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Досліджуються принципи встановлення термодинамічного режиму привибійної зони під час припливу 
до свердловини газованої нафти (механічної суміші газонасиченої нафти і вільного нафтового газу) форму-
люється методологія експлуатації нафтових свердловин за небезпеки парафіновідкладання з уточненням 
методики оцінки радіуса області можливого відкладання парафіну. Роботу виконано з використанням ос-
новних положень і методів підземної гідрогазомеханіки і термодинаміки нафтового пласта. Показано, що 
з метою отримання більшого дебіту свердловини доводиться встановлювати технологічний режим із під-
вищеною депресією тиску (на 10-40%) і, як наслідок виникають великі зони розгазування нафти (по радіусу 
до 20% від області дренування), зниження температури потоку газованої нафти, фазовий перехід нафта-
твердий парафін за певних термобаричних умов, відкладання парафіну в каналах фільтрації і зниження 
поточного дебіту. Розроблено уточнену  методику оцінки температурного стану привибійної зони нафто-
вого пласта і розрахунку радіуса області можливого відкладання парафіну. Отримано залежність для те-
мператури газонафтового потоку, із якої виведено критерії за величиною газового фактора, на основі яких 
рекомендовано встановлювати оптимальний, допустимий або граничний технологічний режим експлуата-
ції свердловини. Вперше обґрунтовано, що кольматація парафіном привибійної зони супроводжується ви-
паданням останнього й на двох ділянках стовбура свердловини – безпосередньо над фільтровою зоною і з 
розривом (через певний інтервал) вище рівня температури насичення нафти парафіном. Подано приклад 
розрахунків стосовно одного із родовищ, результати яких задовільно підтверджуються практикою. 

Ключові слова: технологічний режим роботи нафтової свердловини, кольматація пласта парафіном, 
температурний стан привибійної зони. 

 
Исследуются принципы установления термодинамического режима призабойной зоны при притоке к 

скважине газированной нефти (механической смеси газонасыщеной нефти и свободного нефтяного газа), 
формулируется методология эксплуатации нефтяных скважин в случае опасности парафиноотложения в 
призабойной зоне с уточнением методики оценки радиуса области возможного отложения парафина. Ра-
боту выполнено с применением основных положений и методов подземной гидрогазомеханики и термоди-
намики нефтяного пласта. Показано, что с целью получения большего дебита скважины приходится ус-
танавливать технологический режим с повышенной депрессией давления (на 10-40%) и, как следствие, 
возникает большая зона разгазирования нефти (по радиусу до 20% от области дренирования), снижение 
температуры потока газированной нефти, фазовый переход нефть-твердый парафин при определенных 
термодинамических условиях, отложение парафина в каналах фильтрации и снижение текущего дебита. 
Разработана уточненная методика оценки температурного состояния призабойной зоны нефтяного пла-
ста и расчета радиуса области возможного отложения парафина. Получена зависимость для температу-
ры газонефтяного потока, из которой выведены критерии по величине газового фактора, на основании 
которых рекомендовано устанавливать оптимальный, допустимый или предельный технологический ре-
жим эксплуатации скважины. Впервые обосновано, что кольматация парафином призабойной зоны сопро-
вождается отложением его еще на двух участках ствола скважины – непосредственно над фильтровой 
зоной и с разрывом (через определенный интервал) выше уровня температуры насыщения нефти парафи-
ном. Представлен пример расчетов применительно к одному из месторождений, результаты которых 
удовлетворительно подтверждаются практикой. 

Ключевые слова: технологический режим работы нефтяной скважины, кольматация пласта парафином, 
термодинамическое состояние призабойной зоны. 

 
The article deals with the study of principles of the bottom-hole zone thermodynamic regime setting when the 

inflow of gas-cut oil (mechanical mixture of the gas-saturated oil and free petroleum gas) to the well takes place 
and the oil wells operation methodology in case of paraffin deposition risk is formed with the specification of the 
radius assessment methodology of the area where paraffin deposition is possible. The article has been written by 
using the main points and methods of the subsurface hydraulic-and-gas mechanics and thermodynamics of oil 
reservoir. It has been shown that in order to increase the well flow rate it is needed to set a technical regime with 
an increased pressure depression (by 10-40%) and, as a result, great oil degassing zones (along the radius up to 
20% from the drainage area), decrease of gas-cut oil flow temperature, phase transition of oil-paraffin wax under 
certain pressure and temperature conditions, paraffin deposition in filtration channels and current flow rate 
decrease emerge. Corrected methodologies for temperature state assessment of the oil reservoir bottom-hole zone 
and radius calculation of the possible paraffin deposition area have been developed. The oil and gas flow tempera-
ture dependence has been obtained. The criteria according to the gas factor value have been developed on its basis. 
Based on these criteria it has been recommended to set an optimal, allowable or boundary technological regime 
of well operation. It has been grounded for the first time that the bottom-hole paraffin colmatation is accompanied 
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Вступ 
 
