
Для извлечения поглощенных углеводородов и восстановления 
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адсорбционной способности насыщенный адсорбент обрабаты-
вают острым водяным паром. Смесь водяных и углеводородных 
паров охлаждается и конденсируется. Полученный нестабиль-
ный бензин легко отделяется от воды при отстое. Для обеспече-
ния непрерывного отбензинивания газа ставят несколько перио-
дически работающих адсорберов, поочередно отключаемых на 
десорбцию. Такая система работы является полунепрерывной.  
Процесс адсорбции может осуществляться и в непрерывно дей-
ствующих аппаратах. При этом отбензинивание проводят дви-
жущимся навстречу газу слоем активированного угля. Этот 
процесс носит название гиперсорбции. В нем сочетаются одно-
временно отбензинивание и фракционирование, т. е. в этом процессе 
сырой газ разделяется на сухой, индивидуальные углеводороды и 
газовый бензин. Углеадсорбционный способ целесообразно приме-
нять для отбензинивания «тощих» газов, в которых содержание 
пропана, бутанов и высших углеводородов не превышает 50 г/м3, а 
также газов, содержащих воздух. Перерабатываемый газ не должен 
содержать сероводорода, из которого образуется элементарная сера, 
забивающая поры угля, вследствие чего уголь становится непригод-
ным для дальнейшей работы.        

4. Способ низкотемпературной ректификации заключа-
ется в том, что из сжатого газа после предварительного охлаж-
дения до минусовых температур выделяется конденсат. Смесь 
газа и конденсата или отсепарированный конденсат поступает в 
ректификационную колонну. На верху колонны поддерживается 
отрицательная температура, а низ ее подогревается. В результа-
те сжиженный газ разделяется: тяжелые углеводороды собира-
ются в нижней части, а легкие в виде остаточного газа уходят с 
верха колонны. С низа колонны непрерывно отводится полу-
ченный из газа нестабильный бензин. Низкотемпературный спо-
соб отбензинивания целесообразен тогда, когда необходимо 
обеспечить максимальное извлечение из газа индивидуальных 
углеводородов – пропана и этана. Присутствие в газе влаги при 
высоких давлениях и низких температурах может привести к 
образованию гидратов и тем самым повлечь за собой частичную 
или полную закупорку газопровода. Для предотвращения обра-
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зования гидратных пробок и обеспечения безаварийной пере-
качки газ перед подачей в магистральный газопровод подверга-
ют осушке на специальной установке. 

 

 
 

Рис.  15.1. Технологическая схема газоперерабатывающего завода: 
1 — газ с промыслов; II – сырой газ после первой ступени сжатия; 
III,  IV – отбензиненный газ соответственно низкого и высокого  

давления; V – осушенный газ высокого давления; VI – нестабильный 
бензин; VII – товарная продукция; VIII – бензиновый конденсат; 

1 – пункт приема; 2 – установка очистки и замера газа; 3 – компрес-
соры первой ступени; 4 – компрессоры второй ступени; 5 –  маслоаб-

сорбционная установка; 6 – газофракционирующая установка; 
 7 – установка осушки газа; 8 – товарный парк; 9 – наливное хозяйство 

 
Удаление из газового бензина метана, этана, пропана и час-

тично бутана называется стабилизацией. Для стабилизации га-
зового бензина применяют специальные стабилизационные ус-
тановки. Полученный на отбензинивающей установке неста-
бильный бензин направляют на газофракционирующую уста-
новку. На эту же установку может поступать с нефтестабилиза-
ционных установок нестабильная головка нефти. Работа газо-
фракционирующей установки, на которой разделяют нестабиль-
ный газовый бензин на фракции (индивидуальные углеводороды 
или их группы), основана на различии температур кипения этих 
фракций. В результате фракционирования нестабильного бензи-
на получают освобожденный в значительной степени от легких 
углеводородов бензин и индивидуальные углеводороды (про-
пан, изобутан, нормальный бутан). Они являются товарной про-
дукцией завода. 



Разработка и  эксплуатация месторождений газа 
 

 151 

15.2.  Одоризация газа  
      
Природный газ, очищенный от сероводорода, не имеет ни 

цвета, ни запаха. Поэтому обнаружить утечку газа довольно 
трудно. Чтобы обеспечить безопасность транспорта и исполь-
зования газа, его одорируют, т. е. специально придают резкий и 
неприятный запах. Для этой цели в газ вводят одоранты, к кото-
рым предъявляются следующие требования. Продукты сгорания 
одорантов должны быть физиологически безвредными, доста-
точно летучими (низкая температура кипения), не должны вы-
зывать коррозию, химически взаимодействовать с газом, погло-
щаться водой или углеводородным конденсатом, сильно сорби-
роваться почвой или предметами, находящимися в помещениях. 
Одоранты должны быть недорогими. Этим требованиям в наи-
большей степени удовлетворяет этилмеркаптан. Однако при его 
использовании следует учитывать все присущие ему недостат-
ки. Так, по токсичности он равен сероводороду. Поэтому если 
газ идет на химическую переработку, то необходимо проводить 
очистку от меркаптана, т. к. меркаптан отравляет катализаторы. 
Этилмеркаптан химически взаимодействует с оксидами метал-
лов, вследствие чего при транспорте одорированного газа запах 
его постепенно ослабевает. Кроме этилмеркапатана также ис-
пользуют сульфан, метил-меркаптан, пропилмеркаптан, калодо-
рант, пенталарам и др. В качестве одоранта применяют смесь 
меркапатнов, получаемых при очистке природного газа с высо-
ким содержанием серы и сернистых соединений. Одоризацию 
газа проводят на головных сооружениях газопровода и газорас-
пределительных станциях. Концентрация паров одоранта в газе 
должна быть такой, чтобы резкий запах ощущался при объем-
ной концентрации газа, не превышающей 1/5 от нижнего порога 
взрываемости. Среднегодовая норма расхода этилмеркаптана 
составляет 16 г на 1000 м3 газа. В летнее время расход одоранта 
примерно в 2 раза меньше, чем зимой. Устройства, при помощи 
которых одорант вводится в поток газа, называются одоризато-
рами. Различают капельные, испарительные, барботажные и по-
луавтоматические одоризаторы. 
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15.3. Общие сведения о транспорте газа 
         
