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Глава 1
ФИЗИКО-ХИМИЧЕСКИЕ СВОЙСТВА ГАЗА, 

ГАЗОКОНДЕНСАТНОЙ СМЕСИ, ИСПОЛЬЗУЕМЫЕ 
ПРИ ОПРЕДЕЛЕНИИ ТЕРМОБАРИЧЕСКИХ ПАРАМЕТРОВ 

ГАЗОВЫХ И ГАЗОКОНДЕНСАТНЫХ ПЛАСТОВ И СКВАЖИН

1.1. Критические параметры природных газов и их компонентов

Критическим называется такое состояние вещества, при котором исчеза­
ет граница между его газовой и жидкой фазами и свойства этих фаз стано­
вятся равными. Для природного газа, являющегося смесью углеводородных 
и неуглеводородных компонентов, критические параметры (давление, тем­
пература, плотность, объем и т.д.) определяются как псевдокритические по 
составу газа.

При известном составе газа, если содержание метана составляет 95%, 
псевдокритические параметры Ркр и Г определяются по формулам:

Лжр = Ё xip«v-i ’ T«.KV = Ё < (1 •1)
i=t i=i

где.г. - доля z-го компонента в газе; Р , Г - критические давление и темпе­
ратура г'-го компонента в смеси, значения которых приведены в таблице 1.1.

Для более точного определения псевдокритических параметров газовых 
смесей Р и Ткргазоконденсатных месторождений рекомендуется использо­
вать формулы:

К

J ’ (1-2)

где (1-3)

Для газов, содержащих полярные компоненты, т.е. IL.S, II,О и т.д. более 
5/о, псевдокритические параметры должны быть определены по формуле:

п пJ2=t^xixj

1=1 >1

(1-4)

(1.5)



Физико-химические свойства компонентов природного газа при Р=0,1013 МПа
Таблица 1.1.
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Химическая формула СН4 с2н6 CjH„ п-С4Н|о i-C4H|0 П-С5Н|2 i-C5H,2 п-С(,Н|4 п-С7Н|(, n-CsHis n2 112О о2 Н2 H2S СО2 СО Нс Аг Hg
Молекулярные:

масса 16,043 30,068 44,094 58,120 58,120 72.151 72.151 86,178 100,198 114,22 28,016 28,96 18.016 32,00 2,016 34.082 44,011 28,011 4.00 39,95 200.59
объем 22,36 22,16 21,81 21,75 21,50 20,87 20,87 22,42 22,47 22,71 22,404 22,40 23,45 22,43 22,14 22.26 22,41 18.019

Плотность, кг/м3
при Т=273,16 К 0,717 1,356 2,010 2,668 2,703 3.457 3,457 3,845 4,459 5,030 1,250 1,293 0.768 1,429 0,0899 1,539 1.977 1,250 0,178 1,784 13,595
при Т-293,16 К 0,668 1,263 1,872 2,486 2,518 3.221 3,221 3,583 4,155 4.6,87 1,165 1,205 0,750 1,331 0,0837 1,434 1,842 1,165 0,166 1.662 13,546
в жидком состоянии при температуре кипения 416 546 585 582 600 625 637 664 - - - - - - - - -

Объем в газовой фазе после испарения жидкости, 
приведенный к Т-273,16 К, м3/м3 442,1 311,1 272.9 229,4 237,5 204,6 206,6 182 47,06 26,97 420,63 24,89 19.27 30,27 211,84

Газовая постоянная, м/"С 52,95 28,19 19,23 14,95 14,95 11,75 11,75 9,89 8,46 7,42 30,26 29,27
Критические параметры:

плотность, кг/м3 162,0 210,0 225.5 232,5 225,2 232 - - - - 304 - 32 41 31 349 468 301 69,3 531 -
температура, К 190,55 305,43 369,82 408,13 425,16 469,65 460,39 507,35 540,15 568,76 126,26 132,40 154,78 33,25 373,6 304,2 132,93 5,2 150,72
давление, МПа 4,695 4,976 4,333 3,871 3,719 3,435 3,448 3,072 2,790 2,535 3,465 13,24 5,18 1,325 9,185 7.527 3,568 0,234 4,959
удельный объем, м3/кг 0,0062 0,0047 0.0044 0,0044 0,0043 0.0043 - - - - - - -
молярный объем, 10'6 м3/моль 99,5 148,0 200,0 263,0 255,0 311 308 368
коэффициент сверхсжимаемости 0,290 0,285 0,277 0,283 0,274 0,269 0,268 0,264 - - 0,291 - 0,23 - - 0,268 0.274 - - -

Параметры потенциалов: 
® к,К 140 236 206 217 208 269 269 423 288 333 91,5 78,6 3,541 2.968 3,49 3.996 3,59 2,57 3,423

о,
5

3,808 4,384 5,420 5,819 5,869 6,099 6,057 5,916 7,00 7,407 3.681 3,711 - - 0,21

Фактор аценз ричности 0,0104 0,0986 0,1524 0,1849 0,2010 0,2539 0,2223 0,3007 0,3498 0,4018 0,040 0,019 0,100 0,231 0,246
Коэффициент динамической вязкости при 
Г=273,16 К, мПа с 0,0103 0,0083 0,0075 0,0069 0,0069

Гем пераз ура. К:
кипения 111,86 184,56 230,90 263,06 272,66 300,96 309,26 341,86 371,56 398,86 77,36 78,8 100.0 90,16 20 211,4 194.7 81,7 4,3 87.5
плавления 90,66 100,66 - 128,16 138,16 113,26 143,46 177,86 182,56 216,36 63,16 - 0 54,36 - - - - - - -

Теплоемкость при Т=273,16 К, Дж/кгтрад:
при постоянном давлении Ср 0,5172 0,3934 0,3701 0,3802 0,3802 0,3805 0,3805 0,3827 0,3846 0,3856 0,24 0,2397 0,4441 0,2185 3,3904 0,253 0,1946 0,2483 1,260 1.243 0,0335
при постоянном объеме Cv 0,3936 0,3273 0,3252 0,3466 0,3466 0,3533 0,3533 0,3600 0,3652 0,3686 0,1770 0,1712 0,3469 0,156 2,4045 0,192 0,1496 0,1774 0,760 - -

Теплопроводность при Т=273,16 К, Вт/мтрад 0,026 0,016 0,013 0,011 0,010 0,0106 0,0106 0,0096 0,0092 0,0084 0,020 0,021 0,015 0,148 0,011 0,012 - 0,123 -
Теплота при Т=273,16 К, кДж/кг:

испарения 570 490 427 352 394
плавления 60,8 95,2 80,0 77,6 75,5
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При наличии в составе газа кислых компонентов до 50% II,S, СО, и при 
условии, что концентрация каждого из них не превышает 25%, псевдокрити- 
ческие параметры должны быть определены с учетом наличия этих компо­
нентов по формулам:

=дх/[^,к+%<2S (1 - %<2>-) •s] (1.6)

где (1-7)

’ хси, соответственно мольные доли сероводорода и углекислоты в га­
зе проектируемого месторождения.

Молекулы реальных газов имеют конечные размеры и форму и оказыва­
ют значительное взаимное влияние. Поэтому для характеристики реальных 
газов необходимо учесть параметры, связанные молекулярным взаимодей­
ствием.

Молекулы простых газов имеют сферическую форму, для них схемы 
притяжения, которые действуют по линии, соединяющей их центры, про­
порциональны расстоянию в шестой степени. Для газов с несферической 
формой молекул схемы притяжения или отталкивания состоят не только из 
сил между центрами молекул, но и из дополнительных нецентричных сил. 
Для учета дополнительных нецентричных сил между молекулами газа не­
сферической формы введен дополнительный параметр, названный ацентри­
ческим фактором.

Он является одним из параметров, оценивающих отклонения газов со 
сложной формой молекул от газов со сферической формой молекул. Для от­
дельных компонентов газов значения ацентрического фактора приведены в 
таблице 1.1.

Приближенно ацентрический фактор компонентов может быть опреде­
лен формулой: 

кип л

(1.8)

где температура кипения Pro компонента, значение которой определя­
ется из таблицы 1.1.

Приведенные параметры газа определяются как отношение произволь­
ного значения давления и температуры к их критическим параметрам, т.е. 
как Р р = Р/Р к и Тщ= Т/Тп:.

Задача 1 - Определение псевдокритических параметров газа при из­
вестном составе по правилу аддитивности.

Определить псевдокритические давление и температуру при заданном 
составе смеси по формуле (1.1). Исходные данные и пример расчета пред­
ставлены в таблице 1.2.



Пример расчета псевдокритических параметров газа при известном составе

Таблица 1.2
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1 СИ, 0,8844 16,043 14,188 4,6 4,0682 190,6 168,57
2 (’Л,, 0,0223 30,07 0,6706 4,88 0,1088 305,4 6,8104
3 ОД 0,0303 44,097 1,3361 4,24 0,1285 369,8 11,205
4 <11 0,0065 58,124 0,3778 3,65 0,0237 408,1 2,6527
5 ‘И 0,0097 85 0,8245 3,502 0,031 512,3 4,969
6 N, 0,0095 28,013 0,2661 3,39 0,0322 126,2 1,1989
7 СО, 0,0035 44,01 0,154 7,38 0,0258 304,2 1,0647
8 H,S 0,0338 34,08 1,1519 8,93 0,3018 373,2 12,614

Сумма 1 18,969 4,7231 209,08

Р„-4,72 МПа
ТШ( =209,08 "К

Задача 2 - Определение псевдокритических параметров пластовой сме­
си газоконденсатных месторождений.

Исходные данные и пример расчета представлены в таблице 1.3. Опре­
делить псевдокритические давление и температуру при известном составе 
пластовой смеси газоконденсатной залежи по формуле (1.2).

209,08
(4,7231)°’5

=9255,57,

£ 209ф8 +2. 372.2
3 4,7231 3L J

9255 57’ 9 =4,75381 МПа,
44Д2462



Таблица 1.3

Пример расчета псевдокритических параметров пластовой смеси 
газоконденсатной залежи
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1 СИ, 0,8844 16,043 14,188 4,6 4,0682 190,6 168,57 5,69287
2 СП,, 0,0223 30,07 0,6706 4,88 0,1088 305,4 6,8104 0,17641
3 0,0303 44,097 1,3361 4,24 0,1285 369,8 11,205 0,28297
4 ( и 0,0065 58,124 0,3778 3,65 0,0237 408,1 2,6527 0,06873
5 < II 0,0097 85 0,8245 3,502 0,034 512,3 4,969 0,11731
6 N, 0,0095 28,013 0,2661 3,39 0,0322 126,2 1,1989 0,05796
7 со, 0,0035 44,01 0,154 7,38 0,0258 304,2 1,0647 0,02247
8 H,S 0,0338 34.08 1,1519 8,93 0,3018 373,2 12,614 0,2185

Сумма
S 1 18,969 4,7231 209,08 6,6372

Задача 3 - Определение псевдокритических параметров пластовой сме­
си при наличии полярных компонентов более 5%.

Исходные данные и пример расчета представлены в таблице 1.4. Опре­
делить псевдокритические давление и температуру при известном составе 
пластовой смеси с содержанием полярных компонентов более 5% по форму-



Таблица 1.4

Пример расчета псевдокритических параметров пластовой смеси 
при наличии полярных компонентов более 5%
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1 СН, 0,851 16,043 13,6525 1,6 3,9116 190,6 162,2 0,29 7,4952 182,03 0,2468
2 С,НЙ 0,0223 30,07 0,6705 4,88 0,10882 305,4 6,8104 0,285 0,3416 6,0379 0,0064
3 СП, 0,0303 44,097 1,3361 4,24 0,12847 369,8 11,205 0,277 0,7684 9,0276 0,0084
4 с,н|0 0,0065 58,124 0,3778 3,65 0,02373 408,1 2,6527 0,28 0,2673 2,0344 0,0018
5 Цн|>+ 0,0097 85 0,82-15 3,502 0,034 512,251 4,969 0,27 0,6397 3,4014 0,0026
6 H.S 0,0802 34,08 2,7332 8,93 0,71619 373,2 29,931 0,4 1,1128 24,004 0,0321
Сумма 1 19,5948 29,802 4,92578 217,77 10,625 226,53 0,266

Задача 4 - Определение фактора ацентричности.
Исходные данные и пример решения представлены в таблице 1.5. Опре­

делить фактор ацентричности по известным температурам кипения компо­
нентов по формуле (1.8).

Исходные данные: Р=20 МПа, Т=323 °К.

Пример расчета фактора ацентричности

Таблица 1.5
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Xi Mi Р i Р/
дол. ед. г/

моль МПа К К

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 И 12
1 СН, 0,8844 16,043 14,1884 4,6 4,0682 190,6 168,567 111,86 0,01242 0,01098
2 С,Н(, 0,0223 30,07 0,6705 4,88 0,1088 305,4 6,81042 184,56 0,105247 0,00234
3 с.,К 0,0303 44,097 1,3361 4,24 0,1285 369,8 11,2049 230,9 0,159469 0,00483



Продолжение табл. 1.5

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 И 12
4 сл,, 0,0065 58,124 0,3778 3,65 0,0237 408,1 2,65265 263,06 0,214456 0,00139
5 СИ,- 0,0097 677,1599 6,5684 3,555 0,034 460,0 4,462 300,96 0,257837 0,00250
6 N, 0,0095 28,013 0,2661 3,39 0,0322 126,2 1,1989 77,36 0,038822 0,00036
7 СО, 0,0035 44 01 0,1540 7,38 0,0258 304,2 1,0647 194,7 0,42362 0,00148
8 H,S 0,0338 34,08 1,1519 8,93 0,3018 373,2 12,6142 211,4 0,092453 0,00312

Сумма 1 24,7134 4,7236 0,02703
Мс5+ 85
R„c5+ 677,1599

1.2. Плотность газа

Плотность - это отношение массы газа к единице его объема. Единица 
измерения плотности - кг/м3. Плотность газа при стандартных условиях, т.е. 
при Р=0,098 МПа и 7/ =293 К, может быть определена по формуле:

(1.9)

где М - молекулярная масса газа, ..у - мольная доля z-го компонента; Л7 - мо­
лекулярная масса /-го компонента; и, - объем одного моля z-го компонента.

Значения Л/, и ц, приведены в таблице 1.1.
Плотность газов зависит от их состава, давления и температуры. Плот­

ность газа при заданных давлении и температуре определяется по известной 
плотности при нормальных или стандартных условиях по формуле:

(1.10)

где р(1 - плотность газа при стандартных условиях, т.е. при Р=0,098 МПа и 
7/ =293 К, значение которой для отдельных компонентов берется из табли­
цы 1.1.

При наличии влаги - водяных паров в газе, его плотность определяется 
по формуле:

Р 7TWр =р И+^1------- (р /р -Р /Р)1,г вп гст1_ ргр хгвп/ г ст вп: / ZJ > (1.11)

где 1F- влагосодержание газа при условиях Р и Т, определяется согласно ме­
тодам, изложенным в пункте 1.5; рц1| - плотность насыщенного водяного па­
ра; Рш| - давление насыщенного водяного пара.

Значения р[ш и Puu приведены в таблице 1.6.



Зависимости плотности и давления насыщенного пара воды от температуры

Таблица 1.6

т, К Р1ш, МПа Р.Ш.КГ/М3 т, К Р1ш, МПа Р.,..кг/м3 т, К Р„„> МПа Р.,..кг/м3
273 0,000611 0,00485 300 0,003564 0,02576 327 0,015002 0,0998
274 0,000656 0,00519 301 0,003778 0,02722 328 0,015740 0,1044
275 0,000706 0,00556 302 0,004004 0,02875 329 0,016509 0,1092
276 0,000757 0,00594 303 0,004241 0,03036 330 0,017311 0,1142
277 0,000804 0,00636 304 0,004491 0,03220 331 0,018146 0,1193
278 0,000882 0,00679 305 0,004753 0,03381 332 0,019015 0,1257
279 0,000934 0,00726 306 0,005029 0,03565 333 0,019917 0,1307
280 0,001001 0,00775 307 0,005318 0,03758 334 0,020859 0,1360
281 0,001072 0,00826 308 0,005622 0,03960 335 0,021839 0,1420
282 0,001147 0,00882 309 0,005940 0,04172 336 0,022849 0,1482
283 0,001227 0,00940 310 0,006274 0,04393 337 0,023909 0,1546
284 0,001312 0,01001 311 0,006624 0,04623 338 0,025007 0,1630
285 0,001401 0,01066 312 0,006991 0,04564 339 0,026144 0,1682
286 0,001496 0,01134 313 0,007375 0,05115 340 0,027243 0,1753
287 0,001597 0,01206 314 0,007777 0,05376 341 0,028557 0,1827
288 0,001704 0,01282 315 0,008198 0,05659 342 0,029832 0,1903
289 0,001817 0,01363 316 0,008639 0,05935 343 0,031156 0,1982
290 0,001936 0,01447 117 0,004099 0,06234 344 0,032529 0,2064
291 0,002062 0,01536 318 0,009582 0,06545 345 0,033960 0,2148
292 0,002196 0,01630 3,19 0,010085 0,06868 316 0,035431 0,2236
293 0,002337 0,01729 320 0,010612 0,07205 347 0,036961 0,2326
294 0,002485 0,01833 321 0,011169 0,07557 348 0,038550 0,2420
295 0,002642 0,01942 322 0,011735 0,07923 349 0,040187 0,2516
296 0,002507 0,02057 323 0,012335 0,08302 350 0,041894 0,2605
297 0,002982 0,02177 324 0,012960 0,08696 351 0,043649 0,2718
298 0,003166 0,02304 325 0,013612 0,09107 352 0,045473 0,2824
299 0,003360 0,02437 326 0,014293 0,09535 353 0,047356 0,2923

Величины поправок на плотность сухих газов при различных температу­
рах приведены в таблице 1.7. Эти поправки па влажность добавляются или 
вычитаются из плотности сухого газа в зависимости от знака поправок, ука­
занного в таблице 1.7.

При неизвестном компонентном составе плотность газоконденсатной 
смеси определяется по формуле

n P.Q, +P,;Qk (1.12)



где р, рк - плотности отсепарировапиого газа и конденсата; (?, Ок - дебиты 
газа и конденсата; а - кажущийся объемный коэффициент конденсата при 
условиях определения плотностей р.м, р1 и р|(. Значение а при стандартной 
температуре определяется по формуле:

а=24,04-рк/Л/, (1.13)

где Л/. - молекулярная масса конденсата, кг/моль.

Поправки к плотности сухого газа на его влажность

Таблица 1.7

Плотность 
сухого газа, 

кг/м3

Поправки (в%) при температуре

283 288 293 298 303 308 313 318 323 К

0,4 |1,2 + 1,5 +2,0 12,7 13,4 |5,5 +6,4 +7,0 +8,5
0,5 +0,7 +0,9 +1,2 + 1,5 +1,9 +2,4 +2,9 +3,5 +4,3
0,6 +0,4 +0,5 +0,6 +0,7 +0,9 + 1,0 + 1,2 + 1,4 + 1,6
0,7 +0,1 +0,1 +0,2 +0,2 +0,2 +0,4 0 -0,1 -0,3
0,8 0 -0,1 -0,1 -0,2 -0,4 -0,6 -0,9 -1,3 -1,7
0,9 -0,2 -0,3 -0,4 -0,6 -0,8 -1,2 -1,6 -2,2 -3,0
1,0 -0,3 -0,4 -0,6 -0,8 -1Д -1,6 -2,1 -2,9 -3,9

Задача 5 - Определение плотности природного газа в стандартных ус­
ловиях.

Определить плотность отдельных компонентов природного газа в стан­
дартных условиях, затем по формуле (1.9) определить плотность смеси. Ис­
ходные данные и пример решения задачи представлены в таблицах 1.8-1.9.

Исходные данные для определения плотности смеси газов 
в атмосферных условиях

Таблица 1.8

Номер 
комп-та Компонент

Молярный состав
газа

Молекул, масса
комп-та

Объем одной 
молекулы газа

X,
дол.ед.

М, 
г/моль

V, 
м'/моль102

1 СИ 0,9409 16,043 22,36
2 С,ПВ 0,0223 30,07 22,16
3 СДф 0,0303 44,097 21,81
4 <11 0,0065 58,124 21,75

Сумма 1



Пример определения плотности смеси газов в атмосферных условиях

Таблица 1.9

Параметр Значение Размерность
22,33491 м7моль*10‘’
17,47936 кг/моль*10ч

Р™ 0,782603 кг/м’

Задача 6 - Определение плотности природного газа в заданных услови­
ях.

Плотность смеси при заданных давлении и температуре определяется по 
формуле (1.10).

Исходные данные'. Заданы текущее давление Р= 14,71 МПа и текущая 
температура Т= 303 °К. Коэффициент сжимаемости принят равным единице 
(?=1). Состав смеси и плотность в атмосферных условиях аналогичны зна­
чениям, полученным в задаче 5.

_078 14,71-293
PsrZT ’ 0,1013-1-303

= 109,53-^.
м'

Задача 7 - Определение плотности природного газа при наличии водя­
ных паров.

Исходные данные аналогичны задаче 6. Плотность смеси при наличии 
водяных паров определяется по формуле (1.11).

Рвп и рш1 определяются из таблицы зависимости плотности и давления на­
сыщенного водяного пара от температуры (таблица 1.6): Рв[ =0,004241 МПа, 
рш =0,03036 кг/м3. Влагосодержание природного газа 17=5,14 г/м3.

атР ZTWр =р [!+_*!------- (р /р -Р /Р)1 =
ГВП rci'L jprp ХГВП / • ст ВП / ZJ

ст

= 0,78 1 +
0,1013-1-303-5,14 (0,03036 0,004241Ф

I 0,78 14,71 )14,71-293 0,78
= 0,78114. 

м'

Задача 8 - Определение плотности газоконденсатной смеси при неиз­
вестном компонентном составе.

Плотность газоконденсатной смеси при неизвестном компонентном со­
ставе определяется по формуле (1.12), пример решения задачи представлен 
ниже.

Исходные данные: плотность газа после сепаратора при 29.3°К и атмо­
сферном давлении рг = 0,723 кг/мЛ, плотность конденсата р|; = 740/«/.wJ, 
содержание конденсата в газе 300-10 м /м , дебит газа 
Q = 2М)тыс.м>/'суш , молекулярная масса конденсата М = 1А9кг/кмолъ.



Определяем суточный дебит конденсата:

QK =300-10"6 • 200 • 103 = Ы}мА/сут.

По формуле (1.13) определяем а=24,04-р1!/М =24,04-740/149=119,2.

= РгОг + РА = 0,723-200-103 + 740-60 = Q 912/« 
Р<'' Q,+«Q,; 200-103+ 119,2-60 ’* л/3'

1.3. Коэффициенты сверхсжимаемости газов

Коэффициент сверхсжимаемости газов - это отношение объема о при 
заданных значениях Р и Т к объему этого газа, определенному при идентич­
ных Р и Т по законам идеального газа и1Н. Коэффициент сверхсжимаемости 
характеризует отклонение объема реального газа от объема «идеального». 
Формула, связывающая основные параметры газа - объем, давление и тем­
пературу, называется уравнением состояния газа. Уравнение состояния иде­
ального газа получено из условия отсутствия межмолекулярных взаимодей­
ствий и без учета объема самих молекул и имеет вид

x>m~nRT/P, (1.14)
где п - число молей газа; R - универсальная газовая постоянная; Т и Р - 
температура и давление газа.

Уравнение состояния реального газа может быть представлено в виде:

v=nZRT/P. (1.15)

Универсальная газовая постоянная R выражает работу одного моля газа 
при повышении его температуры на один градус и в системе СИ имеет раз­
мерность Дж/кмоль-град.

Коэффициент сверхсжимаемости газа Z зависит от состава газа, давле­
ния и температуры. Значение коэффициента может быть определено графи­
ческим и аналитическим способами. Способ определения следует выбирать 
исходя из требуемой точности его значения. Наиболее простым способом 
определения Z является графический. Для определения Z природных газов, 
содержащих не более 2% (мольных) высококипящих углеводородов С5+, 2% 
ароматических углеводородов и около 5% полярных и кислых компонентов, 
можно использовать графическую зависимость Z от приведенного давления 
Р и приведенной температуры Г||р, показанных па рисунках 1 и 2. Па ри­
сунках 3+5 приведены зависимости Z от Р иТ для N.„ СО, и II,,S.

При более высоком содержании в газе высококипящих углеводородов 
С_, и полярных компонентов коэффициент сверхсжимаемости Z следует оп­
ределять с учетом ацентричного фактора по формуле:

Z=Z(0>+cocmZ(,>; (1.16)



где Z<l)), Z*1’ - коэффициенты, определяемые из графиков зависимостей Z0” и 
Z1’ от приведенных параметров Р и Г , , показанных па рисунках 6 и 7; сосм - 
фактор ацептричпости, определяемый по известному составу газа по фор­
муле:

ю<м=ЕюА> (1-17)
i=i

где со - фактор ацептричпости z-го компонента, определяемый по форму­
ле (1.8).

Псевдокритические параметры, необходимые для определения Рпр и Т|ф, 
с помощью которых из графиков находят Z*0’ и Z0’, должны быть определены 
в зависимости от состава газа.

Если в газе содержится более 5% СО,, то значение Z должно быть рас­
считано следующим образом:

- по формулам (2.3) вычисляют псевдокритические давление Рпй и тем­
пературу Тик;

- вычисляется фактор ацептричпости смеси со(;м, исключая из нее СО,, 
по формуле:

®уГл (1Л8)
i=i. i=i

- по известной величине со „ и концентрации СО, в газе из графика, по­
казанного на рисунке 8а и б, определяется величина е, являющейся 
температурной поправкой для используемой при расчетах псевдокри- 
тической температуры. При наличии в газе СО, и H,S значение s может 
быть рассчитано и по формуле:

s = 528соу„,(Л-Л2) + 5(В0’5 -В2), (1.19)

где Л - суммарные мольные доли СО, и H,S в газе; В - мольная доля H,S. 
Зная Рпк, Тн. и со, вычисляют новые псевдокритические параметры:

(1.20)

Зная Р1|1;, Г к и со, вычисляют новые псевдокритические параметры.
По известным величинам заданных Р и Т и вычисленным Р‘ш. и рас­

считывают приведенные параметры:

рщ,=р/р1р, т11Р=т/т;к. (1.21)

Используя графики (рисунок 5-6), определяют Z0” и Z0’, а затем, исполь­
зуя формулу (1.19), вычисляют значение Z.



При наличии в газе СО., и H..S коэффициент сверхсжимаемости Z опре­
деляется аналогичным образом, с той лишь разницей, что при вычислении 
фактора ацентричности со по формуле (1.18) из состава газа исключается 
не только СО2, по и H2S.

Для газов сеноманской залежи значение Z с приемлемой точностью мо­
жет быть определено из графика зависимости Z от Рпр и Г , показанной па 
рис. 2 или по формуле:

Z= [0,4 feT+0,731 Рч'+0,1Рр. (1-22)

Для более точных расчетов коэффициент сверхсжимаемости природных 
газов Z должен быть определен по кубическим уравнениям состояния газов, 
наиболее широкое распространение среди которых получили уравнения Со- 
аве, Редлиха-Квонга, Пенга-Робинсона. При этих методах расчета присут­
ствие в газе кислых компонентов практически не влияет на величину по­
грешности при определении Z, если расчеты ведутся с учетом коэффициен­
тов взаимодействия.

Рис. 1. Зависимость коэффициента 
сверхсжимасмости Z метана 

от приведенных давления 
и температуры

Рис. 2. Зависимость коэффициента 
сверхсжимаемости Z природного газа 

от приведенных давления 
и температуры
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Рис. 3. Зависимость коэффициента сверхсжимаемости Z азота от давления
и температуры

Рис. 4. Зависимость коэффициента сверхсжимаемости Z углекислого газа
от давления и температуры



Рис. 5. Зависимость коэффициента сверхсжимаемости Z сероводорода 
от давления и температуры

Рис. 6. Зависимость коэффициента сверхсжимаемости Z(0) простых веществ 
от приведенных давления и температуры



Рис. 7. Зависимость коэффициента сверхсжимаемости Z(l) 
несферических молекул от приведенного давления и температуры

Рис. 8. Зависимость псевдокритической температурной поправки г 
от концентрации в смеси СО2 и фактора ацентричности со

Д
з

Для определения коэффициента сверхсжимаемости Z кубические уравне­
ния состояния решаются относительно Z. Имеющее достаточно высокую точ­
ность уравнение Редлиха-Квонга для определения Z записывается в виде:

Z:i -Z2 + Z[acta + Ь^ЫР-Ьт]Р-а^Ь^Р2 =0, (1.23)
где

а =ха; b = xb ,см I v см: i i '



а, = 0,4275л2?;2;5 /(?!,■ -Г2’5); />,. = 0,0867Л7ф. /Рк.. (1.24)

Уравнение (1.22) дает искомую точность для газообразных компонентов 
и их смесей. Наличие в смеси компонентов в жидком состоянии, а также мо­
лекул различного строения резко увеличивает погрешность расчетов.

Наиболее точно коэффициент сверхсжимаемости Z определяется из 
уравнения состояния Пеига-Робиисоиа, имеющего относительно Z вид:

Z,-(l-H)Z2+(H-3B2-2B)Z-(HB-B2-B;,)=0, (1.25)

а, = 11 + 777,(1-7;";5)!2; щ,. = 0,37464 + 1,54226со;-0,26992со2. (1.29)

где A=aP/R'T; B=bP/RT; (1.26)

а = И xixj ^~Си Xaiaj )°’5! А = Е xihi >

1=1 j=l i=l
(1-27)

at = 0,45724Л27;2а, / Pki; bt = 0,0778ЛТй /Pki, (1.28)

Значения коэффициента С, в формуле (1.30) приведены в таблице 1.10.
Таблица 1.10

Значение коэффициента Cij в формуле (1.27)

Компоненты 
газа

Cu
n2 CO2 H2S CH4 С.Щ СЛ П-С4Н10 n-CjHu П-СбН14 n-C7H1(i n-CsHis П-С9Н20 П-С10Н22

n2 0 0 0,130 0,025 0,010 0,090 0,095 0,100 0,110 0,115 0,120 0,120 0,123

CO: 0 0,135 0,105 0,130 0,125 0,115 0,115 0,115 0,115 0,115 0,115 0,115

H2S 0 0,070 0,085 0,080 0,075 0,070 0,060 0,060 0,060 0,060 0,055

CH4 0 0 0,010 0,025 0,030 0,030 0,035 0,040 0,040 0,045

c+ 0,005 0,010 0,010 0,020 0,020 0,020 0,020 0,020

СД 0 0 0,005 0,005 0,005 0,005 0,005 0,005

П-С4Н10 0 0,005 0,005 0 0 0,005 0,005

n-CsH,2 - 0 0 0 0 0 0

П-С6Н14 - - - - - - - - 0 0 0 0 0

n-C7H16 - - - - - - - - - 0 0 0 0

n-CsH,s - - - - - 0 0 0

n-C,H2„ - - - - - - - 0 0

П-С10Н22 - - - - - 0 0

Задача 9 - Определение коэффициента сверхсжимаемости по отноше­
нию объемов реального и идеального газов.

Коэффициент сверхсжимаемости по отношению объемов реального и 
идеального газов определяется по формулам (1.14-1.15). Исходные данные 
представлены в таблице 1.11, пример решения в таблице 1.12.



Таблица 1.11

Исходные данные для определения коэффициента сверхсжимаемости 
по отношению объемов реального и идеального газов

Параметр Значение Размерность
R 8,31 Дж/(кмоль*К)
Р 14,71 МПа
Т 303 К
и 1 МОЛЬ

Таблица. 1.12

Пример определения коэффициента сверхсжимаемости по отношению объемов 
реального и идеального газов

Параметр Значение Размерность
171171,31 3 м

Кеая 160 3 м
Z 0,93447361

Задача 10 - Определение коэффициента сверхсжимаемости с учетом 
фа ктора а це нтри чности.

Коэффициент сверхсжимаемости с учетом фактора ацентричности опре­
деляется по формуле (1.16), фактор ацентричности смеси определяется по 
формуле (1.17). Исходные данные для решения задачи представлены в таб­
лице 1.13.

Таблица 1.13

Исходные данные для определения коэффициента сверхсжимаемости 
с учетом фактора ацентричности

Помер
комп-та Компонент

Молярный 
состав газа

Молекул, 
масса 

комп-та

Критич.
давление 

компонента

Критич.
темп-ра 

компонента

Темп-ра
кипения 

компонента
Д

дол. ед.
д

г/моль
РKpZ

МПа
ТKpz 
к

ТKpz 
к

1 СП, 0,8844 16,043 4,6 190,6 111,86
2 СД1В 0,0223 30,07 4,88 305,4 184,56
3 ОД 0,0303 44,097 4,24 369,8 230,9
4 <11 0,0065 58,124 3,65 408,1 263,06
5 ОД„+ 0,0097 85 3,555 460,000 300,96
6 N, 0,0095 28,013 3,39 126,2 77,36
7 СО, 0,0035 44,01 7,38 304,2 194,7
8 H,S 0,0338 34,08 8,93 373,2 211,4



Определение фактора ацентричности смеси
Таблица 1.14

Таблица 1.15
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X, 

дол. ед.
м, 

г/моль
р :к[»

МПа
т xpi 
к

Т:крг
К

1 СН, 0,8844 16,043 14,188423 4,6 4,06824 190,6 168,566 111,86 0,0124 0,01098
2 C,Hfi 0,0223 30,070 0,67056 1,88 0,10882 305,4 6,810 184,56 0,1052 0,00235
3 СУН, 0,0303 44,097 1,33614 1,21 0,12847 369,8 11,204 230,9 0,1595 0,00483
4 с,н,„ 0,0065 58,124 0,37780 3,65 0,02372 408,1 2,653 263,06 0,2144 0,00139
5 СУН,, 0,0097 85,000 0,82450 3,555 0,03400 460,0 1,162 300,96 0,2578 0,00250
6 N.. 0,0095 28,013 0,26612 3,39 0,03220 126,2 1,199 77,36 0,0388 0,00037
7 СО, 0,0035 11,010 0,15403 7,38 0,02583 301,2 1,065 191,7 0,4236 0,00148
8 U.S 0,0338 34,080 1,15190 8,93 0,30183 373,2 12,611 211,1 0,0925 0,00312

Сум­
ма 1 18,969497 4,72361 208,574 0,02703

Определение коэффициента сверхсжимаемости с учетом фактора ацентричности

Параметр Значение Размерность
Р,„ 20 МПа
тш, 323 К

4,234046668
т 1,548608

0,027034166
ДО) 0,8 (графически)
Z(l) 0,22 (графически)

Z 0,805947516

Задача 11 - Определение коэффициента сверхсжимаемости при нали­
чии полярных компонентов.

Коэффициент сверхсжимаемости при наличии полярных компонентов 
более 5/о определяется по формуле (1.16). Фактор ацентричности и крити­
ческие параметры смеси аналогичны значениям, полученным в задаче 10.

Таблица. 1.16

Исходные данные для определения коэффициента сверхсжимаемости

Параметр Значение Размерность
Р. 4,7236135 МПа
т-------------------------Ф---------------------- 208,57441 К



Продолжение табл. 1.16

Параметр Значение Размерность
Р 20 МПа
Т 323 К
Р 4,234046668
Т 1,548608

0,027034166
ДО) 0,8 (графически)
Z(l) 0,22 (графически)

Z 0,805947516

Таблица. 1.17

Определение коэффициента сверхсжимаемости 
при наличии полярных компонентов

Параметр Значение Размерность
0,027034166 МПа

Р 20 К
323

с, 4,205214466
Тт, 1,544545555

ДО) 0,912
Д1) 0,295

а* 2,035Е-19 3 м
р* 2.746Е+30
£ 0,23,

./* 1712,374
т 209,123 к

4,756 МПа
Z 0,919975079

Задача 12 - Определение коэффициента сверхсжимаемости с учетом 
фактора ацентричности при наличии более 5% СО2.

Коэффициент сверхсжимаемости при наличии СО, более 5% определя­
ется по формуле (1.16), пример решения задачи представлен в таблице 1.18. 
Фактор ацентричности и критические параметры смеси аналогичны значе­
ниям, полученным в задаче 10.



Таблица 1.18

Определение коэффициента сверхсжимаемости при наличии СО2 более 5%

Параметр Значение Размерность
ш,,, 0,024646798
рпл 20 МПа
т 323 К
е 2,124115602
А 0,1038
В 0,0338

Т . 215,03104 К
Р 4,92649 МПа
р * 212,9069244 К
р * 4,877825239 МПа
р * 4,100187896
р * 1,517094857
ДО) 0,8
Z(l) 0,2

Z 0,80492936

Задача 13 - Определение коэффициента сверхсжимаемости но уравне­
нию Редлиха-Квон га.

Коэффициент сверхсжимаемости по уравнению состояния Редли- 
ха-Квонга определяется по формуле (1.22), пример решения задачи пред­
ставлен в таблицах 1.20 и 1.21. Заданны текущее давление Р=14,71 МПа и 
текущая температура Т= 303 °К.

Таблица 1.19

Исходные данные для решения задачи по определению 
коэффициента сверхсжимаемости по уравнению Редлиха-Квонга

Номер 
комп-та Компонент

Молярный 
состав газа

Молекул.
масса комп-та

Критич.
давление 

компонента

Критич.
темп-ра 

компонента
X

дол. ед.
м, 

г/моль
Ркр< 

МПа
ТKpzк

1 СИ 0,92 16,043 4,6 190,6
2 с,н„ 0,06 30,07 4,88 305,4
3 0,02 44,097 4,24 369,8



Таблица 1.20
Пример определения вычислительных коэффициентов 

по уравнению состояния Редлиха-Квонга
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РKf)l 
МПа

Т кр/ 
к

1 СП, 0,92 16,043 4,6 190,6 0,050352497 0,0463243 0,000995 0,000915
2 C,Hfi 0,06 30,07 4,88 305,4 0,154249713 0,009255 0,001503 0,000090
3 ОД 0,02 44,097 4,24 369,8 0,286432975 0,0057287 0,002095 0,000042

Таблица 1.21

Пример определения коэффициента г 
по уравнению состояния Редлиха-Квонга

Параметр Значение
а,.„ 0,05715004
ьгм 0,001227556
Z 0,8006

Задача 14 - Определение коэффициента сверхсжимаемости но уравне­
нию Пенга-Робинсона.

Коэффициент сверхсжимаемости но уравнению состояния Пенга -Робин­
сона определяется но формуле (1.25), пример решения задачи представлен в 
таблице 1.22. Заданы текущее давление Р=5,01 МПа и текущая температура 
Т= 289 °К. Критические параметры смеси Г = 180,478 °К, Р =4,24 МПа.

Таблица. 1.22 
Пример определения коэффициента г 

по уравнению состояния Пенга-Робинсона

Параметр Значение
0,03748846

m 0,432077611
т 1,6013
р 1,1816

242422,8344
1) 27,50322927

(Т) 1,0304
я(Г) 249802,1891

Л 0,2171
в 0,0574
Z 0,845819724



1.4. Вязкость газа

Вязкость - физическое свойство вещества, которое проявляется при дви­
жении и характеризует сопротивляемость скольжению и сдвигу одной части 
относительно другой. Величина силы внутреннего трения между двумя 
движущимися слоями пропорциональна площади соприкосновения этих 
слоев и изменению скорости движения в направлении, перпендикулярном 
плоскости соприкосновения слоев. Коэффициент пропорциональности ме­
жду силой внутреннего трения и произведением площади па изменение ско­
рости движения называется коэффициентом динамической вязкости. Раз­
мерность коэффициента динамической вязкости: сила-время/(длина)2, т.е. 
Н-с/м2или Па-с.

Па рисунке 9 приведены зависимости для определения коэффициента 
приведенной динамической вязкости ц*р природных газов при различных
давлениях и температурах.

Рис. 9. Зависимость приведенной вязкости р* от приведенных давления 
и температуры

Величина цар определяется по формуле:

= ц(Р,Т)/цаг(Ра1,Т) (1.29)

где цат - коэффициент вязкости газа при атмосферном давлении 
Рт=0,098 МПа и заданной температуре, который определяется по формуле:



В., = ХнлК3/Хх,М", (1.30)
1=1 1=1

где ц, - коэффициент динамической вязкости г-го компонента при заданной 
температуре и атмосферном давлении.

Величина р..н определяется из графика, показанного на рисунке 10, или 
по формуле:

ца1 =0,0026697^77^0^ (1.31)

где А/ - молекулярная масса г-го компонента; Оц - интеграл столкнове­
ний; Т- температура газа; с - параметр потенциалов.

Рис. 10. Зависимость вязкости газов р„ от температуры
при атмосферном давлении:

1 - гелий; 2 - воздух; 3 - азот; 4 - углекислый газ; 5 - сероводород; 6 - метан; 
7 - этилен; 8 - этан; 9 - пропан; 10 - i-бутан; И - п-бутан; 12 - п-пентан; 13 - 
п-гексан; 14 - п-гептан; 15 - п-октан; 16 - п-нонан; 17 - п-декан

Значения констант о, и Сф находят по таблице 1.23 но известному 
компонентному составу газа. Для нахождения Q сначала вычисляют ве-



Величина (s/k) дана в таблице 1.1. Значения в зависимости от Т 

приведены в таблице 1.23.
Таблица 1.23

Значения интеграла столкновений Q( при различных Т*
для неполярных компонентов

т* Т* Т* Нат Т* Q
Мчат

0,30 2,785 1,35 1,375 2,80 1,058 4,90 0,930
0,35 2,628 1,40 1,353 2,90 1,048 5,00 0,927
0,40 2,492 1,45 1,333 3,00 1,039 6,00 0,896
0,45 2,368 1,50 1,314 3,10 1,030 7,00 0,877
030 2,257 135 1,296 3,20 1,022 8,00 0,854
0,55 2,156 1,60 1,279 3,30 1,014 9,00 0,833
0,60 2,065 1,65 1,264 3,40 1,007 10,0 0,824
0,65 1,982 1,70 1,248 3,50 0,999 20,0 0,743
0,70 1,908 1,75 1,234 3,60 0,993 30,0 0,700
0,75 1,84 1 1,80 1,221 3,70 0,987 40,0 0,672
0,80 1,780 1,85 1,209 3,80 0,981 50,0 0,650
0,85 1,725 1,90 1,197 3,90 0,975 60,0 0,633
0,90 1,675 1,95 1,136 4,00 0,970 70,0 0,619
0,95 1,629 2,00 1,175 4,10 0,965 80,0 0,608
1,00 1,587 2,10 1,156 4,20 0,960 90,0 0,597
1,05 1,349 2,20 1,138 4,30 0,955 100,0 0,588
1,10 1,314 2,30 1,122 4,40 0,951 200,0 0,532
1,15 1,352 2,40 1,107 4,50 0,946 300,0 0,502
1,20 1,382 2,50 1,093 4,60 0,943 400,0 0,481
1,25 1,424 2,60 1,081 4,70 0,938 - -
1,30 1,399 2,70 1,069 4,80 0,934 - -

Если в составе газа присутствуют неуглеводородные компоненты, то их 
влияние па величину ца1 учитывается введением соответствующих попра­
вок, зависящих от объемной концентрации неуглеводородных компонентов 
в смеси и от относительной плотности этой смеси при атмосферном давле­
нии.

Значения поправок на присутствие в газе неуглеводородных компонен­
тов могут быть вычислены аналитически по формулам:

= | (0,07132+“ - 0,09011)р~°’25 + (0,02379 - 0,01996+“ ) | • 1 (Г'1, (1.33)

Ц(,(л = [((),06759+“ -0,07853)р~“’ + (0,02906-0,03213+“)|-10Л (1.34) 

p/v = [(0,09007+“ -0,12753)р~°’25 + (0,09674-0,06753+“ )]-10“ (1.35)



Задача 15 - Определение коэффициента вязкости в заданных условиях. 
Коэффициент динамической вязкости в данной задаче определяется по 

формуле (1.29), пример решения задачи представлен в таблице 1.25. Заданы 
текущее давление Р=62,5 МПа и текущая температура Т= 316 °К.

Значения вязкости при заданной температуре и атмосферном давлении 
для каждого компонента смеси определяется по графику (рисунок 10), зна­
чение приведенной вязкости в заданных условиях определяется по графику 
(рисунок 9) в зависимости от приведенных давления и температуры.

Таблица 1.24

Исходные данные для определения динамической вязкости газа 
при заданной температуре и атмосферном давлении

Компо­
ненты Р ,МПа т к А

Молекуляр­
ная масса К М°’5 рД*Мв’5

СИ, 4,6950 190,55 0,6792 16,043 0,0115 4,005371 2,720448 0,0312852
С,НВ 4,9760 305,43 0,0545 30,068 0,0095 5,48343 0,298847 0,002839
С,Н8 4,3330 369,82 0,0253 44,094 0,0087 6,640331 0,168 0,0014616
<11 3,8000 416,64 0,0105 58,12 0,0080 7,623647 0,080048 0,0006404

3,0720 507,35 0,1336 86,178 0,0064 9,283211 1,240237 0,0079375
n,s 9,1850 373,60 0,0336 34,082 0,0138 5,837971 0,196156 0,002707
со. 7,5270 304,20 0,0574 44,011 0,0158 6,634071 0,380796 0,0060166
N, 3,4650 126,26 0,0059 28,016 0,0187 5,293014 0,031229 0,000584

Сумма 1,0000 5,115762 0,0534712

цат = = 0,05347/5,116 = 0,01036 л/Шс,
1=1 1=1

ц(Р,Т) = ц;р • цат (Рат ,Т) = 7-0,01036 = 0,0725 мПас.