Підвищення поточних дебітів свердловин і, 

відповідно, зниження собівартості видобування 
нафти в Україні та загалом у світі, є однією з 
найактуальніших проблем у нафтовидобувній 
галузі [1]. Це є важливим напрямком збільшен-
ня поточного видобутку власної нафти в Украї-
ні, у чому  в даний час маємо велику потребу. 
Не другорядною причиною зниження дебітів є 
наявність парафіну в нафтах, що зумовлює не-
безпеку парафіновідкладання у привибійних 
зонах і стовбурах свердловин. Так, на ряді наф-
тових родовищ України експлуатація нафтових 
свердловин ускладнюється випаданням із наф-
ти і відкладанням у привибійних зонах і стов-
бурах свердловин твердого парафіну разом із 
асфальтено-смолами [2].  

 
Аналіз сучасних досліджень 

 
Нафти ряду родовищ Передкарпаття і 

Дніпровсько-Донецької западини характеризу-
ються високим вмістом парафіну (8-14%) та 
близькістю пластової температури і температу-
ри насичення нафти парафіном [3]. Звідси до-
слідження виконувалися щодо визначення 
складу нафт по окремих родовищах [4], виве-
дення емпіричних залежностей температури 
насичення нафти парафіном від впливових 
чинників [5], умов випадання парафіну у стов-
бурі свердловини [2,5] та в привибійних зонах 
[2, 3, 4, 6], розроблення технологій видалення 
відкладів і попередження парафіновідкладення 
[2] тощо.  

Видалення відкладів парафіну проводиться 
тепловими обробленнями за різними технологі-
ями або обробленням вуглеводневими розчин-
никами [2, 6, 8]. Оцінку радіуса зони можливо-
го відкладання парафіну дано в роботах [6, 7]. 
Технологічний режим експлуатації свердловин 
на таких та інших родовищах встановлюють 
тільки на основі гідродинамічних характерис-
тик без належного урахування термодинаміч-
ного чинника [9, 10], тобто практично зовсім не 
враховується термодинамічний чинник через 
недостатню повноту його вивчення [2, 8] в ас-
пекті небезпеки парафіновідкладання в приви-
бійній зоні (основна увага зосереджена на тем-
пературному режимі стовбура свердловини і 
виділення зони відкладання парафіну в ньому 
[10]), а можливість відкладання парафіну в 
привибійній зоні констатується за фактором 
зниження дебіту свердловини в часі і потребою 
в операціях з видалення парафіну, або, в кра-
щому випадку, на основі зіставлення значин 
вибійної температури потоку і пластової тем-
ператури. 

Виділення невирішених питань 
 
Потребують розгляду питання впливу ве-

ликої депресії тиску на ступінь розгазування 
нафти в пласті і відповідно на випадання пара-
фіну із нафти, встановлення допустимої депре-
сії тиску в аспекті можливого парафіновідкла-
дання із урахуванням співвідношення темпера-
тури газонафтового потоку у нафтовому пласті 
і температури насичення нафти парафіном. 

 
Формулювання цілей статті 

 
У даній роботі досліджуються принципи 

встановлення термодинамічного режиму при-
вибійної зони при припливі до свердловини 
газованої нафти (механічної суміші газонаси-
ченої нафти і вільного нафтового газу), форму-
люється методологія експлуатації нафтових 
свердловин за небезпеки парафіновідкладання в 
привибійній зоні з уточненням методики оцін-
ки радіуса області можливого відкладання па-
рафіну (у випадку економічної доцільності 
встановлення режиму роботи із відкладанням 
парафіну). 

 
Висвітлення основного матеріалу 

 
Відомо [2, 10], що при видобуванні нафти 

температура потоку флюїдів знижується, а 
зниження її нижче від температури насичення 
нафти парафіном призводить до виділення із 
нафти і відкладання вздовж шляху руху  
асфальтено-смоло-парафінових речовин і, як 
результат, зменшення поточних дебітів сверд-
ловин. 

У низькопродуктивних свердловинах з ме-
тою отримання більшого дебіту доводиться 
встановлювати технологічний режим із вели-
кою депресією тиску на продуктивний пласт. 
Це може призводити до зниження тиску в час-
тині пласта навколо свердловини нижче від ти-
ску насичення нафти газом, до виділення із на-
фти вільного газу і, як наслідок до відкладання 
парафіну. Експлуатація свердловини з малими 
дебітами виявляється економічно нерентабель-
ною. 

