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При розробці газових родовищ використо-
вують різні системи збору. Газ від свердловин 
по шлейфах надходить на установку первинної 
підготовки газу (УППГ) або установку компле-
ксної підготовки газу (УКПГ), де проходить 
очищення від механічних домішок, пластової 
води. Пройшовши відповідну очистку, газ по-
дається місцевим споживачам або у магістра-
льний газопровід. 

Під час експлуатації свердловин у шлей-
фах виникають різного роду забруднення. За-
бруднення внутрішньої порожнини шлейфів 
являють собою складну багатокомпонентну 
суміш, до складу якої входять пластова та кон-
денсаційна вода, вуглеводневий конденсат, ме-
ханічні домішки, солі, метанол та ін. 

Дані ускладнення знижують пропускну 
здатність шлейфів та порушують стабільну ро-
боту свердловин. 

Процес очистки і якість внутрішньої пове-
рхні шлейфів відіграє важливе значення у про-
цесі експлуатації газових свердловин. 

Для забезпечення очистки шлейфів, а та-
кож відновлення пропускної здатності на прак-
тиці використовують переважно: 

- продувку; 
- очисні пристрої (поршні, скребки, йоржі, 

кулі); 

- промивку. 
В окремих випадках використовують ком-

бінацію цих способів і залежно від технічних, 
технологічних та інших факторів застосовують 
той чи інший спосіб очистки. 

На сьогоднішній день при експлуатації 
свердловин однією з основних проблем зали-
шається відновлення пропускної здатності 
шлейфів, тому що продувка, яку часто застосо-
вують на практиці, має певні недоліки через 
ряд причин. По-перше, великі втрати газу, по-
друге, забруднення навколишнього середови-
ща. Тому для вирішення даної проблеми потрі-
бно шукати альтернативні шляхи, які дозволять 
вести стабільний видобуток та звести кількість 
продувок до мінімуму. 

Слід зазначити, що основними проблема-
ми, які ускладнюють рух газу по шлейфу, є на-
копичення рідини у понижених ділянках та гід-
ратоутворення. Важливим фактором, який 
впливає на відкладення гідратів по шлейфу, є 
місцеві опори (засувки, трійники, поворотні 
коліна, розширення, звуження, зварювальні 
стики). Це є першопричиною виникнення дода-
ткового гідравлічного опору. Величина цього 
опору істотно залежить від проходження по 
місцевості шлейфу, кількості місцевих опорів 
та тривалості його експлуатації без очищення. 
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Акцентировано внимание на проблеме отло-
жения гидратов по пути движения газа от сква-
жин до УКПГ в присутствии в шлейфе значитель-
ного количества местных сопротивлений, что при-
водит к значительным потерям давления. Одним из 
альтернативных методов разрешения вопроса яв-
ляется подключение действующего ингибиторопро-
вода к шлейфу скважин, где сосредоточено значи-
тельное количество местных сопротивлений. По-
дача ингибитора гидратообразования на устье 
скважин и в шлейф позволит уменьшить гидрато-
образование и повысить его эффективность. 

 This article concerns attention on the problem of 
hydrating the way of gas flow from well to complex gas 
treatment unit when a considerable amount of local 
sypports in connecting pipes is at hand, which results to 
great pressure losses. One of alternative lines of attack 
on this problem is the connection of presented inhibitor-
pipe with connecting pipe of wells, where is situated 
seme great quantity of local supports. Hydrating inhibi-
tor injection to wellheads and connecting pipes allows 
to hold down hydrating as well as to increase in effec-
tiveness of hydrating inhibitor. 
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Вищенаведені ускладнення впливають на тех-
нологічний режим роботи свердловин та при-
зводять до додаткових втрат тиску. 

Визначимо втрати тиску по стовбуру свер-
дловини, а також по шлейфу за наявності бага-
тьох місцевих опорів при експлуатації свердло-
вини №73 Юліївського НГКР, використовуючи 
вихідні дані з таблиці 1. 

Визначимо відносну густину газу по повіт-
рю за формулою 

205.1
г   ;   .680.0

205.1
82.0

  

Визначимо середньокритичні значення ти-
ску і температури 

 4048.0892.4.крсрР ; 
616.4680.04048.0892.4. крсрР МПа; 

 8.170717.94.крсрТ ; 
861.210680.08.170717.94. крсрТ К. 

Визначимо середні значення тиску і темпе-
ратури 
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де: Рвиб – вибійний тиск, МПа; 
Ру – тиск на усті, МПа; 
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де: Твиб – температура на вибої свердловини, К; 
Ту – температура на усті свердловини, К. 
Визначимо приведені значення тиску і те-

мператури за формулами 

крср

ср
пр Р

Р
Р

.