Задача 16 - Определение коэффициента динамической вязкости ком­
понента смеси при атмосферном давлении.

Коэффициент динамической вязкости при атмосферном давлении опре­
деляется по формуле (1.31).

Таблица 1.25

Исходные данные для определения динамической вязкости газа при заданных 
температуре и атмосферном давлении по формуле 1.31

Параметр Значение Размерность
Р 0,1013 МПа
Т 340 К
М 16,042
Q 3,808
в 0

Ь/к 140



Таблица 1.26

Определение динамической вязкости газа при заданных температуре 
и атмосферном давлении по формуле 1.31

Параметр Значение Размерность
Т 2,42857
м 1,103
м 0,01231 мПа*с

Задача 17 - Определение поправок на содержание неуглеводородных 
компонентов.

Значения поправок на присутствие в газе неуглеводородных компонен­
тов могут быть вычислены аналитически по формулам (1.33,1.34,1.25).

Таблица. 1.27

Исходные данные для решения данной задачи

Компоненты xi

СН, 0,7110
С2Н6 0,0748
C,HS 0,0370

iQH,„ 0,0076
nQH,„ 0,0168
iC5H,.; 0,0032
пОД, 0,0057
свнн 0,0063
n,s 0,0200
со. 0,0300

ч 0,0609
Таблица. 1.28

Пример решения задачи по определению поправок 
на содержание неуглеводородных компонентов

Параметр Значение
Ц№ -0,0005718380

Мот?- -0,0004800331
Ржу- -0,0005266581

1.5. Влагосодержание газа

Влагосодержание - это количество паров воды, растворенных в единице 
объема природного газа при заданных условиях. Содержание водяных паров 
в газе характеризуется абсолютной и относительной влажностью. Под абсо­
лютной влажностью газа IT при заданных давление и температуре попима- 



ется отношение массы водяных паров, содержащихся в газе, к объему, при­
веденному к стандартным условиям этого газа, из которого удалены пары 
воды. Абсолютная влажность измеряется в кг/1000 м*. Относительная 
влажность - это отношение фактического содержания паров воды в единице 
объема газа при заданных давлении и температуре к его влагоемкости, т.е. к 
количеству водяных паров в том же объеме и при тех же давлении и темпе­
ратуре, по при помощи насыщения газа парами воды. Относительная влаж­
ность измеряется в долях единицы или в процентах.

Влагосодержание газа зависит от состава газа, давления, температуры и 
физико-химических свойств конденсированной воды, с которой газ нахо­
дится в термодинамическом равновесии, оно определяется по формуле

(1.36) 

где - влагосодержание газа с относительной плотностью р =0,6 с пре­
сной водой; С(. - поправка на соленость воды; С - поправка на отклонение 
плотности данного газа от величины р =0,6.

Величина 1¥() й может быть рассчитана по формуле:

w;(=A/p+B, (1.37)

где А - влагосодержание идеального газа; В коэффициент, зависящий от 
состава газа; Р -- давление.

Значения коэффициентов А и В приведены в таблице 1.27. Эти же ко­
эффициенты могут быть определены аналитическим путем.

Величину А можно определить по формуле:

(1.38)

где РШ1 - давление насыщенного пара воды над конденсированной фазой, 
которое может быть определено по данным, приведенным в таблицах 1.28 
для различных температур, или рассчитано приближенно при 203<Т<373 К 
по формуле:

7JU1| =ед7?|-0,60212(0,01Т)/,+ 1,475(0,01Т)’-2,97304(0,017)4
+7,19863(0,017)+ +6,41465| (1.39)

и при .373<Г<623 К по формуле:

РВ1|=^|-0,0366(0,017)40,4375(0,017):,-2,2148(0,017)4
+6,8574(0,017)+6,48561. (1-40)



Значения коэффициентов А и В в формуле (2.37)
Таблица 1.29

Т, К А В т, К А В т, К А В
233 0,1451 0,00347 281 8,20 0,0630 329 120,0 0,487
235 0,1780 0,00402 283 9,39 0,0696 331 138,0 0,521
237 0,2189 0,00465 285 10,72 0,0767 333 152,0 0,562
239 0,2670 0,00538 287 12,39 0,0855 335 166,5 0,599
241 0,3235 0,00623 289 13,94 0,0930 337 183,3 0,645
243 0,3930 0,00710 291 15,75 0,1020 339 200,5 0,691
245 0,4715 0,00806 293 17,87 0,1120 341 219,0 0,741
247 0,5660 0,00921 295 20,15 0,1227 343 238,5 0,793
249 0,6775 0,01043 297 22,80 0,1343 345 260,0 0,841
251 0,8090 0,01168 299 25,50 0,1453 347 283,0 0,902
253 0,9600 0,01340 301 28,70 0,1595 349 306,0 0,965
255 1,1440 0,01510 303 32,30 0,1740 351 335,0 1,023
257 1,3500 0,01705 305 36,10 0,1895 353 363,0 1,083
259 1,5900 0,01927 307 40,50 0,2070 355 394,0 1,148
261 1,8680 0,02115 309 45,20 0,2240 357 427,0 1,205
263 2,1880 0,02290 311 50,80 0,2420 359 462,0 1,250
265 2,5500 0,02710 3,13, 56,25 0,2630 361 501,0 1,290
267 2,9900 0,03035 315 62,70 0,2850 363 537,5 1,327
269 3,4800 0,03380 317 69,25 0,3100 365 582,5 1,367
271 4,0300 0,03770 319 76,70 0,3350 367 624,0 1,405
273 4,6700 0.04180 321 85,29 0,3630 369 672,0 1,445
275 5,4000 0,04640 323 94,99 0,3910 371 725,0 1,487
277 6,2250 0,05150 325 103,00 0,4220 373 776,0 1,530
279 7,1500 0,05710 327 114,00 0,4540 383 1093,0 2,620

Значение коэффициента В в формуле (1.37) приближенно может быть 
определено по формуле:

В=1() ^[0,0685(0, ()1Г)-0,3798(0, ()1Т):,+ 1,06606(0,01Г)2-
-2,00075(0,01Т)+4,2216], (1.41)

где Т- температура, °C.
Таблица. 1.30 

Значения Рки от температуры
Т, К Р„„ МПа т, к Р„„ МПа Т, К Р„„ МПа
233 0,000013 283 0,00126 333 0,02057
238 0,000023 288 0,00176 338 0,02582
243 0,000038 293 0,00241 343 0,03219
248 0,000065 298 0,00327 348 0,03982
253 0,000106 303 0,00441 353 0,04892
258 0,000170 308 0,00580 358 0,05971
263 0,000268 313 0,00762 363 0,07242
268 0,000496 318 0,00989 368 0,08731
273 0,000628 323 0,01274 373 0,10466
278 0,000902 328 0,01625 378 0,14799



Значение Г/н; может быть вычислено по формуле, полученной путем об­
работки данных по А и В, приведенных в таблице 1.29:

Wo =0,4736едр(0,0735Т-0,000277^)+0,0418елр(0,0547-0,00027г) (1.42)

Поправки на соленость воды и на плотность с учетом влияния темпера­
туры определяются по формулам:

С = 1-0,225-1 (ГД, (1.43)

С=10'Т-1,1-10'37’р -0,079 р2 +0,73-10’3Т+0,156 р +0,927, (1.44)

где К - соленость воды, кг/м3; Т - температура, °C; р - относительная плот­
ность газа.

Приведенные выше методы определения влагосодержания газа не учи­
тывают наличие кислых компонентов. Наличие в газе СО, и H,S повышает, 
a N, снижает влагосодержание газов.

Если содержание сероводорода в природном газе превышает 20 об.%, то 
влагосодержание определяют по правилам аддитивности, учитывающей на­
личие в газе сероводорода:

Ww=xlV+xCO2 (1.45)

где х хсо , .rB s - мольные доли углеводородных компонентов, двуокиси 
углерода и сероводорода в газе; IV, IVCO , IVILS - содержание влаги в углево­
дородной части газа, двуокиси углерода и сероводорода.

Значения IVCO2, WII S определяются графически из рисунков 11 и 12.

Рис. 11. Зависимость 
влагосодержания углекислого газа 

VV<O2, от давления и температуры

Рис. 12. Зависимость 
влагосодержания сероводорода WH2S 

от давления и температуры



Определение влагосодержания сероводородсодержащих газов
Для более точного определения влагосодержания сероводородсодержа­

щего природного газа при содержании сероводорода до 50% мольных долей 
и давлении до Р=70 МПа и температуре 10<Т<175 °C необходимо использо­
вать следующий метод. Сначала определить влагосодержание несернистого 
газа (углеводородные компоненты газа). Затем определить мольное содер­
жание в процентах эквивалентной концентрации сероводорода II,S в серни­
стом газе из равенства H2Siki=II2S+0,7-CO7, в %; Далее для заданной величи­
ны температуры Т и рассчитанному значению эквивалентной концентрации 
сероводорода в газе IL,SMu, используя кривые, показанные на рисунке 13 (см. 
последовательность нахождения относительного влагосодержания серово­
дородсодержащего газа к влагосодержанию несернистого газа) находят 
Wll2S/Wyn.

W = WH?S / WyrjI

Рис. 13. Номограмма для определения относительного влагосодержания 
сернистого газа

Для этого необходимо для известной величины температуры горизон­
тальной линией пересечь кривую H2S,Ku, а затем из точки пересечения про­
вести вертикальную линию до пересечения с кривой давления, при котором 



требуется определить влагосодержание сернистого газа. Из точки пересече­
ния вертикальной линии с кривой давления провести горизонтальную ли­
нию до оси ординат с относительным влагосодержанием сернистого газа. 
Ключ к получению ответа о влагосодержаиии сернистого газа показан па 
рисунке 13. Из приведенных результатов видно, что с увеличением серово­
дорода в газе влагосодержание увеличивается.

Задача 18 - Определение влагосодержания смеси.
Коэффициент влагосодержания смеси определяется по формулам (1.36— 

1.41).
Таблица. 1.31

Исходные данные для определения коэффициента влагосодержания

Параметр Значение Размерность
Р 9,8 МПа
Т 333 К
Р 0,7
К 31120 кг/м’
Т, 293 К

М„,„ 18 г/моль
Г 0,1 МПа

Таблица 1.32

Исходные данные для определения коэффициента влагосодержания

Параметр Значение Размерность Формула
с,. 0,92998 1.13
С„ 0,981 1.44
в 0,562 1.41

Р„„ 0,02057 МПа 1.39
А 152 1.38

WVV O.fi 2,11302 г/м'! 1.37
w 1,92773 г/м'! 1.36

1.6. Теплоемкость газа
Теплоемкость газа - это отношение количества теплоты, подведенной к 

газу в заданном термодинамическом процессе, к соответствующему измене­
нию его температуры. В зависимости от вида процесса различают изобарную 
теплоемкость Ср, когда процесс происходит при постоянном давлении 
P=const, и изохорную С/, когда процесс происходит при постоянном объеме 
V=const. Единица измерения теплоемкости Дж/кг-град или Дж/моль-град. 
Обычно в расчетах используют удельные - массовые или молярные - теп­
лоемкости, т.е. теплоемкости, отнесенные к единице массы или к одному 
молю газа. Теплоемкость природных газов зависит от давления, температу­



ры и состава газа, а также от процесса передачи тепла. Теплоемкость газа 
при заданных давлении и температуре определяется как сумма теплоемко­
стей, состоящих из теплоемкости при заданной температуре и атмосферном 
давлении Ср и приращения теплоемкости за счет влияния давления С, т.е.

Ср(ЛТ) = С“(Ра1,Т) + ДСр(Р,Т). (1.46)

Так как Ср - С,.' =Р, получим:
С-С = С- C+R. (1.47)

Теплоемкость газов Ср при атмосферном давлении определяется анали­
тическим путем. При определении теплоемкости газовой смеси известного 
состава используют формулу:

Ф.'Х&Ф (1.48)
1=1

где Ср , - коэффициент теплоемкости z-ro компонента при Р=0,098 МПа, и 
заданной температуре; g - массовая доля z-ro компонента в смеси.

Таблица 1.33

Коэффициенты уравнения (1.49) для определения Ср", Дж/кг-град

Компоненты Молекулярная 
масса, кг/кмоль

Е/С»„

Дж/кг-град

F-102/С",

Дж/кг-град

-G ТО’/С’.

Дж/кг-град
н-ю’/с",
Дж/кг-град

N■10/0°,

Дж/кг град
1 2 3 4 5 6 7

Метан 16,04 0 58522,25 15215,04 -2947,67 18575,95
Этан 30,07 0 62557,49 25663,79 36001,45 3343,11

Пропан 44,09 0 66328,12 32767,24 62295,40 -782,07
Бутан 58,12 0 65812,73 33182,44 33182,44 3,8610

Изобутан 0 68152,31 36790,16 75903,33 -1685,56
Пентан 72,15 0 65762,49 33814,98 66951,12 -112,122

Изопентан 0 66,838,91 34687,09 69556,98 -1530,40
Гексан 86,18 0 66060,17 34773,68 70914,34 -456,22
Гептан 100,20 0 66040,07 35091,50 31839,23 -503,65
Октан 114,22 0 66094,50 35466,84 73861,01 -561,57
Нонан 128,26 0 65986,06 35489,58 74039,37 -522,39
Декан 142,29 0 65991,50 -35677,77 74788,39 -549,49

Кислород 32,0 0 21621,09 16458,14 49445,62 12051,12
Водород 2,02 0 330368,33 294527,51 14165,32 200717,79

Вода 18,02 0 40147,27 27801,52 79225,56 26409,75
Гелий 4.0 5191,632 0 0 0 0
Аргон 39,95 520,712 0 0 0 0

Криптон 83,80 248,696 0 0 0 0
Хлор, водород 36,46 741,248 14447,19 187,48 51,33 313,63
Сероводород 64,86 0 19097,88 154,95 43953,78 5109,53

Двуокись серы 34,08 0 24379,36 16676,57 45818,66 11682,30
Азот 28,01 0 21745,15 16129,31 45183,53 15429,99

Двуокись углерода 44,01 0 25745,76 19428,01 53589,36 6924,42
Окись углерода 28,01 0 22065,65 16193,91 44592,35 15197,54

Значения Ср приведены в таблице 1.33 при нормальных условиях и по­
казаны на рисунке 14 в интервале изменения температуры 223<Т<42.3 К. 
Аналитически величина Cpi может быть определена по формуле:



С", =E.+nF.+nGi+nsH{+NJn, (1.49)

где £., F, G., Я, N, - коэффициенты, определяемые из таблицы 1.32, п=Т/100; 
Т - температура газа, К.

Рис. 14. Зависимость изобарной молярной теплоемкости Ср газов 
при атмосферном давлении от температуры

Теплоемкость газов, не содержащих кислых компонентов и азота при ат­
мосферном давлении, можно определить по известной плотности, используя 
формулу:

C;1=B1+B2p + B3p2+T1I|)(B4+B5p + Bfip2), (1.50)

где В^Вв - постоянные коэффициенты и соответственно равны: В =5,5967; 
В,=-2,2335; В. =0,8073; В4 =-1,0039; В=3,1416; 5=5,7587.

При известном составе газа и наличии H2S, СО2 и N2 теплоемкость при 
заданной температуре и атмосферном давлении может быть определена по 
формуле:

С>С«7(%+%+^), (1.51)

где С®1 - теплоемкость газа без двуокиси углерода, сероводорода и азота, 

определяемая по формуле (2.46); Fco , у, Fv> - поправки па присутствие 
этих компонентов, значения которых определяются по формулам:

^=1 + ^(Д + 1,87^)

Р//2Л.=1 + Х;/й.(59+1,8га1())

(1.52)

(1.53)



FN2 =1 + BuXN2 +ВкХ1г + 1,8Г(В13ХЛ, +BuX't.\ (1-54)

где X, - мольные доли СО2, H .,S и N2 в газе; Т - заданная температура, К; 
Ву^В№ - постоянные коэффициенты, значения которых соответственно рав­
ны: В7=0,4259; 7^=1,2432-10;i; В, =-0,0406; В|(=1,0089-10:’; В, =0,3624; 
В12 =-0,4661; В, =0,0976; Вм=0,2708.

Формула (1.46) может быть использована для расчета Ср в диапазоне 
изменения температуры 273<Т'<423 К и при концентрациях в газе сероводо­
рода до 40%, двуокиси углерода до 20% и азота до 25% (мольных).

Приращение изобарной теплоемкости ДС;; может быть определено гра­
фическим и аналитическим способами. Наиболее простым способом опре­
деления величины АС является графический способ по известным приве­
денным параметрам Р , Г из рисунка 15.

Рис. 15. Зависимость приращения изобарной теплоемкости АСР 
от приведенных давления и температуры



Для заданного состава газа по известным критическим параметрам каж­
дого компонента Д;р] и Г определяют псевдокритические параметры газа, а 
затем приведенные R =P/P иТ =Т/Т . По известным Р и Г из рисун- 
ка 15 определяют АС.

Использование этого способа целесообразно при составе газа, где содер­
жание метана 98%. Если мольная концентрация высококипящих углеводо­
родных и неуглеводородпых газов превышает 10%, а также при наличии в 
газе полярных веществ при определении АСр следует учесть влияние 
третьего параметра - фактора ацентричности молекул со. Значение фактора 
ацентричности вычисляется по известному составу газа. При известных 
значениях Р, Г и со приращение изобарной теплоемкости АС определяет­
ся по формуле:

АСр =[аС<0) + соАС<1)]Я/М. (1.55)

Рис. 16. Зависимости ACvw/R (а) и ACv(l’/R (б) от приведенных 
давления и температуры

Значения АСр0) и лс<‘> определяются графически из рисунков 17 и 18. 
Размерность величины АС зависит от размерности газовой постоянной R. 
В большинстве случаев используют значение R= 1,986 ккал/моль-град.



Рис. 17. Зависимость поправочной 
функции -АС(1>> ог приведенных 

давления и температуры

Рис. 18. Зависимость поправочной 
функции ДС" ’р от приведенных 

давления и температуры

В этом случае для получения теплоемкости в Дж/моль-град вычисленный 
результат умножают на 4186,8. Для получения теплоемкости в Дж/кг-град не­
обходимо величину АСр разделить на молекулярную массу газа М.

В интервалах изменения приведенных давления 0<Рп|<6 и температуры 
1<Тр<4 величины АС^0)/Д и АС^/Р могут быть определены графически из 
рисунка 19. Для более высоких давлений значение АС может быть опреде­
лено аналитическим путем.

Для определения изохорной теплоемкости С можно использовать фор­
мулу:

С =С’+ С-Я, (1.56)

где Cv - приращение изохорной теплоемкости, определяемое по формуле:

Cv/P= ACV(O) /Я+ о АС.(1) /R. (1.57)
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Рис. 19. Зависимости АС^0’ /К. (а) и AC(l’p/R (б) от приведенных

давления и температуры

Задача 19 - Определение теплоемкости газа заданного состава.
Определить теплоемкость газа заданного состава в пластовых условиях. 

Заданны текущее давление Р= 14,71 МПа и текущая температура Т= 410 °К.



Исходные данные для определения теплоемкости газа
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1 - - 17,43 1 2,4067 4,74 - 200,00 - 0,0185

Таблица 1.37
Пример решения задачи по определению теплоемкости газа
Параметр Значение Размерность Формула

Fх СО2 1,0096723 1.52
FH?S 1,0042942 1.53
Р„„ 3,1023739
Т 2,0499703
С? 10,042444 кДж/кг*град 1.50
с„° 2,4062003 кДж/кг*град рис. 15
с„ 0,3682672 кДж/кг*град 1.55
С„ 2,7744675 кДж/кг*град 1.46

С„(0) 0,12 кДж/кг* град рис. 17а
с,,(1) 0,4 кДж/кг*град рис. 176

С„ 0,1273897 кДж/кг*град 1.57
Cv 1,21859 кДж/кг* град 1.58

1.7. Теплопроводность газа

Теплопроводность газа - это количество тепла, проходящего через его 
массы без перемещения, конвекции и теплообмена. Количество передавае­
мого тепла в газовой среде пропорционально градиенту температуры AZ, 
площади передачи F, продолжительности процесса теплопередачи т, толщи­
ны слоя газа L и выражается формулой:

Q=X-F-rA7/A£, (1.58)

где - разность температуры по обе стороны газовой среды толщиной
AL; X - коэффициент пропорциональности между количеством тепла и па­
раметрами газовой среды.



Количество тепла, проходящего через единицы площади и толщины за 
единицы времени при разности температур, равной 1 град, принято назы­
вать коэффициентом теплопроводности. Коэффициент теплопроводности 
измеряется в Дж/м-с-град или Вт/м-град.

Теплопроводность газов зависит от давления, температуры и состава газа 
и определяется графическим или аналитическим методами. Все аналитиче­
ские выражения для определения коэффициента теплопроводности получены 
аппроксимацией экспериментальных кривых. Наиболее простым способом 
определение X является использование графических зависимостей Х/Х,,. и 
X/ X от приведенных давления и температуры, показанных па рисунках 20 и 
21, или зависимости (X- Хат ) от приведенной плотности р , показанной па ри­
сунке 22. Для определения X с использованием рисунка 21 необходимо вы­
числить величину X , т.е. теплопроводность газа при критических Рр и Тр.

Рис. 20. Зависимость приведенной теплопроводности газов 
от приведенных давления и температуры - 0,6<Р||р<6 (а) и0,1<Р11р<1 (б)

б

Для газовых смесей X должна быть определена как псевдокритическая 
теплопроводность по формуле:

Х,„ =12,24-10'‘Хм°,5^,.кр2/7^,.кр1/й> (1 -59)

где MCM - молекулярная масса смеси, определяемая по формуле:

М„,=£*,М„ (1.60)
i=l

где Рикр и Т кр - псевдокритическое давление и температура.



Рис. 21. Зависимость приведенной теплопроводности л/лг]) газов
от приведенных давления и температуры

Рис. 22. Зависимость AZ=Z-kiT от приведенной плотности газов

При использовании рисунков 20 и 22 для определения X необходимо вы­
числить величину Хат, т.е. коэффициент теплопроводности при заданной 
температуре и атмосферном давлении Р.г=0,098 МПа. Величину X можно 
определить несколькими расчетными методами.



С погрешностью до 5% значение может быть определено по 
формуле-.

(1.61)

Величина Х.1Н в формуле (1.61) определяется в зависимости от заданных 
температурных условий и состава газа расчетным путем. В частности:

- для метана, нафтеновых и ароматических углеводородов при 7’||р <1

XaTi = 2,047-10~3Cpi; (1.62)

- для остальных углеводородов при любых температурах

\1.,=0,46.10-’С;,(14,52Г11|,-5,14)г'’/^; (1.63)

- для неуглеводородных компонентов при Гпр <1

Хат. = 0,46-1(Г3С°7 (20ZKp. +1,08)Г^1“2да/-; (1.64)

- для неуглеводородных компонентов при 1<Гпр <3

Xaii =0,46-10_3C°3f[(195ZKp г-31,94)Гпрг+16,83-82,5ZKpi]1’524_2’8Z4’3(1.65)

- для неуглеводородных компонентов при 3<Т <15

„3..1 г/ - \ -11,(179-1,97/7„..=О,46.1О-'С»; [(7,18-18,2^,-4,91] ,(1.66)

где - теплоемкость z-го компонента при Par; Z pj - значение коэффициен­
та сверхсжимаемости Z при критических параметрах z-го компонента Р л и 
Tpi; 7’|р. - приведенная температура 7-го компонента.

Параметр £.и определяются по формулам:

4,=<!r^/P^;5„ = Sx,4,. <1-67)
Ы

В формулах (1.66)ч(1.70) СД измеряется в Дж/моль-град, Р - в МПа, 
Т-вКиХ-в Вт/м-град.

Задача 20 - Определение теплопроводности газа заданного состава.
Теплопроводность газовой смеси известного состава определяется по 

формуле (1.59). Заданы текущее давление Р=14,71 МПа и текущая темпера­
тура Т= 410 "К. Состав и свойства смеси аналогичны заданным в предыду­
щей задаче.



Пример решения задачи по определению теплопроводности газа

Таблица 1.36

Параметр Значение Размерность Формула
Р 3,1023739
Т 2,0499703
К. 59,642388 Вт/м*град 1.59

0,9 рис. 19
X 53,678149 Вт/м*град

Задача 21 - Определение теплопроводности газа при заданной темпера­
туре.

Теплопроводность газовой смеси известного состава при определенной 
температуре и атмосферном давлении определяется по формулам 
(1.61-1.67), пример решения задачи представлен в таблице 1.38. Заданны 
текущее давление Р=11,1 МПа и текущая температура Т= 293 °К. Состав и 
свойства смеси представлены в таблице 1.37.

Таблица 1.37

Исходные данные и пример решения задачи по определению теплопроводности

Таблица. 1.38
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СП, 0,98 2485,7 16,042 4,699 4,61 190,55 186,74 1875,825 1838,31 28,11719 2,4716 69,494561

С2Н6 0,015 2093,4 30,068 4,976 0,07 305,43 4,58 7563,14 113,447 15,87962 0,0466 0,7406838

С3Н8 0,005 2283,4 44,094 4,333 0,02 369,82 1,85 21445,76 107,229 11,2234 0,0177 0,1982536

1 - - - 4,70 - 193,17 2058,98 2,5359 70,433499

Определение теплопроводности

Параметр Значение Размерность Формула
2058,9847 1.67

т 1,5168022
р 2,3610365

X..' 27,774424 Вт/м*град 1.61
X 44,439079 Вт/м*град



1.8. Дросселирование газа. Коэффициент Джоуля-Томсона

Дросселирование - расширение газа при постоянной энтальпии в про­
цессе его прохождения через сужающие устройства (т.е. через местное со­
противление, каковым являются: диафрагмы, сопла, штуцера, вентиль, крап, 
сужение трубы и т.д.), сопровождающееся изменением температуры, вы­
званным затратой энергии па преодоление внутренних молекулярных сил 
взаимного притяжения. Процесс, происходящий при этих условиях, т.е. при 
постоянстве энтальпии, называется адиабатическим. Изменение температу­
ры газа при изоэитальпийном его расширении называется дроссель-эффек- 
том и установлено Джоулем и Томсоном. Отношение изменения температу­
ры к изменению давления называется коэффициентом Джоуля-Томсона.

Коэффициент Джоуля-Томсона зависит от состава газа, давления и тем­
пературы, изменяется в широких пределах и может иметь положительный и 
отрицательный знак. Отрицательный знак коэффициента Джоуля-Томсона 
показывает, что дросселирование сопровождается нагреванием газа. Для 
природных газов при температурах и давлениях, встречаемых на практике, 
дросселирование практически всегда сопровождается охлаждением газа. С 
увеличением давления за его критическим значением коэффициент Джо­
уля-Томсона уменьшается и проходит через нуль, т.е. через инверсионную 
точку, и становится отрицательным. В этом случае газ при дросселировании 
нагревается. Чем выше давление, тем значительнее нагревание газа.

Для проведения термогазогидродинамических расчетов используют ана­
литический способ определения коэффициента Джоуля-Томсона D, по 
формуле:

^=т1ф-Ж)/Л,Л- О-68)
В формуле (1.72) Г1ф, Р,ф - критические температура и давление газа, ме­

тод определения которых в зависимости от состава газа изложен ранее; 
f(D,) - функция, определяемая по графику из рисунка 23 в зависимости от 
приведенных давления и температуры газа. Функция f(D) имеет размер­
ность теплоемкости газа.

Графические зависимости f(D), показанные па рисунке 23 в диапазоне 
изменений 1,6<Г||р <2,1 и 0,8<Рф<3,5, могут быть выражены формулой:

/(Д) = 2,343Т,^ -0,071(Р,|р -0,8). (1.69)

Для определения изменения температуры в результате дросселирования 
газа можно пользоваться номограммой, построенной для метана и показан­
ной па рисунке 24. Для определения величины температуры газа после 
дросселирования па графике находят точку с координатами, соответствую­
щими давлению Р, и температуре Т, до дросселирования. От этой точки про­
водят параллельно ближайшей изоэптальпийпой кривой линию до заданно­
го после дросселирования давления Р, и определяют Т.,.
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Рис. 24. Номограмма для определения интегрального дроссель-эффекта метана

Средний коэффициент Джоуля-Томсона при использовании изоэнталь- 
пийпых диафрагм определяется по формуле:



£)=А7/АР (1-70)

или из выражения для определения конечной температуры газа после дрос­
селирования: 

1

где
ЛФ=(Л+Л)/2Л.КР; ТЩ.=Т{/Т^ СР = СР (Рпр, Тпр1); (1.72)

Ср - средний коэффициент теплоемкости, рассчитанный для условий сред­
них до и после дросселя давлений и температуры.

Задача 22 - Определение коэффициента Джоуля-Томпсона при сниже­
нии давления.

Коэффициент Джоуля-Томпсона определяется по формуле (1.68) . Зада­
ны значения давления до и после дросселя Р(=25,5 МПа, Р2=14,71 МПа и те­
кущая температура Т= 410 °К. Состав и свойства смеси представлены в таб­
лице 1.39.

Таблица 1.39
Состав и свойства смеси

Таблица. 1.40
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1 - - 17,43 1 2,4067 4,74 - 200,00 - 0,0185

Пример определения коэффициента Джоуля-Томпсона

Параметр Значение Размерность Формула
Р 4,2401922 1.72
Т 2,0499703 1.72
Р„ 20,105
С„ 53,42 Дж/(моль*К) 1.72

/(Л,) 1,47 кДж/(кг*моль*К) 1.69
D, 1,16073 1.68



1.9. Гидратообразование газов

Природные газы, представляющие собой смесь различных компонентов, 
при определенных давлениях и температурах в присутствии воды образуют 
белые кристаллические вещества, названные гидратами.

Из компонентов природных газов самостоятельно образуют гидраты: ме­
тан, этан, пропан, изобутан, азот, диоксид углерода, сероводород, а также 
меркаптаны.

Известны две структуры гидрата: структура I состоит из 46 молекул во­
ды, а структура II - из 136. Число молекул воды в гидрате, приходящемся па 
одну молекулу газа при полном заполнении всех полостей, равно: для струк­
туры I -77=5,75, для структуры II - /7=5,667.

Объем элементарной ячейки гидрата определяется по формуле:
V=A0a03, (1.73)

где V — объем элементарной ячейки гидрата, м3; No - 0,6024-102' - число 
Авогадро; а0 - параметр кристаллической решетки гидрата, м.

По известным величинам приведенным в таблице 1.41 для гидратов 
структуры I (а0=12-Ю10м) и структуры II (а0 = 17,4-10 "м), используя форму­
лу (1.77), можно определить объем элементарной ячейки гидрата для I и II 
структур: V=1040-10’: м3и V =3173-10 : м !.

Мольный объем воды в элементарной ячейке гидрата находим по фор­
муле:

Q = AX/M, (1.74)

где А - число молей воды, составляющих элементарную ячейку гидрата.
Таблица 1.41

Параметры элементарных ячеек газовых гидратов

Параметр
Структура I Структура II

Малая 
полость

Большая 
полость

Малая 
полость

Большая 
полость

Идеальный состав 74 23 Н,О 17 Н,О
Длина ребра элементарной ячейки а,„ м 12-10"’ 17,4-10"’
Количество молекул воды в ячейке N 46 136
Среднее число молекул воды, прихо­
дящиеся на одну полость т 5,75 5,67

Количество полостей в ячейке п 2 6 16 8

Взяв из таблицы 1.41 для гидратов структуры I - А=46 моль и для 
структуры II - N,,=1.36 моль и подставив их в формулу (1.78), получаем 
Q,=22,6-10" м3/моль и Ц=2.3,3.3-10" м3/моль. Следовательно, при образова­
нии газовых гидратов структуры I мольный объем воды увеличивается на 
(22,6-18)-10"=4,6-10" м'/моль, а гидратов структуры II - на (23,3—18)-10 6= 
=5,33-10" м’/моль.



Плотность воды в гидратной решетке рш определяется по формуле:

Риг МщО О' (1.75)

где Ми 0 - масса элементарной ячейки гидратной решетки.
Для гидратов структуры I - Ми 0 =46-18=828,0 г, для гидратов структуры 

II - Ми 0 =136-18=2448 г. С учетом этих данных из формулы (1.75) получа­
ем рвг1 =0,7962-103кг/м3 и рш||=0,7715-Ю3кг/м3.

Массу молекул газа в элементарной ячейке можно определить по фор­
муле:

_ Mf %■ + 2L ®2/ ) (- I
₽,= —v '

где /7 и /г, - соответственно число малых и больших полостей в элементар­
ной ячейке; О,, и 02| - степени их заполнения молекулами г-го компонента га­
за; М - молекулярная масса г-го компонента газа.

Для структуры I - 77, =2, 77, =6, а ДЛЯ структуры II - 77, = 16, 77,=8.
Степени заполнения полостей молекулами газа определяют по формуле:

(1-77)

где С, - постоянная Лэнгмюра для газа г-го компонента, МПа; Р - парци­
альное давление г-го компонента, МПа.

Для определения С, можно использовать формулу:
С=10елр(Д-В(Т). (1.78)

Значения Л, и В, для гидратообразующих компонентов газов приведены в 
таблице 1.42. Парциальное давление г-го компонента газа определяется по 
формуле

Р=Рх, (1.79)
где Р - давление гидратообразовапия, МПа; X - мольная доля г-го компо­
нента в смеси.

Плотность гидратов определяется по формуле:

р""=--------- КГ?----------■ (180)
Состав гидрата также является одним из часто используемых свойств гид­

ратов при инженерных расчетах. Для приведенного выше примера состав гид­
рата природного газа соответствует формуле 14,4568СП..-0,5176х 
х С, П,;-4,83920,11^2,4367-i-C,IIlo-0,0272C02-136H20. В более общей форме со­
став этого гидрата можно выразить формулой 22,2784i-136H, О или же 
1-6,11Н,О.



Полную теплоту гидратообразования газов можно определить по извест­
ным экспериментальным значениям равновесных параметров образования
гидратов по формуле

АН = R
т;г21пд/р.

~Т2
(1.81)

где и Tt - равновесные давления и температура гидратообразования в 
точке 1, а Р2 и Т, - то же самое в точке 2; R - газовая постоянная, равная 
8,31 Дж/моль-К.

Таблица 1.42 
Значения коэффициентов Д. и В,

Компонент Малые полости Большие полости
А. В А. В

Структура I
СП, 6,9153 0,0316 6,0966 0,0279
С,пв 9,4892 0,0406 11,9410 0,0418
суп, 18,1735 0,0729 20,2959 0,0729
H,S 6,0658 0,0117 4,4568 0,0117
со, 14,9976 0,0588 15,2076 0,0588
N, 3,2485 0,0262 3,0116 0,0248

Структура II
СИ, 6,0499 0,0284 6,2957 0,0285
с,нв 9,4892 0,0406 11,9410 0,0418
С,Н, 18,1735 0,0729 20,2959 0,0729
с,н8 - - 18,2760 0,0462
с,нв .. 9,6250 0,0182
СД1,„ 13,6942 0,0277
n,s 4,8258 0,0093 2,4030 0,0063
со. 23,0350 0,0904 25,2710 0,0978

Nz 3,2485 0,0262 3,0116 0,0248

Методы определения равновесных давления и температуры гидра­
тообразования

Одним из простых и сравнительно приближенных методов является 
графический метод определения равновесных температуры и давления гид- 
ратообразовапия по кривым, построенным как для отдельных гидратообра­
зующих компонентов, так и в целом для природных газов в зависимости от 
их относительной плотности. Методика определения условий гидратообра- 
зовапия по равновесным кривым заключается в следующем.

В соответствии с плотностью газа и расчетным распределением давления 
от пласта до системы осушки газа из графика, показанного па рисунке 25, 
определяется температура гидратообразования. Область существования 
гидратов на этом графике находится выше и левее кривых. Чем больше дав­
ление и плотность газа, тем выше температура гидратообразования.



параметров гидратообразования отдельных компонентов
природных газов от плотности природного газа

При наличии в составе газа азота, углекислого газа и сероводорода рав­
новесные условия гидратообразования изменяются. В частности, при нали­
чии в составе газа СО2 и H2S гидраты образуются более активно по сравне­
нию с газом такой же плотности, но не содержащим этих компонентов. На 
рисунке 26 показаны кривые гидратообразования основных компонентов 
природного газа.

Температуру гидратообразования природного газа, содержащего до 
50 об.% H2S и до 10% C.,HS в диапазоне изменений давления 0,3<Р<30 МПа, 
можно определить графически из рисунке 27а. Точность этого определения 
составляет 1,7°С. Последовательность определения температуры гидратооб­
разования при наличии в газе H2S приведена в Приложении.

Влияние наличия пропана в газе от 0 до 10 об.% па температуру гидрато­
образования учитывается с помощью вспомогательного графика, показанно­
го па рисунке 27б. Поправка па влияние С.Дф определяется следующим об­
разом: на вспомогательном графике отыскиваются линии изоконцентрат, 
соответствующие содержанию H2S, равному 5%, и C.tHs, равному 0,5%. От 
точки пересечения этих линий проводят перпендикулярную линии H2S =5% 
прямую по направлению вниз до пересечения уровня, соответствующего 
линии /’=4 МПа, а от точки их пересечения проводят горизонтальную ли-



нию влево до пересечения с осью ординат. Значение на оси ординат темпе­
ратуры Т=-2°С соответствует поправке, вызванной наличием пропана в газе, 
0,25%. Эту поправку следует вычесть из значения температуры гидратообра­
зования, т.е. Т=Т - А7’ =18-2=16 °C.’ р

Рис. 27. Номограмма для определения температуры гидратообразования 
сероводородсодержащих газов (а) и поправка на наличие пропана в газе (б)

Если поправка на наличие пропапа будет определяться по правой части 
вспомогательного графика, то она прибавляется к Тп. Приведенная диаграм­
ма может быть использована для определения Тп при наличии в газе кислых 
компонентов, т.е. H,S и СО,, до 70% при соотношениях H.2S/C02=0,3.3-10.

Аналитическую зависимость равновесной температуры гидратообразо­
вания от давления можно выразить формулой:

T=a(l+lgP)±b, (1.82)

где аи b - коэффициенты, определяемые по результатам экспериментов для 
каждого месторождения.

Для давлений до 10 МПа температуру гидратообразования приближенно 
можно оценить:

в области положительных температур формулой:

7’ = 18,47(l+feP)-B; (1.83)

в области отрицательных температур формулой:

T--58,5(l+/gP)+B1 (1.84)

где В и Bt - коэффициенты, определяемые из рисунка 28 в зависимости от 
отношения:



п п

Ы х=1
(1.85)

п п

где - сумма парциальных плотностей изучаемого газа; — сумма
i=i ;=1

в объемных долях единицы концентрации газов, обладающих гидратообра­
зующими способностями; е - характеризует плотность гидратообразующих 
компонентов рассматриваемого газа.

Рис. 28. Зависимости коэффициентов 
В и В,, от е

С
Рис. 29. Зависимости коэффициентов

а и b от С

При наличии в газе сероводорода и углекислого газа температуру гидра- 
тообразования можно определить по формуле:

т _т , Г„(18Р-0,415) , Z
р " 13,71-lgP a + bZ’

(1.86)

где Ги - нормальная температура, равная 273,15 К; а и b - коэффициенты, 
определяемые графически из рисунка 29 в зависимости от величины С:

С = х„й./2 (1.87)

Z = Хц s + хсо суммарное содержание H2S и СО2 в объемных процентах в со­
ставе газа.

По формуле (1.90) температура гидратообразования определяется с при­
емлемой точностью при содержании неуглеводородных компонентов в со­
ставе газа до 30 об.%.



Задача 23 - Определение объема элементарной ячейки гидрата природ­
ного газа.

Объем элементарной ячейки гидрата природного газа определяется по 
формуле (1.73). Исходные данные представлены в таблице 1.43.

Таблица 1.43

Исходные данные для определения объема элементарной ячейки 
гидрата природного газа

Параметр Значение Размерность
м 6,024Е+23
«о, 1.2Е-09 м
А_________ ___________ Е74Е-09 м

Таблица. 1.44

Пример определения объема элементарной ячейки гидрата природного газа

Параметр Значение Размерность
VI 0,00104 3 м
VII 0,00317 3 м

Задача 24 - Определение мольного объема воды в элементарной ячейке 
гидрата природного газа.

Мольный объем воды, содержащейся в элементарной ячейке гидрата 
природного газа, определяется по формуле (1.74), пример решения задачи 
представлен в таблице 1.46.

Таблица 1.45

Исходные данные для определения мольного объема воды 
в элементарной ячейке гидрата природного газа

Параметр Значение Размерность
а; 6,024Е+23

46 моль
я 136 моль
^01 1.2Е-09 м

Enn Е74Е-09 м

Таблица. 1.46

Определение объема элементарной ячейки гидрата природного газа

Параметр Значение Размерность
2,ЗЕ-05 м’/моль

___________________2,ЗЕ-05 м3/моль

Задача 25 - Определение плотности гидрата природного газа.
Исходные данные и состав смеси представлены в таблице 1.47-1.48.

Плотность гидрата природного газа определяется по формуле (1.80).



Таблица 1.47

Исходные данные для определения плотности гидрата природного газа

Параметр Значение Размерность
Рр 7 МПа
Тр 287,26 К
N„ 6,024Е+23

Таблица. 1.48

Пример определения плотности гидрата природного газа
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СН, 0,9497 6,648 1,214461894 1,50889122 8,0737427 10,0311089 0,865846116 0,070945
с.н„ 0,0296 0,207 1,137723223 9,35692858 0,2355087 1,93688422 0,025256477 0,013699
с.,н, 0,0081 0,057 - 1490,95643 - 84,9845166 - 0,601054

пС,Н,„ 0,0036
iC,H,„ 0,002 0,014 - 3101,63011 - 43,4228215 - 0,307108
с5н„ 0,0028 - - - - - - -
со, 0,0042 0,029 0,532209055 0,59425729 0,0154341 0,01723346 0,001655183 0,000122

1 8,3246854 140,392565 0,892757777 0,992927

Таблица. 1.49

Определение плотности гидрата природного газа

Параметр Значение Размерность
Р гидр 893,97599 кг/м’

Задача 26 - Определение теплоты гидратообразования природного газа.
Теплота гидратообразования определяется по формуле (1.81), пример 

решения задачи представлен в таблице 1.51.
Таблица. 1.50

Исходные данные для определения теплоты гидратообразования природного газа

Параметр Значение Размерность
R 8,31 Дж/моль*К

Р1р 7 МПа
Tip 287,26 К
Р2р 5,6 МПа
Т2р 285,16 К



Таблица 1.51

Определение теплоты гидратообразования природного газа

Параметр Значение Размерность
II 72331,9 кг/м'

Задача 27 - Определение равновесного давления гидратообразования 
природного газа.

Равновесное давление гидратообразования определяется по формулам 
(1.82-1.85), пример решения задачи представлен в таблице 1.53. Задано зна­
чение равновесной температуры гидратообразования Т = 10 °C. Состав и 
свойства смеси представлены в таблице 1.52.

Таблица 1.52

Состав и свойства смеси для определения 
равновесного давления гидратообразования

Таблица 1.53

Компоненты
газа

Молекулярная
ДОЛЯ Л"

Молекулярная
масса Плотность Р;,—Т- 

м'
СН, 0,9 16 0,71428571
С,НВ 0,02 30 1,33928571
C,HS 0,01 44 1,96428571

nQH,„ 0.005 58 2.58928571
iQH.o 0,005 58 2,58928571
1С5Н,, 0,005 72 3,21428571
iOH,, 0,005 44 1,96428571
свн„ 0,004 34 3,21428571

N, 0,2046 44 1,96428571
1

Определение равновесного давления гидратообразования природного газа

Параметр Значение Размерность Формулы

д- 0,94
сумма в объемных долях единицы концен­
трации газов, обладающих гидратообра­
зующими способностями

х,*Р, 0,545
Е 0,57979 1.85
В 19 рис. 26

lgPp 0,57011
Рр 3,71633 МПа 1.82

Задача 28 - Определение равновесной температуры гидратообразова- 
пия при наличии в газе сероводорода и углекислого газа.



Равновесная температура гидратообразования при наличии в составе га­
зовой смеси сероводорода и углекислого газа определяется по формуле 
(1.86), пример решения задачи представлен в таблице 1.55. Заданная вели­
чина давления Р=7 МПа. Состав пластовой смеси представлен в табли­
це 1.54.