Початковий і поточний пластовий тиски у 
покладах Передкарпаття в основному є рівними 
або близькими до тиску насичення нафти газом 
pнас. За таких умов видобування нафти супро-
воджується зниженням тиску в покладі нижче 
від тиску насичення, виділенням із нафти віль-
ного газу і збільшенням фільтраційного опору. 
Для оцінки впливу фазового переходу нафта-
газ зіставляємо втрати тиску в пласті з виділен-
ням газу вздовж шляху фільтрації газованої на-
фти і втрат тиску при фільтрації негазованої 
нафти, використовуючи відомі положення під-
земної гідрогазомеханіки [11], тобто: 

by its sedimentation in both sections of the well bore, i. e. directly above the filtration zone and with the fracture 
(after a certain interval) higher than the temperature level of the oil saturation by paraffin. An example of one field 
calculations has been provided. Their results are satisfactorily confirmed by practice. 

Key words: oil well operation technological regime, formation paraffin colmatation, bottom-hole zone 
temperature state. 

 
 



Наука — виробництву 
 

 111 ISSN 1993—9973.  Розвідка та розробка нафтових і газових родовищ.  2013.  № 4(49) 
 

с
0

г
к

с

0к

ln

ln1

r
R

r
R

AR
R

p
p








ln

 ,           (1) 

де  φr – коефіцієнт збільшення депресії тиску;  
Δр, Δр0 – втрати тиску відповідно в пласті з 

двома зонами фільтрації однорідної негазованої 
нафти та фільтрації газованої нафти і в зістави-
мому пласті з однією зоною фільтрації негазо-
ваної нафти;  

Rк, rc – радіуси, відповідно, контуру жив-
лення пласта і свердловини;  

R – радіус зони фільтрації газованої нафти; 
А – коефіцієнт, що враховує двофазність 

потоку. 
Коефіцієнт А, за звичай розраховують за 

наближеною формулою М.М. Глоголовського і 
М.Д. Розенберга [11]: 

А=0,944-21,43α;                    (2) 
де  α – безрозмірний коефіцієнт, який зале-
жить від властивостей нафти і газу,  

α=αрнμг/μн;  
αрн – коефіцієнт розчинності газу в нафті;  
μг, μн –динамічні коефіцієнти в’язкості від-

повідно газу і нафти за пластових умов, причо-
му 0,015 ≥ α ≥ 0,005 (або 0,2 ≤ рв / рпл ≤ 1);  

рв , рпл – вибійний і пластовий тиски. 
Коефіцієнт А встановлено в такому вигляді 

за І.А. Чарним з використанням методу апрок-
симації, причому залежність безрозмірної фун-

кції Христиановича Н   від безрозмірного тис-
ку p  за великих значин тиску p  ( p  >20-30), а 
коефіцієнт А визначається як тангенс кута на-
хилу лінії Н ( p ). При зменшенні тиску p   
коефіцієнт А істотно зменшується (у 2-2,5 ра-
зи), тобто А( p ). 

Зменшення коефіцієнта А при падінні тис-
ку призводить до зростання коефіцієнта φг  у 
формулі (1). 

Тому для оцінки впливу фазового переходу 
нафта-газ пропонуємо коефіцієнт А визначати 
із таблиці 1, складеної за даними І.Д. Амеліна 
[12], причому 

pAН  ;                        (3) 
pAН  ;                         (4) 

де  21 ННН  , 21 ppp  ,  

21 ННН  , 21 ppp  ,  
індекси 1 і 2 позначають 2 стани газованої 

нафти (механічної суміші газонасиченої нафти і 
вільного газу);  

iН  – розмірні функції Христиановича;  

ip  – розмірні тиски; 

0p
НН


 ;                           (5) 

0p
Pp


 ;                            (6) 

Таблиця 1 – Зв’язок )( pН і значини коефіцієнта А 

α Інтервали p  )( pН  А 

0-15 Н = 0,375 p  0,375 

15-20 Н = 0,649 p  – 4,175 0,649 0,005 

50-200 Н =0,852 p  – 16,231 0,852 

0-15 Н = 0,390 p  0,390 

15-30 Н = 0,623 p – 3,306 0,623 0,010 

30-100 Н = 0,814 p – 10,030 0,814 

0-20 Н = 0,428 p  0,428 
0,015 

20-66,7 Н = 0,784 p  – 7,219 0,784 

0-13,8 Н = 0,383 p  0,383 
0,020 

13,8-50 Н = 0,751 p  – 5,372 0,751 

0-7 Н = 0,278 p  0,278 
0,030 

7-33,3 Н = 0,697 p  – 3,273 0,697 

0-7 Н = 0,285 p  0,285 
0,040 

7-25 Н = 0,683 p  – 3,013 0,683 

0-7 Н = 0,301 p  0,301 
0,050 

7-20 Н = 0,678 p  – 2,746 0,678 
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де  
н

г
0 


 G ;  

0G  – газовий фактор;  
0p  – стандартний тиск. 

