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Abstract
The	paper	analyzes	the	methods	for	determining	moisture	in	operating	fields	in	field	pipelines.	The	author’s	mathematical	model	for	calculating	

pressure	and	temperature	and	determining	the	distribution	of	moisture	in	natural	gas	in	field	pipelines	is	presented.	It	is	established	that	the	

classical	equation	has	certain	drawbacks	and	leads	to	an	overconsumption	of	the	inhibitor	when	used	in	technological	calculations	of	inhibitor	

consumption.	The	results	of	direct	and	theoretical	calculations	for	determining	the	distribution	of	moisture	in	field	gas	pipelines	are	also	presented.

Materials	and	methods

Materials:	portable	hygrometer	Hygrovision-mini,	differential	pressure	
gauge.
Methods:	mathematical	modeling,	theoretical	and	empirical	model,	
GOST	34807-2021,	GOST	5542-2022.
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Аннотация
В	работе	проведен	анализ	методов	определения	влаги	на	действующих	месторождениях	в	промысловых	трубопроводах.	

Представлена	авторская	математическая	модель	расчета	давления	и	температуры	и	определения	распределения	влаги	

в	 природном	 газе	 в	 промысловых	 трубопроводах.	 Установлено,	 что	 классическое	 уравнение	 имеет	 определенные	

недостатки	и	приводит	к	перерасходу	ингибитора	при	использовании	его	в	технологических	расчетах	расхода	ингибитора.	

Также	представлены	результаты	прямых	и	теоретических	расчетов	по	определению	распределения	влаги	в	промысловых	

газопроводах.

Материалы	и	методы

Материалы:	переносной	гигрометр	Hygrovision-mini,	
дифференциальный	манометр.
Методы:	математическое	моделирование,	теоретико-эмпирическая	
модель,	ГОСТ	34807-2021,	ГОСТ	5542-2022.
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Промысловые	 системы	 сбора	 природ-
ного	 газа	 в	 большей	 степени	 подвержены	
образованию	 гидратов,	 особенно	 в	 зимний	
период	эксплуатации.	В	этой	связи	необходи-
мо	в	соответствии	с	п.	6.1.2	СТО	Газпром	2-3.5-
454-2010,	при	условии	невыполнения	требо-
ваний	—	п.	4.1	 таб.	 1	СТО	Газпром	089-2010	
(«температура	 точки	 росы	 газа	
по	 воде	 (ТТРв)	 при	 абсолютном	 давле-
нии	 3,92	 МПа,	 не	 выше:	 в	 зимний	 пе-
риод	 для	 умеренного	 климата	 –10	 °С,	
а	для	холодного	–20	°С»)	на	основании	паспор-
та	 качества	 газа,	 согласно	 ГОСТ	 5542-2022,	
подавать	ингибитор	в	трубопровод	для	преду-
преждения	образования	гидратов	[1].

Исследования,	 посвященные	 проблеме	
определения	расхода	ингибитора,	приводят-
ся	в	работах	[2–5].	Установлено,	что	расход	ин-
гибитора	 зависит	 от	 давления,	 температуры	
и	в	большей	степени	от	влагосодержания	до-
бываемого	природного	газа.	В	работах	[3–6]	
приводится	 эмпирическое	 уравнение	 опре-
деления	 распределения	 влагосодержания	
по	длине	газопровода.

																			 ,	 (1)

где	 W	 —	 влажность	 газа,	 г/м3;	 x	 —	 сечение	
трубопровода,	м;	P(x)	—	давление	в	сечении	
трубопровода,	МПа;	T(x)	—	температура	в	се-
чении	трубопровода,	°C.

Анализ	 уравнения	 (1)	 позволил	 устано-
вить,	что	данное	уравнение	не	всегда	позво-
ляет	определить	правильное	распределение	
влаги	в	промысловых	системах,	особенно	ког-
да	возникает	переход	из	гомогенной	системы	
в	гетерогенную	(образования	2-,	3-фазных	по-
токов)	 внутри	 промыслового	 трубопровода.	
В	 этой	 связи	 предлагается	 воспользоваться	
авторским	уравнением	[1,	3]:

					 ,				(2)

где	Yw	—	молярная	доля	воды	в	газе,	опреде-
ляется	по	ГОСТ	34807-2021;	Mg	—	молекуляр-
ная	масса	газа,	г/моль;	Mw	—	молекулярная	
масса	воды,	г/моль.

Для	 определения	 давление	 P(x)	 внутри	
газосборного	 коллектора	 (промысловый	

трубопровод)	 воспользуемся	 нелинейной	
разностной	схемой	и	уравнением	для	гидрав-
лических	потерь	с	учетом	изменения	плотно-
сти	и	температуры	[6,	7]:	

							 ,						(3)

где	 Q	 —	 расход	 природного	 газа	 в	 трубо-
проводе,	 кг/с;	 D	 —	 диаметр	 трубопровода,	
м;	 R0	 —	 газовая	 постоянная,	 Дж/(моль	 К);	
λ	 —	 коэффициент	 теплопроводности	 газа,	
Вт/(град		м),	L	—	длина	трубопровода,	м.