Таблица 1.54

Состав пластовой смеси

Компоненты газа Молекулярная доля х, Молекулярная масса
стт, 0,4748 16
СД16 0,0192 30
ОД 0,0093 44

пС,Н,„ 0,0038 58
0,0018 58

iC.ll,, 0,0506 72
ll,S 0,225 34
СО, 0,2155 44

1

Таблица 1.55

Определение теплоты равновесной температуры гидратообразования 
природного газа при наличии в газе сероводорода и углекислого газа

Параметр Значение Размерность Примечание

Z 44,05 суммарное содержание IL,S и СО,, в объем­
ных процентах в составе газа

С 0,510783 1.87
а 0,89 рис. 27
b 0,0325 рис. 27

L 309,5035 К 1.86



Глава 2
ОПРЕДЕЛЕНИЕ ДАВЛЕНИЯ, ТЕМПЕРАТУРЫ И ДЕБИТА 

ГАЗОВЫХ И ГАЗОКОНДЕНСАТНЫХ СКВАЖИН

2.1. Определение давления на забое 
вертикальных остановленных скважин

Методика расчета забойного давления зависит от наличия в газе жидких 
и твердых примесей, структуры течения газожидкостного потока, конструк­
ции скважин и забойного оборудования.

Под пластовым давлением понимается давление па забое остановленной 
скважины после полного его восстановления.

Для определения пластового давления расчетным путем исходят из 
условия равновесия столба газа в стволе скважины и избыточного давления 
на устье с пластовым давлением. Давление на забое остановленной скважи­
ны глубиной II определяется по формуле:

= (2.1)
где

5;= 0,03415 Р‘Р‘(Яц+^м) ; (2.2)
4-,., Ар.П

Рп - статическое давление на устье скважины, МПа; р - относительная плот­
ность газа; Г - средняя температура газа в интервале между нейтральным 
слоем земли в данном регионе и глубиной Я в градусах Кельвина, К.

Средняя температура определяется формулой:

Т = ПС + II т =------II ~ ПС (2.3)
2 ср 1пГ{/ /7;|(.

где Ги и Тш. - температуры газа па глубинах Я и нейтрального слоя.
В качестве расчетной глубины следует использовать глубину середины 

интервала перфорации или середины газопасыщенного интервала. Для на­
клонных скважин глубина, па которой считается давление, должна быть оп­
ределена с учетом наклона ствола по следующей формуле:

H = L-cosa, (2.4)
где Я - вертикальная глубина скважины; а - угол наклона ствола скважины; 
L - длина скважины.

Коэффициент сверхсжимаемости Z, так же как и температура газа, заме­
няется на ZC|). Средний коэффициент сверхсжимаемости Z.p зависит от 



средних давления и температуры газа в стволе скважины. Для определения 
среднего давления необходимо знать давление па устье скважины и на глу­
бине II, а чтобы определить давление па этой глубине, нужно знать коэффи­
циент Z. Поэтому для определения пластового давления применяют метод 
последовательных приближений. Среднее значение коэффициента Zcp зави­
сит от Р(:р и Тр.

Значение Рер определяется по формуле:

Рср=(Ру+Р„)/2, (2.5)

где Р - устьевое статическое давление в затрубном пространстве Рып или 
буферное давление Рбуф.

Для определения Р необходимо знать давление па глубине II, т.е. зна­
чение Рн.

Из-за отсутствия возможности определения среднего давления P,v, от 
которого зависит коэффициент Z, необходимо сначала определить ориен­
тировочное значение пластового давления Р по ориентировочному зна­
чению коэффициента Z. Ориентировочное значение коэффициента Z 
определяется путем принятия вместо Р , давления на устье скважины Р , 
т.е. допускается, что Рс~1\.. Г1о известному измеренному устьевому давле­
нию определяется приведенное давление: Рру=Ру/Рр и Тр=Тср/Тр, необхо­
димо определить Z, а затем рассчитать значение 5 по формуле:

5ор = 0,03415-p-H/ZopPop. (2.6)

Далее, используя формулу (2.7), вычислить ориентировочное значение 
пластового давления:

Р„.„.01)=^-^. (2.7)

Затем по известному Р11М,р рассчитать Р р по формуле:

Лр =(/><, +Л:.ор)/2- (2.8)

Зная Рер, вычислить приведенное давление:

Plip=P(V/Pm. (2.9)

Зная Рр и Т , найти значение Zcp. Расчеты давления в газовых и газо­
конденсатных скважинах показывают, что для получения значения пласто­
вого давления с точностью до сотой доли МПа достаточно второго прибли­
жения. Если в составе добываемого газа значительное количество высоко- 



кипящих углеводородов и неуглеводородных газов, то величину коэффици­
ента Z обязательно следует рассчитать более точно или определить хотя бы 
по трем параметрам. Для основной массы газовых и газоконденсатных ме­
сторождений точность определения пластового давления па втором при­
ближении меньше и равна точности приборов, с классом точности 0,4% ис­
пользуемых для измерения давления.

По результатам испытания скважин на стационарных режимах 
фильтрации, используя формулу:

(2.10) 

систему уравнений при неизвестном пластовом давлении можно предста­
вить в виде:

(^ -^)/(Q -Q2) = «+Ш +Q2), (2.11)

(р^зМа-а)=«+ш+ез)
И Т.Д.

Из графической зависимости (Р32. -P|)/(Q, -Q) от (Q; +Q) можно опре­
делить коэффициенты фильтрационного сопротивления а и Ь. Аналогичные 
сочетания составляются для второго, третьего и других режимов. Получае­
мого при этом числа сочетаний на 5-ти режимах вполне достаточно, чтобы 
построить качественную индикаторную кривую для определения этих ко­
эффициентов. В общем виде число сочетаний определяется по формуле:

W = £(»-/). (2.12)
i=i

где п - число; i - порядковый номер режимов.
Определив таким образом коэффициенты фильтрационного сопротив­

ления а и b и используя один из режимов с известными забойным давлени­
ем и дебитом, можно вычислить пластовое давление по формуле (2.10).

По результатам испытания скважины при нестационарных режи­
мах фильтрации пластовое давление может быть определено путем обра­
ботки кривых восстановления давления при следующих условиях:

- если время работы скважины перед остановкой Т. меньше чем 20/, где 
/. - время, необходимое для полного восстановления давления, то КВД 
обработанная в координатах Р2(/) от IgtT+t'y/t, отсекает на оси P*(t) 
отрезок, равный Р2 4;

- если время работы скважины до остановки 7>20/ времени для восста­
новления t, то при этом используется экстраполяция прямолинейного 
участка кривой восстановления давления, обработанная в координатах 
Р: (/) от lg t до координаты lg l:=lg Т. Это позволяет определить пласто­
вое давление по формуле:



Р*л =Р|(О + 0,Зр, (2.13)

где р - тангенс .угла наклона прямолинейного участка КВД, построенного в 
координатах P:(t) mlgt.

При определении пластового давления по результатам обработки КВД 
особое внимание следует обратить на правильность выбранной методики 
определения Рг1.

Задача 29 - Определение давления па забое остановленной скважины.
Давление па забое остановленной скважины определяется по бараметри- 

ческой формуле (2.1). Заданы статическое давление Р=.35,8 МПа и глубина 
скважины £=3286 м. Состав и свойства смеси представлены в таблице 2.1.

Таблица 2.1
Состав и свойства газовой смеси

Доли, Х: м, ад Р Т
СП, 0,965 16 15,44 4,695 190,55

< " 0,01 30 0,3 4,976 305,43
C.(HS 0,004 11 0,176 4,333 369,82
ад, 0,011 60 0,66 3,448 460,39
со, 0,01 44 0,44 7,527 304,2

Таблица 2.2

Промежуточные расчеты свойств рассматриваемой смеси

Параметр Значение Размерность
Р 4,710965 МПа
т„„ 196,52062 К

17,016 г/моль
Р™ 0,75964286 кг/мЗ

р,,„. 0,63040901
р 4,71 МПа
т 196 К
т„ 385,4 К
т 1,966

Таблица 2.3

Расчет забойного давления

Параметр Значение Размерность Примечание
0,95779891 1.23

Р 35,8 МПа 2.8
S 0,192 2.6

Р 0,760 2.9
Р, 43,3623534 МПа 2.7



В данном примере среднее давление принято равным Рп в случаях, когда 
потери давления по стволу значительны, задачу необходимо решать с помо­
щью приближений либо итерацией. Тогда в первом приближении забойное 
давление находится, как в данном примере, во втором приближении Р на­
ходится по формуле (2.8). Приближения реализуются до тех пор, пока с за­
данной точностью значение Рт (приближения п) сойдется со значением Рт1 
(предыдущего приближения).

Задача 30 - Определение пластового давления по результатам исследо­
вания скважин па стационарных режимах фильтрации.

Пластовое давление по результатам исследований скважин па стацио­
нарных режимах фильтрации определяется по уравнению притока (2.10).

Результаты газогидродинамических исследований скважин 
на стационарных режимах фильтрации

Таблица 2.4

Параметр Значение Размерность
а 0,0577 МПа2/тыс.м3/сут
h 0,0004 (МПа/тыс.м’/сут)2
(2 441 тыс.м’/сут

23,48 МПа

Р^ =р^ + aQt + bQf =23,482 +0,057 7-441 + 0,0004-4412 = 25,35 МПа

Задача 31 - Определение пластового давления по результатам исследо­
вания скважин на нестационарных режимах фильтрации.

Пластовое давление по результатам исследований скважин на нестацио­
нарных режимах фильтрации определяется путем обработки кривых вос­
становления давления по формуле (2.13).

Таблица 2.5
Результаты газогидродинамических исследований скважин 

на стационарных режимах фильтрации
Параметр Значение Размерность

Р 56
Рз 23,48 МПа

Р;и = Р|(£)+ 0,Зр = 23,48+0,3-56 = 2.3,8.35 МПа.

2.2. Определение забойного давления 
работающих вертикальных скважин

Источником информации для определения забойного давления являют­
ся давления на устье скважины. Количество источников информации зави­



сит от конструкции скважин. Наиболее часто встречаемые конструкции га­
зовых и газоконденсатных скважин показаны на рисунке 29. Незначитель­
ное число скважин имеют конструкцию, показанную на рисунке 29а. В этом 
случае для определения забойного давления используют барометрическую 
формулу вида:

(2-14)

где 5ор = 0,03415.р.Я/гсрГср,

где

или Тср

Г - температура газа на устье скважины.

т _ Ту +
ср - 2 1

- однорядный лифт: а - без пакера, б - с запакерованным затрубным простран-а^в
ством, в - двухступенчатый

(2-15)

Значение Tv должно быть измерено термометром. Порядок расчета за­
бойного давления и входящих в формулу (2.14) параметров аналогичен по­
рядку, изложенному для определения пластового давления. В первом при­
ближении определяется ориентировочное значение коэффициента сверх­
сжимаемости Z по известным и 1 . Зная Z , вычислить S и, следова- 
тельно, Р . Далее рассчитать среднее давление в стволе скважины по 
формуле:

Рср =(PV+Рзат.ор)/2, (2.16)

а затем по известному Ргп определить приведенное давление и температуру 
Р и 7’ . Далее из графика Z=f(P ,Т ) надо найти Z . Далее по известным 
Z , Т , L, р и Рит вычислить величину Рз.



Таким образом, для определения забойного давления в газовой скважине 
достаточно, чтобы на одном из пространств (затрубном, трубном) газ был 
неподвижным. Если скважина остановлена для снятия кривой восстановле­
ния давления, то для определения забойного давления во времени Р, (Z) мо­
гут быть использованы устьевые давления трубного Р (Z) и затрубного 
/J;;u (Z) пространств.

Для определения забойного давления по подвижному столбу газа пред­
ложены различные методы, учитывающие конструкцию фонтанных труб, 
наличие жидкости в потоке, существенное изменение температуры газа по 
стволу и др.

Для вертикальной скважины при Т= 7’(р =consf, X=const; Z=Zcv в интер­
вале от 0 до II забойное давление в работающей по фонтанным трубам газо­
вой скважине следует определить по формуле:

л=[л2-е2Л'+0й2Г’ <2Л7>
где 25=0,0683-pH/ZcpTcp; e=0,01413-1010Zcp2Tcp2(e2S-l)V£»5; D - внутренний 
диаметр фонтанных труб, м; О - дебит скважины, тыс.м’/сут; Р - давление 
у устья фонтанных труб, МПа; II- глубина спуска фонтанных труб.

Формула (2.17) получена для чистого газа, движущегося по вертикаль­
ным трубам постоянного диаметра и шероховатости.

Порядок определения Z и Гр в формуле (2.17) аналогичен расчету этих 
параметров, использованных для расчета пластового давления по формуле 
(2.14). Входящий в формулу (2.17) коэффициент гидравлического сопро­
тивления X, зависит от режима течения газа, состава потока, качества изго­
товления труб, термобарических условий по длине ствола и от свойств газа. 
Значения X при расчете Р, можно определить из графика, показанного на 
рисунке 30 или вычислить по соответствующим формулам, приведенным в 
следующем пункте, исходя из режима течения, диаметра или пространства, 
где движется газ.

Изменение режима течения, состава потока, свойств газа, шероховатости 
труб и т.д. по стволу скважины, а также ее конструкции в процессе эксплуа­
тации приводит к изменению X. С приемлемой точностью формула для оп­
ределения X в газовых скважинах может быть представлена в виде:

где /и - параметр неравномерности шероховатости, который зависит от степе­
ни неравномерности шероховатости и пограничной характеристики течения.



Исследования показывают, что значение т для труб, применяемых в 
нефтегазовой промышленности, может быть принято равным двум, т.е. т=2.

Для ламинарного режима течения X практически не зависит от шерохо­
ватости труб и определяется по формуле:

Х=64/7?е. (2.19)
В газовых скважинах в основном имеет место турбулентный режим те­

чения, и при этом X определяется по формуле:
0 25X =------------------------ (2.20)

, /5,62 в ' 
4Re0'9 7.41J

Рис. 30. Зависимость коэффициента гидравлического сопротивления трубХ 
с различными относительными шероховатостями с от числа Рейнольдса Re: 

I+IV - области: I - ламинарного течения, II - критическая, III - переходная турбу­
лентная, IV - турбулентной автомодельности (X, не зависит от Re). 1 - ламинарный 
режим; 2 - турбулентное течение в трубах; 3 - граница зоны, гдеХ не зависит от Re

Число Рейнольдса Re в формулах (2.18)ч(2.20) определяется по формуле:

Re = KQp/£>p (2.21)

где К - размерный коэффициент, кг-с2/м4; О - расход газа, тыс.м3/сут; D - 
внутренний диаметр труб, 10" м; р. - динамическая вязкость, мПа-с.

При Т=293 К и Р=0,1013 МПа величина коэффициента К равна К=1777, 
а при Т=273 К, Р=0,1013 МПа - К=1910.

При больших расходах газа наступает так называемая турбулентная ав­
томодельность, и X может быть определена по формуле:



1 (2.22)

Входящая в формулу (2.18) абсолютная шероховатость колеблется от 
0,0015-1 О'* до 1,0-10'' м. Наиболее часто в промысловых условиях встречают­
ся значения /,=(0,07-ь0,20)-10'* м. Значения абсолютной шероховатости труб, 
используемых в газовой промышленности, приведены в таблице 2.6.

Таблица 2.6

Шероховатости различных труб, используемых в газовой промышленности

Материалы и условия эксплуатации труб /к, Ю ’м

Новые стальные трубы 0,04-0,10

Стальные, после нескольких лет эксплуатации в качестве 
газопровода с незначительными коррозией или отложениями

0,06-0,20

Стальные, после нескольких лет эксплуатации, корродированные 
или с небольшими отложениями

0,05-0,50

Стальные, после длительной эксплуатации, сильно 
корродированные и загрязненные

0,50-1,00

Лифтовые трубы диаметром 0,0635 м после нескольких лет 
эксплуатации в газовых скважинах

0,04-0,20

Стальные обсадные трубы диаметром 0,127 м после длительной 
эксплуатации в газовой скважине без лифтовых труб

0,06-0,22

В таблице 2.7 приведены значения X для труб различных диаметров в 
пределах изменений приведенных в таблице 2.6.

Таблица 2.7 
Значения коэффициента к при

Внутренний диаметр труб D,
103 м

Относительная шерохо­
ватость £

Qmin,

тыс.м3/сут
к

0,0254 0,0080 3,7 0,028
0,0403 0,0075 6,5 0,027
0,0508 0,0060 15,0 0,026
0,0635 0,0048 28,0 0,025
0,0762 0,0040 37,5 0,024
0,1016 0,0030 70,0 0,023
0,1270 0,0024 100,0 0,022
0,1524 0,0020 150,0 0,021
0,2032 0,0014 260,0 0,020



Для практически возможных значений шероховатости /к=(0,07-ь0,20)-1(Г! м 
величину X с приемлемой точностью для диаметров труб Д=(50,8=254)-10 ’ м 
можно определить по формуле:

X = 0,111 • Д25 / Д'-25 = 0,0933 • в0'25, (2.23)

а для диаметров Д=(254,0762)40 '* м по формуле:

X = 0,0822-Д21/Д0,21 = 0,0761-е0,21. (2.24)

Если дебит скважины меньше Qlllln, то величину X приближенно можно 
определить по формуле:

X = 0,029[D/p-Q]°',:i, (2.25)

где р - относительная плотность газа; Q - дебит скважины, тыс.м’/сут при 
стандартных условиях.

При движении газа по затрубному пространству с учетом потерь давле­
ния на местные сопротивления в соединительных муфтах величину X следу­
ет определить по формуле:

(2.26)

где Хо- коэффициент сопротивления труб с эквивалентным диаметром Ди(. 
Величину Хо находят из таблицы 2.8, при известном Дн_.

Таблица 2.8 
Значения Хо при Q>Q,,U11

№№
п.п.

Д..-
м

d„, 
м

Qmuh* 

тыс.м3/сут. Xo Д„>
M

d., 
M

И11’

тыс.м3/сут. Xo

1. 0,0635 0,0254 16 0,029 0,1016 0,0508 40 0,027
2. 0,0762 ff 30 0,027 0,1270 ff 84 0,025
3. 0,1016 ff 60 0,025 0,1524 ff 147 0,024
4. 0,1217 ff 110 0,024 0,1016 0,0635 26 0,029
5. 0,1524 ff 135 0,024 0,1270 ff 70 0,026
6. 0,0762 0,0381 19 0,029 0,1524 ff 112 0,024
7. 0,1016 45 0,027 0,1270 0,0762 43 0,028
8. 0,1270 rr 87 0,025 0,1524 ff 96 0,026
9. 0,1524 140 0,024 0,1524 0,1016 53 0,028

При движении газа только по затрубному пространству эквивалентный 
диаметр Дж определяют по формуле:

(2.27)



Если дебит скважины Q превышает Qmin, то величину Х(| следует опреде­
лять из таблицы 2.8, а если Q<Qmin, то величину Хп следует определить по 
формуле:

(2.28)

Для труб-коллекторов больших диаметров, обвязывающих группу сква­
жин с установками комплексной подготовки, а также для газопроводов ко­
эффициент гидравлического сопротивления можно определить по формуле:

(158 2/ А0,2
Х = 0,067 ——М , (2.29)

k Re D )

где Re - число Рейнольдса, определяемое по формуле:

Re = 4Q-Pli-р/лЛц = 17,75-10’’р/£)ц, (2.30)

Q - объемный расход газа, млн.м’/сут; рв - плотность воздуха при стандарт­
ных условиях, которая равна Рв= 1,205 кг/м'1; р - относительная плотность 
газа; ц -вязкость газа; D - внутренний диаметр трубы, м.

При ламинарном режиме течения в трубах большего диаметра слагаемое 
158//?с намного больше 2//D. Поэтому в этих случаях величину X можно 
определить без учета 21JD по формуле:

X = 0,1844/Re0’2. (2.31)

При квадратичном законе сопротивления, когда 158/Re «21JD, форму­
лу (2.29) можно использовать в виде:

Х = 0,067^^ (2.32)

Для новых труб величину /. можно принять равной / =0,03, тогда коэф­
фициент X будет определяться по формуле:

-='=./'// (2.33)

Па базе многочисленных лабораторных и промысловых данных при на­
личии в продукции жидкости коэффициент гидравлического сопротивления 
смеси Х(.„ в диапазоне изменений дебита жидкости 0-5-800 м’/сут; газового 
фактора 5=900 m’’/м'1; вязкости жидкости 1=2000 мПа-c; диаметра труб 
0,035=0,076 м и давления 0,7=16,5 МПа может быть определен для газонеф­
тяных скважин по формуле:



2[0,13Кг/ + 1]-Арф |(? Г 68 | 2/к 
[1,13Ю/ + 1]Рсм-Вк, ’ |_ReCM D (2.34)

где р - разность плотностей жидкости и газа; р - расходное газосодержание. 
Ku, FrCJI, Reni - критерии Кутателадзе, Фруда и Рейнольдса.

При большом газовом факторе, т.е. в газовых и газоконденсатных сква­
жинах, в продукции которых содержится значительное количество жидко­
сти, Х,.и определяется по формуле: 

\ м = \-ср = 0,067- 0,0831-цг-Р 
. Qp-KT2

X

X

0,358Zcp7;.pQr (1 - pf (Рг - pJ^lO-5
(2.35)

где px, Pi - плотности жидкости и газа в рабочих условиях, кг/мл; р - отно­
сительная по воздуху плотность газа; D - диаметр фонтанных труб, м; Р - 
среднее давление по стволу скважины, МПа; Г - средняя температура 
смеси в стволе, К; р., - коэффициент вязкости газа при Р и Г ; Z - коэф­
фициент сверхсжимаемости газа при Р и Г .

Плотность газа р в рабочих условиях, т.е. при Р и Г , определяется по 
формуле:

Рф = Ре. • ^рГе. /Ра.Гер7ер - (2-36)

где рГ1 - плотность газа при стандартных условиях, т.е. при Р =0,1013 МПа, 
Гст =293 К; Qip - дебит скважины, тыс.м'/сут; р - расходное газосодержание, 
определяемое по формуле:

₽ = Q,p/(Q,p + Q!K). (2-37)

О,,, - дебит газа в рабочих условиях, тыс.м’/сут, определяемый по формуле:
(2.38)

Среднее давление и температура в расчетах берутся как P(p=(Pv+P)/2 и 
7’ср =(Tv+T)/2. При расчетах забойного давления с использованием значения 

необходимо выполнять хотя бы два приближения.

Задача 32 - Определение забойного давления по результатам замеров 
устьевого давления.

Забойное давление вертикальной скважины при известном устьевом 
давлении определяется по формуле (2.17). Расчет параметров производится 
с помощью итерации.



Таблица 2.9
Исходные данные для определения забойного давления по известному устьевому

Параметр Значение Размерность
Р 30,8 МПа
L 3286 м
Q 137 тыс.м’/сут
X 0,002
d 0,168 м

Р 4,710965 МПа
г 196,52062 К
Р,,,™ 0,63040901
Т 385,4 К

Таблица. 2.10

Расчет забойного давления в первом приближении

Z,„ 0,992740038
Л, 30,8 МПа
5 0,185

6,53,9
1,38311Е-06

£ 37,0557176 МПа

Таблица 2.11

Расчет забойного давления во втором приближении

1,023883
л, 33,92786 МПа
5 0,179

Р 7,203
О 1,42Е-06
L 36,84792 МПа

Таблица 2.12

Расчет забойного давления в третьем приближении

Z 1,0228
Р 33,824 МПа
S 0,179
р 7,181
()и 1Е-06

36,855 МПа

Задача 33 - Определение коэффициента гидравлического сопротивле­
ния при различных режимах течения.

Коэффициент гидравлического сопротивления по известному параметру 
шероховатости труб определяется по формуле (2.18), при ламинарном ре­



жиме течения смеси коэффициент гидравлического сопротивления опреде­
ляется по формуле (2.19), при турбулентном режиме течения по формуле 
(2.20), при турбулентной автомодельности по формуле (2.22).

Определение коэффициента гидравлического сопротивления по па­
раметру шероховатости

Таблица 2.13

Исходные данные для расчета коэффициента гидравлического сопротивления

Параметр Значение Размерность
Re 7800000
4 0,0001 м
D 0,168 м
т 2

Таблица 2.14

Расчет коэффициента гидравлического сопротивления 
по параметру шероховатости труб

Параметр Значение Размерность
Е 0,001
X 0,01745

Определение коэффициента гидравлического сопротивления при лами­
нарном режиме течения

Таблица 2.15
Исходные данные для расчета

Параметр Значение
Re 1500

А = 0,1844/Re0’2 =0,1844/1500° 2=0,0426.

Определение коэффициента гидравлического сопротивления при 
турбулентном режиме течения

Таблица. 2.16
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
k 0,0008 м
D 0,168 м
Q 130000 тыс.м’/сут
к 1800 кг*с2/м4
р 0,000041 Па*с

[Еш 0,65



Таблица 2.17

Расчет коэффициента гидравлического сопротивления

Параметр Значение Размерность
е 0,001

Re 255577332,6
X 0,0165

Определение коэффициента гидравлического сопротивления при 
турбулентной автомодельности

Таблица. 2.18
Исходные данные для примера

Параметр Значение Размерность
4 0,0008 м
D 0,168 м

Таблица 2.19

Расчет коэффициента гидравлического сопротивления 
при турбулентной автомодельности

Параметр Значение Размерность
S 0,001
X 0,0165

Задача 34 - Определение коэффициента гидравлического сопротивле­
ния при диаметре труб от 0,0508 до 0,254 м и от 0,254 до 0,762 м.

Коэффициент гидравлического сопротивления при диапазоне диаметра 
труб от 0,0508 до 0,254 м определяется по формуле (2.23), при диапазоне 
диаметра труб от 0,254 до 0,762 м определяется по формуле (2.24).

Определение коэффициента гидравлического сопротивления при 
диаметре труб от 0,0508 до 0,254

Таблица 2.20
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
4 0,0001 м
D 0,168 м

X = 0,111 • = 0,0933 • е0,23 =0,111 0,0001^/0,168^-0,01734



Определение коэффициента гидравлического сопротивления при 
диаметре труб 0,254 до 0,762 м

Таблица 2.21
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
4 0,0001 м
D 0,2745 м

7. = 0,0822-е21 /^2’ = 0,0761-в0'21 =0,0822 0,000Г70,2745'иМ),015б

Задача 35 - Определение коэффициента гидравлического сопротивле­
ния при низком дебите скважины.

Коэффициент гидравлического сопротивления при дебите скважины 
меньше минимального определяется по формуле (2.25).

Таблица 2.22
Исходные данные для расчета

А, = 0,029[£)/р-(2]°’13=0,029[0.168/0.65-29]013=0.0157

Параметр Значение Размерность
а, 29 тыс.м’/сут
D 0,168 м
_________0,65

Задача 36. - Определение коэффициента гидравлического сопротивле­
ния при движении газа по затрубному пространству.

Коэффициент гидравлического сопротивления при движении газа по за­
трубному пространству определяется по формуле (2.26).

Таблица 2.23
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
/) 0,0157 м

0,168 м
dH 0,65 м
К 1800 м

Р„™ 0,65
1 0,0001 м

Таблица 2.24

Пример решения задачи

Параметр Значение
D,t. 0,13417
7() 0,025
X 0,03268



2.3. Определение забойного давления газовых скважин 
различных конструкций

Конструкция газовых скважин выбирается с учетом географических и 
метеорологических особенностей района, размещения скважин, геологиче­
ских характеристик залежей, состава пластовых флюидов, емкостных, 
фильтрационных и механических свойств пористой среды, продуктивности 
пласта и технологического режима эксплуатации скважин.

Однорядный лифт с постоянным диаметром
Забойное давление скважин, оборудованных однорядным лифтом с по­

стоянным диаметром, может быть определено двумя способами:
- по давлению в затрубном пространстве, если это пространство не- 

запакеровано, по барометрической формуле (2.7).
- по давлению на буфере независимо от наличия или отсутствия 

пакера в затрубном пространстве, с учетом потерь давления в зонах 
установки забойного оборудования. По устьевому давлению на буфере 
забойное давление определяется по формуле (2.10).

Однорядный лифт с переменным диаметром
Забойное давление скважин, оборудованных однорядным лифтом с пе­

ременным диаметром, может быть определено двумя способами:
по давлению в затрубном пространстве, если эго пространство не- 
запакеровано, по барометрической формуле;

- по давлению на буфере независимо от нал ичия или отсутствия пакера 
в затрубном пространстве.

Для выноса жидких и твердых примесей необходимо обеспечить на лю­
бом сечении ствола скважины скорость движения потока газа болеев>4 м/с, 
т.е.

>4, (2.39)

где Q - дебит скважины, тыс. м'/сут; Z - коэффициент сверхсжимаемости 
газа в забойных условиях; Т - температура газа на забое, К; б/ —- диаметр се­
чения ствола па забое, 10’2 м; Р, - забойное давление, МПа.

Забойное давление для однорядного лифта двухступенчатой конст­
рукции, показанного на рисунке 31, определяется в два этапа: сначала по 
устьевым давлениям определяется давление па глубинеД при движении га­
за по трубам с большим диаметром ф; затем это давление принимается как 
устьевое и по этому давлению определяют забойное давление па участке, где 
газ движется по трубам меньшего диаметра d2 и длиной L.,.

Для определения забойного давления при двухступенчатой конструкции 
газовых скважин следует пользоваться формулами:

- для первой ступени труб:

Р*=Р^ + 0/^-1), (2.40)



- для второй ступени труб:

р2 = р2-^+е2Х-1). (2.41)

а вб

Рис. 31. Схема конструкций вертикальных скважин:
а : в - однорядный лифт: а - без пакера, б - с запакерованным затрубным простран­
ством, в - двухступенчатый

В целом для определения Р формула будет иметь вид:

Р2 = Р7Ф(<''^Ч(0!е2П|,2'2?-(О|-02Х _02)q^ (2.42)

где
5) =0,03415-p-£1/Zfpir(.pl; 52 = 0,034 1 5-р-£2/Zfp2T.p2; (2.43)

01=0)01413-10-,<,1Zpl2Til7<5; (2.44)

О 0.0111.3-10 ' Z. 7' . <7 \ (2-45)

При определенных по всей длине НКТ 7’ и Zp вместо формул 
(2.41)-Д2.45) будут иметь место формулы:

5, =0,03415-p-Z1/ZcpTcp,52 = 0,03415-р-£2/ZcpTcp, (2.46)

51+52 = 0,034 1 5-p-Z/ZX (2-47)

6г0,01413-10 XX W (2.48)

02=0,01413- Ю10 2Zfp2TX. (2.49)
При необходимости учета интервала ниже башмака фонтанных труб и 

известном дебите на этом участке забойное давление определяется по фор­
муле:

Р; = р2 .e2( V.y+y) +01еад+.у+У) _[(01 '4 ) _(02 -езХ -e3]Q2, (2.50) 



где
53 =0,03415-р-£3/7(.|)3Г(.|)3; (2.51)

e3=o,oi4i3-io’10 3zp32tp32/d35, (2.52)

D.f - диаметр обсадной колонны; Тср3 - средняя температура в интервале 
ниже башмака фонтанных труб до середины интервала перфорации; Z 3 - 
коэффициент сверхсжимаемости на этом же участке; - расстояние от 
башмака фонтанных труб до середины интервала перфорации.

Приближенное определение забойного давления с учетом наличия 
жидкости в потоке газа

Методика расчета забойного давления в газовых скважинах, в продукции 
которых содержится жидкость, зависит от структуры газожидкостного по­
тока. В ряде случаев в одной скважине от забоя до устья одновременно име­
ют место несколько структур потока и соответствующее количество пере­
ходных зон.

Наиболее простая расчетная формула для определения забойного 
давления вертикальных скважин при наличии в потоке газа жидкости без 
фазовых переходов и учета влияния структуры потока имеет вид:

Р32 =Р2-е25» +0,0l4l3-l0-10XrZ2)T2)Q(t(e25» -l)/p-Z>5, (2.53)

где 50 = 0,03415-p-p-Z/Z Г ; р - параметр, связанный с истинным, посто­
янным по стволу газовой скважины газосодержанием потока ср в рассматри­
ваемом сечении трубы. Величина р определяется по формуле:

р=ф+(1-(р)рх/рф. (2.54)

Учитывая, что по стволу скважин происходит изменение давления и тем­
пературы, газосодержание становится переменной величиной. Для практиче­
ских расчетов истинное газосодержание можно заменить расходным р, так 
как истинное газосодержание потока, как правило, неизвестно. Приближенно 
величина <р заменяется расходным газосодержанием р, которое определяется 
по формуле (2.37), где Q|р - расход газа при Р и Т. Это условие в газовых и га­
зоконденсатных скважинах понимается, как средние параметры между устьем 
скважины и той глубиной, па которой определяется забойное давление.

Значение плотности газа в рабочих условиях р|р определяется по фор­
муле (2.36).

Величина расхода газожидкостной смеси должна быть определена с 
учетом фазового состояния газожидкостной смеси в условиях ствола сква­
жины.

При условии минимального выделения конденсата в пласте и в стволе 
скважины , определенная как сумма расходов газа, конденсата в газооб­



разном состоянии и газа дегазации конденсата, будет максимально близкой 
к истинной величине :

о =Q+Q +Q - (2.55)
где Qr, Qri, Qri - соответственно объемное количество газов сепарации, дега­
зации и конденсата в газообразном состоянии, определяемого по формуле:

(Х,=(?;24,05Т/МТ, (2.56)
где (9 - масса конденсата, кг/сут; 7’С1, Т - стандартная и нормальная темпе­
ратуры; А/. - молекулярная масса конденсата. Приближенно величина 
может быть определена по формуле:

Q.M=[G+GJ/PcM- (2-57)
где Gr_, G„ - массовые расходы газа и жидкости, определяемые по формулам: 

с;=(?р, и g;=qA; (2.58)
рг., р,; - соответственно плотности газа и жидкости при Т=293 К и Р=0,1 МПа; 
рсм - плотность смеси, определяемая по известному составу по формуле:

Р™ = или р„ = йр'/^Р- (2.59)
>=1 У, +52,,;

где р, - плотность г-го компонента; х, - объемная доля г-го компонента.
Одним из основных параметров, влияющих на точность определения Р, 

является коэффициент гидравлического сопротивления труб \.м для газо­
жидкостной смеси, методы определения которого были изложены выше.

Задача 37 - Определение скорости потока газа на забое скважины.
Скорость потока газа на забое скважины определяется по формуле 

(2.39), пример решения задачи представлен ниже.
Таблица 2.25 

Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
С 301 К
Л И МПа

0,8
d 0,2 м

Q 150 тыс. м’/сут

и>0,052-10-’QZJ’/г/2Р > 4 =0,052-10 ’■ 150-0,8-301/0,22/11=4,26«73>4.

Задача 38 - Определение забойного давления для однорядного лифта 
двухступенчатой конструкции.

Забойное давление для однорядного лифта двухступенчатой конструк­
ции определяется по формулам (2.40-2.41), пример решения задачи пред­
ставлен в таблице 2.27.

Таблица 2.26



Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Л 30,8 МПа
L 3286 м
Q 137 тыс.м’/сут
d, 0,168 м
d. 0,15 м
К 0,002

К 0,0025

Таблица 2.27

Пример определения забойного давления для однорядного лифта

Параметр Значение Размерность
т 4,710965 МПа
т 196,52062 К
м. 17,016 г/моль
L, 3100 м
А, 186 м

Р™ 0,759642857 кг/м’
0,63040901

L 3286 м
р™. 35,8 МПа

4,71 МПа
Т. 196 К
т. 385,4 К

1,966
L 37,6364 МПа

Задача 39 - Определение забойного давления для однорядного лифта 
двухступенчатой конструкции с учетом интервала ниже башмака фонтан­
ных труб.

Забойное давление для однорядного лифта двухступенчатой конструк­
ции с учетом интервала ниже башмака фонтанных труб определяется но 
формуле (2.50).

Таблица 2.28
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Р 30,8 МПа
L 3288 м
Q 137 тыс.м’/сут
d, 0,002 м
dy 0,168 м
d.t 0,25 м



Продолжение табл. 2.28

Параметр Значение Размерность
к, 0,002
Д 0,0025
К 0,0018

Таблица 2.29

Пример расчета

Параметр Значение Размерность
Р .. 4,710965 МПа
Г 196,52062 К

17,016 г/моль
3100 м
186 м

Р 2 м
Р™ 0,759642857 кг/м.,

0,63040901
L 3286 м

Р:.. 35,8 МПа
4,71 МПак 196 К

Т. 385,4 К
Т,т 1,966
л 37,6364 МПа

Задача 40 - Определение забойного давления для двухрядного лифта 
двухступенчатой конструкции с учетом наличия жидкости без учета влия­
ния структуры потока.

Забойное давление для двухрядного лифта двухступенчатой конструк­
ции без разделения потока определяется но формуле (2.50).

Исходные данные для расчета

Таблица 2.30

Параметр Значение Размерность
Р 30,8 МПа
L 3288 м
Q 137 тыс.м’/сут
(1., 0,168 м
d, 0,15 м
К 0,002
К 0,0025
к 0,0018



Таблица 2.31

Определение забойного давления с учетом наличия жидкости в потоке

Параметр Значение Размерность
4,710965 МПа
196,52062 К

17,016 г/моль
L, 3100 м
к 100 м
к 88 м
Р.., 0,759642857 кг/м'5

0,63041
L 3288 м

Р 35,8 МПа
385,4 К

к. 1,966
Z..„ 1,0228076
р..„ 33,825903 МПа

5,+5,+5, 0,180
к'к 0,010

0,0048061
к. 7,182

0,0615855
0,1356683
0,0554269

/< 36,858897 МПа

Задача 41 - Определение забойного давления для двухрядного лифта 
двухступенчатой конструкции с учетом наличия жидкости с учетом влия­
ния структуры потока.

Забойное давление для двухрядного лифта двухступенчатой конструк­
ции с разделением потока определяется но формуле (2.50), пример решения 
задачи представлен в таблице 2.33.

Таблица 2.32
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Л 30,8 МПа
L 3288 м
Q 137 тыс.м’/сут
Q, 50 тыс.м’/сут
Ф 0,168 м
d, 0,15 м
к 0,002
к 0,0025
к 0,0018



Таблица 2.33

Пример расчета забойного давления для двухрядного лифта 
двухступенчатой конструкции с разделением потока

Параметр Значение Размерность
4,710965 МПа

Т . 196,52062 К
м. 17,016 г/моль

3100 м
!■ 100 м
L, 88 м

0,759642857 кг/м.,
Рг.огн. 0,63041

1. 3288 м
р 35,8 МПа
т..„ 385,4 К

1,966
Z..„ 1,022806
р., 33,8257593 МПа

1‘Ч1Д 0,180
S,+5, 0,010

0,0048061
7,182

0,0082031
©^ 0,1356679
®. 0,0554267

36,858609 МПа

Задача 42 - Определение забойного давления для двухрядного лифта 
двухступенчатой конструкции но известному устьевому давлению меж­
трубного пространства.

Таблица. 2.34
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Л 30,1 МПа
L 3288 м
Q 137 тыс.м’/сут
Q, 50 тыс.м’/сут
д 0,168 м
Д 0,15 м
К 0,002
к 0,0025
к 0,0018
к, 0,00213
О 0,15 м



Забойное давление для двухрядного лифта двухступенчатой конструк­
ции по известному устьевому давлению межтрубного пространства опреде­
ляется по формуле (2.50).

Таблица 2.35
Пример расчета

Параметр Значение Размерность
Р 4,710965 МПа
т 196,52062 К
м„ 17,016 г/моль

3100 м
>■ 100 м

88 м
Р™ 0,759642857 кг/м’

0,63041
Л 3288 м

р 35,8 МПа
т. 385,4 К

1,966
/. 1,0192638
р„, 33,487196 МПа

s,+s,+s. 0,180
5,+5. 0,010

5. 0,0048228
Р.,„ 7,110

0,1147898
®„2 0,0970055

0,055546
L 36,88221 МПа

Задача 43 - Приближенное определение забойного давления с учетом 
наличия в потоке жидкости.

Забойное давление с учетом наличия в потоке жидкости приближенным 
методом определяется по формуле (2.53).

Таблица 2.36
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Р 16,9 МПа
L 3150 м
Q 185 тыс.м ’/сут
а, 0,05 тыс.м ’/сут
х 0,025
d 0,076 м

Р„™ 0,715
Рж 720 кг/м’



Продолжение табл. 2.36

Параметр Значение Размерность
К. 350 К

20,7 МПа
Р 4,7 МПа
Т 200 К
р 4,4
т 1,75

__________________0,87

Таблица 2.37

Пример расчета

Параметр Значение Размерность
0.» 0,94087 тыс.м’/сут
/к, 0,861158 кг/м3

Р 0,94954
р,„ 169,408 кг/м’
р.„ 1,05588 кг/м’

159,391 т/сут
G. 36
а. 226,784 тыс.Ж’*/сут

0,26671
р> 23,1023

2.4. Определение давления в горизонтальных газовых скважинах

Конструктивные особенности горизонтальных скважин и их учет 
при определении пластового и забойного давлений

При определении термобарических параметров горизонтальных скважин 
необходимо учесть их конструктивные особенности, в частности радиус 
кривизны и профиль горизонтального участка. По величине радиуса кри­
визны условно выделяют три типа горизонтальных скважин: с большим, со 
средним и с малым радиусами кривизны (см. рисунок 31 а, б, в).

Ниже приведены методы расчета забойного давления горизонтальных 
скважин с различными радиусами кривизны и профилями.

Определение пластового давления в горизонтальных скважинах с 
учетом профиля горизонтального участка ствола

Па практике встречаются три варианта профиля горизонтального участ­
ка ствола: горизонтальный, восходящий и нисходящий (см. рисунок 33).



а б

<------

Рис. 32. Схема профилей горизонтальных скважин

в

Рис. 33. Схема профилей 
горизонтальных скважин:

а, б, в - горизонтальный, восходящий и 
нисходящий



Пластовое давление в горизонтальных скважинах с горизонталь­
ным профилем ствола не зависит от длины ствола и определяется у начала 
горизонтального участка как пластовое давление в вертикальных скважинах 
по формуле (2.1).

Пластовое давление в горизонтальных скважинах с восходящим или 
нисходящим профилями зависит от длины ствола и зенитного угла накло­
на. При значительных длинах горизонтального участка ствола с нисходя­
щим или восходящим профилями пластовое давление становится перемен­
ной величиной, что существенно влияет па обработку результатов исследо­
вания скважин па стационарных режимах фильтрации. Поэтому пластовое 
давление горизонтальных скважин с восходящим или нисходящим профи­
лями по длине ствола должно быть определено по формуле:

Р^; Р..^^)- (2.60)

где 5,.„ - безразмерный параметр, соответствующий глубине начала горизон­
тального участка. Величина 5,.„ определяется аналогично 5 в формуле (3.3); 
Sh - параметр, зависящий от глубины восходящего или нисходящего ствола, 
где ствол на высоту Л выше или ниже от горизонтали, имеющей глубину II. 
Если скважина с восходящим профилем, то eShi в формуле (2.60) записыва­
ется с отрицательным знаком, а если профиль нисходящий, то eShi суммиру­
ется с е5”1. При расчетах пластового давления по формуле (2.60) в слагаемом 
е'"; необходимо определить:

Sh =0,03415—(2.61)

где Тр| - средняя температура газа на участке от Л =0 до Л,, т.е. от начала уча­
стка с восходящим или нисходящим стволом до расстояния, где ствол сква­
жины отклоняется от горизонтальной линии на величину h,. Изменчивость 
пластового давления при значительных длинах горизонтальных стволов с 
восходящим или нисходящим профилями должна быть учтена при обработ­
ке результатов исследования скважин на стационарных и нестационарных 
режимах фильтрации.

Определение забойного давления в горизонтальных газовых скважи­
нах с большим и со средним радиусами кривизны, при отсутствии на 
горизонтальном участке ствола фонтанных труб

1. Горизонтальный профиль ствола
Забойное давление у торца горизонтальных газовых скважин Ри с боль­

шим и со средним радиусами кривизны, при отсутствии фонтанных труб па 
горизонтальном участке, определяется формулой:

(2.62)



Эта формула должна использоваться, когда горизонтальный участок 
ствола не имеет восходящего или нисходящего профиля.

Горизонтальные скважины, имеющие восходящий или нисходящий 
профили показаны па рисунке 32 б, в. Для таких профилей забойное давле­
ние определяется по формуле:

Е, - Р; .е2'''.*'-*''-' +(0„ + 0,„ +0, ).Q2, (2.63)

где Р - устьевое давление; Р ,п - забойное давление у поворота ствола от ис­
кривленного участка к горизонтальному; 5., Sh и Sun_ - безразмерные пара­
метры, не зависящие от радиуса кривизны; 0., 0нп. и 0, - размерные парамет­
ры, определяемые для вертикального искривленного и горизонтального уча­
стков скважины по формулам:

(2.64)

Входящие в формулу (2.64) значения безразмерных коэффициентов 5 и 
5ИСК определяются формулами:

5В = 0,03415рЯвоб / ZcvaTcpB 

^"иск = 0,03415рЯиск /Zq)H(.KT(,|)H(.K
= 0,03415 рЛ; / ZCj)hf TCJ)k.