У даний час зручно користуватися аналі-
тичними залежностями )( pН  для відповідних 
інтервалів зміни p , враховуючи, що коефіцієнт 
А є функцією тиску p . 

За методичним підходом І.Д. Амеліна [12], 
коли пластовий тиск знижується до 40% нижче 
рнас, а вибійний - до 50%, різницю функцій ∆H 
можна розрахувати наближено, де рнас – тиск 
насичення нафти газом. З цією метою попере-
дньо будують прямолінійні графіки G0(р) за 
формулою: 
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pp
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пернасг
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,              (7) 

де  перp – значина безрозмірного тиску, якій 
відповідають переломи ліній залежності )( pН  
при даній значині μг /μн. 

Якщо точки для розглядуваного режиму 
(по тисках і газовому фактору) розміщаються в 
одній області залежностей G0(р), тобто не роз-
діляються прямою, то величина ∆H визначаєть-
ся за формулою: 

p
pb

AН
н


)~(н

,                  (8)  

де  А – кутовий коефіцієнт залежності )( pН  у 
відповідній області;  

p~ – середній тиск в цьому інтервалі тисків;  
)~( pbн – об’ємний коефіцієнт нафти в за-

лежності від тиску. 
Якщо точки розглядуваного режиму робо-

ти розташовані по різних сторонах від розме-
жувальної прямої, то величини 1Н і 2Н треба 
розраховувати по табл. 1 у залежності від тис-
ків р1 і р2. 

Величина ∆H при цьому визначається так: 
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Аналіз свідчить (рис. 1), що неминуче роз-
газування нафти в пласті зумовлює необхід-
ність різкого збільшення депресії тиску на 10-
40% за радіуса зони розгазування R< 0,2Rк, а 
подальший ріст величини радіуса R вже слабко 
впливає на підвищення депресії тиску. 

Разом із тим розгазування нафти супрово-
джується зміною температури потоку газованої 
нафти і, як результат, може викликати фазовий 
перехід нафта – твердий парафін, що призведе 
до накопичення твердого парафіну в привибій-
ній зоні пласта, збільшення гідравлічного опору 
потокові і відповідно до збільшення втрат тис-
ку за постійного дебіту (коли продуктивність 
свердловинного насоса є меншою від можливо-
го припливу рідини із пласта з великим зану-
ренням насоса під динамічний рівень). Так, за 
даними експериментальних досліджень [3] 
зниження температури моделі пласта Луквин-
ського родовища нижче від температури наси-
чення нафти парафіном усього на 2-3 К (різни-
ця між пластовою температурою та температу-
рою насичення нафти парафіном становить  

 
Рисунок 1 – Залежність відношення φ = Δр/Δр0 від відношення R/Rк за Rк =500 м, rс = 0,1 м  

і різних значин А: 1 – 0,6; 2 – 0,65; 3 – 0,7; 4 – 0,75; 5 – 0,8; 6 – 0,85; 7 – 0,9 
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1-4 К) призводить до зниження швидкості філь-
трації в 7 разів, тоді як динамічний коефіцієнт 
в’язкості нафти зростає тільки в 2,4 рази, при 
цьому градієнти тиску, за яких витісняється 
нафта із моделі пласта, значно перевищують 
(на порядок) реально існуючі градієнти тиску 
на родовищі. Це свідчить, з одного боку, про 
збільшення фільтраційного опору, а з другого 
боку, про відсутність кольматації всіх пор, ін-
акше свердловини припинили б свою роботу 
через зменшення припливу рідини до нуля. 

Зміна тиску вздовж шляху руху газованої 
нафти супроводжується зміною температури, 
що може спричинити виділення з нафти твер-
дого парафіну. У роботах Г.Д. Савенкова,  
В.С. Бойка, В.М. Дорошенка [6, 7] вивчався 
процес парафінізації (виділення і накопичення 
парафіну) привибійної зони. Для обґрунтування 
технологічного режиму роботи свердловин, 
коли відсутня промислова інформація, яка не-
обхідна для аналізу процесу парафінізації, нами 
розглянуто роботу системи пласт – свердлови-
на в початковий (граничний) момент. 

Ці роботи уточнено нами щодо урахування 
залежності температури насичення нафти газом 
від тиску і поточної газонасиченості нафти та 
зміни впливу двофазності газонафтового пото-
ку на термодинамічний стан привибійної зони і 
розподіл тисків у пласті із зменшенням біжучо-
го тиску. 

Зазначимо, що залежно від сформульова-
ної мети досліджень тут і надалі бралася до 
уваги постановка задачі з повнотою і ступенем 
урахування впливових факторів у розумних 
межах, які забезпечили можливість одержання 
прийнятних технологічних рішень. 