Шаг	 по	 координате	 вдоль	 тру-
бопровода	 в	 направлении	 тече-
ния	 —	  k	 =	 1,….n	 —	 число	 шагов	
до	 текущего	 сечения	 шлейфа,	 при	 n > 50	
почти	не	влияет	на	точность	расчета	[6,	7].

	 .	 (4)

Выбор	 корня	 осуществляется	 из	 есте-
ственного	 уровня	 положительности	 давле-
ния	[6,7]:

																 .	 (5)

Для	определения	T(x)	 температуры	 газа	
в	промысловом	трубопроводе	воспользуемся	
уравнением:	

														 ,	 (6)

где	 α, β	 —	 безразмерные	 коэффи-
циенты	 переноса	 тепла,	 они	 об-
ратно	 пропорциональны	 числу	
Нуссельта,	то	есть	 		T1, T2	—	темпера-
туры	природного	газа	на	выходе	из	скважины	
и	на	входе	в	установку	подготовки	газа,	°С; T+ —	
температура	окружающей	среды,	°С	[6,	7].

Для	 проверки	 предложенной	 мето-
дики	 расчета	 проводился	 сравнительный	
анализ	 результатов	 расчета	 и	 прямых	 из-
мерений,	 полученных	 переносным	 при-
бором	 Hygrovision-mini,	 исследование	
проводилось	 в	 течение	 1	 месяца	 на	 трех	
объектах.	Молярную	долю	воды	в	природном	

газе	 определяли	 непосредственно	
в	 начале	 исследуемого	 участка	 газопрово-
да	 (с	 выхода	 из	 скважины)	 путем	 прямого	
измерения	 согласно	 ГОСТ	 34807-2021.	 Кор-
ректировка	значения	давления	проводилась	
с	помощью	дифференциального	манометра,	
исследование	 проводилось	 в	 трех	 точках	
действующих	 газосборных	 коллекторов.	
В	таблицу	1	были	внесены	усредненные	зна-
чения	полученных	данных	после	статистиче-
ской	обработки	в	пакете	Microsoft	Excel	2020.

Итоги

В	работе	проанализированы	разные	методы	
определения	влаги	в	промысловых	коллекто-
рах	 эксплуатируемых	 месторождений.	 Уста-
новлено,	 что	 эмпирическое	 уравнение	 (1),	
которое	приводится	в	различных	источниках,	
имеет	 отклонения	 по	 сравнению	 с	 прямыми	
измерениями,	 которые	 проводились	 гигро-
метром	 Hygrovision-mini,	 и	 оно	 также	 менее	
точное,	чем	авторское	уравнение.

Выводы	

В	 работе	 приводится	 несколько	 авторских	
математических	 моделей	 для	 определения	
распределения	 влаги	 в	 газосборных	 кол-
лекторах,	 установлено,	 что	 классическое	
уравнение	 имеет	 большую	 погрешность	 и	
использование	 его	 в	 расчетах	 ингибитора	
образования	 гидратов	 приведет	 к	 перерас-
ходу	 химического	 реагента.	 Также	 оно	 не	
может	 быть	 откорректировано,	 так	 как	 не	
имеет	 поправочных	 коэффициентов,	 кото-
рые	можно	было	бы	внести	после	прямых	из-
мерений	влаги	в	трубопроводе	переносными	
гигрометрами.	
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Табл.	1.	Сравнительный	анализ	влагосодержания	природного	газа
Tab.	1.	Comparative	analysis	of	moisture	content	of	natural	gas

Наименование	
промысловых	
газопроводов

Прямые	измерения	прибором	
Hygrovision-mini,	г/м3

Уравнение	(1),	г/м3 Уравнение	(2),	г/м3

*Т.1 Т.2 Т.3 Т.1 Т.2 Т.3 Т.1 Т.2 Т.3

Анастасиевско-Троицкое	
месторождение	 0,242 0,212 0,201 0,228 0,206 0,195 0,238 0,209 0,2

Майкопское	
газоконденсатное	
месторождение

0,21 0,203 0,195 0,207 0,198 0,190 0,209 0,2 0,193

Кошехабльское	
газоконденсатное	
месторождение

0,312 0,281 0,276 0,286 0,277 0,271 0,295 0,279 0,274

*Т	—	точка	замера	влагосодержания	природного	газа
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Results

The	 paper	 analyzes	 different	 methods	 for	 determining	 moisture	
in	 industrial	 reservoirs	 operated	 at	 the	 field.	 It	 is	 established	 that	
the	 empirical	 equation	 (1),	 which	 is	 given	 in	 various	 sources,	 has	
deviations	 compared	 to	 direct	measurements	 that	were	 carried	 out	 by	
the	Hygrovision-mini	 hygrometer,	 and	 it	 is	 also	 less	 accurate	 than	 the	
author’s	equation.

Conclusions

The	paper	provides	several	author’s	mathematical	models	for	determining	
the	distribution	of	moisture	in	gas	collection	collectors,	it	is	established	
that	 the	 classical	 equation	has	a	 large	error	 and	 its	 use	 in	 calculating	
the	hydrate	 formation	 inhibitor	will	 lead	 to	 an	over	 expenditure	of	 the	
chemical	 reagent,	 and	 it	 cannot	 be	 adjusted,	 since	 it	 does	 not	 have	
correction	factors	that	could	be	introduced	after	direct	measurements	of	
moisture	in	the	pipeline	with	portable	hygrometers.
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