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Актуальность. Все технологические процессы, происходящие в пласте, стволе скважины и в системе сбора и подготовки 
нефти, газа и газоконденсата, требуют знания физико-химических свойств добываемой скважинной продукции. С этими 
параметрами связаны запасы углеводородов, изменение состава пластовой смеси, темп вторжения воды в залежь, парци-
альное давление отдельных компонентов, конструкция скважин, гидравлические потери, подбор оптимального режима экс-
плуатации и т. д. Все технологические процессы добычи, сбора, подготовки и транспортировки сопровождаются непрерыв-
ным изменением давления и температуры, которые непосредственно влияют на свойства продукции, «PVT-свойства». От-
сутствие представлений о физико-химических свойствах и фазовых превращениях, протекающих при изменении термобари-
ческих условий в многокомпонентных системах, приводят к принятию неверных технологических решений, возникновению 
осложнений в процессе эксплуатации скважин и, как следствие, снижению эффективности разработки месторождения. По-
этому так важно уметь прогнозировать изменение давления и температуры и рассчитывать PVT-свойства по пути движе-
ния флюидов.  
Целью данной работы является расчет и анализ изменения PVT-свойств добываемой продукции и температуры по длине 
скважины. 
Методы. Для расчета плотности и вязкости нефти, объемного коэффициента нефти, растворимости и коэффициента 
сверхсжимаемости применена методика М.Б. Стэндинга, разработанная в США в результате многочисленных исследований 
проб нефти и газа, для расчета кривой изменения температуры по глубине скважины был использован метод И.Н. Алвеса. 
Выводы. Растворимость газа линейно увеличивается с ростом давления, который также вызывает увеличение газосодер-
жания и, соответственно, объемного коэффициента. В свою очередь, повышение газосодержания нефти приводит к плав-
ному снижению плотности. С ростом температуры по стволу скважины происходит снижение вязкости нефти. Изменение 
термобарических условий обуславливает снижение коэффициента сверхсжимаемости по глубине скважины. Методика Алве-
са не позволяет точно спрогнозировать изменение температуры по стволу скважины, что объясняется сложностью учета 
теплофизических свойств горных пород и флюидов.    
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Введение 

Для наиболее точного расчета PVT-свойств нефти 
и газа по длине подъемника могут быть использованы 
лабораторные исследования, моделирующие измене-
ние давления и температуры по длине подъемника. 
Подобные эксперименты трудоемки, и их сложно 
реализовать в условиях промысла. Поэтому эту зада-
чу решают аналитически с применением корреляций.  

Рассчитаем PVT-свойства добываемой продукции 
по длине подъемника на примере промысловых дан-
ных со скважин Восточного участка Оренбургского 
нефтегазоконденсатного месторождения. 

Учитывая сложный состав пластовых флюидов по 
всему месторождению и среднюю глубину залегания 
продуктивных горизонтов, можно прийти к выводу о 
том, что в процессе извлечения продукции залежей 
протекают фазовые превращения и происходит не-
прерывное изменение ее свойств.  

Согласно исходным данным, скважина 147 являет-
ся нефтяной, фонтанирующей, безводной, значит, ее 
продукция содержит только две фазы: нефть и попут-
ный газ. Давление на забое ниже давления насыщения, 

следовательно, в скважине по всей длине происходит 
выделение газа и, как следствие, беспрерывное изме-
нение состава и свойств жидкой и газообразной фаз, 
что влияет на режим работы скважины, гидравличе-
ские потери по длине подъемника и в целом на показа-
тели разработки. Из этого вытекает необходимость 
прогнозирования PVT-свойств нефти и газа в скважине 
[1–9]. Также корректное определение термобарических 
условий по глубине может повлиять на прогноз корро-
зии и изнашивания обсадной колонны и инструмента в 
процессе эксплуатации и бурения [10–12]. 

Результаты расчетов 

Расчет растворимости газа 

Растворимость увеличивается по мере роста дав-
ления и становится постоянной при достижении дав-
ления насыщения.  

Эмпирическая корреляция Стэндинга [13] позво-
ляет определить растворимость газа и предполагает 
протекание контактного разгазирования, при котором 
газ испаряется с межфазной поверхности по мере того, 
как падение давления продолжает соответствовать 
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давлению нефти. Согласно этой методике раствори-
мость Rs (м

3
/ м

3
) может быть определена по формуле: 
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где p – давление в смеси, бар; Т – температура, °С; 

g – удельная плотность газа: g =0,7; API – плотность 
нефти в градусах API: 
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где o – удельная плотность дегазированной нефти в 
г/см

3
 при 15,6 °С: 
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где go
20 C

 – плотность нефти в стандартных условиях: 

go
20 C

=836 кг/м
3
;  – температурная поправка: 

20 C1,825 0,00131 0,72984.o      

Распределение температуры и давления по стволу 
скважины, а также результаты расчета растворимости 
представлены на рис. 1. 