г, (2.65)

где Я о6 - общая вертикальная глубина, вертикального II и искривленного
Яиск участков горизонтальной скважины определяемая по формуле:

Нв.об=Яв+Яиск, (2.66)

IIts - глубина вертикального участка скважины; р - относительная плот­
ность газа, Z р - коэффициент сверхсжимаемости при Р р и Гр; II . - верти­
кальная составляющая искривленного участка и согласно схеме, показанной 
на рисунке 31а, определяется из равенства:

Яиск = Р|ф since при ое=90°, sm=l и Я с =Риск.

Если угол искривленного участка меньше а<90°, отсутствует горизон­
тальный участок скважины, то вертикальная высота искривленного и на­
клонного участков ствола будут определяться по формулам:

ЯИ(К =PK1)sinoc и Япак =£naKsina. (2.67)



В формулу для определения 5'1п. входит длина искривленного участка 
£иск, которая рассчитывается из равенства:

£И(.к = 2лЯ1ф(х/360, (2.68)

где а - угол зоны кривизны, 7? - радиус кривизны. В общую формулу для 
определения забойного давления входит составляющая в виде Л^е2'^ , где 
/г, - высота торца горизонтального ствола от сечения, где ствол начинает ме­
нять профиль (см. рисунок .31в).

При «нисходящем» профиле горизонтального ствола составляющая 
Р1,^''..имеет положительный знак и добавляется к забойному давлению,
полученному па сечении, где горизонтальный ствол начинает свой профиль 
как нисходящий. Величину Sh и Sh следует определять по формулам:

Sh =0,03415 ; X =0,03415 . (2.69)
«гас ’ 7 Т Пв,К' 7 Т х 7ср.п Z/cp-ijJ ср.в

В случае, когда профиль горизонтального ствола восходящий, то состав­
ляющая Р2|Д2',"'"‘ имеет отрицательный знак.

Для определения давления с приемлемой точностью у концов верти­
кального, искривленного и горизонтального участков достаточно всего два 
приближения. Технология расчета величин этих давлений следующая: в 
нижнем сечении вертикального участка давление Рнв определяется по фор­
муле (2.17).

Па нижней границе искривленного участка будет определяться форму­
лой:

Сск=^^"“+(ев+еИск)22. (2.70)

где 51jA - безразмерный коэффициент, включающий в себя суммарную глу­
бину вертикального участка и вертикального составляющего искривленного 
участка, т.е. Пл=П+11ип.. Забойное давление у торца горизонтального ствола 
в зависимости профиля горизонтального участка должна быть определена 
по формуле (2.63).

Определение забойного давления горизонтальной скважины с малым 
радиусом кривизны

В случае если горизонтальная скважина имеет малый радиус кривизны, 
то формула (2.63) будет иметь вид:

p2i=p2.e2№±5i)+[e/+e|].G2j (2?1)

где 0;' определяется по формуле:



=0,0141з.10-'»хХЛ.(«!’; -!>/<• (2.72)

у = 0,03415р(Я, +AH)/Zq„rq,„ (2.73)

где X - коэффициент гидравлического сопротивления труб в вертикальном 
участке ствола с добавленной IP, d - внутренний диаметр труб па этом уча­
стке; Г - средняя температура газа па вертикальном участке; Z - коэф­
фициент сверхсжимаемости при Р и Т , значения которых приведены в 
предыдущем пункте.

Величина 0;' от своего аналога для вертикального ствола 0и отличается 
тем, что па вертикальную глубину II добавляется длина искривленного уча­
стка, которая для скважин с малым радиусом кривизны составляет 
4</?ип<12 м. Длина искривленного участка при малом радиусе кривизны оп­
ределяется из выражения:

£ис=2тг-/?иск/4 (2.74)

и при среднем значении радиуса кривизны RK.=7 м длина искривленного 
участка составит =6,3-7/4=11,0 м.

Таким образом, для определения забойного давления у начала восходя­
щего или нисходящего ствола на общую глубину скважины по вертикали 
следует добавить дополнительную длину II 6,5-И1,0 м, т.е. Н'=Н+ Н.

Методы определения забойного давления у башмака фонтанных 
труб горизонтальных скважин с восходящим или нисходящим профи­
лем, с большим и со средним радиусами кривизны

В горизонтальных скважинах, частично оборудованных в горизонталь­
ном участке фонтанными трубами, необходимы методы, позволяющие опре­
делить забойное давление у башмака фонтанных труб, у торца ствола и в за­
трубном пространстве.

Забойное давление у башмака фонтанных труб в горизонтальной 
скважине (см. рисунок .3.3) необходимо определить по формуле:

Р1,Л = Р‘, • еги'-*5--‘Л'"- >+[0. + е.„+е, Q2, (2.75)

5, =0,03415-^^:5,,, =0,03415 рД"‘ : = 0.03415 Р/ , (2.76)

где Л - отклонение башмака фонтанных труб от горизонтали вверх или 
вниз (см. рисунок .3.3). Если профиль горизонтального участка ствола не 
восходящий или не нисходящий, то Л будет равным Л = 0, и, следовательно, 
параметр 5 также будет равен нулю, т.е. .$/ = 0.



Рис. 34. Схема горизонтальной скважины, частично оборудованной фонтанными 
трубами на горизонтальном участке ствола

ср.иск ср. иск

Входящие в формулу (2.76) параметры 0в>0ви 0г6фдолжны определяться
по формулам:

е. =l,377X,Z’,.r’„(«2’- -1)/< (2.77)

4077л у 2 р2 /р2^:с:к / J5
UHCK — 1 /V ИСК ср .ИСК2 Ср.ИС.к\е '// ии.СК’ (2.78)

■i.ooil. Z 7 77. rf . (2.79)

где -Я,.- = 0,03415 р£у , (2.80)

с/ф - диаметр фонтанных труб в горизонтальном участке ствола, Zrp |ф - ко­
эффициент сверхсжимаемости газа при средних значениях давления и тем­
пературы в пределах длины фонтанных труб в горизонтальном участке, 
Г - температура газа в пределах длины фонтанных труб в горизонтальном 
участке. Значения Z и Т определяются по равенствам: 

где Т, иск и Рк иск - температура и давление на конечном сечении искривленного 
участка; Т6фи Р^- температура и давление у башмака фонтанных труб; Д - ко­
эффициент гидравлического сопротивления фонтанных труб в горизонтальном 
участке ствола, £ - длина фонтанных труб в горизонтальном участке.



Определение забойного давления в горизонтальных скважинах с ма­
лым радиусом кривизны и частично оборудованных фонтанными тру­
бами при отсутствии в их продукции жидкости

При малом радиусе кривизны ствола существует возможность упростить 
формулу (2.76), сохраняя при этом приемлемую точность определения за­
бойного давления. Такое упрощение возможно путем исключения из фор­
мулы (2.76) слагаемых, связанных с радиусом кривизны, в частности, пара­
метров Sim, и 0иск. Тогда для горизонтальной скважины с малым радиусом 
кривизны формула (2.76) примет вид:

^бф = Ж' + 0,.бФ |-Q2> (2.82)

где S'u = 0,03415р(Яв + РИ(ЖМ)/; Рискм- радиус кривизны искривленно­

го участка, используемого для перехода ствола от вертикального направле­
ния к горизонтальному с малым радиусом. Величина 56ф;связана с профилем 
горизонтального участка, который может быть восходящий, горизонтальный 
и нисходящий и определяется по формуле (3.85). Если профиль горизон­
тального участка восходящий, то знак параметра 56фв будет отрицательный, а 
если нисходящий, то положительный. Параметры 0'ви 0 должны быть оп­
ределены по формулам:

е; = i,377x.z,:,;x.(«“; - (2ЛЗ>
где

Г’,.. = (г>+Г1(Н,+К„.))/2;

Z ’ • К.. .' I

(2.84)

Г - средняя температура газа в пределах горизонтального участка фонтан­
ных труб и должна определяться по формуле:

Т =\Т + Т..1/2 (2.85)

Т нп_, Т( - соответственно температура газа у конца искривленного участка и 
башмака фонтанных труб; £ ф - длина фонтанных труб в горизонтальном 
участке; А, - коэффициент гидравлического сопротивления фонтанных 
труб в горизонтальном участке ствола; Z - коэффициент сверхсжимаемо­
сти газа при условияхР и Т . Значение Р определяется из равенства 
Рр1ф = + Лф1/2- |де Р.,,,.,. и Дф _ соответственно давления у конца ис­
кривленного и у башмака фонтанных труб. Тогда величина Z ф будет опре­
деляться из графической зависимости^ = ./(Р.р,ф/Р.р; ^.р,,|/^.р) или же чис­
ленным методом согласно 111.



Определение забойного давления у башмака фонтанных труб гори­
зонтальных скважин с восходящим или нисходящим профилем и малым 
радиусом кривизны

При определении забойного давления горизонтальных скважин без на­
личия фонтанных труб па горизонтальном участке было отмечено, что при 
малом радиусе кривизны переход ствола от вертикального направления к 
горизонтальному осуществляется в диапазоне радиуса кривизны Ruri., равно­
го 4<7?нп<12 м. Для практических расчетов забойного давления при среднем 
радиусе кривизны 7?нп.ср~7 м этот участок с вертикальной высотой 
/г =7? -sina, где а=90° может быть прибавлен к глубине вертикального уча­
стка в виде II^=II+hKv. Тогда для определения забойного давления в гори­
зонтальной скважине с восходящим профилем следует использовать фор­
мулу:

^<Ф=РГ<’!"-1''*’ + [е: + 91',вф]-Й1, (2.86)

где - безразмерный коэффициент, определяемый по формуле:

0,03415 Р'Р7(Яв^/г,<рд,), (2.87)

Тсро6в ~~ средняя температура газа между устьем скважины и общей верти­
кальной глубиной Ho6=II+hKp, т.е. Гсробв=(Г+7;обв)/2; Zcpo6u и Рсробв. Среднее 
давление на глубине Яо6в определяется из равенства Pp(jfee=(Py+PhofiB)/2. Зна­
чение 5Ьф определяется по формуле (3.87). Размерные параметры 0( и 0гф 
определяются по формулам:

е; = 1.377.Х„, .z;i. -г;,;.. (2.88)

0,.(ф=О,О94.Л](2.89)

где Т.р|ф - средняя температура газа в фонтанных трубах па горизонтальном 
участке; Zrpiil) - коэффициент сверхсжимаемости газа в фонтанных трубах па 
горизонтальном участке; X. и X ф - коэффициенты гидравлического сопро­
тивления па участке Яо6в и в фонтанных трубах, спущенных па горизонталь­
ный участок.

Определение забойного давления в затрубном пространстве гори­
зонтального участка, оборудованного фонтанными трубами

При определении забойного давления в затрубном пространстве извест­
ной величиной является забойное давление у башмака фонтанных труб.

Для определения забойного давления в затрубном пространстве гори­
зонтальной скважины с большим и со средним радиусами кривизны были 
использованы методы расчета, предложенные для различных радиусов кри­
визны и вычисления забойного давления у башмака фонтанных труб. Вместо 



суммарного дебита, используемого при расчете забойного давления у башма­
ка фонтанных труб, следует использовать дебит газа только из затрубного 
пространства. Эти дебиты могут быть определены двумя способами.

1. Путем предположения, что забойное давление постоянное по всей 
длине горизонтального ствола независимо от наличия или отсутствия фон­
танных труб. Тогда суммарный дебит должен быть разделен па всю длину 
фильтра, чтобы найти коэффициент продуктивности, а затем определить де­
бит из затрубного пространства qjin;

(2.90)

2. Путем совместного решения системы дифференциальных уравнений 
притока газа к затрубному пространству горизонтального ствола и движе­
ние его в этом пространстве и аналогичные уравнения в зоне отсутствия 
фонтанных труб. При известном дебите из затрубного пространства забой­
ное давление на самом отдаленном от башмака участке затрубного про­
странства скважины с восходящим или нисходящим профилем следует оп­
ределить по формуле:

PL=P.V!'4+0,„-Q?„. (2.91)

где 5,^=0,03415 и 9_=4094^.ЛА/В- (2.92)
^ср-зат-1 ср.зат

где Хзат - коэффициент гидравлического сопротивления затрубного про­
странства, величина которого значительно больше коэффициента А, при 
движении газа по фонтанным трубам; Р - известное забойное давление у 
башмака фонтанных труб, определенное по известным устьевому давлению 
Руф и конструкции скважины.

Для определения забойного давления в затрубном пространстве кольце­
вое пространство заменяется круговым через эквивалентный диаметр, ис­
пользуя равенство:

<2-93>
Коэффициент гидравлического сопротивления затрубного пространства 

%..н приближенно можно определить по формуле:

(2.94)

где с/1ф и - соответственно внутренний диаметр обсадных колонн, 
наружные диаметры фонтанных труб и соединительных муфт; I - длина од­
ной фонтанной трубы; - коэффициент сопротивления эквивалентных 



труб с внутренним диаметром D , значения которого можно рассчитать 
формулой или выбрать из табличных данных.

Т ш - средняя температура газа в затрубном пространстве и определяет­
ся из равенства Т _н=(Д6+Т нп.)/2, где Т,6 и Г нп. температуры у башмака фон­
танных труб и у конца искривленного участка ствола, £ - длина фонтанных 
труб, т.е. участка затрубного пространства, где происходит приток газа и его 
движение к башмаку фонтанных труб. Из формулы видно, что для опреде­
ления затрубного давления па расстояние £ от башмака фонтанных труб 
известным принято забойное давление у башмака РСф. Если профиль гори- 
зопталыюго участка будет горизонтальный, то слагаемое РДув" '* будет 
равно пулю и формула примет вид:

PL=Pl^'OL- (2-95)

Обозначения, входящие в формулу (2.91) аналогичны обозначениям в 
формуле (2.91).

Для определения забойного давления в затрубном пространстве го­
ризонтальных скважин с малым радиусом кривизны при наличии фон­
танных труб приведенные приближенные методы определения забойного 
давления в затрубном пространстве получены для горизонтальной скважи­
ны с большим и со средним радиусами кривизны. В качестве известного 
давления, используя которое определяется давление в затрубном простран­
стве при малом радиусе кривизны, могут быть использованы формулы 
(2.91) и (2.95). Влияние радиуса кривизны в данном случае учитывается при 
определении забойного давления у башмака фонтанных труб.

Приближенный учет наличия жидкости в газе при определении за­
бойного давления в горизонтальных газовых скважинах с большим и со 
средним радиусами кривизны, не оборудованных фонтанными трубами

Приближенно забойное давление в горизонтальной газовой скважине с 
большим и со средним радиусами кривизны без фонтанных труб в горизон­
тальном участке ствола при наличии жидкости в газе следует определить по 
формуле:

(2.96)

где Ри - забойное давление у торца; Pv - давление па устье горизонтальной 
скважины; 5 - безразмерный параметр, определяемый при наличии жидко­
сти в газе, движущегося по вертикальному участку ствола по формуле:

5, =0,03415 Р'Р'Я“ , (2.97)
хр.в 1 ср.в

где р - относительная плотность газа, р - параметр, связанный с истинным 
и меняющимся по стволу скважины газосодержанием определяется по фор­
муле (2.53).



При практических расчетах из-за отсутствия данных об истинном газо- 
содержапии можно использовать расходное р из равенства:

₽=Q./(Q.+Q.P)- (2.98)
где ()л. - объемный расход жидкой фазы; Qip- расход газа в рабочих услови­
ях в м’/сут, определяемый по формуле (2.37).

Входящие в формулу (2.92) параметры 0и,0нп. и 0, определяются по фор­
мулам:

OB=O,O1413.1O-lo.XBcu.Z^ (2.99)

O№K=O,O1413.1O-1o-Xto.Z^ I, (2.100)

0, = O.O965-1O-10 • X,.CM -ZCM,:р.г. '^сп.г. ’ P’Д /ФО- (2.101)

В этих формулах коэффициенты гидравлического сопротивления Хвгм, 
и ~~ приближенно определяются для условия Q,/Q„<900 м3/м3 по 

формуле (2.28).
Если соотношение Q,/Qa;>900 м’/'м’, то величину Хгм следует определять 

по формуле (2.29).
Для расчета давлений в вертикальном и искривленном участках гори­

зонтальной скважины значение Хсм определяется для движения смеси ио 
фонтанным трубам и параметры Рср, Г , Z и рф относятся к участку от устья 
до конца искривленной зоны.

Величина 5иск, входящая в формулу, определяется по формуле:

5В = 0,03415 P'P'S' > (2.102)
■^ср ’^ср

где £иск - длина искривленной части ствола. входящий в формулу (2.92) 
объемный расход смеси определяется формулой (2.57).

Приведенные выше формулы применимы для горизонтальных стволов. 
Если горизонтальный участок имеет восходящий или нисходящий профили, 
то формула (3.98) будет иметь вид:

С = /Е +[ов +0иск+01 , (2.103)

где Р.нп. - давление у конца искривленного участка; ht - вертикальная высо­
та торца горизонтального ствола от горизонтали, т.е. от конца искривленно­
го участка. Величина Shi определяется по формуле:

5„' = 0,03415 Р-Р-Л° = 0,03415 Р'Р'Н"^ = 0,03415 Р'Р'^ . (2.104)В 7 уг гр ИСК ’ гуг гр бф;
СП В 1 СП В СП ИСК СП ИСК m h . ‘ m h .



Определение забойного давления горизонтальной скважины с малым 
радиусом кривизны при наличии жидкости в потоке газа

Из-за незначительной длины участка с малым радиусом кривизны, кото­
рый равен 4<7?нп<12, м может быть приплюсован к вертикальному. Это озна­
чает, что к вертикальному участку глубиной Я следует добавить Д1скс~8 м. 
Общая вертикальная глубина будет определяться из равенства: 
IIt oC=IIt+Run ^. Тогда из расчетной формулы (2.92) будет исключено состав­
ляющее 0I1CI;Q^, и эта формула примет вид:

^.=^±^)+(e:+e:)Q«, (2.Ю5)

Z б- коэффициент сверхсжимаемости газа в интервале Явоб; Г 6 - средняя 
температура газа в интервале глубиной Я о6. Все остальные параметры, вхо­
дящие в формулу (2.105) должны определяться по аналогии с предыдущими 
формулами.

А' = 0,03415 J'P'^ Х,'А = 0,03415 Р'Р'^ . (2.106)
^ср.в ' -'ср.в Ар.Л, ‘ЯрД

Параметр 0( в данном случае следует определить по формуле:

0;=1.377-Х„и-С-С.(в2’-'-1)/р.^, (2.107)

ег.<Ф =0.094-^о1 (2.108)

При определении Z 6, Г следует исходить из величины давления и 
температуры в интервале с глубиной Я о6. В случае определения коэффици­
ента гидравлического сопротивления Хсм при Qr/Qa[>900 м3/м3 величину Р 
следует рассчитать для глубины Я о6.

Определение забойного давления горизонтальной скважины с боль­
шим и со средним радиусами кривизны, частично оборудованной фон­
танными трубами при наличии жидкости в газе

Наличие фонтанных труб па горизонтальном участке скважины обу­
славливает необходимость определить забойное давление для трех сечений: 
в частности, у башмака фонтанных труб, у торца горизонтального ствола и у 
самого отдаленного от башмака фонтанных труб с затрубного пространства.

1. Для определения забойного давления у башмака фонтанных труб 
при известном устьевом давлении следует использовать формулу:

(2.109) 

y;=0,03415^£^;5;,=0.03415-t£^=^;s;t -0,03415-^i-, (2.И0)
СП R СП R ^СП ИСК ± CD ИСК m h.. ‘ * rn h .. 



где Q,.s,_ дебит смеси, поступающей в горизонтальный ствол из участка£- 
£ , где отсутствуют фонтанные трубы; X оф. - коэффициент гидравлического 
сопротивления па этом участке горизонтального ствола; Z 6,..ф - коэффици­
ент сверхсжимаемости па участке £ ор-£ф при средних па этом участке вели­
чинах давления и температуры, т.е. при/* 6 и Т 61,,ф. Значение Р.т, опреде­
ляемое по формуле (2.110) находится методом последовательных прибли­
жений.

В.СМ0'=1,377Х

=1.з77хи„„^„ц„„(г’-- -1)/<=„Р, (2.1И)

®пФ = 0>094Хг сы ф/гр гфТ(.ргфр1,Гф /б/гфр.

2. Для определения забойного давления в затрубном пространстве, 
отдаленного от башмака фонтанных труб на величину £затф, необходимо ис­
пользовать формулу:

С.=^бф+ег.за.<..ф- (2.112)

Значение параметра 0зат в формуле (3.112) следует рассчитать, используя 
равенство:

®г.зат = 9.094/ф..ар,.у/,.р ри7).р..а|рЛ /р(Д_ _^нф) (Д1.ЭКС +^нф) • (2.113) 

где за1 - дебит скважины из затрубного пространства; XiTO!,M - коэффициент 
гидравлического сопротивления труб в затрубном пространстве. Движение 
газожидкостной смеси по кольцевому пространству увеличивает коэффици­
ент гидравлического сопротивления труб. Величина Хзат может быть оценена 
по формуле (2.26).

Для определения коэффициента гидравлического сопротивления смеси 
в затрубном пространстве в зависимости от содержания жидкости в газе 
предложены два приближенных метода. Формулы для определения Хсм не 
для затрубного пространства, а для кругового сечения обозначены номерами 
(2.28) при Qr/Qa<900 м’/м3 и (2.29) при Q,/Qa.>900 м’/м1. Если кольцевое за­
трубное пространство заменить круговым сечением с эквивалентным диа­
метром, то можно использовать формулу (2.93). Тогда для затрубного про­
странства при движении смеси формулы будут иметь вид (2.28) и (2.29).

По приведенным формулам можно оцепить забойное давление в затруб­
ном пространстве при наличии жидкости в потоке газа.

Определение забойного давления в затрубном пространстве гори­
зонтальной скважины с малым радиусом кривизны при наличии жидко­
сти в потоке газа

При малом радиусе кривизны, оцениваемой в несколько метров, длина 
искривленного участка прибавляется к глубине вертикального участка, и 
забойное давление горизонтальной скважины определяется по формуле:



р2 _ р2 .л, .02
* .чат 1 з.бф ~ и.зат ’ (2.114)

где Р6ф - забойное давление у башмака фонтанных труб.

а, 0,096540-1Ха.^
(2.115)

(P-О

Методика определения остальных параметров, входящих в 
(2.115) изложена в предыдущих пунктах.

формулу

Задача 44 - Определение пластового давления для однородного полого­
го пласта, вскрытого горизонтальным профилем, при симметричном по 
толщине пласта размещении ствола, для горизонтальной скважины, вскры­
вающей пласт единым зенитным углом с восходящим профилем и для гори­
зонтальной скважины, расположенной по напластованию.

Пластовое давление в горизонтальных скважинах с учетом профиля го­
ризонтального участка ствола определяется по формуле (2.60), с учетом 
(2.61).

Таблица 2.38
Исходные данные для расчета

р Н„. , м Ру, МПа ту,к т3,к
0,6 2030 5,76 286 302

Таблица 2.39

Расчет пластового давления при симметричном по толщине пласта 
размещении ствола

Таблица. 2.40

т ,ккр’

Р ,кр7

МПа тр,к h, м Т
пр

Рнр х

196,354 4,724419 294 41 1,497296 1,219 0,884 0,160 6,760

Расчет пластового давления для скважины, вскрывающей пласт 
единым зенитным углом с восходящим или нисходящим профилем

восходящий
т ,ккр7 Р , МПакр7 т р, к h, м Тнр Рнр X рш- к

196,354 4,724419 294 41 1,497296 1,219 0,884 0,157 6,738
нисходящий

ткр, к Р1ф, МПа т„р, к h, м тнр Р..р Рш- к
196,354 4,724419 294 41 1,497296 1,219 0,884 0,163 6,782



Таблица 2.41
Расчет пластового давления для скважины, расположенной по напластованию

т ,ккр7 Р , МПакр7 т,р, к h, м Тпр Рпр г«Р рш-к т ,ккр7

196,354 4,724419 294 41 1,497296 1,219 1950 0,884 0,154 6,717

Задача 45 - Определение забойного давления в горизонтальных сква­
жинах с большим и средним радиусом кривизны при отсутствии в горизон­
тальном стволе фонтанных труб.

Забойное давление в горизонтальных скважинах с большим и средним 
радиусом кривизны при отсутствии в горизонтальном стволе фонтанных 
труб определяется по формуле (2.62).

Таблица 2.42 
Исходные данные для расчета

Q., тыс.м3/сут 110
D„„, мм 89
Р„, МПа 5,76

Р“ 0,6
Р„„, МПа 4,65412

т„, к 197,197
Н,„м 1600

__________________100

Таблица 2.43

L,... , м 656,6
L,„„m 456,6

м 20
Г, К/м 0,008356
т,к 302

К 0,025
К™ 0,021
К 0,027

D, мм 132

Расчет забойного давления при симметричном расположении 
горизонтального ствола

№ итерации 1 2 3 4
Р..„ МПа 6,567431 6,572409 6,57244 6,57244

s„ 0,123429 0,12418 0,124185 0,124185
s,„, 0,007738 0,007741 0,007741 0,007741
S' 0,012149 0,012154 0,012154 0,012154
S, 0,010222 0,010227 0,010227 0,010227
0„ 1.22E-07 Е21Е-07 Е21Е-07 Е21Е-07

0,,« 7.89E-10 7.89E-10 7.89E-10 7.89E-10
0, 4.59E-09 3.29E-08 3.29E-08 3.29E-08

T 299,8693 299,8693 299,8693 299,8693
P,„ МПа 5,76 6,516804 6,521698 6,52173

P„„„, МПа 6,52173 6,572392 6,572412 6,572412
P„ МПа 6,572412 6,639944 6,640004 6,640004

P„„,., МПа 5,76 6,138402 6,140849 6,140865
P.,,.„, - МПа 6,52173 6,547061 6,547071 6,547071
P„„,, МПа 6,572412 6,606178 6,606208 6,606208

z„,„ 0,885751 0,880396 0,880362 0,880361
z„,,.„ 0,876792 0,876462 0,876462 0,876462
z . 0,876133 0,875697 0,875697 0,875697



Расчет забойного давления при восходящем профиле горизонтального ствола

№ итерации 1 2 3 4
Р.„, МПа 6,557268 6,562211 6,562242 6,562242

S. 0,123429 0,12418 0,124185 0,124185
S.,„ 0,007738 0,007741 0,007741 0,007741

0,012149 0,012154 0,012154 0,012154
S,„ 0,001549 0,001549 0,001549 0,001549
0,. 1,22Е-07 Е21Е-07 1,21Е-07 Е21Е-07

0,,« 7.89Е-10 7.89Е-10 7,89Е-10 7,89Е-10
о, 4.59Е-09 4.59Е-09 4,59Е-09 4,59Е-09

Т„„, 299,8693 299,8693 299,8693 299,8693
т..... 302 302 302 302
т , 302 302 302 302

Р„, МПа 5,76 6,516804 6,521698 6,52173
Р„„. МПа 6,52173 6,572392 6,572412 6,572412
Ры„> МПа 6,572412 6,582603 6,582604 6,582604
Р.,,,.. МПа 5,76 6,138402 6,140849 6,140865

Р.,,...,.- МПа 6,52173 6,547061 6,547071 6,547071
P„»„(li- МПа 6,572412 6,577507 6,577508 6,577508

z,,„„ 0,885751 0,880396 0,880362 0,880361
Z 0,876792 0,876462 0,876462 0,876462

Z|-,n.,h.bi 0,876133 0,876067 0,876067 0,876067

Таблица 2.45

Расчет забойного давления при нисходящем профиле горизонтального ствола

№ итерации 1 2 3 4
Р „ МПа 6,5776102 6,58257 6,582602 6,582602

s 0,1234293 0,12418 0,124185 0,124185
0,0077382 0,007741 0,007741 0,007741

S'.. 0,0121489 0,012154 0,012154 0,012154
S„, 0,0015488 0,001549 0,001549 0,001549
0„ 1.218Е-07 Е21Е-07 Е21Е-07 1.21Е-07

0„„ 7,891Е-10 7,89Е-10 7.89Е-10 7.89Е-10
0, 4.591Е-09 4.59Е-09 4,59Е-09 4.59Е-09

Т„„. 299,86927 299,8693 299,8693 299,8693
т. 302 302 302 302
тср Ьф1 302 302 302 302

Р„, МПа 5,76 6,516804 6,521698 6,52173
Р„,.„. МПа 6,5217296 6,572392 6,572412 6,572412
Р,„,„> МПа 6,5724115 6,582603 6,582604 6,582604
1> ., МПа 5,76 6,138402 6,140849 6,140865

Р„ МПа 6,5217296 6,547061 6,547071 6,547071
Р.„-ь,я- МПа 6,5724115 6,577507 6,577508 6,577508



Продолжение табл. 2.45
№ итерации 1 2 3 4

z„„.„ 0,8857514 0,880396 0,880362 0,880361
Z . 0,876792 0,876462 0,876462 0,876462

Z.T-tubi 0,8761334 0,876067 0,876067 0,876067

Задача 46 - Определение забойного давления в горизонтальных сква­
жинах с малым радиусом кривизны при отсутствии в горизонтальном ство­
ле фонтанных труб.

Забойное давление в горизонтальных скважинах с малым радиусом кри­
визны при отсутствии в горизонтальном стволе фонтанных труб определя­
ется по формуле (2.71). Исходные данные аналогичны предыдущей задаче.

Таблица. 2.46
Расчет забойного давления при симметричном расположении 

горизонтального ствола
№ итерации 1 2 3 4

Р , МПа 6,516807431 6,521702 6,521733 6,521733
s 0,123429266 0,12418 0,124185 0,124185
S 0,010213641 0,010214 0,010214 0,010214
0„ 1,21777Е-07 1.21Е-07 1,21Е-07 1,21Е-07
0,- 3,57355Е-09 3,57Е-09 3,57Е-09 3.57Е-09
т... 299,8692722 299,8693 299,8693 299,8693

Р,„ МПа 5,76 6,516804 6,521698 6,52173
Р„ МПа 6,521729616 6,588685 6,58869 6,58869

Р,„ „- МПа 5,76 6,138402 6,140849 6,140865
Р,„.„ МПа 6,140864808 6,363543 6,364769 6,364777

z„,„ 0,885751363 0,880396 0,880362 0,880361
Z^ 0,876856186 0,876792 0,876792 0,876792

Таблица. 2.47
Расчет забойного давления при нисходящем профиле горизонтального ствола

№ итерации 1 2 3 4
Р.„, МПа 6,526842298 6,531774 6,531806 6,531806

s„ 0,123429266 0,12418 0,124185 0,124185
s,„ 0,001538715 0,001543 0,001543 0,001543
о„ 1,21777Е-07 1.21Е-07 1,21Е-07 1,21Е-07
е, 3.57302Е-09 3.57Е-09 3.57Е-09 3.57Е-09

Т,,„ 299,8692722 299,8693 299,8693 299,8693
Р„, МПа 5,76 6,516804 6,521698 6,52173

Р,„,„> МПа 6,521729616 6,531776 6,531806 6,531806
Р.„,„ МПа 5,76 6,138402 6,140849 6,140865
Р. ,,, МПа 6,140864808 6,33632 6,336335 6,336335

Z, 0,885751363 0,880396 0,880362 0,880361
Z,.„i„i,i 0,881874787 0,879237 0,879237 0,879237
Z 0,876725379 0,876661 0,876661 0,876661



Расчет забойного давления при восходящем профиле горизонтального ствола

Таблица 2.48

№ итерации 1 2 3 4
РМПа 6,506787993 6,511645 6,511676 6,511676

s„ 0,123429266 0,12418 0,124185 0,124185
s1(i 0,001538715 0,001543 0,001543 0,001543
е„ Е21777Е-07 Е21Е-07 Е21Е-07 Е21Е-07
0, 3.57408Е-09 3.57Е-09 3.57Е-09 3.57Е-09
т.. 299,8692722 299,8693 299,8693 299,8693

Р,„ МПа 5,76 6,516804 6,521698 6,52173
Р,„,„, МПа 6,521729616 6,531776 6,531806 6,531806
Р... , МПа 5,76 6,138402 6,140849 6,140865

Р, МПа 6,140864808 6,33632 6,336335 6,336335
0,885751363 0,880396 0,880362 0,880361
0,881874787 0,879237 0,879237 0,879237

7 ^ео-г 0,876986955 0,876924 0,876923 0,876923

Задача 47 - Определение дебита в затрубном пространстве горизон­
тальных скважин оборудованными фонтанными трубами.

Дебит в затрубном пространстве горизонтальных скважин оборудован­
ными фонтанными трубами определяется но формуле (2.86).

Таблица 2.49
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
L 800 м
Дь 500 м

_________________500 тыс.м /сут

Таблица. 2.50

Пример расчета дебита в затрубном пространстве горизонтальных скважин

Параметр Значение Размерность
187,5 тыс.м’/сут

________________312,5 тыс.м’/сут

Задача 48 - Определение забойного давления в затрубном пространстве 
горизонтальных скважин с восходящим или нисходящим профилями с 
большим и средним радиусами кривизны, частично оборудованными фон­
танными трубами. Исходные данные аналогичны предыдущей задаче.



Таблица 2.51

Расчет забойного давления при симметричном расположении 
горизонтального ствола

№ итерации 1 2 3 4
Р. . МПа 6,567461703 6,572413 6,572445 6,572445

S„ 0,123429266 0,12418 0,124185 0,124185
s,,„ 0,007738173 0,007741 0,007741 0,007741
S' 0,012148932 0,012154 0,012154 0,012154

S, 0,006892151 0,006894 0,006894 0,006894
0„ l,21777E-07 Е21Е-07 Е21Е-07 Е21Е-07

0.,™ 5,66296E-09 5,66E-09 5,66E-09 5,66E-09
0, 3,29462E-08 3.29E-08 3,29E-08 3.29E-08

T.. 299,8692722 299,8693 299,8693 299,8693
P, МПа 5,76 6,516804 6,521698 6,52173

Р„,„-МПа 6,521729616 6,572397 6,572416 6,572416
МПа 6,572416001 6,617901 6,617916 6,617916

P • • МПа 5,76 6,138402 6,140849 6,140865
P МПа 6,521729616 6,547063 6,547073 6,547073

МПа 6,572416001 6,595158 6,595166 6,595166
Z.... 0,885751363 0,880396 0,880362 0,880361
z . 0,876792004 0,876462 0.876462 0,876462
z ...._____ С.Г) Г1Щ1____ 0,87613336 0,875839 0,875839 0,875839

Таблица 2.52

Расчет забойного давления при нисходящем профиле горизонтального ствола

№ итерации 1 2 3 4
P „ МПа 6,577641 6,582601 6,582632 6,582632

s„ 0,123429 0,12418 0,124185 0,124185
S„ 0,007738 0,007741 0,007741 0,007741

0,012149 0,012154 0,012154 0,012154
S,,.. 0,001549 0,001549 0,001549 0,001549
e„ 1.22E-07 Е21Е-07 E21E-07 1.21E-07

0»™ 5,66E-09 5,66E-09 5.66E-09 5,66E-09
0,,-..,, 3.29E-08 3.29E-08 3.29E-08 3.29E-08
T 299,8693 299,8693 299,8693 299,8693

P„, МПа 5,76 6,516804 6,521698 6,52173
P.. , МПа 6,52173 6,572397 6,572416 6,572416
P,„,„> МПа 6,572416 6,582634 6,582634 6,582634
P,МПа 5,76 6,138402 6,140849 6,140865

P.,,-.„. МПа 6,52173 6,547063 6,547073 6,547073
К.™ МПа 6,572416 6,577525 6,577525 6,577525

z„,,. 0,885751 0,880396 0,880362 0,880361
Z ., 0,876792 0,876462 0,876462 0,876462

Z '-: 0,876133 0,876067 0,876067 0,876067



Таблица 2.53

Расчет забойного давления при восходящем профиле горизонтального ствола

№ итерации 1 2 3 4
Р..„, МПа 6,557298 6,562241 6,562273 6,562273

S. 0,123429 0,12418 0,124185 0,124185
s.,„ 0,007738 0,007741 0,007741 0,007741
S'„ 0,012149 0,012154 0,012154 0,012154
S.„, 0,001549 0,001549 0,001549 0,001549
е. Е22Е-07 Е21Е-07 Е21Е-07 Е21Е-07
е,,„ 5.66Е-09 5.66Е-09 5.66Е-09 5.66Е-09

3,29Е-08 3,29Е-08 3,29Е-08 3,29Е-08
т 299,8693 299,8693 299,8693 299,8693

Р„, МПа 5,76 6,516804 6,521698 6,52173
Р„„„, МПа 6,52173 6,572397 6,572416 6,572416
Ры„. МПа 6,572416 6,582634 6,582634 6,582634
Р™-,.. МПа 5,76 6,138402 6,140849 6,140865

Р.,,,,.,. МПа 6,52173 6,547063 6,547073 6,547073
Р.,,-^ МПа 6,572416 6,577525 6,577525 6,577525

0,885751 0,880396 0,880362 0,880361
Z . 0,876792 0,876462 0,876462 0,876462
Z_____ c.D'hihi____ 0.876133 0,876067 0,876067 0,876067

Забойное давление в затрубном пространстве горизонтальных скважин с 
восходящим или нисходящим профилями с большим и средним радиусами 
кривизны полностью оборудованными фонтанными трубами определяется 
по формуле (2.91).

Таблица 2.54

Расчет необходимых параметров

Ва„„,мм 97,48333
В„,л,мм 43

Расчет давления в затрубном пространстве горизонтальных скважин с большим 
и средним радиусами кривизны при отсутствии жидкости в их продукции

Таблица 2.55

№ итерации 1 2 3 4
Р..„, МПа 6,567510007 6,572461 6,572493 6,572493

4,79751Е-08 4.77Е-08 4.77Е-08 4.77Е-08
т„„, 302 302 302 302

Р„,,, МПа 5,76 6,163755 6,166231 6,166246
L 0,887196473 0,881563 0,881529 0,881529

Задача 50 - Определение забойного давления горизонтальных скважин 
с большим и средним радиусами кривизны не оборудованными фонтанны­
ми трубами при наличии жидкости в потоке.



Забойное давление горизонтальных скважин с большим и средним ра­
диусами кривизны не оборудованными фонтанными трубами при наличии 
жидкости в потоке определяется по формуле (2.96).

Таблица 2.56 
Исходные данные для расчета

Q,„- тыс.м3/сут 1000
D„,, мм 132
Pv, МПа 5,76

Р 0,694
Р.„, МПа 4,616069
т .К 213,2522
1т,.> м 1600
II м 100
L™, м 656,6

______________456,6

Таблица 2.57

hbi, м 20
Г, К/м 0,008356
Т, К 302

К 0,025
0,021

к.,, 0,027
D, мм 203

Q,, тыс.м3/сут 0,1152
Q, тыс.м3/сут 730

Р, 0,694
Рж 805

Расчет забойного давления при симметричном расположении 
горизонтального ствола

№ итерации 1 2 3 4
РМПа 6,903099 6,914777 6,914899 6,914901

s„ 0,170038 0,171725 0,171743 0,171743
S'... 0,010739 0,010745 0,010745 0,010745

S 0,00184 0,00184 0,00184 0,00184
е„ 2,36Е-08 2,34Е-08 2,34Е-08 2,34Е-08

е 1,21Е-10 1.21Е-10 1.21Е-10 1,21Е-10
9, 6,01Е-10 6,01Е-10 6,01Е-10 6,01Е-10

т . 299,8693 299,8693 299,8693 299,8693
Р,„ МПа 5,76 6,829349 6,840857 6,840979

МПа 6,840979 6,914848 6,914893 6,914893
Р, МПа 6,914893 6,927673 6,927674 6,927674

Р,.„„, МПа 5,76 6,294674 6,300429 6,300489
Р.. .. - МПа 6,840979 6,877913 6,877936 6,877936
Р,„,, МПа 6,914893 6,921283 6,921284 6,921284

Z 0,869032 0,860486 0,860397 0,860396
Z, 0,853943 0,853416 0,853416 0,853416
Z. 0,852892 0,852801 0,852801 0,852801

р 1,168543 1,168528 1,168528 1,168528
9 0,987739 0,987727 0,987727 0,987727

Q,„, тыс.м3/сут 9,280482 9,270931 9,27093 9,27093
(L 54,58984 54,64608 54,64608 54,64608



Таблица 2.58

Расчет забойного давления при нисходящем профиле горизонтального ствола

№ итерации 1 2 3 4
Р МПа 6,915808 6,927508 6,927631 6,927633

S. 0,170038 0,171725 0,171743 0,171743
0,010739 0,010745 0,010745 0,010745

S,„ 0,00184 0,00184 0,00184 0,00184
е„ 2.36Е-08 2.34Е-08 2.34Е-08 2.34Е-08

0,,« Е21Е-10 Е21Е-10 Е21Е-10 1,21ЕЛ0
9, 6.01Е-10 6,01 ЕЛО 6,01 ЕЛО 6,01ЕЛ0

т„„, 299,8693 299,8693 299,8693 299,8693
Р„, МПа 5,76 6,829349 6,840857 6,840979

МПа 6,840979 6,914848 6,914893 6,914893
МПа 6,914893 6,927673 6,927674 6,927674

Р... , МПа 5,76 6,294674 6,300429 6,300489
МПа 6,840979 6,877913 6,877936 6,877936

Р... МПа 6,914893 6,921283 6,921284 6,921284
z„,„ 0,869032 0,860486 0,860397 0,860396

Z 0,853943 0,853416 0,853416 0,853416
Z 0,852892 0,852801 0,852801 0,852801

р 1,168543 1,168528 1,168528 1,168528
9 0,987739 0,987727 0,987727 0,987727

Q,,, тыс.м3/сут 9,280482 9,270931 9,27093 9,27093
Рж 54,58984 54,64608 54,64608 54,64608

Таблица 2.59

Расчет забойного давления при восходящем профиле горизонтального ствола

№ итерации 1 2 3 4
Р , МПа 6,890414 6,902069 6,902191 6,902192

0,170038 0,171725 0,171743 0,171743
S'.„ 0,010739 0,010745 0,010745 0,010745
S,„ 0,00184 0,00184 0,00184 0,00184
0,. 2,36Е-08 2,34Е-08 2,34Е-08 2,34Е-08

0,,». 1,21ЕЛ0 1,21ЕЛ0 1,21ЕЛ0 1,21ЕЛ0
0,- 6,01ЕЛ0 6,01ЕЛ0 6,01ЕЛ0 6,01 ЕЛО

Т„,.„ 299,8693 299,8693 299,8693 299,8693
Р„, МПа 5,76 6,829349 6,840857 6,840979

Р,„> МПа 6,840979 6,914848 6,914893 6,914893
Р,„,„> МПа 6,914893 6,927673 6,927674 6,927674
Р„„,„ МПа 5,76 6,294674 6,300429 6,300489

МПа 6,840979 6,877913 6,877936 6,877936
Р,„МПа 6,914893 6,921283 6,921284 6,921284

z„,,, 0,869032 0,860486 0,860397 0,860396
_______________0,853943 0,853416 0,853416 0,853416



Продолжение табл. 2.59

№ итерации 1 2 3 4
0,852892 0,852801 0,852801 0,852801

Р 1,168543 1,168528 1,168528 1,168528
Ф 0,987739 0,987727 0,987727 0,987727

Q,„, тыс.м3/сут 9,280482 9,270931 9,27093 9,27093
_______________54,58984 54,64608 54,64608 54,64608

Задача 51 - Определение забойного давления горизонтальных скважин 
с малым радиусом кривизны не оборудованными фонтанными трубами при 
наличии жидкости в потоке.

Исходные данные аналогичны предыдущей задаче. Забойное давление 
горизонтальных скважин с малым радиусом кривизны не оборудованными 
фонтанными трубами при наличии жидкости в потоке определяется по 
формуле (2.101).