 ;  517.5
616.4
471.25

прР ; 

крср

ср
пр Т

Т
Т

.

 ;  557.1
861.210
493.328

прТ . 

Визначимо коефіцієнт надстисливості газу 
срZ  при середніх значеннях тиску і температу-

ри 
  срсрср ТРfZ ,  

  прпрР
пр РloqТ  1.073.04.0  ; 

   517.51.073.0557.14.0 517.5loqZср  
858.0 . 

Визначимо коефіцієнт динамічної в'язкості 
газу 

  276.999514.106кр ; 
459.174680.0276.999514.106 кр ; 

Таблиця 1 — Вихідні дані 

Показники Позначення Розмірність Значення параметрів 
Пластовий тиск Рпл МПа 31.66 
Вибійний тиск Рвиб МПа 29.80 
Статичний тиск Рст МПа 22.94 
Тиск на усті Ру МПа 20.58 
Тиск на вході УКПГ Рвх МПа 19.60 
Атмосферний тиск Рат МПа 0.1013 
Пластова температура tпл ºС 92 
Температура на вибої tв ºС 88 
Температура на усті tу ºС 25 
Температура на вході УКПГ tвх ºС 20 
Стандартна температура tcт К 293 
Глибина спуску НКТ l м 3513 
Зовнішній діаметр НКТ dз м 0.073 
Внутрішній діаметр НКТ dвн м 0.062 
Довжина шлейфа L м 4288 
Внутрішній діаметр шлейфа Dвн м 0.09 
Густина газу ρг кг/м3 0.82 
Густина конденсату ρк кг/м3 735 
Густина води ρв кг/м3 1050 
Конденсатний фактор Фк г/см3 113 
Водний фактор Фв см3/м3 1 
Існуючий дебіт газу qг тис.м3/доб 140 
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    21381
1 680.01076.5920101.0  

0130.0  мПа·с. 
Оскільки ρпр знаходиться в ме-

жах 23.0  пр , то μ визначимо за формулою 

 
,108.10 858.111.1439.15
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Визначимо втрати тиску по стовбуру свер-
дловини. 

Визначимо дебіт конденсату за формулою 

к

к
гк

Фqq


 , 

де: qг – дебіт газу, тис.м3/доб; 
Фк – конденсатний фактор, кг/тис.м3; 

52.21
735
113140 кq м3/доб. 

Визначимо дебіт води за формулою 

в

в
гв

Фqq


 , 

де Фв – конденсатний фактор, кг/тис.м3; 

132.0
1055

1140 вq  м3/доб. 

Визначимо масовий дебіт газу за форму-
лою 

ггг qG  , 
8.11482.0140 гG  т/доб. 

Визначимо масовий дебіт конденсату за 
формулою 

310 ккк qG  , 

82.151073552.21 3  
кG  т/доб. 

Визначимо масовий дебіт води за форму-
лою 

310 ввв qG  , 

139.0101055132.0 3  
вG  т/доб. 

Визначимо масовий дебіт рідини за фор-
мулою 

вкр GGG  , 
де кG , вG  – відповідно масові витрати кон-
денсату та води; 

959.15139.082.15 рG  т/доб. 
Визначимо об’ємну витрату газорідинної 

суміші за формулою 

г

рг
cм

GG
q




 , 

462.159
82.0

959.158.114



cмq  тис.м3/доб. 

Визначимо дебіт газу за робочих умов у 
стовбурі свердловини при (Рср і Тср) за форму-
лою 

стср

срат
рг ТР

ТРq
q




. , 

624.0
293471.25

493.3281013.0140
. 




ргq  тис.м3/доб. 

Визначимо густину газу за робочих умов у 
стовбурі свердловини при (Рср і Тср) за форму-
лою 

срат

стсрг
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
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 . , 

904.183
493.3281013.0
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Визначимо істинний газовміст газорідин-
ної суміші за формулою 

 вкрг

рг

qqq
q




001.0.

. , 

  966.0
132.052.21001.0624.0

624.0



 . 

Визначимо густину рідини за формулою 
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 , 

06.7371000
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

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Визначимо густину газорідинної суміші за 
формулою 

 
рг

р
сум

.

1



  , 

  102.1
904.183
06.737966.01966.0 сум кг/м3. 