Растворимость газа по глубине скважины линейно 
увеличивается, что объясняется значительным ростом 
давления по сравнению с ростом температуры, при-
водящим к снижению растворимости. 

 

 
Рис. 1.  Распределение температуры, давления и рас-

творимости газа по длине подъемника 

Fig. 1.  Distribution of temperature, pressure and gas 

solubility along the lift length 

Расчет объемного коэффициента нефти 

Чем больше газа растворяется в нефти, тем выше 
значение объемного коэффициента нефти. Так проис-
ходит до тех пор, пока давление не достигнет точки 
насыщения. Когда давление превысит давление насы-
щения, газ перестает растворяться в нефти, а значение 
объемного коэффициента нефти начинает снижаться 
вследствие сжимаемости жидкости. Отметим, что зна-
чение объемного коэффициента нефти рассчитывается 
по разным уравнениям при давлении как ниже, так и 
выше давления насыщения. Согласно промысловым 
данным, давление насыщения Pнас=202 атм, значит, 

давление в скважине по всей длине подъемника ниже 
Pнас. Корреляция Стэндинга для объемного коэффи-
циента нефти при этих условиях имеет вид: 

2,1
5,0

4025,2618,500012,09759,0
























 TRB

o

g

so


 . 

Результаты расчета приведены на рис. 2. 
Объемный коэффициент увеличивается по мере 

роста глубины, что объясняется увеличением раство-
римости, а, следовательно, и газосодержания сква-
жинной продукции; характер изменения коэффициен-
та близок по форме к графику корневой функции. 

 

 
Рис. 2.  Изменение объемного коэффициента по глубине 

скважины 

Fig. 2.  Oil volume factor change by well depth 

Расчет плотности нефти 

Для вычисления плотности насыщенной сырой 
нефти, давление которой ниже давления насыщения, 
необходимо знать значения растворимости газа Rs, 
объемного коэффициента нефти Во и удельной плот-

ности растворенного газа gd [14]: 

0
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16,02 .

o gd

oB
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Удельная плотность растворенного газа gd рас-
считывается по диаграмме Д.Л. Каца, которая иллю-
стрирует зависимость данного параметра от плотно-
сти сырой нефти (в градусах API) и растворимости 
газа. 

Результаты вычислений представлены на рис. 3. 
Плотность нефти снижается, что объясняется по-

вышением газосодержания; зависимость от глубины 
близка к параболической. 

Расчет вязкости нефти 

Важным параметром в гидродинамических расче-
тах перепада давления для потока в трубах или пори-
стой среде является вязкость сырой нефти, содержа-
щей растворенный газ. 

При построении эмпирических корреляций опре-
деляют вязкость дегазированной нефти. После того 
как будет установлено значение вязкости дегазиро-
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ванной нефти оно корректируется с учетом давления 
в пластовых условиях. Вязкость дегазированной 
нефти измеряют в лабораторных условиях. 

М.Б. Стэндинг дал математические интерполяции, 
соответствующие графической корреляции Била [15] 
для вязкости в условиях атмосферного давления и 
заданной температуры Т (в градусах Кельвина): 

7
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Расчетные значения вязкости сведены в рис. 3. 
 

 
Рис. 3.  Расчет плотности и вязкости нефти по глубине 

скважины 

Fig. 3.  Calculation of oil density and viscosity by well depth 

Вязкость по глубине скважины значительно умень-
шается за счет роста температуры, вогнутый участок 
графика свидетельствует о скачке температуры. 

Расчет коэффициента сверхсжимаемости газа 

Природные многокомпонентные газы – это реаль-
ные газы, для которых не действуют стандартные 
допущения. На основе результатов эмпирических 
исследований уравнение состояния идеального газа 
было модифицировано для реального газа – в него 
ввели коэффициент отклонения, т. е. коэффициент 
сверхсжимаемости Z.  

М.Б. Стэндинг и Д.Л. Кац [16] совместно разрабо-
тали номограмму для коэффициента Z, зависящего от 
псевдоприведенных температур Tpr и давлений ppr. 
Для определения последних необходимо вычислить 
псевдокритические температуру Tpc и давление ppc. 
Стэндинг получил ряд эмпирических корреляций для 
этих величин:  
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Номограмме Стэндинга и Каца эквивалентна кор-
реляция Дранчака и Абу-Кассема: 
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где r – приведенная плотность газа: 
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Результаты расчета приведены на рис. 4. 
 

 
Рис. 4.  Распределение коэффициента сверхсжимаемо-

сти по длине подъемника 

Fig. 4.  Distribution of the supercompressibility factor along 

the length of the lift 

Коэффициент сверхсжимаемости уменьшается, что 
объясняется изменением термобарических условий. 