Таблица 2.60

Расчет забойного давления при симметричном расположении 
горизонтального ствола

№ итерации 1 2 3 4
Р,АЫ МПа 6,516747 6,521639 6,521671 6,521671

s„ 0,123429 0,12418 0,124185 0,124185
sM)i 0,001539 0,001456 0,001456 0,001456
е„ 5,85Е-08 5.62Е-08 5,62Е-08 5.62Е-08

е.-„, 1.72Е-09 1.66Е-09 1.66Е-09 1.66Е-09
т„„,, 299,8693 299,8693 299,8693 299,8693

Р,„ МПа 5,76 6,516745 6,521638 6,521669
Р,„ы, МПа 6,521669 0,004556 0,004478 0,004478

МПа 5,76 6,138373 6,140819 6,140834
Р^ МПа 6,140834 3,072695 3,072656 3,072656

z„,-„ 0,885751 0,880396 0,880362 0,880362
0,881875 0,931914 0,931915 0,931915

Z... 0,876857 0,876793 0,876793 0,876793
р 2,083212 2,15637 2,156371 2,156371
ф 0,932092 0,964825 0,964826 0,964826

Q,,,- тыс.м3/сут 1,581222 3,159871 3,159909 3,159909
Ри, 47,48908 23,76389 23,76359 23,76359

Таблица. 2.61

Расчет забойного давления при нисходящем профиле горизонтального ствола

№ итерации 1 2 3 4
P,w МПа 6,5267819 6,5311423 6,531173 6,531174

S„ 0,1234293 0,1241801 0,124185 0,124185
0,0015387 0,0014561 0,001456 0,001456



Продолжение табл. 2.61

№ итерации 1 2 3 4
0„ 5.846Е-08 5.618Е-08 5,62Е-08 5.62Е-08

0,-.„ 1715Е-09 Е657Е-09 Е66Е-09 Е66Е-09
т,. 299,86927 299,86927 299,8693 299,8693

Р„, МПа 5,76 6,5167453 6,521638 6,521669
Ры„. МПа 6,521669 0,0045556 0,004478 0,004478
Р,„.„, МПа 5,76 6,1383727 6,140819 6,140834
Р.,,МПа 6,1408345 3,072695 3,072656 3,072656

z„.,, 0,8857514 0,8803959 0,880362 0,880362
Z 0,8818752 0,9319142 0,931915 0,931915

0,8767262 0,8766694 0,876669 0,876669
р 2,0831913 2,156359 2,15636 2,15636
<р 0,9320829 0,9648204 0,964821 0,964821

Q„, тыс.м3/сут 1,5809866 3,1594245 3,159463 3,159463
_______________47,496165 23,76724 23,76695 23,76695

Таблица 2.62

Расчет забойного давления при восходящем профиле горизонтального ствола

№ итерации 1 2 3 4
Р,,,, МПа 6,506727 6,51215 6,512181 6,512182

s„ 0,123429 0,12418 0,124185 0,124185
0,001539 0,001456 0,001456 0,001456

0,. 5,85Е-08 5,62Е-08 5,62Е-08 5,62Е-08
0г-.ь Е72Е-09 1.66Е-09 Е66Е-09 Е66Е-09
т.. 299,8693 299,8693 299,8693 299,8693

Р„, МПа 5,76 6,516745 6,521638 6,521669
Р- МПа 6,521669 0,004556 0,004478 0,004478
Р„,.,МПа 5,76 6,138373 6,140819 6,140834
Р,МПа 6,140834 3,072695 3,072656 3,072656

z„,-„ 0,885751 0,880396 0,880362 0,880362
Z„,-b,bj 0,881875 0,931914 0,931915 0,931915
z . 0,876988 0,876917 0,876917 0,876917

р 2,083233 2,15638 2,156381 2,156381
9 0,932102 0,96483 0,96483 0,96483

Q,„, тыс.м3/сут 1,581458 3,160316 3,160355 3,160355
2ц. 47,482 23,76053 23,76024 23,76024

Задача 52 - Определение забойного давления горизонтальных скважин 
с большим и средним радиусом кривизны частично оборудованными фон­
танными трубами при наличии жидкости в потоке.



Таблица 2.63
Расчет забойного давления при симметричном расположении

горизонтального ствола

№ итерации 1 2 3 4
Р.„, МПа 7,560205 6,633243 6,627466 6,627429

S,. 0,255854 0,125062 0,124191 0,124185
0,01604 0,016052 0,016052 0,016052

s„. 0,00155 0,00155 0,00155 0,00155
е„ 2.91Е-07 1.2Е-07 Е21Е-07 Е21Е-07
0» 1.18Е-08 1.18Е-08 1Л8Е-08 1Л8Е-08
о,. 3.29Е-08 3,29Е-08 3.29Е-08 3,29Е-08

Т„,,. 299,8693 299,8693 299,8693 299,8693
Р„, МПа 5,76 7,439852 6,527549 6,521863
Р„, МПа 6,521863 6,62734 6,627417 6,627417
Р., МПа 6,627417 6,637753 6,637754 6,637754

Р.„-„- МПа 5,76 6,599926 6,143774 6,140932
Р,,,-.„.. МПа 6,521863 6,574602 6,57464 6,57464
Р,,,м МПа 6,627417 6,632585 6,632585 6,632585

z . 0,885751 0,874186 0,880321 0,880361
Z . 0,87679 0,876105 0,876105 0,876105
Z,,,,,.. 0,875423 0,875357 0,875357 0,875357

р 2,072883 2,072755 2,072755 2.072755
<р 0,927471 0,927413 0,927413 0,927413

Q„, тыс.м-’/еут 1,473128 1,471868 1,471868 1,471868
Pw 50,97372 51,01734 51,01734 51,01734

Исходные данные аналогичны предыдущей задаче. Забойное давление 
горизонтальных скважин с большим и средним радиусом кривизны частич­
но оборудованными фонтанными трубами при наличии жидкости в потоке 
определяется но формуле (2.108) учетом (2.106).

Таблица. 2.64

Расчет забойного давления при нисходящем профиле горизонтального ствола

№ итерации 1 2 3 4
РМПа 7,571931382 6,643533 6,637747 6,63771

s„ 0,255854475 0,125062 0,124191 0,124185
0,016040362 0,016052 0,016052 0,016052

S,„ 0,001550054 0,00155 0,00155 0,00155
0„ 2.90589Е-07 1.2Е-07 Е21Е-07 Е21Е-07

1Л8369Е-08 1.18Е-08 1Л8Е-08 1.18Е-08
0,- 3.29195Е-08 3.29Е-08 3.29Е-08 3.29Е-08

Т 299,8692722 299,8693 299,8693 299,8693
Р„, МПа 5,76 7,439852 6,527549 6,521863
Р МПа 6,521863406 6,62734 6,627417 6,627417
Р^МПа 6,627416652 6,637753 6,637754 6,637754



Продолжение табл. 2.64

№ итерации 1 2 3 4
Р,МПа 5,76 6,599926 6,143774 6,140932

МПа 6,521863406 6,574602 6,57464 6,57464
МПа 6,627416652 6,632585 6,632585 6,632585

Z„,.„ 0,885751363 0,874186 0,880321 0,880361
Z . 0,87679026 0,876105 0,876105 0,876105
Z, 0,875423345 0,875357 0,875357 0,875357

р 2,072883388 2,072755 2,072755 2,072755
9 0,927470892 0,927413 0,927413 0,927413

Qr„, тыс.м’/сут 1,473127825 1,471868 1,471868 1,471868
Рц. 50,97371644 51,01734 51,01734 51,01734

Таблица. 2.65

Расчет забойного давления при восходящем профиле горизонтального ствола

№ итерации 1 2 3 4
Р , МПа 7,548497 6,622969 6,617201 6,617164

S. 0,255854 0,125062 0,124191 0,124185
S'... 0,01604 0,016052 0,016052 0,016052
Shi 0,00155 0,00155 0,00155 0,00155
е„ 2.91Е-07 1.2Е-07 1.21Е-07 Е21Е-07

1Д8Е-08 1Д8Е-08 1Д8Е-08 1Д8Е-08
о,- 3,29Е-08 3,29Е-08 3,29Е-08 3.29Е-08
т... 299,8693 299,8693 299,8693 299,8693

Р„, МПа 5,76 7,439852 6,527549 6,521863
Р.. - МПа 6,521863 6,62734 6,627417 6,627417
Р.,фр МПа 6,627417 6,637753 6,637754 6,637754

МПа 5,76 6,599926 6,143774 6,140932
Р МПа 6,521863 6,574602 6,57464 6,57464
Р,МПа 6,627417 6,632585 6,632585 6,632585

z,.„,, 0,885751 0,874186 0,880321 0,880361
0,87679 0,876105 0,876105 0,876105

z 0,875423 0,875357 0,875357 0,875357
р 2,072883 2,072755 2,072755 2,072755
9 0,927471 0,927413 0,927413 0,927413

Q,„, тыс.м3/сут 1,473128 1,471868 1,471868 1,471868
2ц. 50,97372 51,01734 51,01734 51,01734



Таблица 2.66

Расчет давления в затрубном пространстве горизонтальных скважин 
с большим и средним радиусами кривизны, частично оборудованных 

фонтанными трубами при наличии жидкости в ее продукции

№ итерации 1 2 3 4
РМПа 7,560247 6,63329 6,627513 6,627477

0,- 4.8Е-08 4.73Е-08 476Е-08 4,76Е-08
т„,. 302 302 302 302

P..V МПа 5,76 6,660124 6,196645 6,193757
z„.. 0,887196 0,875003 0,881116 0,881155

Р,,,МПа 7,560205 6,633243 6,627466 6,627429

2.5. Температура газовых месторождений

Определение распределения температуры в остановленной скважине

В остановленных газовых скважинах распределение температуры может 
быть определено только после ее полной стабилизации.

Для практических расчетов изменение температуры с глубиной можно 
определить по формуле:

Г=Г-Г(£-х), (2.116)

где Гпл - пластовая температура, К; Г - средний геотермический градиент, 
град/м; Т - температура на глубине L-x; L - общая глубина скважины от 
устья до середины пласта. При совпадении начала координат с серединой 
пласта формула (2.116) примет вид Т = Т11Л -Гх.

Значение геотермического градиента Земли, где расположена исследуе­
мая скважина, определяется формулой:

(2.117)

где Тш. - температура нейтрального слоя, К; ha. - глубина нейтрального слоя, м.
При наличии зоны многолетней мерзлоты геотермический градиент для 

интервала от нижней границы мерзлоты до разрабатываемого пласта опре­
деляется формулой:

ГГЧ ГГ1
Г= , (2.118)

L~Km

где Т о - температура па нижней от устья границе мерзлоты, К; Лмо - глубина 
нижней границы мерзлоты от устья скважины, м. В зоне многолетней мерз­
лоты геотермический градиент оценивается но формуле:



(2.117)

Определение значений hm_, hym, Ти. и Т о возможно либо непосредствен­
ным измерением температуры по стволу скважины данного месторождения, 
либо путем использования табличных данных по данному региону.

Определение распределения температуры в пласте
Создание депрессии па пласт в процессе исследования и эксплуатации 

скважин вызывает изменения температуры в пласте. Распределение темпе­
ратуры газа в пласте при работе скважин с приемлемой точностью может 
быть определено по формуле:

lnPl + GC т/л/гС„Д21
Г(Д) = Г _ n (Р _/>)_!=-----—(2.120)

где Рк и Т(7?) - давление и температура газа в пласте на расстоянии R от за­
боя скважины; G - массовый расход газа кг/час; С - теплоемкость газа при 
Р и Г между забоем и контуром зоны дренирования; т - продолжитель­
ность работы скважины после ее последней остановки в час; Сп - объемная 
теплоемкость пласта; h - толщина пласта; Rr - радиус контура зоны дрени­
рования; £), - коэффициент Джоуля-Томсона в пластовых условиях, т.е. при 
рт и г„.„-

При известном объемном расходе газа по отраслевому стандарту в 
тыс.м'/сут, массовый расход G определяется по формуле:

G=54pQ, (2.121)

где р - относительная плотность газа; О - объемный расход газа, тыс.м’/сут.
Общий перепад температуры в пласте от контура зоны дренирования до 

скважины при ее работе определяется формулой (2.120) но при R= Re и 
Р =Р

Определение распределения температуры газа в стволе работаю­
щей вертикальной газовой скважины

При отсутствии зоны многолетней мерзлоты
Температура газа в стволе работающей вертикальной газовой скважины 

па глубине х определяется формулой:

где х - координата, увеличивающаяся снизу вверх.
Начало координат, т.е. х=0, принято в середине продуктивного пласта. 

Следует подчеркнуть, что обычно напротив газоотдающего интервала тем­
пература несколько ниже, чем па кровле этого пласта. Поэтому при иитер- 



претации геофизических исследований за х=0 принимают кровлю газоот­
дающего пласта; Т - перепад температуры, определяемый по формуле 
(3.122) при R= 11( и Р=Р; Г - средний по разрезу скважины геотермический 
градиент, град/м; П - коэффициент Джоуля-Томсона в интервале х, где 
давление меняется от Р до Рг, а температура от Т до Г.

Для небольших участков или небольших изменений Р и Т в интервале х 
величина D, может быть определена для средних значений давления 
Рр=(Р+Рх)/2 и Тр=(Т+Т)/2. Неизвестный Т(:р в первом приближении мо­
жет быть определен как 7’ср =Т_. Полученный при этом D: следует использо­
вать для вычисления Т, а затем вторым приближением уточнить сначала/),, 
а потом Г. Коэффициент а, имеющий размерность длины 1 /м, определяется 
по формуле:

a =27tX/GC/(T), (2.123)

где - теплопроводность горных пород, Дж/кг-с-К и изменяется сущест­
венно в зависимости от минералогического состава и структуры пород, от их 
насыщения жидкостью и газом и т.д.

Как правило, такие достоверные данные по всему разрезу отсутствуют. 
Поэтому при расчетах обычно используют либо одну осредненную величину 
Х„, либо графическую зависимость Хп от глубины залегания пород.

Средневзвешенный коэффициент теплопроводности при известных по- 
интервальных значениях Д, определяется по формуле:

(2.124)
i=1 i=1

Значения Х,„ для разных пород, различающихся составом, приведены в 
таблице 2.67 и 2.68; /(т) - безразмерная функция времени, определяемая 
для необсаженных скважин по формуле:

/(т) = 1п(1 + 7лХпт/СпД(2) или /(т) = In(1 + лапт/ Я2) + /a„Rc. (2.125)

Если скважина обсажена колонной радиусом , и флюид движется по 
виутри-колоииому пространству, то зпачепие/(т) вычисляется по формуле: 

где а а - коэффициент температуропроводности пород, м2/с; а г - коэффи­
циент теплоотдачи на стенке скважины, Вт/м2-К; а - коэффициент тепло­
отдачи па внутренней стенке колонны, Вт/м2-К; - теплопроводность за­
полнителя пространства, Вт/м-К. Метод определения температуры газа с 
учетом наличия фонтанных труб в стволе приведен в |18|.



Тепловые свойства горных пород, пластовых флюидов и заполнителей

Таблица 2.67

Среда Порода
Теплопро­
водность, 
Х.п,Вт/м К

Плот­
ность р,
103 кг/м3

Теплоемкость Температу- 
ропровод- 

ность а,107 
м2/с

массовая
103 С„,

Дж/кг К

объемная 
ю6 с,„

Дж/м3 К

Горные 
породы 
осадоч­

ные

Глина 0.38-3.02
1,49

1.2-2.4
2,35

0,75-3,55
1,24

1.8-8.3
2,91

2,54-11,56
6,60

Песчаник 0.38-5.17
1,66

2.0-2.9
2,55

0,67-3,34
0,97

1.7-8.6
2,49

2,54-20,43
9,86

Алевролит 0.41-3.58
1,49

1.8-2.8
2,4

0,75-1,65
0,88

1.8-4.0
2,11

5,36-15,42
10,28

Доломит 1.63-3.58
3,24

1.9-3.6
2,7

0.65-1.47
1,0

1.8-4.0
2,94

5.36-15.42
12,44

Известняк 0.92-4.4
2,4

1.8-2.9
2,65

0.75-1.71
0,89

2.0-4.5
2,36

3.91-16.9
11,27

Мергель 0.5-3.9
1,92

1.5-2.888
2,3

0.84-3.09
1,63

1.9-7.1
3,74

3.14-13,8
7,13

мета- 
морфи- 
ческие

Глинистый
сланец

0.25-3.04
1,22

2,3-3,0
2,5

0.74-0.99
0,87

1,9-2,5
2,18

5.94-15.3
9,46

Мрамор 1.59-4,0
2,56 27

0,75-0,88
0,86

2.0-2.4
2,32

7.8-12,0
11,0

магмати-
ческие

Гранит 1.34-3.69
2,4 2Д

0.74-1,54
0,95

1.9-4.0
2,47

3,33-15,0
9,27

Базальт 0.51-2.03
1,15 2,51

0.76-2.14
1,23

1.59-5.4
3,12

4,33-6,7
5,34

Пласто- 
вые 

флюиды 
и запол­
нители 
ствола

Вода 0,37-0,56 1,04-1,18 3,9-4,8 4,1-5,7 0,87-1,15
Нефть 0,10-0,14 0,85-0,87 1,9-2,4 1,6-2,1 0,56-0,86

Газ 0,02-0,05 - 2,4-3,2 - -
Буровой рас­
твор обычный 0,6-0,9 1,1-1,5 2,8-3,6 3,4-3,9 1,5-2,3

утяжеленный 0,6-0,9 1,7-2,2 1,5-2,0 3,2-3,4 1,9-2,6

Цемент­
ный ка- 

мень

Портланд­
цемент с бен­

тонитовой 
начинкой

0.32-0.34
0,33

1.4-1.6
1,5

1.4-1.6
1,7

2.1-3.1
2,6

0.86-1.36
1,11

с кварцневым 
песком

0.37-0.50
0,44

1,0-1,3
1,15

1.8-2.1
1,95

2.1-2.4
2,6

1,58-2,32
1,95

Примечание. Для горных пород и цементного камня, помимо возможного измене­
ния тепловых свойств (числитель дроби), указаны их наиболее вероятные значения 
(знаменатель дроби). Для параметров Д а, р, и С они приведены по данным работ 
[31], 132], для С„ вычислены, исходя из значений С и среднего значения плотности. 
Для цементного камня в качестве наиболее вероятных выбраны средние значения 
свойств.



Теплофизические свойства горных пород

Таблица 2.68

Минерал, 
порода

Состав 
минера­

лов %

Средняя 
плотность

р, кг/м3

Средняя 
порис­

тость т, 
О/ /О

Теплопро­
водность, Z

Кг/м К

Теплоем­
кость 
С, 103

Дж/кг К

Температу­
ропровод­

ность а, 107 
м2/с

Кальцит 100 2,70 - 4,5-5,4 0,84 19,8-23,8
Доломит 100 2,85 - 5,0 0,92 19,1
Каолинит
(глина) 100 2,65 - 3,0 0,76 16,4

Кварц 100 2,65 - 7,0-12,5 0,75 35,2-62,9
Гал нт 100 2,20 - 5,3-7,2 0,88 27,1 37,2

Песчаники

Кварц до
95% 1,90-2,60 2,2-22,0 1,6-3,2

0,94
8,0-13,0

Глина до
15% 2,35' 10,5' 2,3 10,8'

Алевролиты

Кварц до
85% 2,00-2,40 2,0-16,0 1,9-2,6

0,95
9,0-11,0

Глина до
30% 2,25' 9,5' 2,2' 10,2'

Известняки

Кальцит 
до 100% 2,30-2,70 5,0-18,0 1,8-3,7

0,83
9,8-15,7

Доломит 
до 25% 2,45 9,6' 2,4 12,0

Доломиты

Доломит 
до 100% 2,60'

3,0-10,0 2,2-3,5
0,92

10,5-132

Кальцит 
до 40% 6,0' 2,8’ 11,5'

Мергели

Кальцит 
до 75% 2,25' - 1,8 0,83 9,5Глина до

50%
Глины До 100% 2,10 - 0,92 0,86 5,0

Аргиллиты До 100% 2,20 - 1,30 0,82 7,4
Ангидриты До 100% 2,80 - 5,05 0,72 25,1

Галиты До 100% 2,15 5,20 0,93 26,0

Средние значения

При наличии зоны многолетней мерзлоты
Распределение температуры газа по стволу вертикальной скважины при 

наличии в его разрезе зоны многолетней мерзлоты определяется в интервале 
от забоя до нижней границы зоны мерзлоты формулой (2.122). В интервале 
от нижней границы мерзлоты до верхней границы этой зоны (как правило, 
верхняя граница соответствует глубине нейтрального слоя) распределение 
температуры определяется по формуле:



(2.127)

где Тпы - температура газа при входе в зону многолетней мерзлоты, рассчи­
тываемая по формуле (2.122); 7’м - геотермический градиент мерзлых по­
род, определяемый по формуле (2.118); Р1М - давление при входе в мерзлую 
зону; р - безразмерный коэффициент, учитывающий изменяющуюся ско­
рость теплообмена при наличии отрицательных температур. Величину0 вы­
числяют по формуле;

Z Г11 ГГЧ \ 2

Р= (2.128)
1 сг

где Гм - температура мерзлой породы, К; Та - среднегодовая температура 
поверхности почвы, К; ак, - коэффициент, определяемый для мерзлых пород 
по формуле:

а=2А/СС/(т), (2.129)

- коэффициент теплопроводности мерзлых пород, Вт/м-град. Значение Хм 
может быть определено из [26] в зависимости от плотности пород. Единица 
/'(т) для мерзлых пород определяется по формуле:

/(T) = in(i+7^v7qx), (2.130)

где См - теплоемкость мерзлых пород, значение которой определяется по 
табличным данным или из графика, показанного на рисунке 36, в зависимо­
сти от плотности мерзлых грунтов.

Рис. 35. Зависимость теплопроводно­
сти мерзлых пород от их плотности р 

(1) - глина; (2) - песчаник

Рис. 36. Зависимость темплоемкости 
мерзлых пород См от их плотности рц 

(1) - глина;(2) - песчаник



Разница в температурах газа при его движении по фонтанным трубам и 
затрубному пространству в основном связана с теплоизолирующим свойст­
вом газа в затрубном пространстве. Метод определения распределения тем­
пературы по стволу при движении газа по трубному и затрубному простран­
ству приведен в работе 1181.

Определение температуры вокруг ствола скважины при движении 
газа

При движении газа по стволу вертикальной скважины происходит теп­
лообмен с породами вокруг ствола, в результате которого нарушается есте­
ственное тепловое поле. Размеры зоны, в которой происходит влияние тем­
пературы движущейся жидкости или газа, оцениваются формулой:

Я1!=Д.+а/л-ос|1т, (2.131)

где Д, - радиус влияния теплового поля, м; Д - радиус скважины; а„ - ко­
эффициент температуропроводности, м2/с; т - продолжительность работы 
скважины, с.

Температуру вокруг работающей скважины в необсаженной части ствола 
на расстоянии R можно определить по формуле:

Т(/?) = Д +(Д +ГГ)11^/Д , (2.132)

где 7) - температура в стволе скважины на заданной глубине в момент вре­
мени Z; ТГ - первоначальная до начала работы скважины температура на 
этой же глубине.

В обсаженной скважине в интервале, где фонтанные трубы отсутствуют 
или газ движется по затрубному пространству, температуру за обсадной ко­
лонной можно оценить по формулам:

Г. =T+(T-T^nR/Rwm ; R <R<R, (2.1.33)
'• ' k u 'ЧпД/Д;о| V 7

в пределах цементного кольца:

Т = Т + (Т -7),) ; R <R<R , (2.1.34)

где Rimi - радиус обсадной колонны; Т1 - температура па стенке скважины:

г _ У,.1пя,/я. + х,7;|,1пя./я„,|
Ч,1пЯ,/Я,. + >.„1пЯ,./Я„|

При движении газа по фонтанным трубам его влияние на окружающие 
породы менее значительно из-за теплоизолирующего влияния прослойки 
газа в затрубном пространстве.



Задача 54 - Определение температуры в остановленной скважине.
Температура в стволе остановленной скважины определяется по форму­

ле (2.116).
Таблица 2.69 

Исходные данные для примера

Г=Г, -Г(£-х)=333-0,02( 1 000-10)=313,2 К.

Параметр Значение Размерность
Г 0,02 град/м

Т . 333 К
X 10 м
L 1000 м

Задача 55 - Определение геотермического градиента.
Геотермический градиент определяется по формулам (2.117-2.119).

Таблица 2.70

Исходные данные для определения геотермического коэффициента

Параметр Значение Размерность
Т , 333 К
т 270 К
L 1000 м

27 м
292 к

_________________ 55 м

При отсутствии зоны мерзлых отложений геотермический коэффициент 
определяется по формуле:

гтп г« ч

р _ 1 пл 1 ИС _=333-270 =0,065%,.
1000-27 '

При наличии зоны мерзлых отложений определяют геотермический ко­
эффициент в этой зоне отдельно:

292-270
55-27

= 0,7857 %/.

Далее определяют геотермический коэффициент в зоне от нижней гра­
ницы зоны мерзлых отложений до продуктивного пласта:

1-ГЧ Г » 1

р 1 пл 1 МО 333-292 nnzqz0/=------------ = 0,0434 м.1000-55 '



Задача 56 - Определение распределения температуры в пласте на рас­
стоянии от забоя скважины.

Распределение температуры в пласте па расстоянии от забоя скважины 
определяется по формуле (2.120).

Таблица 2.71
Исходные данные для примера

Параметр Значение Размерность
Р 26,2 МПа
р L R 26 МПа
т 410 К
р 25 МПа
h 10 м
Т 31320000 с
С„ 3152,8 Дж/кгК
R, 500 м
R 10 м
R 0,1 м
D, 0,972 град/Мпа
Q 1200 тыс.м’/сут

р.,™ 0,6
Си 2 Дж/кгК

Таблица 2.72

Пример расчета
Параметр Значение Размерность

G 10,8 т/сут
т__________Lb_________ 409,0583 К

Задача 57 - Определение перепада температуры в пласте на расстоянии 
от забоя скважины.

Перепад температуры в пласте на расстоянии от забоя скважины опреде­
ляется по формуле (2.120). Исходные данные аналогичны значениям в пре­
дыдущей задаче.

11/1 3 Л " ' in///?
In Г1+10.8 • 3152.8 • 31320000 / 3.14 /10 / 2 / 0.121

= 0,972(26,2 - 25)—!=------------------ , ----------------------= 3,8565 К
In500/10

Задача 58 - Определение распределения температуры газа в стволе ра­
ботающей пеобсажеппой газовой скважины при отсутствии зоны ММП.

Распределение температуры газа в стволе работающей пеобсажеппой га­
зовой скважины при отсутствии зоны ММП определяется по формуле 
(2.122), с учетом формулы (2.125).



Таблица 2.73
Исходные данные

Параметр Значение Размерность
К 0,4 Вт/мК

0,00000025 м2/с
т 0,2

0,4 Вт/мК
R 0,12 м
К 0,37 Вт/мК
с„ 3100 Дж/кгК
т 2590000 с
т. 333 К
г 0,02 град/м
с; 0,2 кг/с
т. 330 К
X 1000 м

Таблица 2.74

Пример расчета

Параметр Значение Размерность
АО 5,60193264

а 0,00072325
L 325,78096 К

Задача 59 - Определение распределения температуры газа в стволе ра­
ботающей газовой скважины, оборудованной фонтанными трубами при от­
сутствии зоны ММП.

Распределение температуры газа в стволе работающей газовой скважи­
ны, оборудованной фонтанными трубами, при отсутствии зоны ММП опре­
деляется но формуле (2.122), с учетом формулы:

Заданы радиус колонны Д.о.=0,084 м, радиус фонтанной трубы 
Д =0,037 м, прочие исходные данные аналогичны прошлой задаче.

Таблица 2.75
Пример расчета

Параметр Значение Размерность
АО 11,0785065

а 0,00036572
Т 327,669602 К



Задача 60 - Определение распределения температуры газа в стволе ра­
ботающей газовой скважины при наличии зоны ММП.

Таблица 2.76 
Исходные данные

Таблица 2.77

№№ п/п Параметр ед. измерения

1 Пластовое давление, Р„, 5 МПа
2 Длина скважины, II,.,,.,, 2610 м
3 Толщина пласта, II,., 30 м
4 Пластовая температура, Т,,., 343 к
5 Радиус скважины, Д. 0,14 м
6 Радиус контура питания, R, 500 м
7 Диаметр фонтанных труб, м 0,14 м
8 Теплопроводность породы, С,,,,,, 2200 кДж/м3К
9 Сопротивление пласта, 0,0017 кДж/мК

10 Относительная плотность газа, р,„.„ 0,65
11 Дебит скважины, О 150 тыс.м’/сут
12 Геотермический градиент 0,024904 гр/м
13 Депрессия на пласт, Р 0,5 МПа
14 Тау 324000 сек
15 Коэффициент макрошероховатости, 1 0,0002 м
16 Устьевая температура, Т„ 293 к
17 Устьевое давление, Р„ 3,5 МПа

Пример расчета

Параметр Значение Пара­
метр Значение Параметр Значение

1> 4,62888 Тер cl 328,6774 Тер с 312,279
т„, 205,737 Pep cl 4,285894 Pep с 4,079398
f(t) 1,99241 Zcp cl 0,916637 Zcp с 0,911858

1 0,021451 scl 0,09615 s с 0,203458
Т„„ 318 Qcl 1.01E-05 Qc 2Д4Е-05
р, 4,25 Py cl 4,064403 Ру с 3,62758
Z„, 0,911839 Ср cl 2,117399 Ср с 2,109285
р. 4,5 жж 0,198375 f(P;T)m 0,221129

С„,„, 2,116242 D, 4,164102 D, 4,659581
f(P:T) 0,212461 a 0,003694 а 0,003708

D, 4,462223 Ту cl 315,8396 Ту с 283,0429
delta Т 1,484791 Тз 341,5152

Распределение температуры газа в стволе работающей газовой скважины 
при наличии зоны ММП определяется по формуле (2.122), с учетом формул 
(2.127-2.130).



Таблица 2.78
Изменение температуры по стволу скважины

И, м т, ’к Т, “С
0 283,04 10,04

1305 315,84 42,84
2610 341,52 68,52

Задача 6,1 .. Определение распределения температуры газа в стволе ра­
ботающей газовой скважины, оборудованной фонтанными трубами при на­
личии зоны ММП.

Распределение температуры газа в стволе работающей газовой скважи­
ны, оборудованной фонтанными трубами при наличии зоны ММП опреде­
ляется по формуле (2.122).

Таблица 2.79
Исходные данные

Параметр Значение Размерность
К 7 Вт/мК

0,000002 м'7с
т 0,2

К=т 0,4 Вт/мК
R, 0,12 м

R,,„, 0,084 м
К 0,5 Вт/мК
с„ 3100 Дж/кгК

тау 2590000 с
Т . 333 К
Г 0,02 град/м
С 0,2 кг/с
Т 330 К
X 1000 м

R 0,037 м

Таблица. 2.80
Пример решения

Параметр Значение Размерность
ЛО 31,9202627

а 0,00222126
Т 320,701806 К

Задача 62 - Определение радиуса теплового влияния ствола необса- 
жеипой скважины при наличии жидкости в потоке газа.

Радиус теплового влияния ствола пеобсаженпой скважины при наличии 
жидкости в потоке газа определяется по формуле (2.131), с учетом формулы 
(2.132).



Таблица 2.81
Исходные данные

Параметр Значение Размерность
0,000001 м2/с

R,. 0,1 м
г 3600 с

86400 с
L 2592000 с

Таблица 2.82

Пример определения радиуса теплового влияния ствола необсаженной скважины

Параметр Значение Размерность
R, 0,20632027 м
К, 0,62086083 м
R. 2,95287224 м

2.6. Распределение температуры по стволу горизонтальной скважины

Распределение температуры газа по горизонтальному участку 
ствола скважины с большим и со средним радиусами кривизны при от­
сутствии ММП

В пределах ствола скважины для распределения температуры газа выде­
ляются три характерных участка (см. рисунок 36 а, б, в).

1. Определение температуры газа у поворота Тзп в пределах толщи­
ны пласта с допустимой для практики погрешностью можно оценить, 
используя формулу (2.122), полученную для вертикальной скважины при 
7?=Д. и Р=Р.

С учетом того, что вместо 7?к - радиуса контура питания, в данном случае 
принимается половина толщины пласта R=h/2, м.

2. Температура газа на переходе от горизонтального участка ство­
ла к искривленному, Т.п приближенно может быть определена по формуле:

jj (р2 -р1 Wj )'■р  '■р  д у -ах_____ /ср.г \ з.м____ з.п / у /
1 з.п ~ 1 пл А/ ср

-ах (2.136)
2РС|)аг

где Т - среднее значение разностей температуры у торца горизонтального 
ствола, связанное с созданием депрессии па пласт и изменением этой депрес­
сии по длине в результате потерь давления па трение при движении газа.

Значение Г., вычисляется по формуле:
Т„=(Т,+Т„~)/2. (2.1.37)



б

Рис. 37. Конструкция горизонтальной скважины с большим радиусом кривизны: 
а - при отсутствии зоны мерзлоты; б - при наличии мерзлоты только на вертикаль­
ном ив- при наличии на вертикальном и частично искривленном участках ствола

Как правило, температура газа у торца ствола Тт не значительно ниже 
температуры окружающей ствол скважины среды, т.е. пластовой температу­
ры ГИз-за близости температур по длине горизонтального ствола и прак­



тически постоянной температуры окружающей ствол среды Г|гор=Г ? вслед­
ствие небольшого теплообмена формулу (2.136) можно заменить на:

Тх=тпл,-[Т3:1-Тпу^, (2.138)

а - размерный коэффициент, определяемый по формуле:

a = 225D^/pQCp, (2.1.39)

где D - диаметр горизонтального ствола, м; О - дебит скважины, тыс.м’/сут; 
р - относительная плотность газа; С - средневзвешенная теплоемкость га­
за при P<v = (P..l + Рп)/2 и 7’ср = (7’31 + Гн)/2; k - коэффициент теплопере­
дачи между газом в горизонтальном стволе и пластом.

При расчете температуры газа па произвольном расстоянии от торца го­
ризонтального ствола Г, средние значения давления и температуры опреде­
ляются из равенств Р =(Р31 + Рх)/2 и Г = (Тзт + 7’г)/2. Коэффициент те­
плопередачи k может быть определен по формуле:

(2.140)

где Хп11 - коэффициент теплопроводности пласта, Дж/кг-с-К; Ло - глубина за­
легания горизонтального ствола в пределах толщины пласта.

Незначительные потери давления в горизонтальном стволе обуславли­
вают небольшие, в пределах точности измерительных приборов, изменения 
температуры, которыми можно пренебречь при практических расчетах. Это 
означает, что при практических расчетах температуру газа на переходе ство­
ла от горизонтального участка к искривленному можно принять как Г пов.

Распределение температуры газа при его движении по искривленно­
му участку ствола скважины

Распределение температуры газа на искривленном участке ствола при­
ближенно можно определить как распределение в вертикальном стволе с 
той лишь разницей, что геотермический градиент температуры зоны ис­
кривления устанавливается исходя из длины этого участка £иск. Для опреде­
ления распределения температуры в искривленном участке следует исполь­
зовать следующую приближенную формулу:

l_z>-«vГТГ! Г g 1 ‘ГЧ
X.IICK 3.11 IICX ИСК +

где - произвольное расстояние в пределах искривленного участка от се­
чения перехода горизонтального к искривленному участку ствола скважи­
ны, м. Геотермический градиент Г п. в пределах искривленного участка опре­
деляется исходя из длины этого участка по формуле:



(2.142)

где Тт.Ж1. и Т, нп. - температуры па нижней и верхней границах искривленного 
участка; а - размерный коэффициент, определяемый по формуле:

(2.143)

В реальных скважинах длина искривленного участка £|(п. привязана к 
глубине и известна. При расчете распределения температуры газа по стволу 
скважины па произвольной длине искривленного участка хнс|. можно опреде­
лить по формуле: 

иск
2<С1;Ф

360
(2.144)

где 2?иск - радиус кривизны ствола на искривленном участке, м; ср - угол ох­
вата заданного отклонения ствола от вертикали.

Распределение температуры газа при его движении по вертикаль­
ному участку ствола скважины

На вертикальном участке ствола горизонтальной скважины распределе­
ние температуры определяется по формуле:

(2.145)

где Р в - давление на нижней границе вертикального участка, значение кото­
рого определяется по известному устьевому давлению; Рх - давление на рас­
стоянии х в пределах вертикального участка, определяемое по известному 
устьевому давлению; Тнв - температура газа на нижней границе вертикаль­
ного участка ствола, величину которой следует определять по формуле 
(2.145) для величины х=£иск, т.е. па верхней границе искривленного участка 
и соответствующих этой длине D.B и С ; х. - произвольное расстояние в 
пределах вертикального участка, начиная от сечения перехода искривленно­
го к вертикальному участку, м. Расчет распределения температуры газа по 
стволу осуществляется от контура пласта к устью скважины. Это означает, 
что для определения температуры па вертикальном участке известной явля­
ется температура газа па верхней границе искривленного участка. Г - гео­
термический градиент па вертикальном участке, который определяется по 
формуле:

гтч тгч

Л= (2.146)
Я„,.в

где Тн - температура земной коры на нижней границе вертикального участ­
ка, К, равная Р,=Г нск; Тт, - температура земли па глубине нейтрального слоя,



К; Пт - глубина нижней границы вертикального участка ствола или начала 
искривленного участка, м; - глубина залегания нейтрального слоя, кото­
рая при отсутствии зоны ММП составляет несколько метров.

а - размерный коэффициент в формуле (2.144), определяемый по фор-
муле:

2лХ
“ = гг Аг (2Л47)

еер.1,./,Дт)

где Д - теплопроводность горных пород, окружающих ствол скважины па
вертикалыюм участке, Дж/кгсК; С’рг - теплопроводность газа по средне­
взвешенным давлению и температуре па вертикальном участке в зоне 
0<х<Д; /((т) - безразмерная функция времени, определяемая по формуле:

А(т) =1п /Ад (2.148)

где т - время работы скважины после последней остановки, с; Сп - объемная 
теплоемкость пород среды, окружающей ствол скважины на вертикальном 
участке в зоне от верхней границы искривленного участка дохв.

Распределение температуры газа по стволу горизонтальной сква­
жины с малым радиусом кривизны при отсутствии зоны многолетней 
мерзлоты

При определении распределения температуры газа по стволу горизон­
тальной скважины с малым радиусом кривизны конструкцию ствола можно 
разделить на два характерных участка: вертикальный и горизонтальный. 
При таком допущении следует увеличить реальную длину вертикального 
участка на величину, равную длине искривленного участка, что в реальных 
условиях составляет около Н<12 метров.

Для такой конструкции горизонтальной скважины, в случае отсутствия в 
разрезе зоны многолетней мерзлоты, распределение температуры газа сле­
дует определить как изменение температуры газа в пласте в зоне от R, до R., 
связанное с созданием депрессии па пласт по длине горизонтального и вер­
тикального участков ствола.

1. Распределение температуры газа в пласте, связанное с созданием 
депрессии па пласт в пределах толщины, определяется по формуле (2.122), 
полученной для плоско-радиальной фильтрации газа к вертикальной сква­
жине в зоне от Ri; до R,. Из-за изменения забойного давления по длине гори­
зонтального участка забойная температура у начала горизонтального участ­
ка будет меньше температуры у торца ствола, т.е. T<Tjt.

2. Распределение температуры газа на горизонтальном участке 
ствола

Па горизонтальном участке ствола скважины с малым радиусом кривиз­
ны, изменение температуры газа определяется формулой (2.135). Это изме- 



пение связано с изменением давления от условного контура питания до 
стенки горизонтального участка ствола и с изменением давления вдоль го­
ризонтального участка из-за потерь давления, вызванных движением газа па 
горизонтальном участке. Изменение температуры газа по длине горизон­
тального участка следует определить по формуле (2.138).

5. Распределение температуры газа на вертикальном участке сле­
дует определять по формуле (2.145), при этом к длине вертикального участ­
ка необходимо добавлять длину искривленного участка. При этом средние 
значения давления и температуры, используемые для расчета коэффициен­
тов Джоуля-Томпсона и теплоемкости газа, должны определяться исходя из 
величины давления и температуры па сечении перехода горизонтального 
участка к искривленному и расчетного сечения с длинойх.

Определение распределения температуры газа по стволу горизон­
тальных скважин с большим и со средним радиусами кривизны при на­
личии зоны многолетней мерзлоты только на вертикальном участке 
ствола.

При наличии зоны многолетней мерзлоты только на вертикальном уча­
стке ствола распределение температуры газа по стволу горизонтальной 
скважины определяется в следующей последовательности:

- в пласте при движении газа от контура .зоны дренирования RK до стен­
ки горизонтального участка, используя формулу (2.119) для значений 
R=R^P=P^

-на горизонтальном участке, используя формулу (2.135) для значения 
x =Zl0p при условии того, что отсчет температуры производится от торца 
горизонтального участка ствола скважины;

- на искривленном участке используют формулу (2.141) до верхней гра­
ницы этого участка;

-на вертикальном участке используют формулу (2.145), но при этом 
верхней границей вертикального участка (снизу вверх), которая явля­
ется нижней границей зоны мерзлоты, т.е. в этом случае величинах, 
подставляемая в формулу, максимально равна хв=Я-Ямв;

- значение температуры при x=H-Hut. будет соответствовать темпера­
туре газа па входе в зону мерзлоты, т.е. 7Д Характер изменения темпе­
ратуры в зоне многолетней мерзлоты определяется по формуле (2.126).

Распределение температуры в горизонтальных скважинах со сред­
ним и большим радиусами кривизны при наличии зоны многолетней 
мерзлоты на искривленном и вертикальном участках ствола.

Если мерзлой зоной охвачены вертикальный и частично искривленный 
участки ствола, то распределение температуры по стволу горизонтальной 
скважины определяется в следующей последовательности:

- сначала определяют распределение температуры в пласте при движе­
нии газа от контура зоны дренирования 7?. до стенки горизонтального 
участка, используя формулу (2.119) для значений R=R. и P=P(R.y,



- затем определяют температуру газа по длине горизонтального ствола
по формуле (2.135) длях=£ор, при условии, что отсчет температу­

ры производится от торца горизонтальной скважины, гдех =0;
- по известной температуре газа па нижней границе искривленного уча­

стка, т.е. па переходе горизонтального ствола в искривленный, опреде­
ляют температуру газа па нижней границе мерзлой зоны, частично ох­
ватывающей искривленный участок, по формуле (2.141);

- затем для определения температуры газа па искривленном участке 
ствола, охваченном мерзлой зоной, следует использовать формулу:

(2.149)

где Г мии - температура газа на расстоянии хм иск от нижней границы мерзлой 
зоны в пределах искривленного участка, Т иск - температура газа на нижней 
границе мерзлой зоны на искривленном участке ствола; Гмиск - геотермиче­
ский градиент мерзлой зоны па искривленном участке; хмнск - произвольное 
расстояние от нижней границы мерзлой зоны па искривленном участке; 
амиск- размерный параметр, определяемый по формуле (2.128); DcpM.„CK - 
средний коэффициент Джоуля-Томпсона в интервале от нижней границы 
мерзлой зоны до сечения на расстоянии хмиск при средних термобарических 
параметрах:

(2.150)

где Ср гк - теплоемкость газа при приведенных выше параметрах Рр и Тр; 
А - термический эквивалент работы; при хм иск=£м иск по формуле (2.149) опре­
деляется температура газа на верхней границе искривленного участка, охва­
ченного мерзлотой;

- далее значение Т|мщ.к принимается как известная температура, при по­
мощи которой определяется распределение температуры па верти­
кальном участке ствола, полностью охваченном (до нейтрального 
слоя) мерзлотой. В пределах вертикального участка, охваченного 
мерзлотой, температура газа па произвольном расстоянии от верхней 
границы искривленного участка хм|. должна быть определена по фор­
муле (2.126).



2.7. Определение расхода газа при критическом течении. 
Приближенное определение расхода газоконденсатной смеси

I. При исследовании скважин с выпуском газа в атмосферу давление по­
сле диафрагмы немного превышает атмосферное, и поэтому, как правило, 
возникает критическое течение газа.

Течение называется критическим, если скорость потока газа в сечении 
диафрагмы достигает скорости звука в данной среде. Скорость звука в среде 
зависит от состава газа.

Условие возникновения критической скорости определяется формулой:

Р2/Р=[2/(£+1)]"Ж1>, (2.151)

где Р,, Р, - давление до и после диафрагмы соответственно; k - показатель 
адиабаты. Значения показателя адиабаты, скорости звука и соотношения 
РДР, для некоторых компонентов газа приведены в таблице 2.83. В общем 
виде скорость потока достигает скорости звука в газовой среде при Р, >2Р2.

Значения коэффициентов критического расширения газов при Р=0,1013 МПа 
иТ=288,5К

Таблица 2.83

Компоненты
газа

Показатель адиабаты, 
к

Критическое отноше­
ние давлений Р,/Р,

Скорость 
звука V, м/с

Метан 1,308 0,545 405,0
Этан 1.193, 0,565 290,1

Пропан 1,133 0,577 237,9
i-Бутан 1,097 0,585 204,3
п-Бутан 1,094 0,585 204,0
Гелий 1,660 0,486 852,0
Воздух 1,410 0,528 309,3

Газ с относительной плотностью:
0,6 1,299 0,546 392,7
0,7 1,279 0,550 310,5

При исследовании скважин часто используется метод измерения дебита 
в условиях критического течения газа. Устройство для измерения дебита 
при критическом течении называется ДИКТом (диафрагменный измери­
тель критического течения). В газовой промышленности используют ДИКТ 
с внутренними диаметрами корпуса 0,0508 и 0,1016 м. Дебит газа при крити­
ческом течении определяется по формуле:

Q = CP/)-8/0,1013^pZP/), (2.152)

где Рп - давление перед диафрагмой; О - дебит газа, тыс.м’/сут; р - относи­
тельная плотность газа; Та - температура газа перед диафрагмой, К; Z - ко- 



эффициеит сверхсжимаемости газа при Рп и TD; § - поправочный коэффи­
циент на адиабатическое расширение газа при прохождении через диафраг­
му. Значение 5 определяется приближенно аналитическим и графическим 
методами.

1. Если испытание проводится в газопровод и давление после диа­
фрагмы достаточно высокое, то необходима поправка на сверхсжимае­
мость после диафрагмы; С - коэффициент, зависящий от диаметров диа­
фрагм и измерительной линии и определяемый расчетным путем.