В общее понятие транспорт газа входит транспорт газа в 

сжиженном и газообразном состоянии. Способы транспорти-
ровки этих газов существенно отличаются друг от друга.  
Сжиженные углеводородные газы, представляющие собой смесь 
углеводородов (пропана, бутана, изобутана), отличаются тем, 
что при сравнительно небольшой температуре их можно 
транспортировать и хранить в жидком виде. Сжиженный газ             
(в жидком виде) занимает примерно 1/250 своего 
первоначального объема, что создает предпосылки для поставки 
его потребителям всеми видами транспорта, включая 
трубопроводный. Благодаря тому, что сжиженные газы 
обладают свойством из жидкой фазы снова превращаться в газ 
при нормальном давлении, что соответствует условиям их 
применения в качестве сырья (в химической промышленности) 
или топлива при сжигании (в быту, промышленности и 
автотранспорте), широко практикуется доставка сжиженных 
газов в баллонах и съемных емкостях, транспортируемых 
различными видами транспорта – железнодорожным, водным, 
автомобильным и отчасти авиационным. На месте доставки 
емкости и баллоны подключают к разводящим газовым сетям. В 
отличие от сжиженного углеводородного газа природный газ, 
сохраняющий свои свойства при положительных температурах 
и различных давлениях, транспортируется в настоящее время 
только по магистральным газопроводам и разводящей газовой 
сети. Однако при отрицательных температурах и давлении по-
рядка 5 МПа технически возможно и экономически эффективно 
транспортировать сжиженный природный газ (СПГ) по 
магистральным трубопроводам. Для этого требуется 
строительство крупных заводов сжижения газа и применение 
специальных трубных сталей для низкотемпературных жидко-
стных газопроводов, а также сооружение низкотемпературных 
хранилищ. Как показывают расчеты, резкое повышение 
пропускной способности жидкостных газопроводов 
относительно обычных газопроводов позволяет, например, по 
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трубопроводу диаметром 1420 мм подавать 100 млрд. м3 газа 
при давлении 5 МПа вместо 28 –30 млрд. м3 при 7,5 МПа, дости-
гая снижения удельной металлоемкости более чем в 4 раза. В 
целом такая система оценивается как перспективная по мере 
освоения низкотемпературных труб и другого оборудования.  
Транспорт сжиженных углеводородных газов по железным 
дорогам осуществляется в специальных цистернах и вагонах, 
груженных баллонами. Железнодорожные цистерны 
специальной конструкции различают по емкости и назначению. 
Для перевозки пропана используют в основном цистерны 
объемом 54 м3, для бутана – цистерны объемом 60 м3, а для 
сжиженных газов – цистерны объемом 98 м3. По своему 
устройству железнодорожная цистерна преставляет собой 
сварной цилиндрический резервуар со сферическими днищами, 
расположенный на четырехосной железнодорожной платформе 
(тележке). Доставка сжиженных газов в баллонах, 
транспортируемых по железной дороге, осуществляется в 
крытых вагонах. Такой способ перевозки вместо 
автомобильного применяется в тех случаях, когда потребитель 
находится на значительном удалении от кустовых баз и 
газонаполнительных станций сжиженного газа или в стороне от 
автомобильных дорог, что характерно для некоторых северных 
районов. Перевозка осуществляется в основном в баллонах объемом 
50 л, загружаемых в количестве 360 шт. в один четырехосный 
крытый вагон грузоподъемностью 60 т. Перевозка сжиженных газов 
по водным магистралям осуществляется как морским, так и речным 
транспортом. Наиболее широкое развитие имеет морской транспорт, 
обеспечивающий доставку сжиженного газа потребителям как 
внутри страны, так и за ее пределами. Морским транспортом в 
основном доставляются сжиженные углеводородные (СУГ) и лишь 
частично сжиженные природные газы (СПГ), которые могут 
находиться в сжиженном состоянии лишь при глубоком охлаждении 
до 160 °С. Основной объем морских перевозок осуществляется в 
морских судах – танкерах (газовозах), оборудованных 
специальными резервуарами для хранения. В зависимости от типа 
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резервуаров, устанавливаемых на газовозах, различают следующие 
типы транспортных судов: 

1)  танкеры с резервуарами под давлением 1,6 МПа, рас-
считанные на максимальную упругость паров продукта (для 
пропана); 

2) танкеры с теплоизолированными резервуарами под по-
ниженным давлением (полуизотермические), предназначенные 
для транспортировки сжиженного газа при промежуточном 
охлаждении от – 5 до +5 °С; 

3) танкеры с теплоизолированными резервуарами под низ-
ким давлением (изотермические) для транспортировки сжижен-
ного газа при давлении, близком к атмосферному и низкой 
отрицательной температуре (– 40 °С для пропана, – 103°С для 
этилена и – 162°С для сжиженного природного газа метана). 
Перевозка газа под давлением и в полуизотермическом 
состоянии осуществляется в танкерах вместимостью до 2000 м3, 
при этом используют цилиндрические вертикальные, горизон-
тальные и сферические резервуары. Вертикальные резервуары 
применяют в основном для перевозки сжиженного газа под 
давлением 1,6 МПа. Горизонтальные цилиндрические и 
сферические резервуары используют при полуизотермическом 
способе перевозки. Изотермические танкеры отличаются 
большой вместимостью (до 10 000 м3) и подачей при сливе-
наливе более чем 500–1000 т/ч. Применяют их и при 
значительных грузооборотах. Поскольку в этих танкерах 
сжиженный газ перевозится под давлением, близким к 
атмосферному, грузовые резервуары выполняются 
прямоугольной формы в виде танков, которые хорошо 
вписываются в контур судна. Автомобильным транспортом 
осуществляется перевозка сжиженных газов в автоцистернах, 
баллонах и «скользящих» резервуарах. Автоцистерны по 
назначению и конструкции делятся на транспортные и 
раздаточные. Транспортные цистерны используют для 
перевозки сжиженного газа с заводов-поставщиков до кустовых 
баз, а также от последних до крупных потребителей со сливом 
газа в резервуары. Раздаточные автоцистерны предназначены 
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для доставки сжиженного газа потребителю с розливом в 
баллоны и снабжены для этой цели комплектом раздаточного 
оборудования, насосом, раздаточной рамкой и трубами. 
Цистерны, изготовляемые в виде цилиндрических сосудов со 
штампованными днищами, монтируют на шасси автомобилей, 
автоприцепов и полуприцепов. Объем цистерн в зависимости от 
типа составляет 4–15 м3. 

 
    Контрольные вопросы 
1. Для каких целей вводят одоранты? 
2. Опишите четыре способа отбензинивания газов.  
3. Какой способ основан на способности твердых пористых 

материалов поглощать пары и газы? 
4. Почему насыщенный адсорбент обрабатывают острым 

водяным паром? 
5. Виды транспортных судов. 
6. Какие цистерны используют для перевозки сжиженного 

газа? 
   
Пример  
Определить расход газа в газопроводе длиной L=100 км, с 

наружным диаметром 720 мм и толщиной стенок 10 мм. Абсо-
лютное давление в начале газопровода Рн=5 МПа, в конце   
Рк=1,1 МПа. Плотность газа в стандартных условиях                      
ρг=0,8 кг/м3, газовая постоянная R=8,31 Дж/моль·К, динамичес-
кая вязкость газа μ=12 мкПа·с, коэффициент Z = 0,93, темпера-
тура грунта 5 0С, эквивалентная шероховатость Кэ = 0,2 мм. 

 
Решение: 
1) Определяется коэффициент гидравлического сопротивления   

0149,0
700

2,02067,02067,0
2,0,20

э
тр 






 









D
K . 

Расчетное значение 0157,00149,003,1  ; 
 
2) Массовый расход 
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  скгG /855
1010027831,893,00157,0

7,0101,15
4

3,14
3

5622





 ; 

3) Объемный расход 

.сут/м .млн ,с/м  
ρ
G

V 3 33592=1069== . 

Ответ: 92,35 млн. м3. 
 