Расчет кривой изменения температуры  
по глубине скважины  

Задача прогнозирования распределения темпера-
туры в скважинах связана с применением законов 
сохранения массы, импульса и энергии. Иногда удоб-
нее пользоваться уравнениями градиентов давления и 
энтальпии. Поскольку уравнения на их основе явля-
ются достаточно сложными, невозможно получить их 
точное аналитическое решение. Однако И.Н. Алвесу 
удалось разработать приближенный аналитический 
метод решения рассматриваемой задачи для потока в 
трубах при любом угле их наклона [17–20]. Решение 
выглядит следующим образом: 
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где параметр A определяется согласно корреляции 
Шиу-Беггза по формуле: 
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 – массовый расход, кг/с; dti – диаметр НКТ, м; L – 

плотность флюида по длине подъемника, кг/м
3
; Tf – 

температура флюида на глубине L (м), К; Ti – темпе-
ратура на входе в трубу, К; Tei – температура пласта, 

К; gG – градиент геотермальной температуры, К/м;  – 

угол между осью скважины и горизонталью, °; 
dL

dp  – 

градиент давления, Па/м; Cp – теплоемкость, Дж,(кг∙К); 
 – безразмерный коэффициент. 

В условии задачи принимаем Ti=Tei и пренебрега-

ем трением, т. е. =0. Тогда уравнение примет вид: 

/( sin ) sin (1 ) .L A

f ei G GТ T g L g e A       

 
Рис. 5.  Распределение температуры в стволе скважины 

Fig. 5.  Temperature distribution in the wellbore 

Согласно исходным данным, массовый расход 
жидкости Qж.мас=23,01 т/сут; dti=0,062 м; gG=0,008 К/м; 

Tei=(29б12+273б15)К=302,27К; =0.  

3 3

жмас 10 23,01 10 кг
0,266 .
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Q

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Результаты расчета представлены на рис. 5. 
Сравнение фактических и вычисленных значений 

температуры по стволу скважины позволяет сделать 
вывод о том, что метод Алвеса не учитывает терми-
ческие свойства различных горных пород, что осо-
бенно важно в случае сложного геологического стро-
ения месторождения. В результате мы получаем зна-
чительную погрешность в определении температуры 
по длине подъемника. 

Заключение 

Анализируя полученные результаты по расчету 
PVT-свойств по методикам Стэндинга, можно судить 
о том, что по мере подъема скважинной продукции 
происходит уменьшение растворимости газа, причем 
закон изменения по глубине соответствует линейной 
функции. В свою очередь снижается газосодержание 
и объемный коэффициент, плотность смеси увеличи-
вается, причем зависимости этих параметров от глу-
бины представляют собой степенные функции. Вяз-
кость и коэффициент сверхсжимаемости с падением 
температуры скважинной продукции увеличиваются. 

Разработка аналитических методов прогнозирова-
ния температуры в скважине по глубине осложнена 
необходимостью учета теплофизических свойств раз-
личных горных пород, пластовых флюидов, которы-
ми приходится пренебрегать, как и в случае с методи-
кой Алвеса. Это неизбежно приводит к появлению 
расхождений между фактическими и теоретическими 
значениями температуры.  
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Relevance. All technological processes occurring in the reservoir, wellbore and in the system for collecting and preparing oil, gas and gas 
condensate require knowledge of the physicochemical properties of the well production. These parameters are associated with 
hydrocarbon reserves, changes in composition of the reservoir mixture, the rate of water intrusion into the reservoir, partial pressure of 
individual components, well construction, hydraulic losses, selection of the optimal operation mode, etc. All technological processes of 
extraction, collection, preparation and transportation are accompanied by continuous changes in pressure and temperature, which directly 
affect the properties of products, «PVT-properties». The lack of ideas about the physicochemical properties and phase transformations 
occurring when the temperature and pressure conditions change in multicomponent systems leads to adoption of incorrect technological 
decisions, occurrence of complications during the well operation and, consequently, decrease in the efficiency of field development. 
Therefore, it is important to be able to predict the change in pressure and temperature and calculate the PVT-properties along the fluid flow 
path. 
The aim of this work is to calculate and analyze changes in the PVT-properties of the produced products and the temperature along the 
well length. 
Methods. The Standing method, developed in the USA as a result of numerous studies of oil and gas samples, was used to calculate oil 
density and viscosity, oil volume factor, solubility, and supercompressibility factor; the Alves method was used to calculate the temperature 
change curve over the well depth. 
Findings. The solubility of gas increases linearly with rising pressure, which also leads to growth in gas content and, accordingly, the 
volume factor. The increase in oil gas content results in its turn in density gradual decrease. Temperature grows along the wellbore leads 
to decrease of oil viscosity. The development of analytical methods for predicting temperature in a well over depth is complicated by the 
need to take into account the thermophysical properties of rocks, reservoir fluids, which have to be neglected, as is the case with the Alves 
method. This inevitably results in discrepancies between actual and theoretical temperature values. 
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