Визначимо число Рейнольдса за формулою 
[1] 
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
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


внd
q1777

Re , 

де: q  – дебіт сердловини, тис.м3/доб; 

внd  – внутрішній діаметр НКТ, см; 
  – коефіцієнт динамічної в’язкості газу, 

мПас; 

428.885894
0308.02.6

680.01401777Re 



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Визначимо відносну шорсткість труб Е за 
формулою 

вн
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
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2
, 

де кl  – абсолютна шорсткість труб, мм. 
Оскільки труби не нові, то приймемо  

кl = 0.15 мм 
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Визначимо коефіцієнт гідравлічного опору 
λ за формулою 
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За наявності рідини (води і вуглеводневого 
конденсату) у продукції свердловини вибійний 
тиск можна визначити за формулою [2] 
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де: ρсум – густина газорідинної суміші, кг/м3; 
qсм, – об’ємна витрата газорідинної суміші, 

тис.м3/доб. 
З вищенаведеної формули визначимо тиск 

на усті свердловини з урахуванням параметрів 
газорідинної суміші 
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Визначимо S за формулою 
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Визначимо втрати тиску по стовбуру свер-
дловини за формулою 

рувибсс РРР ..  , 
де: Рвиб – тиск на вибої, МПа; 

Ру.р – розрахований тиск на усті, МПа; 
667.8133.2180.29.  ссР МПа. 

Визначимо втрати тиску по довжині шлейфа. 
Визначимо середні значення тиску і темпе-

ратури 
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де: Ру – тиск на усті, МПа;  
Рвх

  – тиск на вході в УКПГ, МПа; 
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де: Ту – температура на усті свердловини, К; 
Твх – температура на вході в УКПГ, К; 
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Знайдемо наведені параметри газу: 
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Визначимо коефіцієнт надстисливості газу 
срZ  при середніх значеннях тиску і температури 

  срсрср ТРfZ ,  

  прпрР
пр РloqТ  1.073.04.0 , 

  790.0351.41.073.0400.14.0 351.4  loqZср . 
Визначимо число Рейнольдса за формулою 










внD
q1777

Re , 

де: q  – дебіт сердловини ,тис.м3/доб; 

внD  – внутрішній діаметр шлейфа, см; 
  – коефіцієнт динамічної в’язкості газу, 

мПа·с; 

828.610282
0308.00.9

680.01401777Re 



 . 
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Визначимо відносну шорсткість труб Е за 
формулою 

вн

к
D

l
Е




2
, 

де кl  – абсолютна шорсткість труб, мм. 
Оскільки труби не нові, то приймемо  

кl = 0.03 мм 

0007.0
90

03.02



Е . 

Визначимо коефіцієнт гідравлічного опору 
λ за формулою [3] 

,
Re
158067.0

2.0







  E

 

.0167.00007.0
828.610282

158067.0
2.0







   

Визначимо середню швидкість газу в 
шлейфі за формулою [4] 

15.293
10523.1

2
3 ср

внср

ср
ср

T

DР

zq
W 




  , 

де: q  – дебіт сердловини, тис.м3/доб; 
Zср – коефіцієнт надстисливості при Рср і 

Тср; 
Рср – середній тиск у шлейфі, МПа; 

внD  – внутрішній діаметр шлейфа, м; 
Тср – середня температура газу у шлейфі, К; 





 

15.293
5.295

09.0192.20
790.014010523.1

2
3

срW  

038.1  м/с. 
Запишемо рівняння пропускної здатності 

газопроводів [5] 

 
,15.103

522

LТz
DРР

ЕQ
срср

внвху







млн.м3/доб, 

де: Е – коефіцієнт зменшення пропускної зда-
тності шлейфа за наявності рідини; 

Ру  – тиск газу на усті свердловини, МПа; 
Рвх – тиск газу на вході в УКПГ, МПа; 
Dвн – внутрішній діаметр шлейфа, м; 
λ – коефіцієнт гідравлічного опору трубо-

проводу; 
ρ – відносна густина газу; 
zср – коефіцієнт стисливості газу; 
Тср– середня температура газу у шлейфі, К; 
L – довжина шлейфа, км. 
Для визначення Е знайдемо конденсато-

газове відношення 

г

к
к q

q 610
 , 

де: qк – дебіт конденсату, м3/доб; 
qг – дебіт газу, м3/доб; 

714.153
10140
1052.21

3

6





к  см3/м3. 

Оскільки ηк = 153 см3/м3 і Wср = 1.033 м/с, 
то при 0<ηк≤180 см3/м3 і 1<Wср<6 м/с 

21

41
15.01

ср

к

W
Е


 , 

481.0
038.1
714.15315.01

21

41
Е . 