Пример 
Определить величину среднего давления и  потери давле-

ния на расстоянии 50 км в газопроводе длиной L=100 км, с на-
ружным диаметром 720 мм и толщиной стенок 10 мм. Абсолют-
ное давление в начале газопровода Рн = 5 МПа, в конце Рк = 1,1 МПа. 
Плотность газа в стандартных условиях ρг = 0,8 кг/м3, газовая 
постоянная R = 8,31 Дж/моль·К, динамическая вязкость газа 
μ=12 мк·Па·с, коэффициент Z = 0,93, температура грунта 5 0С, 
эквивалентная шероховатость Кэ = 0,2 мм. 

Решение: 















1,15
1,1

5
3
2 2

срР  = 3,47 МПа,   .62,3
100
501,155 222 aMР 

 
Таким образом на расстоянии 50 км от начала газопровода 

давление составит 5– 3,62 = 2,37 МПа. 
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16. ПОДЗЕМНОЕ ХРАНЕНИЕ ГАЗА 
 
16.1. Цели подземного хранения газа 
  
Подземные хранилища газа (ПХГ) обеспечивают в основ-

ном следующее: 
1. Покрытие сезонной неравномерности газопотребления, 

связанной с отопительной нагрузкой в зимнее время; 
2. Уменьшение капитальных вложений в магистральный 

газопровод и компрессорные станции; 
3. Создание условий для ритмичной работы источников га-

за и сооружений магистральных газопроводов (МГ) с постоян-
ной среднегодовой подачей при коэффициенте использования 
установленной мощности КС, близком к единице; 

4. Создание государственных запасов газа (топлива и сы-
рья для химических заводов) в необходимых районах страны; 

5. Сохранение нефтяного газа в новых нефтедобывающих 
районах и углеводородного конденсата при временной невоз-
можности его использования; 

6. Увеличение коэффициента нефтеотдачи в старых нефте-
добывающих районах в случае создания ПХГ в выработанных 
нефтяных месторождениях; 

7. Создание запасов сырья и топлива для нефтехимических 
комбинатов и запасов готовой продукции после ее выработки; 

8. Уменьшение мощности завода по очистке от H2S и СО2 и 
производству газовой серы; 

9. Повышение надежности работы системы дальнего газо-
снабжения в цело; 

10. Выравнивание колебаний потребления электроэнергии. 
 
16.2. Покрытие сезонной  неравномерности   
         Газопотребления 

 
Потребление природного газа потребителями различных 

групп характеризуется неравномерностью  по временам года 
(лето, зима), по месяцам, неделям, суткам,  часам суток.  
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Рис. 16.1.  График газопотребления газа городом  
(заштрихованная площадь – объем газа, подлежащий  

хранению в подземном хранилище): 
1 – суточные колебания;  2 –  месячные колебания; 

К – коэффициент месячной неравномерности газопотребления; 
Q – расход перекачиваемого газа 

 
Коэффициентом месячной неравномерности газопотребле-

ния   Кім называется отношение фактического месячного потреб-
ления газа Qім к среднемесячному Qсм: 

                                       Кім = Qім/ Qсм,                  (16.1) 
       

где Qcм = Qг/12;  
Qг – объем годового потребления газа, м3. 
В зимние месяцы коэффициент месячной неравномерности 

больше единицы. 
Зная коэффициенты месячной неравномерности газопо-

требления, объем газа, подлежащего хранению Qa (активный 
объем), можно определить по формуле 

Qa =  
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где Кiм < l – коэффициент месячной неравномерности мень-
ше единицы;    п – число коэффициентов. 

 
16.3. Буферный газ в ПХГ  
 
Общий объем газа в подземном хранилище делится на две 

части: 
1) активный (рабочий) объем, ежегодно закачиваемый и 

отбираемый из ПХГ; 
2) буферный (остаточный) объем, который постоянно на-

ходится в ПХГ во время его эксплуатации. 
Буферный газ предназначен для создания в хранилище оп-

ределенного давления в конце отбора, при котором обеспечива-
ется необходимый дебит газа, получаемого из хранилища, со-
блюдаются требования охраны недр и условия транспорта газа в 
район потребления; для уменьшения продвижения воды в хра-
нилище; увеличения дебитов скважин; уменьшения степени 
сжатия газа на КС. 

Объем буферного газа составляет от 60 до 140 % рабочего 
газа. Объем буферного газа, число эксплуатационных скважин и 
мощность КС взаимосвязаны. 

Объем буферного газа при эксплуатации ПХГ на газона-
порном режиме  можно определить из уравнения 

Qб = ,
ак

aк

рz
zр

к    (16.4) 

где к – постоянный объем порового пространства газона-
сыщенного коллектора, м3;  

кр – средневзвешенное по объему порового пространства 
пласта давление в ПХГ в конце периода отбора газа. 

Объем буферного газа при эксплуатации ПХГ на 
упруговодонапорном режиме.  

Часть газа в конце периода отбора остается в необводнен-
ной, другая – в обводненной части коллектора. Скважины на 
таком подземном хранилище эксплуатируются нa тех-
нологическом режиме предельного безводного дебита. Конус 
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подошвенной воды в этом случае занимает устойчивое положе-
ние. Для подачи газа потребителю компрессорная станция часто 
не нужна.  

Объем буферного газа можно определить из уравнения 

 Qб = 
ав

aв
кнк

ак

aк
к рz

zр
рz
zр )(   ,  (16.5) 
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где Ωн, Ωк – соответственно начальный (до начала отбора 
газа) и конечный необводненный объемы порового пространст-
ва ПХГ, м3;  

p~ к, p~ в – средневзвешенные по объему соответственно не-
обводненной и обводненной частей порового пространства пла-
ста приведенные давления, МПа;  

αк – коэффициент объемной газонасыщенности обводнен-
ной зоны, доли единицы;   

 = Ωн,/Ωк;  Qa – объем активного газа, м3; рн – приведенное 
давление газа в ПХГ до начала отбора газа, МПа. 

   
 16.4. Технологическая схема отбора и закачки  
          газа в хранилище 
  
Газ, закачиваемый в подземное хранилище, сжимается 

компрессорами до необходимого давления. В процессе сжатия 
газ нагревается и загрязняется парами компрессорного масла. 

Сконденсированные на забое скважины пары масла обвола-
кивают зерна песка, уменьшают сечение поровых каналов и фа-
зовую проницаемость для закачиваемого газа. Это, в свою оче-
редь, способствует уменьшению расхода закачиваемого газа и 
повышению давления нагнетания. Поэтому нагретый газ перед 
закачкой в скважину охлаждают с целью уменьшения допол-
нительных температурных напряжений в фонтанной арматуре, 
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обсадной колонне, цементном камне за колонной, во избежание 
отрыва цементного камня от колонны и образования трещин в 
нем, т. е. для сохранения герметичности скважин. 

 
Рис. 16.2. Схема обустройства хранилища газа в пористом резервуаре 

1– магистральный газопровод; 2 – соединительный газопровод;  
 3– компрессорная станция;  4 – пылеуловители; 5 – сепараторы;  

 6 – градирня; 7– угольные адсорберы;  8 – фильтры; 9 – абсорбционная 
установка;  10 – эксплуатационная скважина; 11, 12 – сепараторы;  

13 – штуцер; 14 – расходомер; 15 – коллектор 
  
 В процессе хранения газ обогащается парами воды. При 

отборе с его потоком выносятся взвеси (песчинки, частицы гли-
ны, цементного камня и т. д.). Поэтому во многих случаях из-
влекаемый из хранилища газ очищается от твердых взвесей и 
осушается от влаги. 