Значения коэффициентов расхода для различных диаметров диафрагм и 
ДИКТов с внутренними диаметрами 50,8-10'’ и 101,6-103 м, определенные 
экспериментально, приведены в таблице 2.84.

Таблица 2.84

Значение коэффициента расхода С для измерителей 50,8-10-3 и 101,6-10-3

Диаметр 
диафрагмы 

d, 103 м

С для измерителей Диаметр 
диафрагмы 

d, 103 м

С для измерителей

D=50,8-103m D=101,6-103m
D=50,8-103

м
D=101,6-103

м
1,587 0,448 22,225 99,93 89,44
2,381 0,986 - 25,400 119,60 116,50
3,175 1,852 - 28,574 153,10 146,80
4,762 4,254 - 31,749 193,30 181,10
5,556 5,871 34,294 237,40 218,20
6,350 7,602 7,326 38,099 294,60 260,00
7,937 11,690 44,449 355,20
9,525 16,630 16,470 50,799 - 469,20
11,112 23,840 57,149 601,50
12,700 29,930 29,460 63,499 - 754,40
15,875 45,280 45,890 69,849 - 934,00
19,050 66,120 65,770 76,199 1148,00

Измерение расхода газа при испытании скважин происходит в весьма 
большом диапазоне изменения давления и температуры. Поэтому в форму­
лу (2.152) внесена поправка 8, зависящая от давления и темпера туры. Вели­
чина 8 увеличивается с увеличением давления и с уменьшением темпера ту­
ры. Значение поправки 8 оценивается формулой:

8= 1,51 к (2/(к+1 ))<к+,)/<к-1)]0"5. (2.153)

Если значение показателя адиабаты к неизвестно, то величина 8 может 
быть определена графически из рисунка 37 при различных приведенных 
давлениях и температурах.



Рис. 38. Зависимость поправочного 
коэффициента б от приведенных 

давления и температуры

Рис. 39. Зависимость поправочного 
коэффициента а„ от содержания в газе 

конденсата при определении дебита 
неотсепарированного газа 

диафрагменными измерителями

II. При практических расчетах параметров пласта и термобариче­
ских параметров ствола газоконденсатной скважины необходимо ис­
пользовать количество газа и конденсата при данных условиях Р и Т исходя 
из фазовой диафрагмы. Количество фаз газоконденсатной смеси зависит от 
давления, температуры и состава газа. При движении газоконденсатной сме­
си в пласте, стволе скважины и по шлейфам происходит снижение давления 
и температуры газа. Если в пласте не происходит выделение жидкой фазы, 
то при обработке следует использовать расход газожидкостной смеси в газо­
образном состоянии:

ам=а+ад+а, (2.154)
где ~ дебит смеси в газообразном состоянии, Q - дебит газа после сепа­
рации сорбции жидких углеводородов, Q,д - дебит газа дегазации стабильно 
конденсата, Q,.,. дебит стабильного конденсата в газообразном состоянии.

QK, =QX. •24.05/MJ,, (2.154)

Если через расходомер проходит газожидкостная смесь, не очищенная от 
жидкости, то величина расхода сухого газа определяется по формуле (2.152) 
ив [26], полученным для сухого газа, с поправочным коэффициентом па на­
личие конденсата в газе а,.. Значение поправочного коэффициента а,. опреде­
ляется в зависимости от содержания конденсата в газе по графику, показан­
ному на рисунке 39.

Задача 64 - Определение температуры газа на переходе от горизонталь­
ного участка ствола к искривленному.



Исходные данные
Таблица 2.85

№№
п/п Параметр ед. измерения

1 Пластовое давление, Р„, 24,2 МПа
2 Глубина залежи 2500 м
3 Толщина пласта, II, , 4 м
4 Пластовая температура, Т„, 304 к
5 Глубина нейтрального слоя, II,,,, 3 м
6 Температура нейтрального слоя, Т „ 275 к
7 Радиус скважины, R, 0,1 м
8 Радиус контура питания, R,. 1000 м
9 Радиус искривленного участка, 100 м

10 Длина искривленного участка, Г,,,,. 157 м
11 Диаметр фонтанных труб, м 0,078 м
12 Теплоемкость породы, С„„„ 940 кДж/м3К
13 Теплопроводность пласта, „„ 0,0017 кДж/мК
14 Относительная плотность газа, 0,597
15 Дебит скважины, Q 450 тыс.м’/сут
16 Геотермический градиент 0,02 гр/м
17 Депрессия на пласт, Р 2 МПа
18 Тау 10000 сек
19 Коэффициент макрошероховатости, 1 0,003 м
20 Устьевая температура, Ту 290 к
21 Устьевое давление, Ру 17,139 МПа

Определение температуры газа на переходе от горизонтального участка 
ствола к искривленному определяется по формуле (2.137).

Таблица 2.86
Пример расчета

Р 4,650905 т, 300,91086
т, 200,5 р„„,„, 22,198429
/6) 1,391028 р..„ 22,196857

X 0,021835 3,6807804
Z„, 0,838197 f(P;T) 0,179601
р.. 22,20 Di 2,103516

С„„„ 3,766247 /6) 1,2103936
,f(I5T) 0,167098 а 0,0006223

Di 1,912662 Т. 300,76663
Т 2,944915 Тз 301,05508

Таблица. 2.87
Изменение температуры по стволу скважины

Н, м т„ "к Т„ "с
Тз.п 300,77 27,77

ЗАБОЙ 301,06 28,06



Задача 65 - Определение распределения температуры газа при его дви­
жении по искривленному участку ствола горизонтальной скважины.

Распределение температуры газа при его движении по искривленному 
участку ствола горизонтальной скважины определяется по формуле (2.141). 
Исходные данные аналогичны предыдущей задаче.

Таблица 2.88 
Пример расчета

Таблица 2.89

Р«р 4,650905 Тср гор 300,91086 тсР1„ 300,58561 тсР, 291,7799
т, 200,5 р, .. 22,198429 Р 22,105778 р.„ 11,91198

/(О 1,391028 Рз„ 22,196857 22,011556 р, 17,43865
X 0,021835 С,,,,, 3,6807804 Ср„„ 3,6810511 2,964474

Z.,, 0,838197 f(P;T) 0,179601 f(P;T) 0,1804906 f(P;T) 0,233674
|> 22,20 1), 2,103516 1) 2,1137797 1) 3,398126

С... 3,766247 /в) 1,2103936 /в) 1,2103936 Р 0,000328
f(P:T) 0,167098 а 0,0006223 а 0,0006222 /в) 1,540641

Di 1,912662 т3.„ 300,76663 г„» 0,0041433 а 0,00117
Т 2,944915 Т1(ИП( 300,11614 Гх ММП 0,029791

Тз 301,0551 Т, 282,5047

Изменение температуры по стволу скважины

11, м Т„, (,К Т/С
Т.у 282,50 9,50

Т.к.иск 300,12 27,12
Тз.п 300,77 27,77

ЗАБОЙ 301,06 28,06

Задача 66 - Определение распределения температуры газа по стволу го­
ризонтальной скважины с учетом зоны ММП.

Распределение температуры газа по стволу горизонтальной скважины с 
учетом зоны ММП определяется по формуле (2.149). Исходные данные 
аналогичны задаче 69.

Таблица 2.90
Пример расчета

Р»р 4,650905 Тср гор 300,91086 т.р„„ 300,58561 тх СР ММП 295,430486 T,,,Y 291,77991
Т„ 200,5 р. .. 22,198429 22,105778 Р-*■ ср ММП 12,4011136 Р 11,911982

/Й) 1,391028 рз.п 22,196857 Р1(иг1( 22,011556 S ^ммп 0,16863596 РV 17,438646
X 0,021835 с 3,6807804 Ср„„ 3,6810511 ®ммп 0,02441342 с v 2,9644739

Z, 0,838197f(P;T) 0,179601 f(P;T) 0,1804906 рх ММП 18,3836892 f(P;T) 0,2336739
р 22,20 D, 2,103516 D, 2,1137797 сv'p ММП 2,95928894 D 3,3981259

Ср„.„ 3,766247 /СО 1,2103936 /в) 1,2103936 f(P;T) 0,22525696 Р 0,0003282
Продолжение табл. 2.90



Таблица 2.91

f(P;T) 0,167098 а 0,0006223 а 0,0006222 D, 3,28146508f(may) 1,5406406
Di 1,912662 Т3.1.1 300,76663 г„„ 0,0041433 f(O 1,21039363 а 0,0011701
AT 2,944915 Тки„ 300,11614 а 0,00077396 ^ммп 0,0297905
Тз 301,0551 тА ММП 289,805888 тV 282,50474

Изменение температуры по стволу скважины
И, м Т„ 'К ту, “С

УСТЬЕ 282,50 9,50
т1 ММП 289,81 16,81

Т.к.иск 300,12 27,12
Тз.п 300,77 27,77

ЗАБОЙ 301,06 28,06

Задача 67 - Определение дебита газа при критическом истечении. 
Дебит газа при критическом истечении определяется по формуле (2.152).

Таблица 2.92
Исходные данные

Параметр Значение Размерность
С 99,93
Рп 1 МПа
6 1,2

р,,™ 0,65
Z 1
т______£12_____ 293

Q = C Po-8/0,1013A/p Z = 99,93• 1,2/0,1013Д 65-1-293 = 85,778 тыс.м* / сут.

Задача 68 - Определение расхода газоконденсатной смеси.
Расход газоконденсатной смеси определяется по формуле (2.154), с уче­

том формулы (2.155).
Таблица 2.93

Исходные данные
Параметр Значение Размерность

Q, 158,9 тыс.м’/сут
Q,., 22 тыс.м’/сут
Q« 180 кг/сут
м„ 163

Таблица. 2.94
Пример расчета

Параметр Значение Размерность
0,.. 28,50394 тыс.м’/сут

______________209,4039 тыс.м’/сут



Глава 3
ГАЗОГИДРОДИНАМИЧЕСКИЕ МЕТОДЫ ИССЛЕДОВАНИЯ 

ГАЗОВЫХ И ГАЗОКОНДЕНСАТНЫХ СКВАЖИН 
НА СТАЦИОНАРНЫХ РЕЖИМАХ ФИЛЬТРАЦИИ

3.1. Приток газа к скважине

Стабилизация забойного давления и дебита наступает при радиусе зоны, 
равном 7?.. Однако при практических расчетах и не полностью разбуренных 
месторождениях величина Rr может быть заменена па 7?=0,577-Д.. Продол­
жительность процесса стабилизации при этом можно оцепить по формуле:

Д=С1Д тц. ДР „ или tc= С- Р2 ж (3.1)

где С - численный коэффициент, равный 0,122 С 0,350; RK - для вертикаль­
ных скважин радиус контура питания; £(1 - время, необходимое для стаби­
лизации забойного давления и дебита; т - пористость; р. - коэффициент 
вязкости газа; аг - коэффициент пьезопроводности; к - коэффициент про­
ницаемости пласта; Рпл - пластовое давление.

Приток при нелинейной фильтрации газа к скважине, при классическом 
подходе, приток описывается формулой:

Д -P\=aQ+bQ2, (3.2)

где аиЬ- коэффициенты фильтрационного сопротивления, зависящие от 
несовершенства скважины, геометрии зоны дренирования, параметров пла­
ста и свойств газа и при вскрытии однородного пласта вертикальной несо­
вершенной скважиной определяются по формулам:

ц(Р,Г)-2(Р,Г)РатГпл
а ~ nk(P)hT„

(3.4)

где ц(Р;7); Z(P;T) - коэффициенты вязкости и сверхсжимаемости газа, зави­
сящие от давления и температуры газа. В области фильтрации газа от кон­
тура питания до забоя скважины давление меняется от Piti до Р, а темпера­
тура от 7’|Н до Т. При небольших депрессиях па пласт изменениями ц и Z от 
давления и температуры можно пренебречь. Если забойное давление отли­
чается от пластового существенно, т.е. в несколько МПа, то влияние давле­
ния на ц и Z будет значительным. Параметры пласта проницаемость к и мак­
рошероховатость I меньше подвержены изменениям от давления, чем свой­



ства газа. С,, С3 и С2 и (ф - соответственно коэффициенты несовершенства 
по степени и характеру вскрытия пласта; h - толщина пласта; Д., Д. - ра­
диусы контура питания и скважины. Если скважина совершенна по степени 
и характеру вскрытия, то коэффициенты Сф Сф Сф и Сф равны пулю. Если 
пренебречь изменениями ц, Z, к и I от давления, что оправдано при неболь­
ших депрессиях па пласт (в пределах Р<2,0 МПа) и скважина совершенная, 
то коэффициенты а и b определяются по формулам:

1
Д. (3.5)

Следует отметить, что коэффициенты несовершенства по характеру 
вскрытия пласта С2 и С. могут быть приняты равными пулю, если число от­
верстий, созданных пулевыми перфораторами, превышает 10, а кумулятив­
ными больше или равно 5. Коэффициенты несовершенства по степени 
вскрытия определяются графически или по формулам:

С, =Х1пЛ+Ь^-1пД ,и С, = 1, (3.6)
п п R,. п

- - h
где h - относительное вскрытие пласта, равное h = -ф-; Д. - вскрытая тол­

щина пласта; 8=1,6( 1- h ); Д. =R,/h - относительный радиус скважины.
Формула (3.6) для определения С, и Сф получена для скважины, 

вскрывшей однопластовую изотропную залежь.
Анизотропия пласта приводит к росту коэффициентов несовершенства. 

Следовательно, в сильно анизотропных пластах степень вскрытия пласта 
должна быть максимальной, т.е. h должна быть ближе к единице.

Для анизотропных пластов, горизонтальная и вертикальная проницае­
мости которых отличаются друг от друга, коэффициенты фильтрационного 
сопротивления несовершенной по степени вскрытия скважины определяют­
ся по формулам: 

(7 .
=— In 

аг

Д -х 
h

= b‘
In /Г -х

h (3.7)

где

(3.8)

аг=(ф/ф)0'’ - параметр анизотропии; к, ф - соответственно вертикальная и 
горизонтальная проницаемости; х=1-h ; R =Rt,/Rc - безразмерный радиус. 
Коэффициенты несовершенства по степени вскрытия Сф и Сф вертикальных 
скважин, вскрывших анизотропные пласты, определяются по формулам:



1 Rs - г -
= — In—--1п7? , С3 = 

ж h
C'+\nR 

h In /?
(3.9)

Задача 69 - Пример определения продолжительности процесса стаби­
лизации.

Исходные данные, необходимые для определения продолжительности 
процесса стабилизации забойного давления и дебита, приведены в таблице
3.1. Время стабилизации забойного давления и дебита определяется по фор­
муле (3.1) с учетом формулы (2.56).

Таблица. 3.1

Исходные данные задачи по определению времени процесса стабилизации

Параметр Значение Размерность
С 0,3

500 м
т 0,2
и 0,041 мПа*с
к 100 мД

___________________40 МПа

t . Дт.ц -158927,3 с.

Задача 70 - Определение притока при нелинейной фильтрации газа к 
скважине.

Приток при нелинейной фильтрации газа к скважине определяется по 
формуле (3.2), с учетом формул (3..3-.3.4), пример решения задачи представ­
лен в таблице 3.3.

Таблица 3.2
Исходные данные

Параметр Значение Размерность
Р, 0,1 МПа

1 0,0004 м
Т . 300 К
R,. 500 м
т 0,2
м 0,041 мПа*с
к 500 МКМ2

Р 40 МПа
Z 0,8
h 40 м
R, 0,1 м

________________ 0



Продолжение табл. 3.2

Параметр Значение Размерность
С, 0
Р.„ 0,8 кг/м'*
Q 0
с, 0

Q 800 тыс.м’/сут

Таблица 3.3

Пример расчета притока при нелинейной фильтрации газа к скважине

Параметр Значение Размерность
а 0,000455 МПа2*сут/тыс.м’
b 5,768*10’7 | МПа*сут/тыс.м’]2

р р2
_______________  ПЛ____ ±_3________________ 0,733 МПа2

Задача 7,1 - Определение коэффициентов несовершенства но степени 
вскрытия.

Исходные данные, необходимые для определения коэффициентов несо­
вершенства, представлены в таблице 3.4. Коэффициенты несовершенства но 
степени вскрытия определяются по формулам (3.6).

Таблица 3.4

Исходные данные для решения задачи по определению коэффициентов 
несовершенства по степени вскрытия

Параметр Значение Размерность
И.... 0,3
R. 0,1 м
h 40 м

Результаты: С =10,2.3, С =3,33, 5 = 1,12.

Задача 72 - Определение коэффициентов фильтрационного сопротив­
ления несовершенной но степени вскрытия скважины для анизотропного 
пласта.

Исходные данные, необходимые для определения коэффициентов 
фильтрационного сопротивления а и b несовершенной но степени вскрытия 
скважины для анизотропного пласта, приведены в таблице 3.5.

Коэффициенты фильтрационного сопротивления несовершенной но 
степени вскрытия скважины для анизотропного пласта определяются но 
формулам (3.7-3.8).



Таблица 3.5
Исходные данные

Параметр Значение Размерность
Р, 0,1 МПа

1 0,0004 м
т,„ 300 к
к 500 м
т 0,2
м 0,041 мПа*с
к 500 мкм2

Р 40 МПа
Z 0,8
h 20 м
к. 0,1 м
hmt, 0,5
аз 0,05
Р.„ 0,8 кг/м5
с., 0
с, 0

Q 800 тыс.м’/сут

Результаты: «*=0,0001, 6*=2*10 «,=0,002 МПа2/(тыс.м3/сут), 
b= 1 * 10‘6 МПа2/(тыс.м3/сут)2.

Задача 73 - Определение коэффициентов несовершенства но степени 
вскрытия вертикальных скважин в анизотропных пластах.

Исходные данные, необходимые для определения коэффициентов несо­
вершенства по степени вскрытия вертикальных скважин в анизотропных 
пластах, приведены в таблице 3.6. Коэффициенты несовершенства по степе­
ни вскрытия вертикальных скважин в анизотропных пластах определяются 
по формулам (3.9).

Таблица 3.6 
Исходные данные

Параметр Значение Размерность
Р„ 0,1 МПа

1 0,0004 м
т,,., 300 к
R 500 м
т 0,2
м 0,041 мПа*с
к 500 мкм2

Р 40 МПа
Z 0,8
h 20 м



Продолжение табл. 3.6

Параметр Значение Размерность
R. 0,1 м
hm„ 0,5

ае 0,05
Р.„ 0,8 кг/м’
с, 0
с4 0
Q 800 тыс.м’/сут

Результаты: R =0,005, Х = 0,5, С = 5,9545, С = 3,3982.

3.2. Определение коэффициентов фильтрационного сопротивления 
аиЬ

Определение коэффициентов а и b является одной из основных задач 
исследования скважин на стационарных режимах фильтрации.

Коэффициенты фильтрационного сопротивления а и b определяются 
графическим и аналитическим методами.

Графический метод определения коэффициентов а и b показан на ри­
сунке 40. Для этого по данным испытания определяются Р3 и Q. 
Рассчитываются значения Р2,.,; Р/ и АР‘=/уил.. РФ на различных режимах.
Затем строится зависимость между АР; и Q,, названная индикаторной 
кривой, которая должна проходить через начало координат. Обработка 
данных в координатах AP^/Q. от Q, позволяет определить из графика 
коэффициент а как отрезок, отсекаемый на оси М^/Q, и коэффициент b как 
тангенс угла наклона прямой.

При значительном числе точек (режимов исследования скважин) коэф­
фициенты фильтрационных сопротивлений могут быть определены и ана­
литическим методом. Считается целесообразным использовать метод наи­
меньших квадратов при числе режимов, превышающем 10. Формулы для 
определения коэффициентов фильтрационного сопротивления но этому ме­
тоду имеют вид:

л'Ха!-(Ха)2
(3.10)

(3.11)

где N - общее число режимов.



АР2, МПа2

0,40- - 160 1 S
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Рис. 40. Зависимости АР2 (1) и AP2/Q(2) от Q

В тех случаях, когда пластовое давление неизвестно, результаты испыта­
ния могут быть обработаны в координатах (Р?? -P^J/XQ-Q) от (?+(?, ко­
эффициенты а и b и определены как графически, так и численно. Для опре­
деления коэффициентов а и b численным методом при неизвестном пласто­
вом давлении следует пользоваться формулами:

IM -p2.)/(Q„ +q,)2 +q,)/(q„ -Q,) (3.i2)
N^Q„+Qi)2-[Y(Qr.-Q^

b NY(P2-P.i)/(Qn+Qd/^,-Qi)-X^.+^^-pb/CQl,-Ql) (3 13)

где N- число сочетаний, определяемое по формуле

У = £(т-1), (3.14)
i=i

где 777 - общее число режимов; п - порядковый помер режимов.
Влияние неточности определения пластового и забойного давлений 

на форму индикаторных кривых
Формула (3.2), описывающая приток газа к скважине, идентична форму­

ле параболы, проходящей через начало координат. Если кривая не проходит 
через начало координат, то это означает, что па уравнение притока влияют 
один или несколько параметров, связывающих Р с дебитом скважины О.

1. Если измеренное пластовое давление Р"ит1 отличается от истинно­
го Р„„на величину то истинное пластовое давление будет определено по 
формуле:

P,=P*,+5i. (3.15)



Для величины измеренного пластового давления уравнение притока бу­
дет иметь вид

/> /> =</( ) (Ю С, , (3.16)
где

С,,,, =2P’i]ii-61+321. (3.17)

Если неизвестно истинное значение пластового давления, то следует 
сначала результаты испытания скважины обработать в координатах P^'^-P; 
от О. При этом индикаторная кривая отсечет на оси Р*2 отрезок, равный 
Q, ■

Далее, зная С,.,,.,, можно рассчитать 8Р а коэффициенты фильтрационных 
сопротивлений определить графически из зависимости, построенной в ко­
ординатах ( Р*2+С|1Л )/О от О. Формула для обработки результатов в этом 
случае имеет вид:

[P?,„„-P2+C„]/Q=«+Z)Q. (3.18)

Q, тыс.м’/сут
Рис. 41. Зависимости Р2 от Q

Из этого рисунка (41) видно, что при неправильном определении пла­
стового давления индикаторная кривая, обработанная в координатах 
[Лг1 ~?Г\/0. от Q.11е позволяет определить коэффициенты а и Ь. Форма за­

висимости Р*2 от Q и АР'2 /Q от Q свидетельствует о том, что либо пласто­
вое давление занижено, либо забойное давление па всех режимах завышено. 
Коэффициенты а и b определяются только в том случае, если индикаторная 
кривая обрабатывается с учетом Спл.

2. Если измеренные давления Р\ на различных режимах отличаются 
от истинных на величину то истинные забойные давления будут опре­
деляться формулой:

(3.19) 



где 8.л. - ошибка, допущенная при измерении (определении) забойного дав­
ления па г-м режиме. Формула (3.19) предполагает, что измеренное забой­
ное давление выше истинного. Если измеренное забойное давление ниже 
истинного Р., то формула (3.19) примет вид:

Л,=^+82с (3.20)

При использовании величин не точно измеренных забойных давлений 
уравнение притока будет иметь вид:

^=«6+^4. (3-21)
где

С3 = 2Р>82 +82. (3.22)

Учитывая, что при 0=0 и Р = Рт, величину С,!() можно определить по 
формуле:

С!0 = 2Р,;,.82 +82 (3.23)

Зная истинную величину Рпл и СЛ1, из графика Р2* -Р2;от О можно оп­
ределить величину 8,. По известным Р. и 8. нетрудно вычислить C’.(i для каж­
дого режима.

Определение коэффициентов фильтрационного сопротивления по 
устьевым замерам

В ряде случаев, как, например, когда неизвестны коэффициент гидрав­
лического сопротивления по стволу, целесообразнее обработку результатов 
испытания производить по замеренным на устье скважин значениям давле­
ния, используя при этом формулу:

Р'У8' = aQ + bg+b& или Р>25’ -Р2/52 =«Q + (Z) + e)Q2, (3.24)

где =0,034l5pP/Z(.pir(.p1, (3.25)

А, = 0,03415p£/Zrp27;p2, (3.26)

0 = O,O1413.1O-1oZ2)2T2>2(^'2 (3-27)

Рс1 - статическое давление газа па устье остановленной скважины, МПа;
Pvi - давление па буфере скважины при Рм режиме испытания, МПа; Zcp], 
Z<P2 _ коэффициенты сверхсжимаемости, определяемые по средним давле­
ниям и температурам в стволе скважины после остановки и при работе па 
разных режимах; 7’ср1,Т.р., - средние температуры газа в стволе остановлен­

ной и работающей скважины; du - внутренний диаметр фонтанных труб; X - 
коэффициент гидравлического сопротивления труб; р - относительная 



плотность газа; L - глубина спуска фонтанных труб. В данном случае пред­
полагается, что они спущены до середины интервала перфорации пласта. 
Формулу (3.24) можно переписать в более удобном виде:

=[«Q + (6 + 0)Q2]/e25'. (3.28)

Учитывая, что при определении пластового давления ошибки практиче­
ски не допускаются, формулу (3.28) можно представить в виде:

р2 _р2е2^
Р2,-РУ^ =^ + (b + &)()2 или ■~<1—=<7 + ((> + e)Q. (3.29)

Q
В результате обработки определены коэффициенты а и (й+0). Для из­

вестной конструкции скважины оценивается значение 0 и с некоторым при­
ближением определяется коэффициент Ь.

Определение коэффициентов фильтрационного сопротивления aub 
с учетом изменения свойств газа от давления

В процессе исследования газовых и газоконденсатных скважин на ста­
ционарных режимах фильтрации изменение давления между контуром пи­
тания и забоем может происходить на достаточно большом диапазоне. При 
существенных изменениях от режима к режиму давлений на забое скважины 
незначительно изменяется и температура газа. Изменения давления и тем­
пературы на режимах приводят к изменению коэффициентов вязкости ц и 
сверхсжимаемости Z газа, а они к изменению коэффициентов я и Ь.

Как правило, на различных режимах работы температура газа на забое 
изменяется незначительно и не приводит к существенным изменениям ко­
эффициентов ц и Z от температуры. Поэтому влияние изменения давления и 
температуры от режима к режиму на ц и Z можно заменить на их изменения 
только от давления. Зависимость коэффициентов вязкости и сверхсжимае­
мости от давления ц(Р) и Z(P) приведена в главе 1.

Приближенно изменение ц и Z от давления может быть учтено путем об­
работки индикаторных кривых в координатах:

Р2 -Р2
Qzjpyy) = а +b'Q, (3.30)

где
PjyiRJR,- ь- РаЛЛл(1М-1М) 

лШ’С1 ’ 2Л/Л>..р(Р)
(3.31)

Zcp(P), ц (Р) - соответственно средние значения коэффициента сверхсжи­
маемости и вязкости при данном режиме, определяемые по формулам:

(3.32)

где Z(^ri) , p(^,,) - эти же коэффициенты при пластовом давлении.



(Pj-CJ/QZn

Рис. 42. Зависимости АР2 (1), АР2/О (2) и (АР2+С2) / QZyt (3) от Qnpn значитель­
ном изменении р и Z от давления (АР2 + С2)/QZp

При стандартной обработке результатов исследования в координатах 
P/Q от Q (линия 2) коэффициенты а и й не определяются.

Построенная в координатах P2/[QZcp(P)p.(,p(P) ] от О позволяет опреде­
лить «' и b . Ио известным Z(P) и р(Р) можно вычислить значения а и b на 
любом режиме.

Определение свободного и абсолютно свободного дебита газовых 
скважин

Свободный дебит - эго дебит, который давала бы совершенная скважи­
на при давлении па устье, равном Р = 0,1 МПа.

Абсолютно свободный дебит - дебит газовой скважины при депрессии 
на пласт, равной по величине Р^п -1.

Абсолютно свободный дебит характеризует потенциальные добычные 
возможности скважины, которые она может теоретически реализовать при 
забойном давлении, равном 0,1 Ml la.

Формулы для определения свободного и абсолютно свободного дебитов 
в газовых скважинах имеют вид:

Оабс = ["« + («2 + 4&APt2 )°'5 ]/2Z>, (3.33)

= [-й + (й2 + 4(й + 9)АР2 )n’5]/(2Z> + 0), (3.34)

где а, Ь - коэффициенты фильтрационного сопротивления, определяемые 
по результатам исследования скважин; АР2 = Р2Л - Р2 - разность квадратов 
пластового и забойного давлений. АР2 = Р2 ( - Р2 - разность квадратов пла­

стового и устьевого давлений при определении свободного дебита Qcli, 6 - 
размерный коэффициент, характеризующий движение газа по трубам от за­
боя до устья скважин. Структуры коэффициентов а, b и 0 приведены в пре­
дыдущих пунктах.



Методика исследования скважин без выпуска газа в атмосферу
Предельное значение дебита, обусловленное характеристикой пористой 

среды и конструкцией скважины, при испытании с выпуском газа в атмо­
сферу определяется но формуле

-а + 7а2+4(& + е)(^|+^е25) 

2(6 + 6)
(3.35)

При поддержании заданного после диафрагмы давления Р., в системе 
сбора и транспорта газа для определения предельной производительности 
скважины необходимо в формуле (3.35) Рн заменить наР,.

Особенности исследования скважин, вскрывших пласты с подош­
венной водой

Для оценки допустимой депрессии па пласт в исследуемой скважине 
следует пользоваться приближенными формулами: 

1

ИЛИ

ДР <.1011

АР <ДОП

(3.36)

(3.37)

3
С

где рв, р,. - соответственно плотности воды и газа в пластовых условиях; А, 
- газоносная и вскрытая толщины пласта; kr, kB - горизонтальная и вер­

тикальная проницаемости; 7^, - пластовое давление.
По найденным значениям Рдоп, зная пластовое давление РПЛ , вычисляют 

забойное давление Р. Определенную но одной из формул допустимую де­
прессию следует равномерно делить на предполагаемое число режимов, на 
которых будет исследована скважина. Депрессия на каждом режиме вычис­
ляется из равенства: AP=iAPmi/n, где i = 1, 2, 3, ..., п - номер режима; N - 
общее заданное число режимов. Так, например, на нервом режиме 
ДР,=1 ДРiou/77, а на последнем AP._N=APmtt.

Для незначительной допустимой депрессии контроль режимов становит­
ся технически невыполнимым. В таких случаях разделение па режимы осу­
ществляется но дебиту ()„„, полученному при работе скважины с допусти­
мой депрессией Pvm, используя формулу Q=i-Q т/п.

Так, например, если дебит скважины при ее работе с допустимой депрес­
сией Pvm был Qio=900 тыс.м’/сут и исследование предполагают проводить 
на 6 режимах, то на первом режиме 0, = 1-900/6=150 тыс.м’/сут, па втором 
(2,=2-900/6=300 тыс.м’/сут и т.д.

Особенности исследования скважин подземных хранилищ газа
Результаты испытания газовых скважин ПХГ в процессе закачки долж­

ны обрабатываться но формуле:



(3.38) 

где Р, Plt l - соответственно забойное и пластовое давления, МПа; О - объем 
закачиваемого при заданных Pt и газа, тыс.м’/сут.

Коэффициенты фильтрационного сопротивления <7 и Ь, определенные но 
данным закачки, могут заметно отличаться от аналогичных коэффициентов 
а и Ь, получаемых при отборе газа из ПХГ, при больших разницах Р и , 
при вскрытии неустойчивых к разрушению коллекторов.

Задача 74 - Определение коэффициентов фильтрационных сопротив­
лений а и b численно методом наименьших квадратов.

Таблица 3.7 
Исходные данные

N режима Р заб, МПа Р пл, МПа Дебит, тыс.м3/сут Депрессия, МПа
1 19,96 20,23 105 0,27
2 19,85 20,23 214 0,38
3 19,75 20,23 264 0,48
4 19,64 20,23 280 0,59
5 19,54 20,23 403 0,69
6 19,17 20,23 430 1,06
7 19,57 20,23 340 0,66
8 19,61 20,23 295 0,62
9 19,37 20,23 354 0,86
10 19,13 20,23 413 1,10
11 18,89 20,23 472 1,34

Исходные данные, необходимые для определения коэффициентов а и b 
численно методом наименьших квадратов, приведены в таблице 3.7. Коэф­
фициенты фильтрационных сопротивлений а п h методом наименьших 
квадратов определяются по формулам (3.9). Пример определения коэффи­
циентов фильтрационных сопротивлений анЬ численно методом наимень­
ших квадратов приведен в таблице 3.8.

Таблица. 3.8 
Пример решения

N режима Р заб, МПа Р пл, МПа Рпл2-Рз2, МПа2 Дебит, тыс.м3/сут др2/о Q2

1 19,96 20,23 10,85 105 0,103345714 11025,00

2 19,85 20,23 15,23 214 0,071170093 45796,00

3 19,75 20,23 19,19 264 0,072690909 69696,00

4 19,64 20,23 23,52 280 0,084011786 78400,00

5 19,54 20,23 27,44 403 0,068092556 162409,00

6 19,17 20,23 41,76 430 0,097125581 184900,00

7 19,57 20,23 26,27 340 0,077258824 115600,00

8 19,61 20,23 24,70 295 0,083731525 87025,00

9 19,37 20,23 34,06 354 0,09620339 125316,00

10 19,13 20,23 43,30 413 0,10483293 170569,00

11 18,89 20,23 52,42 472 0,111061017 222784,00
сумма 318,74 3570,00 0,969524325 1273520,00



Таблица 3.9
Пример вычисления

Параметр Значение Размерность
N 55
а 0,001689368 МПа2/тыс.м3/сут
b 0,000245549 МПа2/(тыс.м3/сут)2

Задача 75 - Определение уравнения притока газа при неточном изме­
ренном пластовом давлении, отличающемся от истинного па величину 6.

Таблица 3.10 
Исходные данные

Параметр Значение Размерность
а 0,001689368 МПа7тыс.м3/сут
ь 0,000245549 МПа2/(тыс.м3/сут)2

Q 300 тыс.м'/сут
31 0,1 МПа
р *
1 пл 10 МПа

Исходные данные, необходимые для определения уравнения притока га­
за при Рпл, отличающемся от истинного, приведены в таблице 3.10. Поправ­
ка в уравнение притока при измеренном пластовом давлении, отличающем­
ся от истинного, определяется по формуле (3.16), с учетом формулы (3.17). 
Пример определения уравнения притока газа при Рт, отличающемся от ис­
тинного, приведен в таблице 3.11.

Таблица 3.11 
Пример вычисления

Параметр Значение Размерность
Спл 2 МПа2
Г'пл-Р2, 20,60 МПа2

Задача 76 - Определение коэффициентов фильтрационного сопротив­
ления mib пласта при неизвестном коэффициенте гидравлического сопро­
тивления труб.

Для определения коэффициентов фильтрационного сопротивления а и b 
пласта при неизвестном коэффициенте гидравлического сопротивления 
труб задана величина пластового давления /ф, =24,51 МПа. Коэффициенты 
фильтрационного сопротивления пласта при неизвестном коэффициенте 
гидравлического сопротивления труб определяется по формуле (3.24). 
Пример определения коэффициентов фильтрационного сопротивления а и 
b пласта при неизвестном коэффициенте гидравлического сопротивления 
труб приведен в таблице 3.12.



Пример вычисления
Таблица 3.12

Номер 
режима

Pv, МПа Рз. измер
МПа

Рз2,
МПа2

Q, 
тыс,м3/сут

(РплГ-Рз2)/

Q
Р/е23
МПа2

Рпл2-Ру2е23
МПа2

(РгиТ-Р/е23)/
Q

I 20.97 24,35 592,9225 100 0,078176 587,6 1.3,46 0,1346
2 20,38 23,96 574,0816 200 0,1332925 554,9 46,16 0,2308
3 19,39 23,37 546,1569 300 0,181944 502,97 98,09 0,3270
4 17,97 22,55 508,5025 400 0,230594 431,8 169,26 0,4232
5 15,99 21,48 461,3904 500 0,2786994 341,4 259,66 0,5193

Таблица. 3.13

Пример определения коэффициентов фильтрационного сопротивления

Параметр Значение Размерность
а 0,0384 МПа2/тыс.м3/сут

Ь+0 0,001 М Па2/(тыс. мЗ/сут)2

Рис. 43. Пример построения индикаторной диаграммы в координатах И oiQ



Рис. 44. Пример построения индикаторной диаграммы в координатах P^/Q от Q

Задача 77 - Определение коэффициентов фильтрационного сопротив­
ления «ик учетом изменения свойств газа от давления.

Исходные данные, необходимые для определения коэффициентов 
фильтрационного сопротивления а и b с учетом изменения свойств газа от 
давления, приведены в таблице 3.14. Для проведения расчетов заданы те­
кущие Рп, =62,53 МПа, Т=316 К. Коэффициенты фильтрационного сопро­
тивления пласта с учетом изменения свойств газа от давления определяются 
по формуле (3.30), с учетом формул (3.31).

Таблица 3.14
Компонентный состав и свойства смеси

Компоненты
Критические 
параметры Пластовый газ M',s ход05 ц„* 

ход5
Р, МПа Т,К X; М,

СИ, 4,7 190,55 0,6792 16,043 0,0115 4,00537 2,7245 0,03128
С,ПВ 4,98 305,43 0,0545 30,068 0,0095 5,48343 0,29885 0,00284
CSHS 4,33 369,82 0,0253 44,094 0,0087 6,64033 0,168 0,00146
СД1,,, 3,8 416,64 0,0105 58,12 0,0080 7,62365 0,08005 0,00064
од. 3,44 465,00 0 72,151 0,0070 8,49417 0 0
С,II» 3,07 507,35 0,1336 86,178 0,0064 9,28321 1,24024 0,00793
H,S 9,19 373,60 0,0336 34,082 0,0138 5,83798 0,19616 0,00271
со. 7,53 304,20 0,0574 44,011 0,0158 6,63408 0,3808 0,00601
N, 3,47 126,26 0,0059 28,016 0,0187 5,29301 0,03123 0,00058

5,11576 0,05347



Определение динамической вязкости смеси при заданных условиях

Таблица 3.15

И™. 0,010452 мПа*с
ц’„. 7
К-, 0,073166 мПа*с

_____________________1,338046

С= 36000 
а* 45,45 
/Д 0,3663

Определение коэффициентов фильтрационного сопротивления пласта

Таблица 3.16

№ режима Рз р' пр дз /з №ср Zcp ПЛ 3 АР /|j.CpZCp Офакг y-C/Q а b
1 35,41 2,7074 5 0,052 0,755 0,063 1,046 2656,6 40479,09 48,00 93,31 2,9828 0,0240
2 32,73 2,5023 4,8 0,050 0,762 0,062 1,050 2839,4 43854,73 83,11 94,51 2,9427 0,0237
3 26,81 2,0494 4,4 0,046 0,782 0,060 1,060 3192,1 50533,34 142,25 102,17 2,8710 0,0231
4 21,54 1,6471 3,5 0,037 0,808 0,055 1,073 3446,5 58533,97 204,77 110,05 2,6761 0,0216

Задача 78 - Обработка результатов исследования скважин на ПХГ в 
процессе закачки газа.

Исходные данные, необходимые для обработки результатов исследова­
ния скважин на ПХГ в процессе закачки газа, приведены в таблице 3.17. Об­
работка результатов испытаний газовых скважин на ПХГ в процессе закачки 
проводится по формуле (3.38).

Таблица 3.17

Данные замеров на скважине ПХГ в процессе закачки газа

№№ шага 0<», ср. сут. з 
за шаг, тыс.м3 РШ1, скв, МПа Рзаб, скв, МПа О2

1 117,74 3,86 4,23 117,74001
2 130,29 4,45 4,87 130,289984
3 152,49 5,01 5,46 152,49
4 170,16 5,55 6,01 170,160013
5 184,54 6,08 6,55 184,539996
6 195,79 6,6 7,07 195,78999
7 204,32 7,1 7,56 204,319994
8 210,42 7,6 8,05 210,420009
9 214,67 8,09 8,52 214,670003
10 217,67 8,57 8,99 217,670003
И 219,88 9,05 9,45 219,87999
12 222,31 9,35 9,74 222,310009



Обработка результатов исследования
Таблица 3.18

№№ ша­
га

CL, ср. сут. 
за шаг, 
тыс.м3

РШ1, СКВ,
МПа

рз.й> СКВ, 
МПа Q Р2 ( P-C)/Q

1 117,74 0,386 0,4598869 117,74001 0,25 0,00552
2 130,29 0,445 0,5540081 130,289984 0,33 0,0056
3 152,49 0,501 0,7433239 152,49 0,549117 0,00622
4 170,16 0,555 0,925 170,160013 0,74 0,0067
5 184,54 0,608 1,0861234 184,539996 0,9 0,00704
6 195,79 0,66 1,2402016 195,78999 1,05 0,00741
7 204,32 0,71 1,3515177 204,319994 1,15 0,00759
8 210,42 0,76 1,4800338 210,420009 1,27 0,00794
9 214,67 0,809 1,5999824 214,670003 1,380385 0,00829
10 217,67 0,857 1,7647147 220,4 1,54265 0,00881
И 219,88 0,905 1,8906679 228,4 1,66 0,00902
12 222,31 0,935 2,0487052 234 1,822901 0,0095

Рис. 45. Пример построения индикаторной диаграммы в координатах от Q



Рис. 46. Пример построения индикаторной диаграммы в координатах P^/Q. от Q 
по данным закачки газа

Таблица 3.19

Результаты определения коэффициентов фильтрационного сопротивления по 
данным закачки газа в ПХГ

Параметр Значение Размерность
а 0,0012 М П а2/тыс. м'*/су т
Ъ 0,00003 МПа2/(тыс.м'Усут)2

Задача 79 - Определение свободного Q, и абсолютно свободного Qar де­
бита газовой скважины.

Исходные данные, необходимые для определения Q. и Q((i. дебита газо­
вой скважины, приведены в таблице 3.20. Определение свободного и абсо­
лютно свободного дебита газовой скважины проводится по формулам 
(3.33, 3.34). Пример определения Q,. и Qm дебита газовой скважины приве­
ден в таблице 3.21.

Таблица. 3.20
Исходные параметры для определения свободного и абсолютно свободного дебита

Параметр Значение Размерность
а 0,000168937 МПа2/тыс.м ’/сут
b 2.45549Е-06 МПа2/ (тыс.м’/сут)2
© 0,0000002
Р,2 6 МПа2
Р,2 15 МПа2

Таблица 3.21
Результаты вычислений

Параметр Значение Размерность
1529 тыс.м’/сут

Освоб 2437,431395 тыс.м’/сут



Задача 80 - Определение допустимой депрессии на пласт в исследуемой 
скважине при наличии подошвенной воды.

Исходные данные, необходимые для определения допустимой депрессии 
па пласт в исследуемой скважине при наличии подошвенной воды, приведе­
ны в таблице 3.23. Определение допустимой депрессии па пласт в исследуе­
мой скважине проводится по формулам (3.36, 3.37).

Таблица 3.22 
Исходные данные для вычислений по формуле (3.36)

Параметр Значение Размерность
h 80 м
кг 1000 мкм2
кв 100 мкм2

Иве 35 м
рв 1200 кг/мЗ
РГ 125 кг/мЗ
Rc 0,1 м

Параметр Значение Размерность
Рдоп 0,1379 МПа

Таблица. 3.23
Исходные данные для вычислений по формуле (3.37)

Параметр Значение Размерность
h 40 м
Рпл 12 МПа
Иве 30 м
рв 1100 кг/мЗ
рг 125 кг/мЗ
Rc 0J м

Параметр Значение Размерность
Рлоп 0,47878 МПа

Задача 81 - Определение предельного значения дебита при испытании с 
выпуском газа в атмосферу.

Исходные данные, необходимые для определения предельного значения 
дебита при испытании с выпуском газа в атмосферу, приведены в таблице 
3.24. Определение предельного значения дебита при испытании с выпуском 
газа в атмосферу проводится по формуле (3.35).



Таблица 3.24

Исходные данные для вычислений по формуле (3.35)
Параметр Значение Размерность

а 0,001689368 МПа27тыс.м3/суг

Ъ 2.45549Е-05 МПа2/(тыс.м3/суг)2
& 1Е-12 тыс.м3/суг

Рпл 12 МПа
Рат 0,1 МПа

S 0,16

Параметр Значение Размерность
Q 2388 тыс.м’/сут

3.3. Ускоренные методы исследования скважин 
с длительной стабилизацией давления и дебита 

на квазистационарных режимах фильтрации

Изохронный метод исследования скважин
К настоящему времени для исследования скважин с длительной стаби­

лизацией забойного давления и дебита рекомендованы два ускоренных ме­
тода: изохронный и экспресс-методы. Эти методы отличаются технологией 
их проведения. В частности, при изохронном методе исследования скважи­
ны продолжительность работы скважины составляет 40-60 мин и между 
режимами работы давление должно восстановиться полностью.