У разі припливу газованої нафти (механіч-
ної суміші газонасиченої нафти і вільного наф-
тового газу) депресія тиску на пласт для обох 
фаз є однаковою, при цьому через вплив дросе-
льного ефекту (ефект Джоуля-Томсона) нафта 
нагрівається, а газ охолоджується. 

Усталені зміни температури нафти і віль-
ного газу внаслідок дроселювання визначаємо 
за формулами робіт [6, 7]: 

   вплннпл ppTT   ;             (10) 
   вплнггпл ppTT   ,            (11) 

а результатну температуру суміші нафти і віль-
ного газу на вибої свердловини без урахування 
конвективних, теплопровідних та інших тепло-
вих змін знаходимо згідно із законом Ріхмана 
за калометричною формулою: 

      0снннсннн  ТТQсТТQс ,     (12) 
де  εн, εг – інтегральні коефіцієнти Джоуля-
Томсона відповідно для нафти і газу, К/Па;  

Тпл – початкова пластова температура, К;  
рпл – пластовий тиск, Па;  
рв – поточний тиск нафти і газу (вибійний 

тиск), якому відповідають температури окремо 
нафти Тн і газу Тг, Па;  

 впл pp   – депресія тиску на пласт, Па;  
сн, сг – теплоємності відповідно нафти і газу;  
Тс – температура суміші, К;  
Qн, Qг – масові витрати нафти і газу, кг/с. 

Витрату вільного газу виражаємо як функ-
цію вибійного тиску рівнянням відповідно до 
закону Генрі, а саме: 
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bQpGQ  ,               (13) 

де  G0 – експлуатаційний газовий фактор, м3/м3; 
αр – коефіцієнт розчинності газу в нафті, 

м3/(м3·Па);  
bн – об’ємний коефіцієнт нафти;  
ρн, ρг – густини нафти і газу за нормальних 

умов, кг/м3. 
Підставляючи рівняння (13) у рівняння 

(12), отримуємо наступну оцінювальну форму-
лу для температури газонафтової суміші: 
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Звідси одержуємо для температури Тс = Тпл 
величину експлуатаційного газового фактора, 
за якого не зумовлюється зміна початкової те-
мператури пласта (нагрівання і охолодження 
взаємно компенсується), тобто: 
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  .              (15) 

Визначимо умови, за яких змінюється 
(зменшується) початкова пластова температура 
і може випадати твердий парафін у фільтрацій-
них каналах пласта. 

При температурі суміші Тс ≤ Тнас з (14) 
встановлюємо умову виділення твердого пара-
фіну з розчину нафти (без урахування теплоти 
виділення парафіну і метастабільного стану, 
який залежить від багатьох неконтрольованих 
факторів). Тут Тнас означає температуру наси-
чення нафти парафіном при пластових умовах. 
У роботах [6, 7] температуру Тнас  взято незмін-
ною. Відомо [15], що температура насичення 
нафти парафіном залежить від тиску і газового 
фактора, точніше газонасиченості нафти. З ура-
хуванням цього уточнюємо методику розраху-
нку температурних змін. Тоді температура на-
сичення Тнас може бути визначена за рівнянням 
(у наших позначеннях) [15]: 

   0вр20в1нас.рознас ppappaTT   ,(16) 
де  Тнас.роз – температура насичення розгазова-
ної нафти парафіном, К;  

ро – атмосферний тиск, Па;  
а1, а2 – дослідні коефіцієнти (усереднені 

значини а1 = 0,019·10-5 Па-1 К; а2 = 0,088 К·м3/м3 
для нафтових родовищ Передкарпаття). 

Умову виділення парафіну, яка справедли-
ва при   гплнасвпл TTpp  , записуємо за 
експлуатаційним газовим фактором у вигляді: 

    вплнннврггг0 ррсрсG   

   плнасннврнгг TTсрbс       (17) 

     1
плнаснггвплнггг

 TTbсррbс  . 
Відкладання парафіну може настати в при-

вибійній зоні нафтового пласта й у стовбурі 
свердловин, коли температура потоку знахо-
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диться нижче від температури насичення нафти 
парафіном (ефектом перенасичення, як це при-
йнято, нехтуємо). 