Условия расположения ПХГ 
ПХГ, как правило, сооружают вблизи трассы магистраль-

ного газопровода и потребителей.   Подземные хранилища газа 
сооружают: 

- в истощенных газовых и газоконденсатных месторождениях; 
- в истощенных нефтяных месторождениях; 
- в водоносных структурах; 
- в непроницаемых горных породах. 
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Повышение давления при закачке газа в пласт способствует 
сокращению сроков строительства ПХГ, уменьшению числа на-
гнетательных скважин, увеличению объема хранящегося газа и 
дебитов скважин, увеличению бескомпрессорного периода по-
дачи, повышению коэффициента нефтеотдачи при ПХГ в выра-
ботанных нефтяных пластах, уменьшению мощности КС при 
отборе газа. Однако при чрезмерном повышении давления воз-
можны различные вредные последствия.   

Максимально допустимое давление в подземном храни-
лище зависит от: 

- глубины залегания пласта и размеров площади га-
зоносности;  

- объемной массы пород над площадью газоносности;  
- структурных и тектонических особенностей пласта, его 

кровли, а также пластов над кровлей;  
- прочности, плотности и пластичности кровли пласта. 
Создание ПХГ обычно происходит без осложнений при пре-

вышении нормального гидростатического давления в 1,54 раза. 
Верхним пределом давления в некоторых случаях считается горное 
давление на глубине залегания хранилища.  

 
16.5. Хранение газа в истощенных или частично  
         выработанных  газовых и газоконденсатных  
         месторождениях 
 
Истощенные газовые месторождения во многих случаях 

оказываются наилучшими объектами для создания в них ПХГ,  
т. к. месторождение полностью разведано, известны геометриче-
ские размеры и форма площади газоносности, геолого-физические 
параметры пласта, начальные давления и температура, состав газа, 
изменение во времени дебитов скважин, коэффициентов фильтра-
ционных сопротивлений А и В, режим разработки месторождения, 
технологический режим эксплуатации, герметичность покрышки. 
На месторождении имеется определенный фонд добивающих, на-
гнетательных и наблюдательных скважин, промысловые сооруже-
ния для получения товарного газа. 



Разработка и  эксплуатация месторождений газа 
 

 163 

Параметры ПХГ, определяемые при проектировании:  
- максимально допустимое давление; 
- минимально необходимое давление в конце периода отбора; 
- объемы активного и буферного газов;  
- число нагнетательно-эксплуатационных скважин; 
- диаметр и толщину стенок промысловых и соединитель-

ного газопроводов; 
- тип компрессорного агрегата для КС; 
- общую мощность КС;  
- тип и размер оборудования подземного хранилища для 

очистки газа от твердых взвесей при закачке его в пласт и осуш-
ки при отборе;  

- объем дополнительных капитальных вложений, себе-
стоимость хранения газа, срок окупаемости дополнительных 
капитальных вложений. 

При эксплуатации ПХГ количество отбираемого газа опре-
деляют по графику газопотребления. Число добывающих сква-
жин, необходимое при отборе газа, определяют с учетом сред-
несуточного отбора газа из хранилища, типа подземного храни-
лища, крепости породы газонасыщенного коллектора, техноло-
гического режима эксплуатации скважин, схемы размещения 
скважин на площади газоносности. Необходимое число скважин 
и компрессоров рассчитывают для двух наиболее трудных пе-
риодов работы подземного хранилища:  

- пикового периода отбора газа (декабрь или январь); 
- конечного периода отбора газа из хранилища (март — 

апрель). 
В первом случае максимальный отбор газа осуществляется 

при высоком давлении, во втором случае расход отбираемого 
газа из хранилища меньше и давление газа в хранилище в этот 
период минимально. 
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16.6. Хранение газа в выработанных нефтяных  
        месторождениях 
 
Опыт эксплуатации нефтяного месторождения позволяет 

получить необходимый материал для оценки возможности ис-
пользования его в качестве ПХГ. Факт существования нефтяно-
го месторождения свидетельствует о герметичности кровли. 
Кроме того, известны объемы добытой нефти, газа и воды, из-
менение давлений и дебитов по скважинам, геолого-физические 
параметры пласта-коллектора и физические свойства нефти, газа 
и воды. 

При проектировании необходимо: 
- тщательно обследовать и отремонтировать старые за-

брошенные или негерметичные скважины; 
- изучить состояние и герметичность шлейфов, промы-

словых нефтепроводов, сепараторов и другого оборудования; 
- реконструировать промысловые газопроводы; 
- построить новые установки для очистки и осушки газа; 
- пробурить новые нагнетательно-добывающие скважины. 
В процессе подземного хранения газа в частично вырабо-

танном нефтяном пласте газ будет не только вытеснять нефть к 
забоям добывающих скважин (или к периферии залежи), но и 
растворять и испарять компоненты нефти и выносить их из пла-
ста на поверхность. 

Нагнетательные скважины целесообразно размещать в сво-
довой части структуры, добывающие – в пониженных частях.  

При хранении газа в частично истощенном нефтяном ме-
сторождении общий объем газа в хранилище складывается из 
трех частей:  

1) объема свободного газа в газовой шапке;  
2) объема газа, растворенного в остаточной нефти; 
3) окклюдированного (рассеянного в виде отдельных пу-

зырьков в массе нефти) газа. 
Массу остаточной нефти в пласте М0 выразим как разность 

между начальной массой запасов МЗ и массой добытой нефти МД 
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М0 = Мз–Мд ;     М = Fhm0 (1– Sв)н,              (16.7) 
 

где F – площадь нефтенасыщенного коллектора, м2;                    
h – средневзвешенная по площади F нефтенасыщенная толщина, 
м; т0 – коэффициент абсолютной пористости, доли единицы;             
Sв – объем связанной воды, доли единицы; н – плотность нефти 
при  стандартных условиях (р = 0,1 МПа и t=20 °C). 

При начальном пластовом давлении рн и пластовой темпе-
ратуры tн в 1 т нефти растворяется α м3 газа. 

Масса газа (в кг), растворенного в 1 т нефти 
 

)273(
)20273(205,1

н
г t

G



  ,                    (16.8) 

где   – относительная плотность газа по воздуху. 
Объем газа (в м3) в единице объема жидкой фазы Vгж  = Gг/ ρк. 
ρк – кажущаяся плотность газа (при известных   и ρн) в 

жидкой фазе можно определить по известным графикам в спра-
вочной литературе. 

Общий объем нефти (в м3), насыщенной газом, Vн = 1+Vгж. 
Общая масса этого объема Gгж = Gг + ρнg. 
Плотность нефти, насыщенной газом (в кг/м3),   ρ нг = Gгж/ Vн. 
Значения Δρр – поправку на сжимаемость при пластовом 

давлении и Δρt  – поправку на увеличение объема при пластовой 
температуре можно определить следующим образом. Реальная 
плотность нефти, насыщенной газами, в пластовых условиях                         
нг = нг + р – t . 