Для нелинейного закона фильтрации газа к скважине результаты испы­
тания изохронным методом следует обрабатывать по формуле:

С -^(ip) = «B(ipWp) + &B(ip)Q2(ip), (3.39)

где Р.( t) - забойное давление, соответствующее времени, tp\ t - время ра­
боты скважины, принимаемое 40<£р<60 мин и одинаковое па всех режимах; 
О( t ) - дебит скважины, соответствующий в конце времени tp, ait^, b( t ) - 
коэффициенты фильтрационного сопротивления, зависящие от свойств по­
ристой среды и насыщающих ее жидкостей и газов, а также от радиуса зоны 
дренирования. При величине /С1, времени необходимого для полной стаби­
лизации давления и дебита, радиус зоны дренирования доходит до контура 
питания, т.е. до R,.

Структура коэффициента ) при изохронном методе исследования 
вертикальной совершенной скважины имеет вид:

R.
/лШ’п или a (t ) = ф'Х1п^У, (з.4О) 

' лл Rc 



где a' =[iZPaiT 11Ц/кТц, Z - соответственно коэффициенты вязкости и 
сверхсжимаемости газа. 7’lrl, ТС1 - пластовая и стандартная температуры; h - 
толщина пласта; к - коэффициент проницаемости пласта; Д - радиус сква­
жины; 7?( t ) - радиус зоны дренирования, охваченный скважиной за время 
работы t.

При постоянстве всех параметров, входящих в формулу (3.40), величина 
au(Zp) зависит только от 7?( t ).

Величина Д также зависит от продолжительности стабилизации давле­
ния и дебита скважины. Структура коэффициента Д для совершенной вер­
тикальной скважины имеет вид:

Г 1 1
*.(гр>=РЛ2Г,и1—1/2ЯгЖгГ„ илиК|!. ’ 

i-(t'>=4i’4)j/2’,2A2' (з-41)

где Ь' = P„P„ZTm /2-n.'1lhiTKt; I - коэффициент макрошероховатости, завися­
щий от пористости, проницаемости, формы и извилистости фильтрацион­
ных каналов. Из (3.41) видно, что коэффициент b(t. ) практически не зави­
сит от величины 7?(t ).

Причина быстрой стабилизации коэффициента Д связана с радиусом 
зоны дренирования R( t ) и радиусом скважины Д. Радиус скважины Д для 
газовых скважин колеблется в пределах 0,075+0,203 м. При Д=0,1 м и ра­
диусе зоны дренирования 7?(Д)=50 м, коэффициент Д будет Д=Д(1/0,1- 
1/50)~10Д.

Это означает, что коэффициент ЬК практически не зависит от продолжи­
тельности работы скважины па режимах.

Оправданное пренебрежение влияния времени работы скважины па ко­
эффициент Ьп позволяет определить его значение по нестабилизировапным 
значениям забойных давлений P.{t } и дебитов Q(Zp) па различных режи­
мах. Обработка результатов испытания в координатах |Ди-Д.(д)|/О( ) от
Q(Zp) позволяет определить коэффициент «( Д ) как отрезок, отсекаемый на 
оси координат, и коэффициент Д как тангенс угла наклона прямой. Знание 
практически точного значения коэффициента Д по нестабилизировапным 
величинам забойных давлений и дебитов позволяет определить и истинное 
значение ат. Для определения истинного значения коэффициента мож­
но использовать два метода.



1. При известном коэффициенте Ьв для определения истинного значения 
коэффициента ат., соответствующего стабилизированным величинам за­
бойных давлений и дебитов, необходимо па одном из режимов дожидаться 
полной стабилизации забойного давления и дебита, используя уравнение:

«... = [A (3.42)

где b - коэффициент, определяемый но результатам исследования скважи­
ны изохронным методом b( t ) й(1п); P(Z,.,) - забойное давление па режиме, с 
которым эксплуатируется скважина после полной стабилизации; 0(1:. ) - де­
бит скважины после полной стабилизации работы па данном режиме; ZC1 - 
время, необходимое для стабилизации давления и дебита па одном из режи­
мов работы скважины.

2. Зная величину а( t) по результатам испытания скважины изохронным 
методом, истинное значение коэффициента аш. можно определить по формуле:

Яие =a(tp) + ₽ln7L- (3-43)
Ер

где значения £ст и t определяются по формуле (3.1); р - тангенс угла накло­
на кривой восстановления давления, обработанной в координатах Р2//) от 
Zgt. Для определения истинного значения коэффициента аш. необходимо од­
ну из КВД обработать в координатах 7*,(0 от ZgZ. Далее, определив р, а также 
tCT и Zp, находят истинный коэффициент аш. по формуле (3.43).

Если на кривую восстановления давления влияет зона с ухудшенной 
проницаемостью пласта, т.е. кривая восстановления давления состоит из 
двух участков, то истинное значение aw определяется по формуле

= а(*Р) + Pi + ₽21п% (3.44)

где Z, - время, соответствующее точке пересечения двух прямолинейных 
участков кривой восстановления давления, построенной в координатах 
7* (I) от ZgZ; РР р., - угловые коэффициенты первого и второго прямолиней­
ных

Экспресс-метод исследования скважин
При эксиресс-методе исследования скважин продолжительность работы 

скважины па режиме должна быть t =30-40 мин. Продолжительность ос­
тановки скважины между режимами принимается одинаковой с продолжи­
тельностью работы скважины па режиме, т.е. Ze/- = Z;J|=30-40 мин.

Уравнение притока газа к скважине при соблюдении условия экспресс- 
метода имеет вид:



Л;, (з.45)

В формуле (3.45) коэффициент C((t ) зависит от числа и порядкового 
номера режима и определяется формулами:

С,=(); С =0,1766-0,; С =0,0970-0,+0.176-Q,;

С=0,067-0,+0,097-02+0,176-Q.f;

0=0,051-0,+0,067-02+0,097-0+0,176-0,;
Cf=0,041-Q,+...; С=0,034-Q,+...; Cs=0,030-Q,+...;
С=0,026-Q,+...; С, =0,024-Q,+...; C„=0,021-Q,+... (3.46)

Если скважина перед исследованием экспресс-методом значительное 
время продувалась, а затем закрывалась па непродолжительное время, в те­
чение которого пластовое давление не полностью восстановилось, то при 
этом полученная зависимость Р,;, -Pli(tp) = \Р~ от Q., будет отсекать на оси 
ординат отрезок, равный:

С0 = ₽Q..P 1п К + ] / *ост - О-47)

где Q - дебит скважины при продувке перед закрытием на исследование; 
£пр - продолжительность продувки; /W1 - продолжительность остановки по­
сле продувки.

В этом случае результаты испытания экспресс-методом обрабатываются 
по формуле:

Р1-^(гр) = Оа(гр)+«гр)+р[сг(гр)+с0]. (3.48)

Обработка результатов испытания в координатах 
Q,(Q

или от Q,(/p) позволяет определить коэффициен­

ты фильтрационных сопротивлений о( t ) и Ь. Как видно из формулы (3.45), 
результаты испытания экспресс-методом обрабатываются только при из­
вестном коэффициенте |3 как тангенс угла наклона КВД, обработанной в ко­
ординатах О (/) от lg t.

Истинное значение коэффициента ат. при испытании скважины экс­
пресс-методом определяется так же, как и при изохронном и ускореппо- 
изохроппом методах, с помощью формул (3.42)-ь(.3.44).

Слагаемое в формуле (4.46) С( t ) может оказаться больше, чем слагае­
мое Р^-Р1 ,.[t ). Тогда результаты испытания экспресс-методом не подда­
ются обработке.



3.4. Использование кривых стабилизации забойного давления 
и дебита газовых скважин для определения коэффициентов 

фильтрационного сопротивления и параметров пласта

Формула притока газа к скважине после ее пуска имеет вид:

,и ‘2nkhTn R? 2nkhT„ 2(0

^ = ра.^.^:,.,(1-Д./Д))/2я2/л27;.1дг.

Для обработки кривых стабилизации забойного давления и дебита фор­
мулу (3.49) представим в виде:

{[%, = а + рФ(0, (3.50)

где р = pZPmTwt/'2nkhTrr; а = р1п2,05ге/Р2; ср(Г) = 1п-^-.
XCV /

При измерении во времени изменения забойного давления и дебита 
формула (3.50) позволяет определить параметры пласта.

Р2 -Р2(О
Если обозначить через: v(0 = ' qq) ’ )= 1

ф(О = Ь 2Д0б /2(0 - ф(4 ) = In 2Д0б / 2(4),

-^(4)

2(4)
(3.51)

(3.52)

то формула притока примет вид: - bQ(t) = а + Р<р(О

ф(4)-^2(4) = “+₽ф(4)-
В результате вычитания из (3.54) формулы (3.53) получится

[ф(4)-ф(01/[ф(4)-ф(0] = Р-6[2(0-2(4)]/[ф(4)-ф(01-

(3.53)

(3.54)

(3.55)

Обработка результатов изменения давления и дебита в процессе стаби­
лизации в координатах [ф(4)_ф(01/[ф(4)_ф(01 от
[24)_2(4)]/[ф(4)_ф(/)1 позволяет определить b - как тангенс угла на­
клона прямой и р - как отрезок, отсекаемый па оси ординат. Связь между 
коэффициентом р и коэффициентом фильтрационного сопротивления а 
имеет вид:

с/ = 2р1пД/Д, (3.56)
где р = pZPaTTni/2лк/гГст.

Задача 82 - Обработка результатов испытания газовых скважин изо­



хронным методом.
Исходные данные, необходимые для обработки результатов испытания 

газовых скважин изохронным методом приведены в таблице 3.25. Обработ­
ка результатов испытания газовых скважин изохронным методом проводит­
ся по формуле (3.39).

Таблица 3.25

Параметры, необходимые для обработки исследований изохронным методом

Параметр Значение Размерность
Рг.отн 0,61 кг/мЗ
Тпл 304 К
Ту 290,5 К
Ру 11,51 МПа
3 0,003

Нс 1250 м
Рпл 12,809 МПа
m 0,3
к, 0,15 мкм2
М 0,016 мПа*с

Rk 1000 м
Rc 0,13 м
t 3600 с

Результаты испытания скважины изохронным методом

Таблица. 3.26

Q, тыс.м°/сут Рз, атм АР, МПа. АР'.МПа" (AP2-C)/Q
359 12,777 0,020 0,512 0,011
478 12,640 0,157 3,989 0,015
650 12,438 0,358 9,039 0,019
776 12,281 0,515 12,924 0,021
887 11,992 0,804 19,939 0,026
772 12,245 0,552 13,814 0,022
1112 11,367 1,429 34,534 0,034

Рис. 47. Пример построения индикаторной диаграммы в координатах Р от Q



Рис. 48. Пример построения индикаторной диаграммы в координатах P^/Q от Q
Таблица 3.27

Результаты определения коэффициентов фильтрационного сопротивления 
по испытаниям скважины изохронным методом

Параметр Значение Размерность
P3(tCT) 12,5 МПа2
Q(tCT) 495 тыс.мЗ/сут
Zcp 0,819
Pep 12,16 МПа
Ткр 198,905 К
Ркр 4,645 МПа

Тер.с 297,25 К
F(Pnn) 0

Рпл.усл. 12,797 МПа
ter 590157,082 с
tp 29644,17852
с -3,4 МПа2

a (tp) 0,0002 МПа2/(тыс.мЗ/сут)

Ъ 0,00003 МПа2/(тыс.мЗ/сут)2
а ис 0,000307158 МПа2/(тыс.мЗ/сут)

Задача 84 - Обработка результатов исследования газовых скважин экс­
пресс методом.

Исходные данные, необходимые для обработки результатов исследова­
ния газовых скважин экспресс-методом, приведены в таблицах 3.28-3.29. 
Обработка результатов испытания газовых скважин экспресс-методом про­
водится по формуле (3.45).

Таблица. 3.28

Исходные параметры для обработки исследований экспресс методом

Параметр Значение Размерность
<2(t„) 35 тыс.м’/сут
Рз(О 9,59 к

Р 0,003



Р„„_________ |_______ 14,670_______ |________МПа________ |
Таблица 3.29

Результаты испытания скважины экспресс-методом

Q, тыс.м3/сут Рз, атм (ДР2-рС)/О,МПа2 С
11 14,34 0,870 0

21,5 13,88 1,049 1,9426
43 12,65 1,283 4,851
54 11,45 1,557 10,3905

63,5 10,42 1,679 15,6765

Рис. 49. Пример построения индикаторной диаграммы
в координатах Л /Q,p от Q,p

Таблица 3.30
Результаты определения коэффициента аис

Параметр Значение Размерность
14,670 МПа

а 0,6985 МПа2/(тысМ/сут)
!> 0,0153 МПа2/(тыс.м3/сут)2

__________________3,486165714 МПа2/(тыс.м’/сут)

Задача 85 - Обработка результатов исследования газовых скважин ме­
тодом построения кривых стабилизации давления и дебита.

Исходные данные, необходимые для обработки результатов исследова­
ния газовых скважин экспресс методом приведены в таблице 3.31. Обработ­
ка результатов испытания газовых скважин проводится по формуле (3.45).

Таблица 3.31

Параметры исследования

V,, 0,0026
Ф,< 4,01648
Р 0,0004
b 7.5Е-11



| а | 0,00681 |

Обработка данных исследования
Таблица 3.32

Т, сек Р, ата О.м3/с Q слГ/с Р2 V Q(t) Ф
0 220,5 0 0 0 0 0 0

600 182,1 7,801 7801000 15459,84 0,001982 425000 2,7781513
1200 176,1 7,708 7708000 17609,04 0,002285 332000 3,2570156
2400 174,15 7,616 7616000 18292,03 0,002402 240000 3,4813094
3600 173,57 7,535 7535000 18493,71 0,002454 159000 3,629576
4800 173,12 7,477 7477000 18649,72 0,002494 101000 3,7399432
6000 172,75 7,434 7434000 18777,69 0,002526 58000 3,8277874
7200 172,87 7,407 7407000 18736,21 0,00253 31000 3,9004213
8400 171,6 7,39 7390000 19173,69 0,002595 14000 3,9623354
9600 171,5 7,376 7376000 19208 0,002604 0 4,016477

CU, см3 Аф AcpAQ.(t) Q(t)/A9 lgt Аф Ay/AQ(t) Аф/Аф
0 0 0 0 0 0

4680600000 1,2383258 0,0000029 343205,3 2,778151 0,000622; 0,00000000 If 0,00050;
13930200000 0,7594614 0,0000023 437151,9 3,079181 0,0003191 0,0000000011 0,000421
23069400000 0,5351677 0,0000022 448457,6 3,380211 0,000202; 0,0000000001 0,000371
32111400000 0,386901 0,0000024 410957,8 3,556303 0,0001497 0,0000000001 0,000387
41083800000 0,2765338 0,0000027 365235,6 3,681241 0,0001098 0,0000000011 0,000397
50004600000 0,1886896 0,0000033 307383,1 3,778151 0,00008 0,000000001; 0,000414
58893000000 0,1160557 0,0000037 267113,1 3,857332 0,00007 0,000000002/ 0,00064;
67761000000 0,0541417 0,0000039 258580,9 3,924279 0,00001 0,0000000007 0,000177
76612200000 0 0 0 3,982271 0 0 0

Дф/ДОЦ)

Рис. 50. Индикаторная кривая стабилизации в координатах Аф/ Q(t) от А<р/ Q(t)
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Рис. 51. Индикаторная кривая стабилизации в координатах Аф/Л<[>(1) от Q(t) /А<р



Глава 4
ГАЗОГИДРОДИНАМИЧЕСКИЕ МЕТОДЫ ИССЛЕДОВАНИЯ 

СКВАЖИН НА НЕСТАЦИОНАРНЫХ 
РЕЖИМАХ ФИЛЬТРАЦИИ

4.1. Определение параметров пласта 
по данным исследования вертикальных скважин 

на нестационарном режиме фильтрации газа

Нестационарные методы исследования газовых скважин базируются па 
процессах перераспределения давления в пласте при их пуске в работу и по­
сле остановки. Характер и темп распределения давления в пласте зависят от 
свойств газа и пористой среды. Связь темпа и характера распределения дав­
ления в пласте при пуске и остановке скважин указывает на возможность 
использования изменения давления во времени для определения фильтра­
ционных и емкостных свойств пласта.

Для получения аналитической зависимости между распределением дав­
ления и параметрами пласта считается, что скважина расположена в центре 
круговой залежи конечного или «бесконечного» размера с постоянными 
толщиной, пористостью, проницаемостью. Допускается, что если пласт ко­
нечных размеров, то до достижения контура питания условия на контуре 
пласта не влияют на работу скважины. Когда распределение давления дос­
тигает контура, начинается общее истощение залежи.

Для мгновенной остановки вертикальной скважины, работавшей до за­
крытия с дебитом (Л, и забойным давлением Р 0, при Z=0, формулу нелиней­
ного нестационарного притока газа можно записать в виде:

+ + (4.1)
■^С.пр

гае Р’= Р<20 и р = ц.2.Ра17’|||/2лкА7’<1, (4.2)

где Р.(), Р, (t) - забойное давление перед закрытием скважины и в момент 
времени t после ее закрытия; аг - пьезопроводпость; Z - время, отсчитывае­
мое с момента мгновенного закрытия скважины; R - приведенный ради­
ус; b - коэффициент фильтрационного сопротивления при квадратичном 
слагаемом в уравнении притока газа; ц, / - коэффициенты вязкости и сверх­
сжимаемости газа; h - толщина пласта; к - проницаемость.

Расчетная формула при линейном законе фильтрации для процесса 
восстановления давления в вертикальной газовой скважине при мгновен­
ном ее закрытии в «бесконечном» пласте в виде:



2лкЛ7’С1

а в пласте конечных размеров в виде:

2лкЛ7’С1
-5,7816-7

R2

(4.3)

(4.4)

Формулы (4.3) и (4.4) для определения параметров пласта не пригодны 
только вблизи реальной скважины, где фильтрация подчиняется двучлен­
ному закону сопротивления. Влияние несовершенства также сказывается 
вблизи ствола скважины. За пределами этой зоны скорость достаточно низ­
кая, что вызвано увеличением площади фильтрации и поэтому закон фильт­
рации - линейный.

Принятые условия применимости формул (4.1) и (4.3) для несовершен­
ных газовых скважин с нарушением линейного закона вблизи скважины, 
вскрывшей «бесконечный» пласт, допускают, что на стенке фиктивной ук­
рупненной скважины радиусом Ro восстановление давления описывается 
формулой, аналогичной формуле (4.3), по с заменой Rr па RQ:

Р2 771 = Р2 +' IX > 1 IX т

Q()p.-Z- РдтГцЛ

2лк/Г/’Г1
In 2,25ае - 7

Я (4.5)

Связь между давлением на стенке фиктивной скважины радиусом R и 
реальной радиусом R(. для момента времени t приближенно можно предста­
вить в виде:

(4.6)

где Q(7) - приток газа в укрупненную скважину. При 7=0 в формуле (4.6) 
вместо Q(7) будет постоянный дебит перед закрытием ()., , где

(4.7)

I - коэффициент макрошероховатости; Ср С2 - коэффициенты несовершен­
ства.

Одним из основных факторов, влияющих па процесс восстановления 
давления, является приток газа к скважине после ее закрытия Q(Z).

Установлено, что влияние притока газа к скважине за пределами приза­
бойной зоны, где имеет место линейный закон фильтрации, сказывается до 
достижения неравенства: 7?2 /4аг-7 < 0,01 или ае-7/R£ > 25.

Если обозначить через:

In 2,25ае (4.8)



l,15QoH-Z-Pa,T,. 
як//7’,.г

(4.9)

то процесс восстановления с учетом притока газа после закрытия
можно представить в виде:

P;(t) = a + ₽lgt. (4.10)

Построенная в координатах Р2(0 от lg t КВД позволяет определить ко­
эффициенты а и 0, а по ним коэффициенты проницаемости, проводимости, 
пьезопроводности и др.

Процесс восстановления давления па стенке укрупненной скважины, 
вскрывшей пласт конечных размеров, описывается формулой (4.4). Связь 
между давлением па стенках укрупненной и реальной скважин определяется 
формулой (4.6).

Для пласта конечных размеров процесс восстановления давления в 
скважине с учетом притока газа при известном Q(Z), значение которой опре­
деляется формулой:

2(0 = cpQo expf-5,78^/яД (4.11)

где
cp = 3,7^[l + ^Z/^mcxr/2]/^, (4.12)

может быть представлен уравнением:

1пК,-^(0] = 1п "aCpQfl "6ф2(2<’ 6ХР К
При больших значениях Z величина йф22> ехр[-5,78ге-7//?2] 

к нулю и формула (5.13) приобретает вид:
стремится

2лкАГГ1
-«ф2о -

5,78set
R2 (4.14)

Если обозначить через:

. Г1,282,^.д.д.г,,., 1 ,„2" ; pt = 2,51ге/Д|;, (4.15)
r2nkhTn

то формула для обработки кривой восстановления давления в скважине, 
вскрывшей пласт конечных размеров, будет иметь вид:

(4.16)

Обработанная в координатах ln^P2, -7j2(Z)^|ot t кривая восстановления 

давления позволяет определить коэффициенты уравнения а, и 0,. а по ним и 



параметры пласта. Формулу (4.16) можно использовать при аг-г/Дк2 >0,06. 
Если фильтрация газа в скважине не подчиняется линейному закону, то на­
чальный участок кривой начинает отклоняться от стандартной формы КВД.

Параметры пластов, определяемые по кривым восстановления, относят­
ся к зоне за пределами укрупненной скважины. Прибавление к этой зоне 
призабойной зоны реальной скважины в конечном итоге практически не 
влияет па процесс восстановления давления в укрупненной скважине. 
Влияние призабойной зоны отражается в основном па начальном участке 
кривых восстановления давления.

Задача 86 - Определение восстановления давления па забое при мгно­
венной остановке скважины.

Расчет забойного давления производится по формуле (4.1) с учетом фор­
мулы (4.2).

Таблица. 4.1
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Р.,0 К) МПа
<2> 400 тыс.м’/сут

0,1 м
Ъ 0,000021 МПа2/(тыс.м'*/сут)2
t 6000 сек
Р 0,041 мПа*с

Т„„ 302 К
к 400 мкм2
h 40 м
X 0,05 м'7с
Z 0,8

Таблица. 4.2

Пример определения восстановления давления при мгновенной остановке

Параметр Значение Размерность
Р 3.3646Е-05 МПа
Р7 0,013458403 МПа

Р(0 10,17396952 МПа

Задача 87 - Определение восстановления забойного давления при 
мгновенной остановке вертикальной скважины в бесконечном пласте при 
линейном законе фильтрации.

Данный расчет производится по формуле (4.3).



Таблица 4.3
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Р..0 10 МПа
& 1000 тыс.м’/сут

од м
t 60000 сек
м 0,041 мПа*с
т, 302 К
к 100 мкм2
h 40 м
аг 0,07 м2/с
Z 0,8

Q^-Z-PmTm 2,25а;-/
2лкАГст 7?2

2 ! 1000-0,041-0,8-0,1013-302 2,25-0,07-60000
+ 2-3,14-100-40-293 П ОД2 = 10.092 МПа.

Задача 88 - Определение восстановления забойного давления при 
мгновенной остановке вертикальной скважины в конечном пласте при ли­
нейном законе фильтрации.

Восстановление забойного давления в конечном пласте при линейном 
законе фильтрации определяется по формуле (4.4). Исходные данные для 
расчета аналогичны предыдущей задаче. Радиус контура питания скважины 
7? =750 м.

2лк/гТС1
-5,78ге-£

к

1,28-1000-0,041-0,8-0,1013-302 г Г-5.78-0,07-60000'
2-3,14-100-40-293 6ХР[ 7502 = 10.002 М77а.

Задача 89 -Определение восстановления забойного давления на стенке 
укрупненной скважины.

Определение восстановления забойного давления па стенке укрупнен­
ной скважины производится но формуле (4.5).



Таблица 4.4
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Ри> 10 МПа
& 1000 тыс.м’/сут
7?„ 5 м
t 60000 сек
И 0,041 мПа*с
т, 302 К
к 350 мкм2
h 40 м
аг 0,1 м2/с
Z 0,8

^■Z-PmTm k2,25a^
2лкАГст Rl

2 1000-0,041-0,8-0,1013-302 2.25-0.1-60000
+ 2-3,14-350-40-293 П 52 = 10.012.

Задача 90 - Определение связи между давлением на стенке фиктивной 
скважины радиусом Ro и реальной радиусом 7?. для момента времени Z.

Данный расчет ведется по уравнению притока (формула 4.6) с учетом 
формул (4.6).

Таблица 4.5 
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
0,1 МПа

& 1000 тыс.м’/сут
7?„ 500 м
t 60000 сек
И 0,041 мПа*с

т 302 К
к 350 мкм2
h 40 м
аг 0,1 м2/с
Z 0,8
R 0,1 м
I 0,00002 м

c, 0
c. 0
Pa, 0,7 кг/м’
Q 100 тыс.м’/сут



Определение связи между давлением на стенке фиктивной скважины радиусом/?,, 
и реальной радиусом R для момента времени t

Параметр Значение Размерность
а 0,655016109 МПаДтыс.м’/сут
b 4.23397Е-05 МПа2/ (тыс.мДсут)2

р 2—р 2_____ _____________ 65,92500759 МПа2

Задача 91 - Определение значения забойного давления с учетом прито­
ка газа после закрытия.

Забойное давление с учетом притока газа после закрытия скважины оп­
ределяется по формуле (4.10) с учетом (4.8 и 4.9).

Таблица 4.7
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
К. 0,1 МПа

500 тыс.м’/сут
500 м

t 60000 сек
р 0,041 мПа*с

т„„ 302 К
к 350 мкм2
h 40 м
X 0,1 м2/с
Z 0,8
R. 0,1 м
ь 0,0002 МПа2/(тыс.м 7 сут)2
с, 0
С, 0
Рат 0,7 кг/м’
р______ _ш______ 10 МПа

Таблица. 4.8
Пример расчета

Параметр Значение Размерность
а 101,0764408 МПа2
Р 0,044220467 МПа2

О) 101,2877328 МПа2

Задача 92 - Обработка КВД для скважины, вскрывшей пласт конечных 
размеров.

Обработка КВД для скважины, вскрывшей пласт конечных размеров, ве­
дется по уравнению притока (формула 4.16) с учетом формул (4.15).



Таблица 4.9
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Р.„ 0,1 МПа
& 500 тыс.м’/сут

1000 м
t 60000 сек
м 0,041 мПа*с
т, 302 К
к 350 мкм2
h 40 м
аг 0,1 м2/с
Z 0,8
R, 0,1 м
h 0,0002 МПа2/ (тыс.м’/сут)2
Q 0
с, 0
а 0,7 МПа2/тыс.м’/сут

Р,о 10 МПа
L 2000 м
m 0,2

Ъ 300 м

Таблица 4.10
Пример обработки

Параметр Значение Размерность
Ф 41,25793651
а, 23,92640395 МПа2
Р, 6,42222Е-06 МПа2

1п(Р„/-Р (/)) 23,92643463

4.2. Методы обработки КВД

Как отмечалось ранее, расчетные формулы для определения но КВД па­
раметров пласта получены для пласта конечного и «бесконечного» размеров, 
в которых находится исследуемая скважина. Формулы, полученные для 
«бесконечного» пласта, применяются в тех случаях, когда в процессе иссле­
дования скважины границы области дренирования не сказываются па пове­
дении этой скважины.

Обработка КВД, снятой в скважине для условия «бесконечного» пласта, 
зависит от продолжительности ее работы до остановки.

Если время работы скважины Тдо снятия КВД значительно больше вре­
мени, необходимого для восстановления давления, 1 (7Д20-/), то КВД обра­
батываются по формуле:



ге =

(4.17)

(4.18)

Обозначения, принятые в формулах (4.17) и (4.18), аналогичны обозна­
чениям в формуле (4.1).

Для определения параметров пласта необходимы результаты измерения 
обработать в координатах P^lt) от fe t- Такая обработка данных исследова­
ния по формуле (4.10) позволяет определить а как отрезок, отсекаемый па 
оси P,(t), и р как тангенс угла наклона прямой. При размерностях Q, - 
тыс.м’/с, р в Па-с, ж - м2, h - м, Рт - Па, Т- К величина р будет определяться
формулой:

P=4,23Q//„j,Z„j,T„„/kATn. (4.19)

По найденным значениям аир определяют проводимость пласта kh/\x, а 
при известном коэффициенте b величину ге/7?2пр по формуле:

Г a — P2—hO2'
ге/^1|р= 0,445exp 2,3------ . (4.20)

Если скважина совершенна, то Р(.пр =/?., и тогда

(4.21)

При известных коэффициентах ж, а, р и b можно вычислить приведен­
ный радиус скважины:

ж а-Р,20-< 
₽

(4.22)

В случае, когда продолжительность работы скважины перед закрытием Т 
соизмерима с продолжительностью процесса восстановления давления Z, т.е. 
T<20-Z, то обработку следует вести по формуле:

P2(t) = P2,-plg^. (4.23)

Формулу (5.16), полученную для ограниченного пласта, нужно исполь­
зовать в тех случаях, когда в процессе исследования скважины на ее поведе­
нии сказывается условие на границе пласта, например при влиянии работы 
соседних скважин, расположенных в кусте. В таких случаях результаты из-



мерепия обрабатываются в координатах lg^-P,,,, -/^(i/joT Z, в результате оп­

ределяются а, как отрезок, отсекаемый на оси lg^f, и тангенс угла

Рь Согласно формуле (4.16), а, и [3 определяются но формулам:

ar/g(l,l 1-Р) и р=2,51ге//?2к, (4.24)

где R:! - радиус контура питания, па котором давление в процессе снятия 
КВД остается постоянным. Определив из графика коэффициент а, с помо­
щью формулы (4.24), вычисляют р и далее k/z/p., а также, используя значе­
ния р и рр другие параметры пласта. В частности, параметр 3s/R\=^t/2,51 и 
газонасыщенный объем залежи, дренируемой исследуемой скважиной:

V= mhtf=Tl,19khPJ\i г (4.25)

При известном Rr величину inh определяют по формуле:
9 95к-

a0 = plg^-5—+<• (4.26)
-tv,. пп

Задача 93 - Обработка КВД для бесконечного пласта, при длительной 
работе скважины до проведения исследования.

Данный вид эксперимента обрабатывается по формулам (4.17 и 4.18).
Таблица 4.11

Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Р,о 10 МПа
& 400 тыс.м’/сут

0,1 м
h 0,000021 МПа2/(тыс.м’/сут)2
t 6000 сек
м 0,041 мПа*с
т. 302 К
k 400 мкм2
h 40 м
аг 0,05 м2/с
Z 0,8

Таблица. 4.12
Пример обработки данных исследования

Параметр Значение Размерность
Р 0,030954327 МПа2
a 103,3925377 МПа2



Задача 94 - Определение проводимости пласта.
По найденным значениям аир определяют проводимость пласта по фор­

муле (4.21).
Таблица 4.13 

Исходные данные для расчета

аг = 0,445-J?2lip exp

Параметр Значение Размерность
Р.<> 10 МПа

193 тыс.м’/сут
0,1 м

Р 0,030954327 МПа2
а 103,3925377 МПа2
b 0,00009 МПа2/(тыс.м7сут)2

₽

= 0,445-0,12 ехр 2 3 1 03.39-102 -0.00009-1932
0.03095

= 0.08775 м- /с.

Задача 95 - Определение восстановления забойного давления в случае, 
когда продолжительность работы скважины перед закрытием соизмерима с 
продолжительностью процесса восстановления давления.

В случае, если скважина после простоя была запущена в работу на режи­
ме непосредственно перед остановкой для проведения исследования, вос­
становление забойного давления изучается с помощью формулы (4.23).

Таблица 4.14 
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Р,,, 10 МПа
Р 0,309543271 МПа2
t 60000 сек
Т 691200 сек

д (г)= р! = кг _Q 3Q954.ig 691200 + 60000 = 9,983 МПа.
А 7 V lu / V 60000

Задача 101 - Определение аир при условии влияния соседних сква­
жин.

Согласно формуле (4.16), а, и р определяются по формулам (4.24).



Таблица 4.15
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Р 3,095432708 МПа2
аг 0,08 м2/с
R 500 м

Таблица 4.16
Результаты определения параметров

Параметр Значение Размерность
а, 0,536044346 МПа2
Р, 8.032Е-07 МПа2

Задача 96 - Определение газонасыщенного объема залежи, дренируе­
мой исследуемой скважиной.

Газонасыщенный объем залежи, дренируемой исследуемой скважиной, 
определяется из зависимости (формула 4.25).

Таблица 4.17
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Р, 0,00008032 МПа2
М 0,041 мПа*с
к 350 мкм2
h 40 м

_____________10 МПа

V= mhR\=77,79k}iP../}i ,=3,307 км3.

4.3. Влияние различных факторов на форму КВД,
снятых в газовых скважинах

По результатам исследования и обработки КВД наряду с другими пара­
метрами определяют приведенный радиус скважины и так называемый 
«скин-эффект» - SR, определяемый по формуле:

5*=2(^-1)1п^ + С^, (4.27)
к„Р К. к„р

где кг|, к - проницаемости пласта и призабойной зоны; Д||р, R. - радиусы за­
грязнения призабойной зоны и скважины; С - коэффициент несовершенства 
по степени вскрытия пласта.

На практике формы КВД в газовых скважинах искажаются под влияни­
ем различных факторов. К ним относятся:



- приток газа после закрытия скважины;
- допущения, принятые для решения исходного дифференциального 

уравнения;
- неоднородность пористой среды по толщине и площади, иеизотермич- 

иость процесса восстановления давления;
- технологические процессы до остановки скважины;
- изменение параметров газа и пористой среды от давления и температуры.
Естественно, что в основном па форму КВД одновременно оказывают 

влияние почти все факторы. Однако имеется ряд факторов, влияния кото­
рых можно избежать, если заранее составить обоснованную программу ис­
следовательских работ.

Если пласт состоит из двух частей с разными коллекторскими свой­
ствами и имеет гидродинамическую связь, то па КВД выделяются два пря­
молинейных участка. При этом если проницаемость второй части к, больше 
проницаемости первой части к,, то уклон второго участка меньше уклона 
первого, а если к>< к,, то уклон второго участка больше уклона первого. От­
клонения уклонов имеют следующую зависимость:

(4-28) к 1 /к9+1

В предельном случае, когда к, =0, из формулы следует, что р/р,=2.

Задача 97 ~ Определение скин-эффекта по данным исследований.
Для решения данной задачи используется формула (4.27).

Таблица 4.18
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
к„ 200 МКМ2

к 400 МКМ2

Д,„ 3 м
R. 0,1 м
с 0,8

Задача 98 - Определение отклонения уклонов КВД при условии нали­
чия двух частей пласта с различными коллекторскими свойствами.

Используя формулу (4.28), можно определить отклонения уклонов КВД.



Таблица 4.19
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
к, 300 МКМ
к. 100 мкм2

р2/р,=1 +
l<i /1<2 ~ 1 
к, /к, +1

1+300/100-1
1+300/100 + 1

4.4. Учет влияния различных факторов 
на форму кривых восстановления давления

4.4.1. Приток газа к скважине после ее закрытия

Обработка кривых восстановления давления требует знания дебита и за­
бойного давления перед закрытием в момент времени 1=0. Закрытие скважи­
ны на устье происходит либо мгновенно современными задвижками, либо 
медленным сужением проходного сечения для газа в скважинах, оборудован­
ных задвижками старой конструкции. В обоих случаях, когда скважина на 
устье уже закрыта, на забое продолжается поступление газа в ее ствол. Учет 
влияния притока газа после закрытия скважины различными методами, среди 
которых сравнительно простым является дифференциальный метод.

1. Учет количества газа, поступающего в скважину, в которой нет 
фонтанных труб (или затрубного пространства, т.е. когда это пространство 
запакеровано), после ее закрытия.

В процессе восстановления давление и температура газа по стволу сква­
жины меняются. При определении объема поступившего газа допускается, 
что в стволе скважины к каждому моменту времени коэффициент сверх­
сжимаемости Z может быть заменен его средним значением Zn, соответст­
вующим Р.p(Z) и l\v (t).

Если КВД снята па забое, а не па устье, то необходимость фиксирования 
изменения температуры газа в процессе восстановления давления отпадает.

Объем газа, поступившего в ствол скважины после ее закрытия, опреде­
ляется приближенно по формуле:

(4.29)

если О0 - объем ствола скважины. С точностью до 1,5% среднее текущее 
давление в стволе может быть определено по формуле:

----- L l
2

(4.30)



где P.t(J), P„(t) - соответственно забойное и устьевое давления в момент 
времени Z. Средняя температура во времени определяется по формуле:

(4.31)

где T(Z), 7\.(0 - соответственно температуры на забое и па глубине ней­
трального слоя в момент времени Z.

Если принять Z.p(Z)7’cp (Z) Z.p(Z=0)T.p(Z=0), то объем газа, поступающего в 
ствол скважины, будет:

о(О = /У" [P(t)-P(t) = 0)], (4.32)
^ат^ср2 ср

где Z (Z=0), 7’ср (Z=0) - соответственно Z и Г перед закрытием скважины.
Дебит скважины Q(Z) после ее закрытия в первый момент времени Z при­

ближенно может быть определен по формуле:

(4.33)

где P(l\), P(t.2) - средние но стволу скважины давления, определяемые по 
формуле (5.30), в момент времени и t2. При расчетах Q(t) чем меньше бу­
дут интервалы времени Z,(l-Z,, тем точнее будет определяться дебит скважи­
ны во времени после закрытия.

II. Учет количества газа, поступающего в скважину при наличии в 
ней фонтанных труб. Расчет количества газа, поступающего в скважину с 
фонтанными трубами, идентичен методике определения его без фонтанных 
труб. Разница между этими вариантами состоит в необходимости учета объ­
ема фонтанных труб, спущенных в скважину.

Если в скважину спущены фонтанные трубы и движение газа происхо­
дит по ним, то вследствие разности давлений в трубном и затрубном про­
странствах объем газа w(Z) будет определяться формулой:

P(t = 0) +
-1з

P(t = 0)
(4.34)

(2(0 = у-
ат

Q ГI ст

р ат

где Q, Q - объемы затрубного и трубного пространств. Дебит скважины в 
рассматриваемом случае:

(4.35)Гр(д)-р(А)1 ■p(t2)-p(tol
^2 — А ^2 — А



Значения »(Z) и 0(7), полученные выше при наличии и отсутствии в 
скважине фонтанных труб, используются при обработке КВД с учетом при­
тока газа к скважине после ее закрытия.

Согласно дифференциальному методу учета притока газа после закры­
тия скважины, КВД обрабатывается по формуле:

где

= a0 + p-lgcp(£), (4.36)
1-Q(0/Qo

ф(0 = f-V(f)/Qo
1-Q(0/Qo’

(4.37)

Значения V(z) и O(Z) определяются по формулам (4.32) и (4.33) или 
(4.34) и (4.46).

Задача 99 - Определение объема газа, поступающего в скважину без 
фонтанных труб после ее закрытия.

Объем газа, поступившего в ствол скважины после ее закрытия, опреде­
ляется приближенно по формуле (4.29), с учетом формул (4.30, 4.31).

Таблица 4.20 
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Q 38 3 м
т. 303 к
т„ 291 к
z„ 0,8
l> 10,5 МПа
Р, 9,9 МПа

____________________9,7 МПа

Таблица. 4.21

Пример определения объема газа, поступившего в ствол скважины 
после ее закрытия

Параметр Значение Размерность
т,.„ 297 Кр 10,2 МПа
W) 234,3013468 3 м

Задача 100 - Определение дебита скважины без фонтанных труб после 
ее закрытия в момент времени t.

Дебит скважины O(Z) после ее закрытия в первый момент времени Z: при­
ближенно может быть определен по формуле (4.33).



Таблица 4.22
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Q 38 м3
т. 297 к
Z„, 0,8
р„ 10 МПа
р,. 10,2 МПа
Г 0,3 сут
б 0,03 сут

Q(t)= =347,11 м3/сут.

Задача 101 - Определение объема газа, поступающего в скважину, обо­
рудованную фонтанными трубами, после ее закрытия.

Если в скважину спущены фонтанные трубы и движение газа происхо­
дит по ним, то объем газа определяется по формуле (4.34).

Таблица 4.23 
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
ц 20 3 м
я. 20 3 м
т. 303 к
т. 291 к
Z„, 0,8
р, 10,5 МПа
р 9,9 МПа

____________________9,7 МПа

Таблица. 4.24
Пример определения заданных параметров

Параметр Значение Размерность
т.„ 297 Кр 10,2 МПа
ЕЙ 246,6329966 3 м

Задача 102 - Определение дебита скважины, оборудованной фонтан­
ными трубами после ее закрытия в момент времени Z.

Если в скважину спущены фонтанные трубы и движение газа происхо­
дит по ним, то дебит скважины определяется по формуле (4.35).



Таблица 4.25
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
20 м3

Ц 21
Т..„ 297 к
Z„, 0,8
р„ 10 МПа
р„ 10,2 МПа
/ 0,3 сут

С 0,03 сут

Q(0 = —р
ат

=374,516м3/сут.P(t2)-P(tj

л,[ад„]. t2 —

Задача 103 - Обработка КВД с помощью дифференциального метода с 
учетом притока газа после закрытия скважины.

Согласно дифференциальному методу учета притока газа после закры­
тия скважины, КВД обрабатывается по формуле (4.36), с учетом (4.37).

Таблица 4.26 
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
<2> 400 тыс.м’/сут

Д,,,. 0,1 м
b 0,000021 МПа2/(тыс.м’/сут)2
t 600 сек

V(t) 246,6329966 3М
Q(0 374,5167727 тыс.м’/сут

k, 400 мкм2
h 40 м
k, 200 мкм2
Z 0,8
P 0,030954327 МПа2

Таблица. 4.27
Пример определения искомых параметров

Параметр Значение Размерность
а 3,504037062 МПа2

9(0 9408,281135
72(0-До

1-Q(0/Qo
3,627034399 МПа2



4.4.2. Учет неизотермичности процесса восстановления давления
Учет изменения температуры газа в процессе восстановления давления 

производится в том случае, если забойное давление не определяется заме­
ром па забое с помощью глубинных манометров, а рассчитывается по заме­
ренным устьевым давлениям. Обычно при расчете забойного давления по 
устьевым в качестве 7’р в формулу подставляется средпелогарифмическое 
значение по фактическим Т и 7’ в каждый момент времени. Если темпера­
тура газа в пласте высокая, то устьевая температура в процессе эксплуата­
ции также будет высокой. При закрытии таких скважин в процессе восста­
новления давления температура газа в стволе постоянно снижается, приоб­
ретая в конечном итоге температуру земной коры. При этом интенсивность 
восстановления давления па устье скважины зависит от интенсивности по­
вышения давления, в свою очередь зависящей от проницаемости пласта и от 
интенсивности остывания газа в стволе скважины после ее закрытия.

Если пласт высокопроницаемый и температура газа в пласте высокая 
(более 50°С), то по истечении нескольких часов происходит уменьшение 
давления на устье скважины. Поэтому конечный участок КВД искривляется 
вниз к оси lg t. Если пласт низкопроницаемый, то интенсивность снижения 
температуры и повышения давления выравнивается и поэтому конечный 
участок КВД принимает стандартный вид. Искажение конечного участка 
КВД под влиянием снижения температуры газа может быть учтено при на­
личии данных об изменении температуры газа во времени после остановки 
скважины. Изменение температуры во времени после остановки скважины 
может быть определено двумя способами: путем непосредственного измере­
ния на уровне нейтрального слоя или аналитическим путем по формуле:

Г .,+[T„(i=0)-T ,]^[-5,78«i/ К2к], (4.38)
где Тт: - температура нейтрального слоя; T(Z=O) - температура газа на глу­
бине нейтрального слоя перед остановкой скважины; а - температуропровод­
ность пласта на уровне нейтрального слоя, м2/с; 7?к - радиус теплового влия­
ния скважины, м. Значение а для различных пород может быть определено 
при известных Тт (Z), если использовать глубинный термометр. При этом не­
обходимо, чтобы Тш. (Z) было измерено для достаточно больших Z, что обеспе­
чит приемлемую точность определения a/R\. Ориентировочно величина Z 
оценивается неравенством t > 0,2а /7?2. Большой практический интерес пред­
ставляет знание продолжительности периода стабилизации температуры tcl, 
после которой температура газа в стволе скважины остается постоянной и не 
влияет па форму КВД. Величина ZC1 определяется по формуле:

tei =-0,173
А7’

T,(t. = 0)-Tw а
(4.39)



Таким образом, при определении забойного давления во времени по 
устьевым замерам давления в скважинах с высокой температурой газа на 
устье и быстрым восстановлением давления необходимо учесть остывание 
газа в стволе после остановки скважины.

Задача 104 - Определение изменения температуры после остановки 
скважины.

Изменение температуры во времени после остановки скважины может 
быть определено по формуле (4.38).

Таблица 4.28
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Т,и. 290 К
т, 300 К
а 0,00001 м'7с

3 м
/ 60000 с

К T^)-TJexp{-5,78at/ Г<| =296,8 К.

Задача 105. Определение продолжительности стабилизации температуры.
Величина tCT определяется по формуле (4.39)

Таблица 4.29
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
ДГ 7 К
г„. 290 К
Т, 300 К
а 0,00001 м2/с

R 3 м

4.4.3. Влияние неоднородности пластов по площади на форму КВД

Одним из основных факторов, влияющих па форму КВД, является неод­
нородность по площади. Под площадной неоднородностью понимают зоны с 
ухудшенной проницаемостью, тектонические и литологические изменения, 
выпадение конденсата в пласте, близость нефтяной оторочки и газоводяпого 
контакта и др.