У привибійній зоні пласта випадання па-
рафіну із нафти пов’язано із дросельним ефек-
том, тобто із зниженням температури потоку 
внаслідок зниження тиску. Зміна температури 
потоку, як це показав Е.Б. Чекалюк, стосовно 
пружного режиму фільтрації [13], є адекватною 
зміні тиску. Звідси припускаємо, що створю-
ється лійка (“воронка”) депресії температури в 
пласті із охолодженням (у разі фільтрації газо-
ваної нафти) або із нагріванням потоку (у разі 
фільтрації негазованої нафти). Нагрівання за-
звичай неістотне, а охолодження потоку може 
бути нижчим від температури насичення нафти 
парафіном Tнас на певній відстані rвип від сверд-
ловини, що супроводжуватиметься виділенням 
парафіну з нафти і парафіновою кольматацією 
привибійної зони, починаючи із цієї відстані 
(рис. 2, координати T – r). На вибій свердлови-
ни надходить потік із зміненою температурою 
відносно пластової температури Tпл (T > Tпл або 
T < Tпл). 

У стовбурі свердловини глибиною H (див. 
рис. 2, координати Т – z) потік при підніманні 
на поверхню (для простоти подання без ускла-
днювальних чинників розглядаємо фонтанну 
свердловину) також змінюється, а саме: 

а) при T > Tпл охолоджується, віддаючи те-
плоту верхнім холоднішим гірським породам, 
температура яких відповідає геотермі; 

б) при T < Tпл спочатку нагрівається до те-
мператури, рівної геотермічній температурі, а 
відтак аналогічно попередньому охолоджується. 

У стовбурі свердловини, коли температура 
потоку T стане рівною температурі насичення 
нафти парафіном Tнас, то в обидвах випадках 
вище від цього рівня розпочнеться випадання 
парафіну (зображено на рисунку штриховкою). 

Якщо на вибій свердловини надходить на-
фта з температурою T < Tнас, то як це видно із 
рисунка, випадання парафіну спостерігається у 
стовбурі на деякому інтервалі над фільтровою 
зоною (див. рис. 2). Звідси  вперше виснуємо 
наступне: кольматація парафіном привибійної 
зони супроводжується випаданням його ще й 
на двох ділянках стовбура свердловини – без-
посередньо над фільтровою зоною (звичайно, і 
фільтрова зона сюди входить як вихід із пласта) 
і вище з розривом (через певний інтервал) рівня 
температури насичення нафти парафіном. 

На основі розглянутого формулюємо мето-
дологію експлуатації нафтових свердловин у 
разі небезпеки відкладання парафіну в приви-
бійній зоні пласта. Вона повинна полягати у 
встановленні одного із таких технологічних 
режимів: 

1) оптимального, коли температура Тс су-
міші газонасиченої нафти та вільного газу (ви-
бійна температура) і пластова температура Тпл є 
рівними, тобто робота свердловини не супро-
воджується зміною початкової пластової тем-
ператури (Тс = Тпл); 

2) допустимого, коли допускається зни-
ження вибійної температури Тс до температури 
насичення нафти парафіном Тнас(Тпл > Тс  Тнас); 

3) граничного, що супроводжується виді-
ленням твердого парафіну із нафти у привибій-
ній зоні (Тс < Тнас). 

 
Рисунок 2 – Схематичне подання розподілу температури потоку  

в нафтовому пласті із нагріванням (Б) та охолодженням (А)  
з можливим випаданням парафіну в зоні радіусом rвип і у стовбурі свердловини.  
Інтервали випадання парафіну у стовбурі показано штриховкою; ГТ – геотерма 
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Ці умови для встановлення технологічного 
режиму роботи конкретної свердловини (дебіт, 
вибійний тиск) визначаються за значиною екс-
плуатаційного газового фактора G0. 

Зміна температури суміші газонасиченої 
нафти і вільного газу (газованої нафти) в зале-
жності від вибійного тиску рв як результат дро-
сельного ефекту описується оціночною форму-
лою (6). 

Умовою оптимального режиму беремо 
значину газового фактора 0G  (критерій оптимі-
зації), за якої робота свердловини не супрово-
джується зміною температурного стану пласта і 
яку визначаємо із умови Тс = Тпл, тобто беремо 
за формулою (7). 

Умовою допустимого технологічного ре-
жиму буде значина газового фактора 0G   при 
Тпл > Тс  Тнас. 

Умовою граничного режиму, що супрово-
джується виділенням твердого парафіну із наф-
ти в привибійній зоні, коли Тс < Тнас , беремо за 
величиною газового фактора 0G  , використо-
вуючи формулу (17). 

Для практичного встановлення технологі-
чного режиму роботи конкретної свердловини з 
урахуванням термодинамічного чинника реко-
мендуємо виконати розрахунки експлуатацій-
ного газового фактора у записах 0G  і 0G  , зі-
ставити з існуючими параметрами і прийняти 
рішення щодо підвищення чи зниження вибій-
ного тиску, узгоджуючи з даними гідродинамі-
чного дослідження свердловини, тобто задати 
оптимальний, допустимий або граничний ре-
жими. 