Объем порового пространства, занимаемый нефтью, остав-
шейся в пласте 

К  = (Мз-Мд) b/н,                                (16.9) 
где  b = Gгж/нг  – пластовый коэффициент. 
С повышением давления от рк до рmах в освободившийся 

объем порового пространства залежи будет закачан объем  газа 

Q0 = .
max

max










к

к

н

Д

z
p

z
рbМ


               (16.10) 
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Объем газа, растворенного в оставшейся нефти (в м3)  








н

ДЗ
p

ММ
Q .                (16.11) 

 
Объем газа (в м3), который будет закачан в газовую шапку 

Qш = г .
max

max










к

к

z
p

z
p

       (16.12) 

 
Общий объем газа (в м3), который можно закачать в час-

тично выработанное нефтяное месторождение при постоянном 
объеме порового пространства 

 
Qx=Q0+Qp+Qш.   (16.13) 

 
16.7. ПХГ в водоносных структурах 
  
При проектировании ПХГ в ловушках водонасыщенных 

коллекторов существует опасность потерь газа через кровлю 
хранилища, каналы в цементном камне за колонной скважин, 
тектонические нарушения горных пород и другие возможные 
пути миграции газа.   Поэтому в процессе разведки и опытной 
закачки газа необходимо: 

- доказать герметичность кровли ловушки; 
- рассчитать коэффициент проницаемости водонасыщенно-

го коллектора; 
- определить остаточную водонасыщенность при вытесне-

нии воды газом; 
- измерить или вычислить объемную газонасыщенность об-

водненной зоны при отборе газа; 
- определить продуктивные характеристики эксплуатаци-

онных скважин;  
- изучить прочность газонасыщенного коллектора;  
- разработать мероприятия по укреплению призабойной зо-

ны скважин. 
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Определение герметичности кровли ловушки 
 
До начала закачки газа в ловушку при помощи пьезографов 

измеряют положение статических уровней жидкости в скважи-
нах (или напоров, если скважины переливают), вскрывших выб-
ранный объект для закачки газа, и среднюю плотность жидкости 
в них. Если разница в приведенных к одной и той же плоскости 
отсчета напоров (давлений) жидкости существенно превышает 
погрешности в замерах уровней и плотностей, можно полагать, 
что пласты между собой не сообщаются. Этот вывод подтвер-
ждается также тем, что состав солей, их массовое содержание в 
единице объема жидкости и состав растворенного в воде газа 
различны. Если приведенные к одной плоскости отсчета давле-
ния, солевой и газовый составы одинаковы, есть основания по-
лагать, что эти пласты сообщаются между собой. 

Наиболее точные сведения о герметичности покрышки мо-
жно получить при закачке газообразного агента в пласт (воз-
духа, природного газа из ближайшей залежи или газопровода). 
Для закачки воздуха в пласт используют передвижные комп-
рессорные агрегаты. 

При закачке и отборе воздуха из скв. 1, 3 и 5 фиксируют 
изменения давления (уровня) в скв. 2, 4, 6 и 7 (см. рис. 16.3).  
Если скв. 2, 4, 6, 7 не реагируют на изменение давления в пласте 
II, покрышка ловушки считается герметичной. 

Для изучения путей движения газа в пласте используют 
различные инертные газы, отличные от компонентов остаточно-
го пластового газа. В качестве инертных газообразных компо-
нентов применяют азот, гелий, аргон, криптон, пропилен, бути-
лен, и др. В некоторых случаях используют радиоактивные га-
зообразные индикаторы, например, криптон и ксенон. 
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Рис.16.3. Геологический  
разрез и структурная карта по 

кровле водонасыщенного 
пласта, в котором создается 
подземное хранилище газа 

 
 
ПХГ создают в отложениях каменной соли (пласты, мас-

сивы, штоки), в непроницаемых или практически непроницае-
мых горных породах, таких как гипс, ангидрит, гранит, глина и 
др., в заброшенных шахтах, карьерах или других горных вы-
работках, в плотных горных породах специальными методами 
(ядерные взрывы и др.). Хранимые продукты могут находиться 
в газообразном (природный газ, этан, этилен и др.) или жидком 
(пропан, бутаны, бензин, дизельное топливо и др.) состоянии. 

Из ПХГ всех типов в непроницаемых горных породах наи-
более распространены хранилища в отложениях каменной 
соли. Около 90 % всех хранимых продуктов размещены в таких 
хранилищах. Химический состав галита: 39,39 % Na и 60,61 % 
С1. Молекулярная масса 58,44, плотность 2100–2200 кг/м3. Га-
лит бесцветен, прозрачен и имеет стеклянный блеск. В зависи-
мости от вида и количества примесей соль окрашивается в жел-
тый, розовый, красный, бурый, коричневый и зеленый цвет. Ме-
сторождения каменной соли широко распространены. Глубина 
залегания каменной соли изменяется от нескольких метров до 
2500 м.  
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Размыв емкостей каменной соли осуществляется через бу-
ровые скважины пресной или слабо минерализованной водой. 
Применяют два метода размыва: 

- циркуляционный – путем закачки пресной или слабо ми-
нерализованной воды и выдавливания на поверхность насы-
щенного рассола (закачку и отбор проводят через одну, две или 
несколько скважин); 

- струйный (или орошение), когда размыв проводят при 
помощи струи воды, направляемой на соляные  отложения 
(стенку камеры) в незаполненном жидкостью пространстве с 
подачей рассола на поверхность погружными насосами или пу-
тем вытеснения его сжатым воздухом. 

Наиболее распространены технологические схемы эксплуа-
тации ПХГ с применением жидкого рабочего агента (Рис. 16.4).  

 

 
Рис. 16.4. Схема эксплуатации подземного хранилища сжиженных 

 газов в отложениях каменной соли: 
1 – подземная емкость; 2 – железнодорожная эстакада;  

3 – продуктовые насосы; 4 – установка осушки газа; 5 – компрессор;  
6 – конденсатор; 7 – сборник конденсата; 8 – рассолохранилище;   

9 – насосы для перекачки рассола; I – трубопровод жидкой  
фазы; II – трубопровод паровой фазы; III – рассольный трубопровод 

 
Технологическая   схема   и режим   эксплуатации   ПХГ 

зависят     от цели хранения: регулирование суточных, сезонных 
или заводских  колебаний  потребления  топлива,  сырья   или   
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готовой  продукции.  Хранимый продукт при его отборе вытес-
няют из емкости рассолом, газообразными агентами или други-
ми продуктами.  

 
     Контрольные вопросы 
1. Каковы цели подземного хранения газа? 
2. Что такое «активный газ»? 
3. Что такое «буферный газ»? 
4. От чего зависит объем буферного газа? 
5. Объясните, как осуществляют закачку газа в ПХГ и от-

бор газа? 
6. Как определить максимально допустимое давление в 

ПХГ? 
7. В каких пластах могут сооружаться ПХГ? 
8. Почему истощенные газовые месторождения во многих 

случаях оказываются наилучшими объектами для созда-
ния в них ПХГ? 

9. Из каких частей складывается общий объем газа в хра-
нилище, сооруженном в истощенном нефтяном место-
рождении?  

10. Как производят определение герметичности кровли 
ловушки? 

11. Методы размыва емкостей каменной соли. 
12. Объясните схему эксплуатации ПХГ. 
 