В пластах с резко выраженной неоднородностью (экранами) в зависимо­
сти от конфигурации и числа экранов и их размеров может быть несколько 



прямолинейных участков. Если исследуемый пласт имеет один экран беско­
нечной протяженности, то на КВД отмечаются два прямолинейных участка. 
Такой же характер имеет КВД при асимметричном положении скважины 
относительно экранов, т.е. когда расстояние от скважины до ближайшего 
экрана на порядок меньше, чем до других экранов. Для определения рас­
стояния до экрана используется точка пересечения прямолинейных участ­
ков, т.е.

/ = 70,5625/г,^, (4.40)

где t, - время, соответствующее точке пересечения прямолинейных участ­
ков, с; А?, - пьезопроводность первого участка, м2/с.

Если на КВД нет четко выраженного второго участка, но заметна тен­
денция к искривлению первого участка, то расстояние до предполагаемого 
экрана определяется формулой

/«7з,14Ш/Л (4.41)

где - время, соответствующее началу искривления первого участка, с.
Если учесть продолжительность работы скважины перед закрытием, то 

расстояние до экрана определяется но формуле:

/ = ^0,5625^/7/(7 + /) . (4.42)

P,2(t), МПа2

400

200

о 4 Igf

Рис. 52. Зависимость Р2\Р) от lg t, полученная в скважине, 
дренирующей клиновидный пласт

Если отношение угловых коэффициентов выделенных прямых на КВД р. 
и Р_. больше двух, т.е. Р2/Р>2. то полученный результат следует рассмотреть 
как КВД, снятой в пласте с двумя и более прямолинейными границами. На­



пример, с двумя экранами, имеющими общую точку «О», как показано на ри­
сунке 51. Угол раствора в точке пересечения экранов равен:

а=36()-р,/р2. (4-43)

Если при аппроксимации конечного участка иедовосстаиовлеииых КВД 
не удается выделить четкий прямолинейный участок, то, согласно |29|, 
формула (4.37) позволит получить угол раствора.

Задача 106 - Определение расстояния до экрана бесконечной протя­
женности.

Для определения расстояния до экрана используется зависимость (4.40).
Таблица 4.30

Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
А 0,1 м'7с

600000 с

/ = ^0,5625^1, =183,71м.

Задача 107 .. Определение расстояния до экрана в случае искривления
первого учас тка.

Если на КВД нет четко выраженного второго участка, но заметна тен­
денция к искривлению первого участка, то расстояние до предполагаемого 
экрана определяется формулой (4.41).

Таблица 4.31 
Исходные данные для расчета

/ « 73-1415^/i/ =43,415 м.

Параметр Значение Размерность
0,1 м'7с

__________________6000 с

Задача 108 - Определение расстояния до экрана с учетом продолжи­
тельности работы скважины.

Если учесть продолжительность работы скважины перед закрытием, то 
расстояние до экрана определяется по формуле (4.42).

Таблица. 4.32
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
0,1 м2/с

Г 600000 с
Т 5000000 с



I = .Д5625^77(7 +7,) =173,59 м.

Задача 109 - Определение отношения угловых коэффициентов выде­
ленных прямых па КВД.

Угол раствора в точке пересечения экранов определяется по формуле 
(4.43).

Таблица. 4.33
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
₽, 5 град

Ь 45 град

а=360ф,/р,=40 град.

4.5. Определение параметра анизотропии пласта по КВД

Неоднородность пласта в вертикальном и горизонтальном направлениях 
характеризуется параметром анизотропии, т.е. отношением вертикальной 
проницаемости к горизонтальной as=|k/k Параметр анизотропии пласта 
имеет определяющее значение при прогнозировании технологического режи­
ма эксплуатации скважин, вскрывших пласты; с подошвенной водой или неф­
тяной оторочкой, при оценке возможности прорыва газа в скважину через 
перфорированный нефтенасыщенный интервал, при изучении взаимодейст­
вия пропластков многопластовых залежей и др. Оценить величину параметра 
анизотропии пласта позволяет КВД, снятая в скважинах, вскрывших анизо­
тропный пласт. Для этого КВД необходимо обработать по формуле:

p2(7 = a-CT/VF (4.44)
где

о = (4.45)

к и кв - горизонтальная и вертикальная проницаемости пласта; агв - пьезо­
проводность в вертикальном направлении; к =к.Р11/7пд; д, Z - коэффициен­
ты вязкости и сверхсжимаемости газа в пластовых условиях; (3, - дебит 
скважины перед закрытием; 77, Тч - пластовая и стандартная температуры; 
т - пористость пласта.

В формуле (4.39) коэффициент горизонтальной проницаемости опреде­
ляется согласно методам, изложенным в пунктах 4.2+4.4.

Для определения вертикальной проницаемости к КВД обрабатываются 
в координатах P;(Z) от 1/VF. Па полученной графической зависимости вы­
деляется прямолинейный участок, и по углу наклона этой прямой определя­
ется параметр а.



По известному а рассчитывается вертикальная пьезопроводность по 
формуле:

«,-азз[йр2Р„т„/1л,тХ- <446>
При известных РП1 и пористости т вертикальная проницаемость опреде­

ляется по формуле:
кв=кгцт/Р1И. (4.47)

Зная к и к., вычисляют параметр анизотропии:

о=к„Дг, (4.48)
кв = [/zpVw/2,09o/j0’5]2 = О,22977?цЛ2р2 /Р11Ло2. (4.49)

По известной работающей (вскрытой) толщине /г„г, величинам а и р, а
также используя последнюю точку прямой, построенной в координатах 
Р;(/) от 1/VF , можно вычислить толщину пласта h:

А = Авс/[1-ТШр/2,09су]. (4.50)

По известному к/г/р, найденному через р, зная h из формулы (5.50), если 
другими способами h не удается определить, рассчитывают kr, а следова­
тельно, и по известным кв и кг - параметр анизотропии. При правильно 
проведенной обработке величина hw /h не должна превышать 0,4. В против­
ном случае результаты могут быть искажены.

Задача 110 - Обработка КВД для определения параметра анизотропии.
Для этого КВД необходимо обработать по формуле (4.44). Параметр 

анизотропии определяется по формуле (4.45).
Таблица 4.34 

Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
& 400 тыс.м’/сут
t 60000 сек
и 0,041 мПа*с

Т„„ 302 К
к 500 мкм2
аг 0,03 м2/с
Z 0,8
а 103,3925377 МПа2

Таблица. 4.35
Пример определения искомых параметров

Параметр Значение Размерность
о 2,73751122

Д 10,16766256 МПа



Задача 111 - Определение вертикальной пьезопроводпости пласта.
По известному о рассчитывается вертикальная пьезопроводность по 

формуле (4.46).
Таблица 4.36

Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Р . 0,1 МПа

400 тыс.м’/сут
ст 2,73751122
Г 0,041 мПа*с

Т„, 302 К
500 мкм2

Z 0,8

£e,j = одз^/ра’,,. /лк, T(lrf =о,оз267 м2/с.

Задача 112 - Определение вертикальной проницаемости по известной 
величине вертикальной пьезопроводпости.

При известных Р,.и и пористости т вертикальная проницаемость опре­
деляется по формуле (4.47).

Таблица 4.37
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Р,„, К) МПа

М 0,012 мПа*с
0,03267 м'7с

т 0,2

кв = кгц7и/Рп1 =0,0078мкм2.

Задача 113 - Определение параметра анизотропии по известным вели­
чинам вертикальной и горизонтальной пропицаемостей.

Зная к и к„, вычисляют параметр анизотропии по формуле (4.48).
Таблица. 4.38 

Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
к 0,0078408 МКМ

к 0,030954327 МКМ2

п=к Д =0,2533.

Задача 114 - Определение вертикальной проницаемости пи известной 
величинам р и о.



Последовательность обработки КВД для определения параметра анизо­
тропии следующая.

По известным Р (Z) и Z рассчитывают Р2(Z), lg t и 1 /Л. Далее строят за­

висимость P:(t) orlgt:.
По углу наклона конечного участка этой зависимости определяют вели­

чину р. По известному р, используя формулу (4.45), определяют коэффици­
ент горизонтальной проницаемости к. Затем строят зависимость P2(Z) от 
1/y/t. Выделяют па этой зависимости прямолинейный участок так, чтобы 
время, соответствующее его окончанию, было меньше, чем время, соответст­
вующее началу прямолинейного участка в координатах Р: (t) от lg Z. По на­
званному участку определяют уклон с. По найденному о, используя величи­
ну р, определяют кв по формуле (4.49).

Таблица. 4.39 
Исходные данные для расчета

Параметр Значение Размерность
Р 13 МПа2
Z 0,8 м
о 440
К 6 м
m 0,08
t 3000 с
М 0,012 мПа*с

ZL 23 Мпа

Таблица. 4.40
Пример определения вертикальной проницаемости

Параметр Значение Размерность
h 35,36404134 м
кк 0,004591311 мкм2

Задача 115 - Обработка КВД, когда время работы скважины Тдо снятия 
КВД значительно больше времени, необходимого для восстановления дав­
ления, t (Т>20 t).

Таблица. 4.41
Исходные данные

Параметр Значение Размерность
Q, 754 тыс.м’/сут
Д,, 23,248 МПа

а. 0,16 МПа2/тыс.м’/сут
1) 0,000308 МПа2/ (тыс.м’/сут)2
Т. 303 К

________________________0,82



Обработка данных эксперимента
Таблица 4.42

С С fe* Р/0,МПа Р2,ft), МПа2
0 16,771 281,266441

30 1,477121255 19,613 384,669769
60 1,77815125 20,81 433,0561
120 2,079181246 21,182 448,677124
180 2,255272505 21,476 461,218576
300 2,477121255 21,771 473,976441
600 2,77815125 21,869 478,253161
900 2,954242509 21,898 479,522404

7200 3,857332496 22,006 484,264036
25200 4,401400541 22,173 491,641929
36900 4,567026366 22,261 495,552121
75600 4,878521796 22,281 496,442961
162000 5,209515015 22,32 498,1824
348400 5,542078146 22,359 499,924881
601200 5,779018972 22,438 503,463844
1112400 6,04626098 22,447 503,867809
1285200 6,108970717 22,487 505,665169

Рз2, МПа2

Рис. 53. Пример построения кривой восстановления давления

Таблица. 4.43
Результаты обработки данных исследования

Параметр Значение Размерность
а 461,36 МПа2
Р 7,1446 МПа2

А/г/р 38,98164733 мкм2*м/мПа*с



Задача 116- Обработка КВД, когда время работы скважины Тдо снятия 
КВД соизмеримо со временем необходимого для восстановления давления, Z 
(Г<20/).

Таблица 4.44
Исходные данные

Параметр Значение Размерность
Q, 103 тыс.м’/сут
Р,„„ 0,62
L 1450 м
Т 281 к
Z 0,7
т 64800 с

Таблица. 4.45
Обработка данных эксперимента

t, с (т+од lg(T+OA РДО, МПа Р\(О, МПа2
0 - - 7,384 54,523456

60 1081 3,033825694 7,845 61,544025
120 541 2,733197265 8,061 64,979721
180 361 2,557507202 8,228 67,699984
300 217 2,336459734 8,6 73,96
420 155,3 2,191171456 8,944 79,995136
600 109 2,037426498 9,395 88,266025
720 91 1,959041392 9,571 91,604041
900 73, 1,86332286 9,954 99,082116
1020 64 1,806179974 10,111 102,232321
1200 55 1,740362689 10,336 106,832896
1500 44 1,643452676 10,817 117,007489
1800 37 1,568201724 11,209 125,641681
2100 32 1,505149978 11,474 131,652676
2400 28 1,447158031 11,699 136,866601
3000 23 1,361727836 12,062 145,491844
3600 19 1,278753601 12,572 158,055184
4500 15,4 1,187520721 12,68 160,7824
5400 13 1,113943352 12,896 166,306816
6300 11,3 1,053078443 13,023 169,598529
7200 10 1 13,053 170,380809
8400 8,71 0,940018155 13,239 175,271121
9000 7,75 0,889301703 13,376 178,917376
10800 7 0,84509804 13,445 180,768025
12600 6,14 0,788168371 13,562 183,927844
14400 5,5 0,740362689 13,621 185,531641
16200 5 0,698970004 13,71 187,9641
18000 4,6 0,662757832 13,817 190,909489
27000 3,4 0,531478917 13,916 193,655056



Продолжение табл. 4.45

Т, с (Т+ОЛ lg(T+QA Р.(О, МПа Р2.(0, МПа2
30600 3,12 0,494154594 14,014 196,392196
36000 2,8 0,447158031 14,043 197,205849
62400 2,04 0,309630167 14,121 199,402641
196200 1,33 0,123851641 14,2 201,64
369000 1,17 0,068185862 14,239 202,749121
646200 1Д 0,041392685 14,259 203,319081

Рис. 54. Пример построения кривой восстановления давления 

Таблица 4.46
Результаты обработки данных исследования

Параметр Значение Размерность
Р,,. 14,2744527 Мпа
₽ 14,729 МПа2

кй/р 2,044930738 мкм2*м/мПа*с

Задача 117 - Обработка КВД скважины, вскрывшей пласт конечных 
размеров.

Таблица. 4.47
Исходные данные

Параметр Значение Размерность
1030 тыс.м’/сут

Р 23,72 МПа
т,„ 303 К
Z,,., 0,82

R. 500 м



Обработка данных эксперимента
Таблица 4.48

1, с P,(t), МПа P2,(t), МПа -рз(О>МПа2 ig[-₽L-Л!(О]
0 17,366 301,577956 261,060444 2,416741072
10 17,966 322,777156 239,861244 2,379960082
30 18,809 353,778481 208,859919 2,319855105
120 20,571 423,166041 139,472359 2,144488147
180 21,28 452,8384 109,8 2,04060234
600 21,888 479,084544 83,553856 1,921966497

7200 22,339 499,030921 63,607479 1,803508183
21600 22,457 504,316849 58,321551 1,765829065
79200 22,634 512,297956 50,340444 1,701917042
115200 22,692 514,926864 47,711536 1,678623398
208800 22,781 518,973961 43,664439 1,640127885
295200 22,82 520,7524 41,886 1,622068888
381600 22,849 522,076801 40,561599 1,608115067
468000 22,869 522,991161 39,647239 1,598212949
580000 22,898 524,318404 38,319996 1,583425455
680000 22,908 524,776464 37,861936 1,578202817
813600 22,978 527,988484 34,649916 1,539702186
986400 22,998 528,908004 33,730396 1,52802144

Рис. 55. Пример построения кривой восстановления давления

Таблица. 4.49
Результаты обработки данных исследования

Параметр Значение Размерность
Р, 0,0000001
а, 1,6723
Р 42,36205514

kh/ц 8,981046913 мкм2*м/мПа*с
mh 15,2560248 м

V 11975979,47 м3



Задача 118 - Обработка КВД в неоднородных по площади пластах и оп­
ределение расстояния до экрана.

Таблица 4.50
Исходные данные

Параметр Значение Размерность
1040 тыс.м’/сут

р 21,41 МПа
h 10 м
т 0,07

1
р 0,0201 мПа*с

Т„„ 303 К

Обработка данных эксперимента

Л с lgt Р (0, МПа Р\(О, МПа2
0 - 11,768 138,485824

60 1,77815125 12,248 150,013504
120 2,079181246 12,768 163,021824
180 2,255272505 13,072 170,877184
300 2,477121255 13,386 179,184996
600 2,77815125 13,808 190,660864
900 2,954242509 14,092 198,584464
1200 3,079181246 14,219 202,179961
1500 3,176091259 14,337 205,549569
2100 3,322219295 14,514 210,656196
3000 3,477121255 14,7 216,09
3600 3,556302501 14,788 218,684944
4800 3,681241237 14,945 223,353025
6000 3,77815125 15,043 226,291849
7500 3,875061263 15,151 229,552801

259200 5,413634997 17,544 307,791936
432000 5,635483747 17,995 323,820025
604800 5,781611782 18,211 331,640521
864000 5,936513742 18,505 342,435025
1137600 6,055989583 18,809 353,778481
1483200 6,171199717 19,103 364,924609
1828800 6,262166213 19,182 367,949124
2606400 6,416041067 19,407 376,631649
3556800 6,551059445 19,692 387,774864
4766400 6,678190486 19,996 399,840016
6396000 6,805908455 20,241 409,698081
7516800 6,876032995 20,319 412,861761



Рз2 МПа2

Рис. 56. Пример КВД при наличии экрана в зоне дренирования скважины

Таблица 4.52

Результаты обработки данных исследования

Параметр Значение Размерность
Р, 37,533
Р, 72,751

kh/ц 12,48167786 мкм2*м/мПа*с
к 0,025088172 мкм2
К 0,381761033 м2/с
t 63100 с
1 116,4050285 м



ОСНОВНЫЕ ЕДИНИЦЫ СИСТЕМЫ СИ

Используемые в нефтегазовой промышленности научная литература, 
нормативные документы, инструкции, правила, проекты, приборы и обору­
дование содержат различные единицы измерения. Унификация единиц фи­
зических величин в СССР па принципах Международной системы единиц 
началась в 1955 г.

В настоящее время практически завершены работы по переводу всех на­
учных и технических разработок, средств обучения, измерения и контроля 
па новую международную систему СИ. Основные и некоторые дополни­
тельные единицы измерения СИ, используемые при проектировании разра­
ботки, эксплуатации скважин, подсчетах запасов, промыслово-геофизиче­
ских, газоконденсатных и газогидродинамических исследованиях скважин и 
обработке полученных результатов, приведены в таблицах 1-5-24.

Однако часть научной и учебной литературы, оборудований и техниче­
ских средств, находящихся в действии, а также иностранная литература, со­
держат физические величины, выраженные в системах: МКС, МКСК, 
МКСЛ, МКСКД, МКСМ,,, мкслм, СГС, СГСЭ, СГСМ, СГСЕ,„ сгсм,„ 
СГСБ, МТС, МКГСС и др. При использовании различных отечественных и 
иностранных источников в области физико-химических свойств отдельных 
компонентов газа, нефти, воды, конденсата, ингибиторов, пористой среды, 
технических средств и технологических параметров специалисту, работаю­
щему в системе нефтегазовой геологии, разработки и эксплуатации нефтега­
зовых месторождений, приходится переводить физические величины из од­
них единиц измерения в другие, в частности в единицы системы СИ. Поэто­
му в таблицах 1-5-24 данного Приложения приведены переводные коэффи­
циенты из различных единиц в единицы системы СИ, наиболее часто ис­
пользуемые при термогазогидродинамических расчетах параметров порис­
той среды и насыщающих ее жидкостей и газов. Более детальная информа­
ция о системе СИ и теплофизических параметрах пористой среды, нефти, 
газов, воды, отдельных элементов периодической системы Д.И. Менделеева 
и органических и неорганических соединений приведена в работах 110, 24, 
26,34,39] и др.



Таблица 1

Приставки для образования десятичных кратных и дольных единиц
и их наименование

Таблица 2

Множитель
Приставка

наименование русское 
обозначение

международное 
обозначение

1000000000000000000=10'8 Экса Э Е
1000000000000000=1015 Пета п Р
1000000000000=10'2 Тера т Т
1000000000=1о9 Гига г G
1000000=10” Мега м М
1000=10’ Кило к К
100=1 о2 Гекто г h
10=10' Дека да da
0,1=10' Деци Д (1
0,01=10’2 Санти с с
0,001=10 ’ Милли м m
0,000001 = 10‘6 Микро мк И
0,000000001 = 10’9 Пано н п
0,000000000001 = 1012 Пино II Р
0,000000000000001=1015 Фемта ф f
0,000000000000000001=10’18 Атто а а

Основные единицы системы СИ

Параметр Размер­
ность

Единица
Наименова­

ние
русское 

обозначение
международное 

обозначение
Длина Г Метр м m
Масса М Килограмм кг kg
Время т Секунда с s
Сила электрического тока I Ампер А Л
Термодинамическая тем­
пература 0 Кельвин К К

Сила света J Кандела кд cd
Количество вещества N Моль моль mol
Частота т' Герц Гц IIz
Сила LMT’2 Ньютон н N
Давление L’1 МТ’2 Паскаль Па Pa
Энергия, работа, количе­
ство теплоты l2mt2 Джоуль Дж J
Мощность, поток энергии L2MT’’ Ватт Вт W

Динамическая вязкость и'МТ’1 пас­
каль-секунда Па-с Pa-s



Продолжение табл. 2

Параметр Размер­
ность

Единица
Наименова­

ние
русское 

обозначение
международное 

обозначение

Газовая постоянная - 
удельная IJT0

Джоуль 
на килограмм- 

кельвин
Дж/(кг-К) J/(kg-K)

Теплоемкость удельная IJT0 То же Дж/(кг-К) J/(kg-K)

Теплоемкость молярная х j/М'ге Джоуль на 
моль-кельвин Дж/(моль-К) J/(mol-K)

Тепловые единицы и их переводы в СИ
Таблица 3

Измеряемая величина Обозначение Переводной коэффициент

Количество теплоты
кал (международная) 
ккал (международная) 
кал (термохимическая)

4,1868 Дж
4,1868-10’Дж

4,1840 Дж
Удельное количество тепло­
ты

кал/г
ккал/кг

4,1868-10’Дж
4,1868-10’Дж

Удельная объемная теплота кал/см’
ккал/м3

4.1868- 10’Дж/м’
4.1868- 10” Дж/м3

Теплоемкость кал/°C 
ккал/°C

4,1868 Дж/К
4,1868-Ю3 Дж/К

Удельная теплоемкость кал/г°С
ккал/кг°С

4,1868-10’Дж/(кг-К)
4,1868-10’Дж/(кг-К)

Удельная объемная тепло­
емкость

кал/см3-°С 
ккал/м3-°С

4.1868- 10” Дж/(м’-К)
4.1868- 10’Дж/(м’-К)

Тепловой поток кал/с 
ккал/час

4,1868 Вт
1,163 Вт

Т еплопроводность кал/см-с-°С 
ккал/м-ч-°С

4,1868-102Вт/(м-К)
1,163 Вт/(м-К)

Газовая постоянная кал/г°С 
ккал/кг°С

4,1868-10’ Дж/(кг-К)
4,1868-10’ Дж/(кг-К)

Переводы различных параметров
1 кгс = 9,80665 II (точно) 1 II = 0,1019716...кгс(неточно)
1кгс/м2 = 9,80665 Па (точно) 1 кгс/см2 = 98,0665 Па (точно)
1 нормальное атмосферное давление = 760 мм.рт.ст. = 101325 Па

Вязкость динамическая
1 Па-с или 1 миллиПаскаль-секупду, мПа-с
При Т= 293,15К puoia = 1,01 мПа-c; р11ч= 1,59 мПа-с



Единицы измерения величины (всесистемные единицы)
Таблица 4

Величина Названия Сокращенное 
обозначение

Эквивалент в системе 
МКС

Длина
микрон 

ангстрем 
икс-единица

мк
Ае

1-10"
1-Ю’10

1,00239-10

м
м
м

Масса
тонна 

центнер
карат

т
Ц

1-Ю3
1- Ю2
2- 10"

кг
кг
кг

Время час 
минута

ч
мин

3600
60

с 
с

Площадь ар 
гектар

а
га

100
1-Ю4

2 м
2 м

Объем литр л 1,000028-10’3 3 м
Сила тонна-сила т.е. 9,80665-10’ II

Мощность лошадиная сила л.с. 735,499
75

Вт 
кгс-м/с

Работа ватт-час Вт.ч 3,6-10’ Дж

Давление

техническая атмосфера 
физическая атмосфера 

бар 
миллиметр ртутного столба 
миллиметр водяного столба

ат или кгс/см2 
атм 
бар 

мм.рт.ст.
мм.вод.ст.

9,80665-104
1,01325-103 

1-Ю3
133,322
9,80665

Н/м2
Н/м2
Н/м2
Н/м2
Н/м2

Таблица. 5
Коэффициенты пересчета между единицами длины

Таблица 6

Единица м см мкм ft in n mile
Метр
Сантиметр 
Микрометр 
Фут
Дюйм 
Морская
миля

1
1-Ю’2
1-10”

0,3048
2,54-Ю’2
1,852-10’

1-Ю2
1

1-10"
30,48
2,54

1,852-103

1-Ю6
1-Ю4

1
3,048-103
2,54-Ю4
1,852-109

3,28
3.28- 10
3.28- 10"’

1
8,33-10
6,076-10’

39,37
0,3937

3,937-103 
12
1

7,2907-Ю4

5.4- 10"
5.4- 10’6
5.4- Ю'10
1,65-10’4
1,37-103

1

Коэффициенты пересчета между единицами объема

Единица 3 м см’ л ft3 in pt gal
Кубический
метр 1 106 10’ 35,3 6,10-Ю4 1,7598-103 2,20-Ю2

Кубический
сантиметр 10"’ 1 10"’ 3,53-103 6,10-10 1,7598-ПУ

3 2,20-10"

Литр (кубиче­
ский дециметр) 10"’ 10’ 1 3,53-10’2 61,00 1,7598 0,220



Продолжение табл. 6

Единица м3 см3 Л ft3 in Pt gal
Кубический 
фут 2,83-10 2,83-104 28,3 1 1,73-103 49,80 6,229

Кубический 
дюйм 1,639-10’3 16,39 1,639-10’2 5,79-Ю’4 1 2,88-10’2 3,6-1О’3

Пинта 
(английская) 5,68-Ю’4 5,68-Ю2 0,568 2,00-10’2 34,66 1 0,125

Галлон 
(английский) 4,546-Ю’3 4,546-103 4,546 0,1605 2,774-Ю2 8 1

Перевод различных единиц в единицы СИ
Таблица 7

Параметр Наименование Обозначение Перевод в единицы 
СИ

Длина
микрон мк 1-10’6м
ангстрем Ае 1-Ю’10м
кабельтов кб 185,2 м

Площадь ар а 100 м
гектар га 1-104м2

Масса

атомная единица массы а.е.м.
по кислородной химической 
шкале - 1,6602-10’27 кг

по кислородной физической
шкале - 1,6597-10’27 кг

по углеродной шкале 1,6606-10’27 кг
гамма 1-109 кг

Линейная 
скорость

Узел-морской уз 0,514444 м/с
градус в секунду 7с 0,0174533 град/с

Давление

Техническая атмосфера ат 98066,5 Па
Килограмм-сила на квадрат­
ный сантиметр кгс/см2 98066,5 Па

Физическая атмосфера атм 101325 Па
Миллиметр водяного столба мм.вод.ст 9,80665 Па
Миллиметр ртутного столба мм.рт.ст 133,322 Па
бар Бар 1-Ю3 Па

Работа, энергия

Литр-атмосфера л.атм 101,328 Дж
Лошадиная сила-час л.с.ч 2,6478-10’Дж
Киловатт-час кВт.ч 3,6-10’Дж
Ватт-час Вт.ч 3600 Дж

Мощность Лошадиная сила л.с. 735,499 Вт
Количество
теплоты

Калория международная кал 4,1868 Дж
Термия - 4,1868-10’Дж

Газовая
постоянная

Метр-атмосфера на кило­
грамм-градус м.атм/кг°С 101,328 Дж/(кг-К)



Продолжение табл. 7

Параметр Наименование Обозначение Перевод в единицы 
СИ

Удельное
количество
теплоты

Калория на грамм кал/г 4,1868-10’ Дж/кг

килокалория на килограмм ккал/кг 4,1868-10’ Дж/кг

Теплоемкость
системы

Калория на градус Цельсия кал/°С 4,1868 Дж/еС
Килокалория на градус Цель­
сия ккал/°С 4,1868-10’Дж/еС

Удельная
теплоемкость

Калория на грамм-градус
Цельсия кал/(г°С) 4,1868-10 ’ Дж/ (кгеС)

Килокалория на килограмм- 
градус Цельсия ккал/(кг°С) 4,1868-10 ’ Дж/ (кгеС)

Энтропия
системы Калория на Кельвин кал/К 4,1868 Дж/К

Тепловой поток Калория в секунду кал/с 4,1868 Вт
Килокалория в час ккал/час 1,163 Вт

Теплопровод-
ность

Калория в секунду на санти- 
метр-градус Цельсия кал/(с-см°С) 4,1868-Ю2 Вт/(меС)

Килокалория в час на метр- 
градус Цельсия ккал/(ч-м°С) 1,163 Вт/(меС)

Газовая посто­
янная

Калория на грамм-градус
Цельсия кал/(г°С) 4,1868-Ю3 ДжДкгеС)

Килокалория на килограмм- 
градус Цельсия ккал/(кг°С) 4,1868-103 ДжДкгеС)

Поверхностное
натяжение Дина на сантиметр Дин/см 1-Ю'3Н/м

Сила Дина Дин 1-Ю’5Н

Таблица 8

Значение универсальной газовой постоянной R в различных единицах

Единица

Значение R при расчете на 1 моль
по кислородной 

химической шкале 
атомных весов

по кислородной 
физической шкале 

атомных весов

по углеродной 
шкале атомных 

весов
эрг/моль-град 8,31467-107 8,31696-107 8,31431-Ю7
абс.дж/моль-град 8,31467 8,31696 8,31696
межд. дж/мол ь-град 8,31009 8,31538 8,31273
л.атм/ моль-град 0,082057 0,08208 0,082054
межд. кал / мол ь-град 1,98590 1,98645 1,98581
кал,.../моль-град 1,98725 1,98780 1,98716
кал,,,/моль-град 1,98654 1,98709 1,98645
кгс-м/моль-град 0,84786 0,84809 0,84782
кВт.ч/моль-град 2,30963-10” 2,31027-10” 2,30953-10”



Значения газовой постоянной при различных единицах измерения

единица объем R

дин/см2 см3 8,315-10' эрг/г-моль-град или
1,987 кал/град-г-моль

кг/см2 см3 84,8 кг-см/г-град-моль
кг/м2 3М 0,848 кг-м/г-град-моль
атм см3 82,06 атм-см’/г-град-моль
атм л 0,08206 атм-л/г-град-моль
мм.рт.ст см3 6,236-10’ мм.рт.ст-см’/г-град-моль
мм.рт.ст грамм 62300 мм.рт.ст-г/г-град-моль

Таблица 10

Коэффициенты пересчета между единицами давления

Единица Па бар мм.вод.ст мм.рт.ст дин/см2 кгс/см2 ftf/in2
Паскаль 1 10 ' 0,102 7,5024-10* 10 1,02-103 1,45-Ю'4
Бар Ю3 1 1,02-104 7,5024-Ю2 10й 1,02 14,5
Милли­
метр водя­
ного столба

9,8067 9,8067-10’5 1 7,35-10’2 98,1 Ю'4 1,422-Ю'3

Милли­
метр ртут­
ного столба

1,33-Ю2 1,33-1О'3 13,6 1 1,33-1О'3 1,36-1О'3 1,934-10'3

Дина на 
квадрат­
ный сан­
тиметр

0,1 10-6 1,02-Ю'2 7,50-10’4 1 1,02-10’6 1,45-10'3

Кило­
грамм- си­
ла на квад­
ратный 
сантиметр

9,8067-10’ 0,98067 Ю4 7,35-Ю2 9,81-Ю3 1 14,233

Фут-сила 
на квад­
ратный 
дюйм

6,8948-10’ 6,8948-Ю'2 7,0307-102 52,2 6,89-Ю4 7,0307-Ю'2 1



Соотношения между единицами давления
Таблица 11

Единица Эквивалент
Н/м2 мм.рт.ст. дин/см2 атм

1 П/м2 1 0,730062-10’2 10 0,986923-1О’3
1 кгс/см2 9,80665 0,0735559 98,0665 0,967841-Ю1
1 техническая атмосфера 9,80665-10' 735,559 9,80665-103 0,967841
1 физическая или нор­
мальная атмосфера 1,01325-103 760 1,01325-106 1

1 мм. водяного столба 9,80665 0,0735559 98,0655 0,967841-10'
1 бар Ю3 750,062 10" 0,986923
1 пьеза - стен/м2 10’ 7,50062 Ю4 0,986923-Ю’2
1 тор - мм. ртутного 
столба 133,3224 1 1333,224 1,315789-1 О’’

1 фунт/кв. дюйм 6,89476-10’ 51,7149 6,89476-Ю4 0,068046
1 фунт/кв. фут 47,878 3,5911-10’ 478,78 4,72519-Ю'

Соотношения между значениями температуры, 
выраженными в различных шкалах

Таблица 12

I емпература Эквивалент по шкале
Цельсия Кельвина

х °C - шкала Цельсия х°С х+273,15К
х К - шкала Кельвина х-273,15°С х К
х °R - шкала Реомюра 1,25-х °C 1,25х+273,15 К
х °F - шкала Фаренгейта 5(х-32)/9°С 5х/9+255,38 К
х °R.. . - шкала Ренкина 5(х-491,69)/9°С К
1 град R = 1,25 град С; 1 град F = 1 град R,,,. = 5/9 град°С

Таблица. 13
Коэффициенты пересчета между единицами силы

Единица Н дин кгс тс стен lbf
Ньютон 1 Ю3 0,102 1,02-10’4 10’ 0,2248
Дина Ю’3 1 1,02-10" 1,02-10" 10 s 2,248-10"
Килограмм-сила 9,8067 9,8067-103 1 10’ 9,8067-1О’3 2,2046
Тонна-сила 9,8067-10’ 9,8067-10s 10’ 1 9,8067 2,2046-10’
Стен 10’ 10s 102 1 2,248-Ю2
Фунт-сила 4,448 4,448-103 0,454 4,54-Ю’4 4,448-10’ 1



Коэффициенты пересчета между единицами мощности

Таблица 14

Единица Вт Эрг/с кгс-м/с кал/с lbfft/s л.с.
Ватт 1 107 0,102 0,239 0,7376 1,36-1О'3
Эрг в секунду 107 1 1,02-10 2,3910 s 7,376- 10 s 1,36-10”
Килограмм-сила-метр
в секунду 9,80665 9,0867-ПУ7 1 2,343 7,233 1,33-10

Калория в секунду 4,1868 4,1868-Ю7 0,427 1 3,088 5,69-10’
Фунт-сила-фут
в секунду 1,3558 1,3558-107 0,138 0,3246 1 1,84-10’

Лошадиная сила 736 7,36-109 75 175,5 542,9 1

Таблица. 15

Коэффициенты пересчета между единицами кинематической вязкости

Таблица 16

Единица м'7с Ст сСт 2 / м /ч 11.7s ft2/h
Квадратный метр 
на секунду

1 ю4 10е 3600 10,76 38,75-10’

Стокс 10 ’ 1 100 0,36 1,076-ПУ’ 3,785
Сантистокс 10-6 0,001 1 3,6-ПУ’ 1,076-10’5 3,785-102
Квадратный метр на час 2,778-10’4 2,778 277,8 1 2,99-10 ’ 10,76
Квадратный фут 
на секунду 9,29-10’2 929 9,29-104 334,5 1 3600

Квадратный фут на час 2,58-10’5 0,258 2,58 9,29-10 2,778-10’4 1

Коэффициенты пересчета между единицами динамической вязкости

Единица 11а-с П кгс-с/м' lbf-s/ft2
Паскаль-сек 1 10 0,102 2,09-ПУ2
Пуаз 0,1 1 1,02-ПУ2 2,09-ПУ6
Килограмм-сила-секунда на квадратный метр 9,81 98,1 1 0,205
Фунт-сила-секунда на квадратный фут 47,88 478,8 4,88 1

Таблица. 17
Тепловые единицы по ГОСТу 8550-57

Параметр Система СИ Единица измерения
1. Количество теплоты Дж кал, ккал
2. Теплоемкость Дж/град кал/град, ккал/град
3. Удельная теплоемкость Дж/(кг-град) кал/(г-град), ккал/(кг-град)
4. Тепловой поток Вт кал/с, ккал/ч
5. Плотность теплового потока Вт/м2 кал/(см2-с), ккал/(м2-ч)
6. Теплопередача Вт/(м2-град) кал/(см2-с-град), ккал/(м2-ч-град)
7. Теплопроводность Вт/(м-град) кал/(см-с-град), ккал/(м-ч-град)



Таблица 18

Удельная теплоемкость Ср (в Дж/кг-К) отдельных компонентов при температуре 
выше 273,15 К

Таблица 19

Компонент а-Ю2 Ь-Ю3 с-10"3 Состояние
вещества Погрешность

Предел 
измерения 

температуры
СО 23,60 4,29 - Газообразное 2,0 0-2200
СО., 23,49 6,00 4,439 // 1,5 0-900
II,S 20,35 11,00 - // 1,0 0-1000
Не 124,3 - - // 0 0-выше
II, 330 34,2 - // 1,5 0-3200

Hg 3,29/2,47 - - Жидкость-*
газ 1,0 0-выше

N, 23,80 3,58 - // 2,0 0-2200
(С 23,50 2,53,5 2,817 // 1 -

Для условий Т=273,15 К удельная теплоемкость отдельных компонентов вычисля­
ется приближенно по формуле С,=(а+ЬТ-сТ2)-4186,8, где Т - температура, К

Коэффициенты пересчета между единицами теплоемкости

Таблица 20

Единица Дж/( кг-К) эрг/(г-°С) ккал/(кг-°С) кал/(г-°С) Btu/(lb-°F)
Ватт на метр-Кельвин 1 Ю4 2,39-10’4 2,39-10’4 2,39-10’4
Эрг в секунду на санти­
метр-градус Цельсия Ю'4 1 2,39-10’8 2,39-10’8 2,39-10’8

Килокалория в час на 
метр-градус Цельсия 4,187-Ю3 4,187-Ю7 1 1 1

Калория на грамм- 
градус Цельсия 4,187-Ю3 4,187-Ю7 1 1 1

Британская единица 
тепла на фунт-градус 
Фаренгейта

4,187-Ю3 4,187-Ю7 1 1 1

Коэффициенты пересчета между единицами количества тепла

Единица Дж Кал Калн Кал,„ Btu
Джоуль 1 0,238846 0,238920 0,239006 9,4781-Ю4
Калория международная 4,1868 1 1,00031 1,00067 3,96829-10’
Калория 15-градусная 4,1855 0,99969 1 1,00036 3,97706-10’
Калория термохимическая 4,1840 0,99933 0,99964 1 3,96564-10’
Британская единица тепла 1055,06 251,997 252,075 252,075 1



Таблица 21

Коэффициенты пересчета между единицами теплопередачи

Единица Вт/(м2-К) эрг/
(с-см2-°С)

ккал/
(ч-м2-°С)

кал/
(с-см2-°С) Btu/(h-ft2-°F)

Ватт на квадратный метр 
на Кельвин 1 103 0,860 2,39-Ю’3 0,176

Эрг в секунду на квадрат­
ный сантиметр-градус 
Цельсия

Ю’3 1 8,60-Ю4 2,39-10’8 1,760-Ю’4

Килокалория в час на 
квадратный метр-градус 
Цельсия

1,163 1,163-103 1 2,78-103 0,205

Калория в секунду на 
квадратный сантиметр- 
градус Цельсия

4,187 4,187-Ю3 3,60-10' 1 7,370-103

Британская единица теп­
ла в час на квадратный 
фут-градус Фаренгейта

5,68 5,68-103 4,89 35,60-10" 1

Таблица 22

Коэффициенты пересчета между единицами теплопроводности

Единица Вт/(м-К) эрг/
(с-см-°С)

ккал/ 
(ч-м-°С)

кал/ 
(с-см-°С) Btu/(h-ft-°F)

Ватт на метр-Кельвин 1 Ю3 0,860 2,39-Ю’3 0,578
Эрг в секунду на санти- 
метр-градус Цельсия Ю’3 1 8,6-1 О’" 2,39-Ю’8 5,78-10’6

Килокалория в час на 
метр-градус Цельсия 1,163 1,163-103 1 2,78-Ю’3 0,672

Калория в секунду на сан­
тиметр-градус Цельсия 4,187-Ю2 4,187-Ю7 3,6-107 1 242

Британская единица тепла 
в час на фут-градус Фа­
ренгейта

1,73 1,73-103 1,488 4,13-10’3 1



Таблица 23

Коэффициенты пересчета между единицами энергии

Единица Дж эрг кгс-м кал ккал кВт-ч lbf-ft
Джоуль 1 107 0,102 0,239 2,39-10” 2,78-10" 0,7376
Эрг 107 1 1,02- 10” 2,39- 10” 2,78-10'" 2,78-10 14 7,375-10”
Кило­
грамм- 
сила-метр

9,80665 9,8067-107 1 2,343 2,343-10” 2,72-10” 7,233

Калория 4,1868 4.1868-107 0,42686 1 10” 1,16-10” 3,088
Килокало­
рия 4,1868-10’ 4,1868-10"’ 0,42686-Ю2 103 1 1,16-10” 3,088-10’

Киловатт-
час 3,6-106 З,6-1О13 3,6-103 8,6-103 8,6-102 1 2,653-10”

Фунт- 
сила-фут 1,356 1,356-107 0,138 0,325 0,325 3,76-107 1

Таблица 24

Применяемые в США и Англии единицы и их перевод в единицы СИ

Параметр Наименование Обозначение Перевод 
в единицы СИ

Длина

Ярд yd 0,9144 м
Фут ft 0,3048 м
Дюйм in 0,0254 м
Миля mile 1609,344 м
Морская миля n mile(lnt) 1852 м

Объем

Галлон (английский) gal (uk) 4,54609 дм’
Пинта (английская) pt (uk) 0,56261 дм3
Бушель (английиский) bu (uk) 36,36870 дм3
Жидкостная унция (английская) fl.oz (uk) 28,41300 см
Галлон США gal (us) 3,78543 дм3
Жидкостная пинта США elq pt (us) 0,473179 дм’
Нефтяной баррель США bbl (us) 158,978 дм’
Бушель США bu (us) 35,2393 дм’
Сухая пинта США pt dry (us) 0,550614 дм’
Сухой баррель США bbl dry (us) 115,62800 дм’

Скорость Фут в секунду ft/s 0,30480 м/с
Миля в час mile/h 0,47704 м/с

Масса

Фунт (торговый) lb 0,4535924 кг
Слаг S/ug 14,59390 кг
Унция oz 28,34950-10” кг
Центнер (длинный) cwt 50,80234 кг
Центнер (короткий) sh-cwt 45,35920 кг
Тонна(длинная) ton 1016,05 кг
Тонна (короткая) sh-ton 907,185 кг



Продолжение табл. 24

Параметр Наименование Обозначение Перевод 
в единицы СИ

Тройская унция (английская) oz tr (uk) 31,1035-10’ кг
Тройская и аптекарская унции 
США oz.tr, oz.ap(us) 31,1035-10’кг

Плотность Фунт на кубический фут lb/ft’ 16,01846 кг/м’

Сила, вес Паундаль Pdl 0,13825511
Фунт-сила lbf 4,44822 11

Удельный вес Фунт-сила на кубический фут lbf/ft’ 157,087 Н/м’

Давление

Паундаль на квадратный фут Pdl/ft2 1,48816 Па
Фунт-сила на квадратный фут lbf/ft2 47,88030 Па
Фунт-сила на квадратный дюйм lbf/in 6894,760 Па
Фут водяного столба ft H,0 2989,070 Па
Дюйм водяного столба in 11,0 249,089 Па
Дюйм ртутного столба in Hg 3386,390 Па

Динамическая
вязкость

Паундаль-секунда на квадратный 
фут Pdl-s/ft2 1,48816 Па-с

Фунт-сила-секунда на квадрат­
ный фут lbf-s/ft2 47,8803 Па-с

Кинематиче­
ская вязкость Квадратный фут на секунду ft2/s 0,092903 м2/с

Работа Паундаль-фут Pdl-ft 0,04214 Дж
Фунт-сила-фут lbf-ft 1,35582 Дж

Энергия Британская единица тепла Btu 1055,06 Дж

Мощность

Паундаль-фут в секунду Pdl-ft/s 0,042140 Вт
Фунт-сила-фут в секунду Ibf-ft/s 1,35582 Вт
Британская лошадиная сила hp 745,699 Вт
Британская единица тепла в час Btu/h 0,293071 Вт

Термодинами- 
ческая темпера­
тура

Градус Ренкина °R 5/9 К

Градус Фаренгейта °F 5/9 К и 5/9 °C

Теплопровод­
ность

Британская единица тепла в се­
кунду на фут-градус Фаренгейта Btu/(s-°F) 6230,64

Вт/(м-К)

Коэффициент 
теплопередачи

Британская единица тепла в се­
кунду на квадратный фут-градус 
Фаренгейта

Btu/(s-ft2-°F) 20441,70
Вт/(м2-К)

Температуро­
проводность Квадратный фут на секунду ft2/s 0,092903 м2/с

Удельная теп­
лоемкость

Британская единица тепла в се­
кунду фунт-градус Фаренгейта Btu/lb-°F 4186,8 

Дж/(кг-К)
Удельная 
энтропия

Британская единица тепла в се­
кунду фунт-градус Ренкина Btu/lb-°R 4186,8

Дж/(кг-К)
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