Виділення із нафти твердого парафіну і на-
копичення його в безпосередній околиці сверд-
ловини зумовлює необхідність здійснення пері-
одичних оброблень вуглеводневими розчинни-
ками чи оброблень теплотою привибійної зони 
нафтового пласта. Для проектування процесу 
оброблення необхідно знати радіус зони випа-
дання парафіну [2].  

Радіус зони виділення і можливого відкла-
дання парафіну можна визначити за формулою, 
коли нехтувати наявністю зони парафінової 
кольматації [6, 7]: 
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де  Нпл, Нв – функції Христиановича на конту-
рі області впливу свердловини з радіусом Rк і 
на контурі свердловини з радіусом rс;  

Нвип функція Христиановича на зовнішній 
границі зони випадання парафіну, як відповідає 
тиску рвип на цій границі. 

Тиск рвип знаходимо за Тс = Тнас із (14) при-
йнявши рв > рвип,  методом послідовних набли-
жень або в машинній програмі МаthCad з вико-
ристанням оператора Given-Find, скористав-
шись описаним вище методичним підходом  
І.Д. Амеліна щодо визначення різниць функцій 
Христиновича. 

Якщо припустити А = const, що справедли-
во в одному інтервалі зміни безрозмірного тис-

ку р , як це прийнято в роботах [6, 7], то отри-
муємо вираз: 
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Якщо для спрощення розрахунків додатко-
во ще припустити, що Тнас ≈ Тнас.роз, як це також 
прийнято в роботах [6, 7], то тиск на зовнішній 
границі випадання парафіну визначимо так: 
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Отже, якщо має місце приплив газованої 
нафти, то умовна геотерма зміщується відносно 
геотерми вліво або вправо залежно від охоло-
дження чи нагрівання газонафтового потоку 
згідно із записаною вище формулою. З викори-
станням цієї формули, яка описує зміну темпе-
ратури, можна оцінити або умову відсутності 
зміни температури (Тв = Тпл), або умову випа-
дання парафіну з нафти в пласті внаслідок охо-
лодження (Тв < Тнас). 

Температурні умови у привибійних зонах 
свердловин залежать від вибійного тиску і га-
зового фактора, а газовий фактор може бути 
постійним або змінюватися з часом. 

За даними, уточненими формулами, вико-
нано розрахунки для умов Битківського нафто-
вого родовища, зокрема взято: Тнас.роз = 318 К, 
εг = –0,3·105 К/Па; ρн = 867 кг/м3; bн = 1,287; 
αр = 0,492·10-5 м3/(м3·Па); ρг = 1,443 кг/м3; 
εн = 4,6·10-7 К/Па; cн=2093,4 Дж/(кг·К); 
cг=3140,1 Дж/(кг·К), Rр = 350 м; rс = 0,05 м.  
Результати розрахунків подано на рис. 3-5. 

Із аналізу одержаних співвідношень і ре-
зультатів розрахунків можна зробити наступні 
висновки: 

За високих експлуатаційних газових фак-
торів (G0 > 1000-1500 м3/м3) зниження темпера-
тури на вибої свердловини (Тс – Тпл) практично 
не залежить ні від його величини (див. рис. 3), 
ні від вибійного тиску рв (див. рис. 4), а визна-
чається, головним чином, депресією тиску Δр. 

За малих значин експлуатаційних газових 
факторів (G0 < 500-1500 м3/м3) градієнт зни-
ження температури на вибої 
   вплплв ppTT   переважно залежить від 
газового фактора G0 (див. рис. 3) і незначно – 
від вибійного тиску рв (див. рис. 4). За газових 
факторів менше 100-150 м3/м3 залежно від ве-
личини вибійного тиску рв може спостерігатися 
незначне підвищення вибійної температури Тс 
(див. рис. 4). 
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Рисунок 3 – Градієнт зміни температури  
на вибої свердловини (Тс – Тпл)/(рпл – рвиб)  

залежно від вибійного тиску рвиб  
за експлуатаційного газового фактора Go,  

рівного 100 м3/м3 (1), 250 м3/м3 (2), 500 м3/м3 (3), 
1000 м3/м3 (4), 2000 м3/м3 (5), 3000 м3/м3 (6), 

4000 м3/м3 (7) 
 
Рис. 5 ілюструє величину газового фактора 

0G , за якого не відбувається зміна початкової 
пластової температури, тобто  Тс = Тпл, залежно 
від вибійного тиску рв за різних коефіцієнтів 
розчинності газу в нафті. 

Залежність і відповідні криві газового фак-
тора 0G   на рис. 4 визначають області стану па-
рафіну в розчиненому вигляді (лівіше ізотерми 
пластової температури Тпл) і у твердому вигляді 
(правіше ізотерми пластової температури Тпл). 