Пример 
Определить общий объем газа, который можно закачать в 

частично выработанное  нефтяное  месторождение при следую-
щих исходных данных: Рмах= МПа; 60 м3/м3; tн=289 К;                  
н =0,867 т/м3; к = 0,36 т/м3;  р 0,005 т/м3;  t 0,001 т/м3;  

3M 552000т или 637000м3; mахz =0,77; zк = 1;  Рк=0,5 МПа; 

г = 860 000 м3; Мд=384 000 т;  =0,635. 
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Решение: 
Gг=60 1,2050,635(273+20)/(273+16)=46,5 кг; 
Vгж=46,5/360=0,129 м3; Vн=1+0,129=1,129 м3;  
Gгж=867+46,5=913,5 кг; '

нг =913,5/1,129=810 кг/м3;  

гн =0,81+0,005-0,001=0,814 т/м3;  

0Q = (6370001,12-216500)(85/0,77)-5=52,1106 м3;    
b=913,5/814=1,12; 
 к=(552000-384000)1,12/0,867=216500м3; 

pQ [(552000-384000)/0,867]60=11,6106 м3; 

шQ 860000 (85/0,77-5]=94,9106 м3;    
хQ (52,1+11,6+94,9)106=158,6106 м3. 

 Ответ:   Qx= 158,6106 м3. 
 
Пример 
Определить максимальный объем газа в хранилище, мак-

симальное забойное и устьевое давление в конце периода закач-
ки, число поршневых компрессоров, необходимое для закачки 
газа при следующих исходных данных: начальное давление в 
хранилище ;6,3 МПаpк   объем порового пространства храни-
лища ;1010 36 м коэффициент проницаемости ;5,0 2мкмk   
коэффициент пористости ;2,0m  коэффициент динамической 
вязкости газа ;012,00 смПа   толщина пласта ;10мh   ра-
диус гидродинамически совершенной по степени и характеру 
вскрытия пласта скважины ;1,0 мRc   число нагнетательных 
скважин ;5n  постоянный расход газа, закачиваемого в храни-
лище, ;/105,0)( 36 сутмtN   максимально-допустимое давление 
в хранилище ;7max МПаp   глубина скважины ;500 мL   
внутренний диаметр эксплуатационной колонны ;132,0 мd   
коэффициент гидравлического сопротивления труб ;02,0  
относительная плотность по воздуху закачиваемого газа  
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6,0 ; давление в приемном коллекторе компрессора 
;7,1 МПаpв   температура газа в приемном коллекторе ком-

прессора ;С tв
020=  геометрический объем, описываемый 

поршнями компрессора ;/26650 3 сутмVц   объем вредного 
пространства цилиндров компрессора ;1,0С   показатель полит-
ропы сжатия газа в цилиндрах компрессора 2,11 m . 

 Для упрощения расчета примем  коэффициент сверхсжи-
маемости газа ;1z  размещение скважин на площади газонос-
ности равномерное, коэффициент фильтрационного сопротив-
ления .0в  

 
Решение: 
 Максимальный объем газа который можно закачать в 

хранилище, 
.10340)3670(1010 366 мQЗ   

Время закачки газа в хранилище 
.680)105,0/(10340 66 сутt   

Общий объем газа в хранилище 
.1070010340361010 3666

0 мQ   
Соотношение объемов активного и буферного газов  

.945,0)10360/(10340/ 66 ба QQ  
Давление на заборе скважины в конце периода закачки оп-

ределим по формуле при 0,0,, 21max  кк RRpp  
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Давление на устье нагнетательной скважины в конце пе-
риода закачки газа  

 

МПаpг 83,61935,0(
5,13

10002,02931377,1935,04970 5

222




 . 

 
Число компрессоров, необходимое для закачки газа в хра-

нилище в конце периода закачки  
 

   ,47,1
101,41,097,01726650

105,0
2,11

6





кn  

 
т. е. два компрессора. 
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17. ОХРАНА ОКРУЖАЮЩЕЙ СРЕДЫ И ТЕХНИКА 
      БЕЗОПАСНОСТИ НА ГАЗОВЫХ ПРОМЫСЛАХ  
 
17.1. Охрана окружающей среды 
 
Охрана окружающей природной среды предусматривает 

мероприятия, направленные в первую очередь на охрану здоро-
вья и условий жизни работников и населения, рациональное ис-
пользование земель и вод, предотвращение загрязнения водных 
и земельных ресурсов, воздушного бассейна, животного и рас-
тительного мира, а также на ликвидацию последствий загрязне-
ний и восстановление природных ресурсов. Охрана окружаю-
щей природной среды должна осуществляться в соответствии с 
природоохранным законодательством Республики Казахстан и 
соответствовать международным нормам и правилам.  

Охрана недр предусматривает осуществление комплекса 
мероприятий по обеспечению полноты извлечения из недр неф-
ти и газа, рационального и комплексного использования, сохра-
нение свойств энергетического состояния верхних частей недр 
на уровне, предотвращающем появление техногенных процес-
сов; землетрясений, оползней, подтоплений, просадок грунта; 
предотвращение загрязнения подземных водных источников 
вследствие межпластовых перетоков нефти, воды и газа в про-
цессе проводки, освоения и последующей эксплуатации сква-
жин, а также вследствие утилизации отходов производства и 
сточных вод.  

Охрана недр должна осуществляться в строгом соответствии с 
Законом Республики Казахстан "О недрах и недропользовании".  

 
17.2. Техника безопасности и противопожарные  
         мероприятия при эксплуатации газовых скважин 
 
Природные углеводородные газы образуют взрывоопасные 

смеси с воздухом.  Для каждых данных условий существуют два 
предела взрываемости газовоздушных смесей:  
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1) нижний предел соответствует минимальной концентра-
ции горючего газа, при которой горение еще возможно;  

2) верхний предел соответствует максимуму этой концен-
трации.  

С повышением давления смеси значительно возрастают 
пределы ее взрываемости. Горение и взрыв – однотипные хими-
ческие процессы, но резко отличающиеся по интенсивности 
протекающей реакции. При взрыве реакция происходит очень 
быстро в замкнутом пространстве без доступа воздуха к очагу 
воспламенения взрывоопасной газовоздушной смеси. Скорость 
распространения детонационной волны горения при взрыве 
(900–3000 м/с) в несколько раз превышает скорость звука в воз-
духе при комнатной температуре. Сила взрыва максимальна, 
когда содержание воздуха в смеси становится теоретически не-
обходимым для полного сгорания. При концентрации газа в воз-
духе в пределах воспламенения и при наличии источника вос-
пламенения произойдет взрыв; если  же  содержание  газа  в  
воздухе  меньше  нижнего  и  больше верхнего пределов  вос-
пламенения, то смесь  не способна  взорваться. 

Работы на газовом промысле должны проводиться в соответст-
вии с «Правилами безопасности в нефтегазодобывающей промыш-
ленности». Особенности процесса добычи газа, создающие опас-
ность для обслуживающего персонала обусловлены: 

-  необходимостью обслуживания оборудования (фонтанной 
арматуры, сепараторов и пр.), находящегося в процессе 
эксплуатации под высоким давлением; 

-  необходимостью работы во взрывоопасных помещениях; 
-  выделением из газа и газоконденсата различных компо-
нентов, представляющих опасность отравления людей, а 
при определенных условиях и опасность взрыва и пожара; 

-  применением вредных и ядовитых веществ (например, 
метанол); 

-  необходимостью проведения газоопасных работ, т. е. ра-
бот в загазованной среде или при которых возможен вы-
ход газа из газопроводов и аппаратов. 
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К газоопасным работам относятся ввод в эксплуатацию га-
зопроводов, аппаратов; присоединение вновь смонтированных 
газопроводов к действующим; ремонт действующих газопрово-
дов (без отключения их от газа); осмотр и проветривание колод-
цев; продувка газопроводов и скважин; ввод в газопровод мета-
нола для удаления гидратов и др. 