Визначимо тиск у кінці шлейфа на вході в 
УКПГ з рівняння пропускної здатності газо-
проводів, врахувавши втрати тиску в місцевих 
опорах (поворотних колінах) 







522

2
2

15.103 вн

срср
увх

DЕ

LТzQ
РР


 

2.102

2




 срсум W

n


 , МПа 

де:   – коефіцієнт місцевого опору; 
n – кількість місцевих опорів; 
По шлейфу свердловини №73 є близько 20 

поворотних колін (n = 20). 







522

2
2

09,0481.015.103
288.45.295790.0680.00167,0140.058.20вхР  

7.19
2.102
033.1102.12044.0

2





 МПа. 

Визначимо втрати тиску по довжині шлей-
фа за формулою 

вхуш РРР  , 
де: Ру – тиск на усті, МПа; 

Рвх – розрахований тиск на вході в УКПГ, 
МПа. 

88.07.1958.20  шР  МПа. 
Визначимо сумарні втрати тиску по шляху 

руху газу з вибою до УКПГ за формулою 
шсссум РРР  . , 

547.988.0667.8  сумР МПа. 
З результатів виконаного розрахунку вид-

но, що втрати тиску по стовбуру свердловини і 
по довжині шлейфа значні і становлять відпові-
дно 8.667 МПа та 0.88 МПа. 

Тому з метою зменшення втрат тиску по 
шляху руху газорідинної суміші необхідно 
вживати заходів для запобігання скупчення рі-
дини та утворення гідратів. 

У даний час, коли свердловина №73 пра-
цює з великим робочим тиском та дебітом, га-
зорідинна суміш без перешкод надходить на 
УКПГ. Але за наявності багатьох місцевих опо-
рів по шлейфу спостерігається гідратоутворен-
ня, хоча і здійснюється подача інгібітора гідра-
тоутворення на устя свердловини. 

При експлуатації свердловини №73 трапля-
ються випадки різкого зниження тиску на вході 
в УКПГ. Це пов’язано з тим, що неподалік від 
УКПГ знаходиться близько десяти поворотних 
колін на невеликій ділянці шлейфа. Очевидно, 
що гідрати відкладаються саме там. Це можна 
пояснити тим, що із збільшенням відстані про-
ходження газорідинної суміші від устя зменшу-
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ється концентрація інгібітора гідратоутворення. 
Необхідно зазначити, що в подальшому при 
зниженні тиску і появі значної кількості води в 
продукції свердловини ймовірність утворення 
гідратів збільшиться, що може призвести до 
зменшення пропускної здатності шлейфа. 

Одним з альтернативних заходів, що дасть 
змогу надійно експлуатувати шлейфи, є нане-
сення на внутрішню поверхню труб спеціаль-
ного покриття для зниження шорсткості. Ця 

пропозиція сприятиме кращому руху газорідин-
ного потоку та недопущенню відкладання гід-
ратів. Але даний захід актуальний при проекту-
ванні шлейфа. 

Також при прокладанні шлейфів потрібно 
вибирати оптимальний профіль траси з якомога 
меншою кількістю понижених ділянок та міс-
цевих опорів. 

Ефективним заходом у нашому випадку 
буде підключення інгібіторопроводу до шлейфа 
свердловини, де знаходиться значна кількість 
місцевих опорів. 

Це можна здійснити декількома шляхами: 
1) прокласти додатково інгібіторопровід; 
2) установити перемичку на існуючому ін-

гібіторопроводі. 
Перший спосіб є найбільш ефективним, 

оскільки забезпечуватиметься надійна подача 
інгібітора гідратоутворення. Але даний метод 
використовувати недоцільно, оскільки він при-
зведе до додаткових матеріальних затрат. 

Другий спосіб є найбільш раціональним, 
оскільки буде подаватися інгібітор гідратоут-
ворення на гирло і в шлейф, що дасть змогу 
зменшити гідратоутворення і здійснювати по-
дачу інгібітора в будь-яку необхідну ділянку 
шлейфа. В даному випадку запропоновано 
встановити перемичку від існуючого інгібіто-
ропровода до ділянки шлейфа, де знаходиться 
значна кількість місцевих опорів (рис. 1). 
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1 – свердловина; 2 – шлейф; 3 - інгібіторопровід прокладений до устя свердловини; 4 - місце  

знаходження місцевих опорів; 5 - інгібіторопровід під’єднаний до місця знаходження місцевих 
опорів; 6 - вентиль 

Рисунок 1 — Запропонована схема під’єднання інгібіторопроводів  до місця знаходження 
значної кількості місцевих опорів по шлейфу 