Рисунок 6 ілюструє значини експлуатацій-
ного газового фактора 0G   залежно від депресії 
тиску Δр, за яких пласт не охолоджується (об-
ласті нижче відповідних ліній). Зменшення де-
пресії тиску на пласт Δр за певних значин газо-
вого фактора 0G   призводить до зменшення ін-
тенсивності кристалізації парафіну, а відтак 
практично виключає її. 

Звідси виснуємо, що у привибійних зонах 
свердловин Битківського нафтового родовища 
(Тпл = 331 К, впл pp  = 6-10 МПа) випадання 
парафіну можливе за газових факторів  
G0 ≥ 50-1500 м3/м3. 

Зона можливого випадання парафіну оці-
нюється радіусом 0,5-1,5 м. 

Зіставлення результатів розрахунків за за-
пропонованими тут формулами і за формулами 
робіт [6, 7] стосовно Битківського нафтового 
родовища показала розбіжність у 9-21%. 

Результати розрахунку задовільно підтвер-
джуються практикою. Як свідчить промисло-
вий досвід [6], у працюючих свердловинах Бит-
ківського родовища експлуатаційні газові фак-
тори перевищують вказані вище значини, що 
викликає охолодження вибоїв у межах інтерва-
лів припливу на 10-20 К і призводить до знач-
ного зниження їх продуктивності. 

 
Рисунок 4 – Залежність величини градієнту зміни температури, К до депресії тиску, МПа 

впл

плc
pp

TT

  від величини газового фактора G0, м3/м3 при різних значеннях вибійного тиску  

рв, МПа: 1 – 1; 2 – 20; 3 – 50 
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Аналогічні розрахунки виконано стосовно 
свердловин Луквинського, Стинавського, Стру-
тинського, Гвіздецького, Спаського і Бугрува-
тівського родовищ. Характер залежностей по-
дібний, а результати розрахунків мають тільки 
практичну цінність для видобувних підпри-
ємств і тут не подаються через великий обсяг 
матеріалу. 

Висновки 
 
Одним із напрямків підвищення поточного 

видобутку нафти в Україні і загалом у світі є 
встановлення обґрунтованих технологічних 
режимів роботи видобувних свердловин, у т. ч. 
і таких, що продукують парафінисті нафти в 
умовах близькості пластової температури і те-

 
Рисунок 5 – Залежність величини газового фактора 0G , м3/м3, від вибійного тиску рв, МПа 

при різних значеннях коефіцієнта розчинності αр , 10-6 Па-1:  
1 – 1; 2 – 5; 3 – 10; 4 – 20; 5 – 30; 6 – 40; 7 – 50; 8 – 60; 9 – 80; 10 – 100 

 

 
Рисунок 6 – Залежність величини експлуатаційного газового фактора 0G  , м3/м3,  

в разі перевищення якої відбувається порушення фазового стану нафти,  
від депресії тиску Δр, МПа при різних значеннях пластової температури Тпл, K:  

1 – 336; 2 – 333; 3 – 329; 4 – 326; 5 – 323; 6 – 318 
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мператури насичення нафти парафіном. Мож-
ливість відкладання парафіну в привибійній 
зоні констатується за фактом зниження дебіту 
свердловини в часі і потребою в операціях з 
видалення парафіну або, в кращому випадку, на 
основі зіставлення значин вибійної температу-
ри потоку і пластової температури. У роботі 
досліджено вплив великої депресії тиску на 
ступінь розгазування нафти в пласті, принципи 
оцінки термодинамічного стану привибійної 
зони внаслідок прояву дросельного ефекту під 
час припливу суміші газонасиченої нафти і ві-
льного нафтового газу, сформульовано методо-
логію експлуатації свердловин за даних умов, 
рекомендовано встановлювати оптимальний, 
допустимий і граничний режими роботи за кри-
терієм відповідного газового фактора та дано 
оцінку радіуса зони можливого випадання па-
рафіну. Вперше встановлено, що кольматація 
парафіном привибійної зони супроводжується 
випаданням його ще й на двох ділянках стовбу-
ра свердловини – безпосередньо над фільтро-
вою зоною і з розривом вище рівня температу-
ри насичення нафти парафіном. Результати 
розрахунків за запропонованими формулами 
задовільно підтверджуються практикою. 

Урахування температурного чинника дає 
змогу встановити або “безпарафінистий” режим 
експлуатації свердловини, або, зіставляючи ви-
трати на періодичне усунення відкладів пара-
фіну в привибійній зоні та “дохід” від додатко-
во видобутої нафти, наприклад за методикою 
[14], встановити термодинамічний режим із 
відкладанням парафіну в привибійній зоні. 

Невирішеними питаннями залишаються 
визначення проникності в запарафінованій зоні 
пласта і розрахунку зміни дебіту свердловини з 
часом у зв’язку із парафіновою кольматацією. 
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