Территория объектов, участков и площадок вокруг скважин 
должна содержаться в чистоте и порядке. Загрязненность терри-
тории конденсатом, глинистым раствором, затопление сточны-
ми водами, захламленность и загроможденность различным 
оборудованием и материалами являются нарушениями требова-
ний безопасности и могут приводить к несчастным случаям. За-
брошенные колодцы должны быть засыпаны. Все резервуары и 
амбары должны быть ограждены или перекрыты. Дороги, пере-
ходы должны всегда находиться в исправности. Сепараторы, 
установленные вне помещения, должны освещаться прожекто-
рами или светильниками во взрывозащищенном исполнении, а 
вне взрывоопасной зоны допускается применение светильников 
в пыленепроницаемом исполнении. Во взрывоопасных помеще-
ниях должны предусматриваться мероприятия по предотвраще-
нию влияния газов на работающих, исключению возможности 
образования взрывоопасных смесей газа с воздухом и появле-
нию источников пламени, искр. 

В помещениях, где возможно выделение газа, запрещается 
хранение смазочных масел, обтирочных и других горючих ма-
териалов. Для курения должны быть выделены  специальные 
места. Содержание газов в воздухе определяют с помощью газо-
анализаторов и индикаторов.  

При эксплуатации газовой скважины нужно следить за 
межколонными давлениями газа. Если в процессе эксплуатации 
давление в кольце начнет повышаться, что указывает на нару-
шение герметичности колонны, то скважину надо немедленно 
заглушить и принять меры к ремонту колонны. 

Метанол (метиловый спирт), применяемый для борьбы с 
гидратообразованием, является сильным ядом. Он действует 
преимущественно на нервную и сосудистую системы, поражает 
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слизистые оболочки дыхательных путей. Особенно сильно он 
действует на зрительный нерв и сетчатку глаза. Отравление ме-
танолом возможно не только при попадании внутрь (тяжелое 
отравление, ведущее к слепоте и даже к смерти, вызывают            
10– 15 г метанола), но и при вдыхании паров и проникновении 
через кожу. Предельно допустимая концентрация метанола в 
воздухе производственных помещений не более 50 мг/м3.           
К тому же метанол легко воспламеняется. К работе с метанолом 
допускаются лишь лица, прошедшие инструктаж. На емкостях с 
метанолом должны быть надписи «Яд», «Огнеопасно», а также 
знак, установленный для ядовитых веществ. 

На промыслах пока еще применяются контрольно-
измерительные приборы с ртутным заполнением. Выделяющие-
ся ртутные пары вредно влияют на человека, вызывают острое и 
хроническое отравление. Пары ртути без запаха и вкуса и обна-
руживаются только аналитическим путем. Предельно допусти-
мая концентрация паров ртути в воздухе помещений 0,01 мг/м3. 
Разлитая ртуть должна быть собрана, а в помещении нужно 
произвести санитарную очистку. 

С увеличением молекулярной массы предельных углеводо-
родов их токсические свойства возрастают. Санитарными нор-
мами проектирования промышленных предприятий предусмот-
рена в рабочей зоне производственных помещений предельно 
допустимая концентрация углеводородов (паров бензина), рав-
ная 0,3 мг/дм3. Из газовых компонентов природных и нефтяных 
газов особенно токсичен сероводород. 

 
17.3. Дополнительные меры безопасности при наличии 
         сероводорода и углекислого газа 
 
Сероводород – бесцветный газ. Относительная плотность его 

по воздуху 1,19. Человек чувствует сероводород (запах тухлых яиц) 
даже при содержании его в воздухе 0,0014–0,0023 мг/дм3. Однако 
даже при непродолжительном пребывании человека в сероводо-
родной среде его обоняние притупляется. Сероводород является 
ядом, вызывающим паралич органов дыхания и сердца. Концен-
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трация сероводорода в воздухе рабочих помещений не должна 
превышать предельно допустимых концентраций (ПДК) –10 мг/м3,  
в смеси с углеводородами – 3 мг/г3, в атмосфере воздуха насе-
ленных мест – не более 0,008 мг/м3. 

 
Углекислый газ – бесцветный, практически без запаха. Об-

щий характер действия на организм – наркотический и раздра-
жающий кожу и слизистые оболочки. В высоких концентрациях 
вызывает быстрое удушье вследствие недостатка кислорода. 
При содержании 4–5 % углекислого газа в воздухе у человека 
раздражается слизистая оболочка дыхательных путей и глаз, 
появляются кашель, головокружение, повышается кровяное 
давление.  

При вдыхании весьма высоких концентраций углекислого 
газа наступает смерть от остановки дыхания (при 20 % – через не-
сколько секунд). ПДК углекислого газа в воздухе составляет 1%. 

Эти газы бесцветные. Они тяжелее воздуха, поэтому скап-
ливаются в низких местах – ямах, колодцах, траншеях.  При 
концентрации газа, превышающей ПДК, работать разрешается 
только в противогазе (в фильтрующем – на открытом воздухе; в 
шланговом – при работе в емкостях, колодцах и закрытых по-
мещениях). При большем радиусе загазованной зоны следует при-
менять кислородные или воздушные изолирующие приборы. При 
работе в колодце или траншее на поверхности земли с наветренной 
стороны должны находиться не менее двух человек, имеющих при 
себе противогазы, а работающий в колодце или траншее должен 
надевать шланговый противогаз и спасательный пояс с привязанной 
к нему сигнально-спасательной веревкой. 

За концентрацией сероводорода должен быть организован 
систематический контроль посредством замеров газоанализато-
ром, индикатором или лабораторного анализа. При выявлении 
опасных концентраций сероводорода должны быть немедленно 
приняты меры по предупреждению отравления людей, постав-
лена в известность администрация предприятия и в опасной зо-
не вывешены предупредительные знаки. 
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Запрещается при исследовании скважин подходить к устью 
и пруверной линии без противогаза и соответствующей спец-
одежды. Смена диафрагмы на прувере должна проводиться че-
рез 15 мин после закрытия скважины с предварительным прове-
дением анализа на сероводород. 

При аварийных перерывах в освоении скважины методом на-
гнетания воздуха следует разрядить затрубное пространство. На 
шлейфе скважины у устья должны быть установлены клапаны-
отсекатели, перекрывающие выход газа при разрыве шлейфов. 

Работники бригад по добыче газа, ремонту скважин долж-
ны иметь при себе противогазы, индикатор на сероводород и 
знать правила безопасности и приемы оказания первой помощи 
пострадавшим. Газ, содержащий сероводород, при невозможно-
сти подключения скважины к газосборной сети, должен отво-
диться через продувочную линию и сжигаться в высоких стоя-
ках (не менее 10 м) или отсасываться специальным устройством. 

Сероводород и углекислый газ вызывают интенсивную 
коррозию оборудования, а сероводород создает еще условия ин-
тенсивного гидратообразования углеводородных газов. Поэтому 
в конструкциях газовых и газоконденсатных скважин преду-
сматривают защиту от коррозии.  
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ 
 

Факторы и условия, определяющие степень сложности раз-
работки месторождения, под влиянием которых формируется 
комплекс контролируемых параметров, условно можно разде-
лить на две группы: 

- геологические и гидрогеологические; 
- технологические. 
К первой группе следует отнести размеры залежи и ее на-

чальные параметры (глубина залегания продуктивного пласта, 
пластовые давление и температура, запасы газа и конденсата), 
геологическое строение продуктивного горизонта (многопла-
стовость, неоднородность коллекторских свойств, разрывные 
нарушения и пр.), тип залежи (пластовая, массивная, водопла-
вающая), физико-химические свойства пластовых флюидов и              
т. д. Эта же группа включает характер контакта залежи с окружаю-
щим водонапорным бассейном. Особенности этого бассейна – про-
тяженность, проницаемость, гидростические напоры. 

Во вторую группу входят: способ разработки залежи                    
(с поддержанием давления, на истощение, с консервацией газовой 
части залежи или нефтяной оторочки и т. д.); стадия разработки (на-
чальная, основная и др.); темп отбора углеводородов из залежи и 
дебиты отдельных скважин, их рабочие давления и текущее   со-
стояние; система вскрытия продуктивного горизонта и размещение 
скважин на структуре; наличие межпластовых или внутрипластовых 
перетоков газа и пр. 

Система контроля за разработкой тем сложнее, чем больше 
упомянутых факторов и условий характерно для данного место-
рождения, чем больше особенностей и осложнений в его разра-
ботке. Особое внимание на всех стадиях разработки газового 
месторождения следует уделять внедрению подошвенной и за-
контурной воды в случае водонапорного режима работы пла-
ста. Обычно сначала наблюдаются признаки только газонапор-
ного режима. По мере снижения давления отмечается все более 
активное внедрение воды. На завершающей стадии разработки, 
когда образуются обширные зоны обводнения с защемленным и 



Разработка и  эксплуатация месторождений газа 
 

 181 

обойденным газом, темп внедрения воды вновь замедляется из-
за возросших фильтрационных сопротивлений. Если в ходе экс-
плуатации газоконденсатной залежи к забоям добывающих 
скважин подступает подошвенная или законтурная вода, то воз-
никает проблема поддержания работоспособности скважин, в 
продукции которых содержится значительное количество жид-
кости (углеводородного конденсата и воды).  

Разработка газоконденсатных месторождений имеет свою 
специфику. Помимо всех особенностей разработки, присущих 
чисто газовым месторождениям, в этом случае возникают слож-
ные проблемы, связанные с отбором углеводородного конден-
сата. С одной стороны, это те вопросы, которые требуют своего 
решения при достижении максимально возможной конденсато-
отдачи пласта. С другой стороны, это вопросы поддержания или 
восстановления продуктивности скважин, поскольку наиболь-
шее насыщение порового пространства выпадающим конденса-
том происходит именно в призабойных зонах скважин, приводя 
к более или менее значительному снижению фазовой газопро-
ницаемости. 

Особенно сложной является разработка газоконденсатного 
пласта, характеризующегося низкой проницаемостью пород. 
Выпадение ретроградного конденсата в поровом пространстве 
обусловливает в таких случаях необходимость поддержания 
давления для приемлемых отборов не только конденсата, но и 
газа. Проблема обеспечения достаточно большой углеводородо-
отдачи, особенно  конденсатоотдачи,   считается   специалиста-
ми одной из наиболее сложных при разработке месторождений 
газоконденсатного типа. Эти методы требуют больших капи-
тальных и эксплуатационных затрат. 

За прошедшие двадцать лет добыча и потребление газа и 
нефти в мире возросли в 4 раза. Несмотря на значительность 
разведанных запасов газа, мы должны считаться с их ограни-
ченностью. Сегодня проблемы экологии вышли на передний 
край при освоении месторождений газа и нефти, т. к. добыча 
природных углеводородов негативно отражается на окружаю-
щей среде обитания.  Положение с недрами в этом отношении 
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гораздо сложнее. Существует проблема  техногенного землетря-
сения или проседания поверхности земли с последующими не-
гативными последствиями. Техногенные межпластовые перето-
ки газа и нефти, в т. ч. содержащие сероводород и другие. ком-
поненты, вызывают заражение артезианских бассейнов. Нера-
циональные системы разработки приводят к неразумным поте-
рям в пласте нефти, газа, конденсата. 

В соответствии с долгосрочной Стратегией развития стра-
ны до 2030 г. Концепцией  и Программой развития газовой от-
расли Республики Казахстан предусматривается качественное 
изменение подходов к вопросам использования имеющихся га-
зовых ресурсов страны. С решением проблем утилизации добы-
ваемого попутного газа, как сдерживающего фактора дальней-
шего роста добычи нефти, сфера добычи, переработки и реали-
зации газа должна стать одной из основных базовых отраслей 
развития экономики страны.  Необходимо внедрять следующие 
мероприятия: 

- расширение лабораторных, промысловых и теоретических 
исследований; 

- обоснование новых, апробацию в опытно-промышленном 
и промышленном масштабах более активных методов воздейст-
вия на процессы разработки месторождений природных газов; 

- обеспечение максимальной утилизации попутно добывае-
мого газа на месторождениях и создание возможностей для 
дальнейшего наращивания мощностей по добычи нефти и газо-
вого конденсата с обеспечением необходимых экологических 
требований;  

- использование технологий сжижения природного газа 
(СПГ), превращений его в жидкий продукт (GTL); 

- достижение энергетической независимости страны по по-
ставкам электроэнергии, природного и сжиженного газа, а также 
по отдельным видам продукции нефтехимии; 

- обеспечение безаварийного и бесперебойного снабжения 
населения и промышленных предприятий республики природ-
ным газом за счет газификации новых регионов;  
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- развитие транзитных мощностей газотранспортных маги-
стралей республики;  

- увеличение экспортного потенциала страны по поставкам 
природного и сжиженного газа, а также сопутствующих компонен-
тов добываемого газа и продуктов глубокой переработки газа;  

- создание специализированных научно-производственных 
подразделений, повышение ответственности за бережное отно-
шение к недрам и окружающей среде, освоение новых методов 
воздействия на пласт и т. д.; 

- повышение качества подготовки специалистов для газо-
вой промышленности, дальнейшее повышение квалификации 
инженерно-технических работников; 

- изменение отношения к проблеме газо нефте- и конденса-
тоотдачи пластов и использованию углеводородных компонен-
тов в качестве топлива и сырья в промышленности. 

В результате реализации Программы развития газовой от-
расли ожидается, что Республика Казахстан войдет в число 
стран, обладающих крупнейшими в мире доказанными запасами 
природного газа и станет одним из трех основных производите-
лей и экспортеров природного и сжиженного газа на территории 
стран СНГ. Кроме этого, важным аспектом в реализации про-
граммы развития газовой отрасли является обеспечение поло-
жительного эффекта для окружающей среды использования газа 
как энергоносителя и снижения вредного воздействия на эколо-
гию предприятий газовой отрасли.  
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