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Негерметичность обсадной 
колонны приводит к резкому 
увеличению обводненности 
добываемой продукции 
нефтяных скважин. 
Рассматриваются компоновки 
«УЭЦН с пакером», и, в 
частности, с отводом газа по 
капиллярному трубопроводу. 
Представлен опыт использования 
компоновок, изложен подход к 
оценке отложнения гидратов в 
капиллярном трубопроводе.

материалы и методы
Метод Рунге-Кутта. Метод численного 
решения стационарного уравнения 
теплопроводности из условий Стефана.
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Значительное количество скважин на 
«старых» нефтяных месторождениях эксплу-
атируется с негерметичной колонной. При-
чинами возникновения негерметичности 
эксплуатационной колонны могут быть [1, 2]: 
длительный срок эксплуатации скважины в 
условиях высокой коррозионной активности 
добываемой продукции, разрушение колон-
ны из-за тектонических движений земной 
коры, брак при выполнении тампонажных 
работ при бурении скважин, размыв цемент-
ного камня пластовыми водами.

Негерметичность приводит к резкому 
обводнению добываемой продукции. Напри-
мер, по данным [3] 472 скважины выбыли в 
бездействующий фонд по причине обводнен-
ности добываемой продукции. Предвари-
тельные исследования этих скважин показа-
ли, что 74 из них имеют перспективы ввода 
в эксплуатацию в случае ликвидации послед-
ствий негерметичности эксплуатационной 
колонны. Проблема обычно решается либо 
проведением ремонтно-изоляционных ра-
бот (РИР), либо использованием пакерных 
компоновок. Технологии с использованием 
пакерных компоновок существенно дешевле 
РИР. Экономия в случае отказа от техноло-
гии РИР в пользу технологии ЭЦН с пакером 
составляет порядка 1 млн руб. на каждую 
операцию (индекс прибыльности — 1,5, срок 
окупаемости — меньше года) [3]. Кроме того, 
проведя ремонтные работы в одном интер-
вале, по истечении некоторого времени мы 
можем столкнуться с негерметичностью в 
другом. То есть количество проводимых РИР 
при их дороговизне непрерывно растет, а, 
значит, растут и затраты [4].

Основные производители скважинного 
глубинного оборудования в настоящее вре-
мя предлагают пакеры с кабельным вводом 
различного принципа действия, которые 
обеспечивают их надежную работу с УЭЦН.

Проблему при использовании техноло-
гии УЭЦН с пакером создает накапливаю-
щийся под пакером газ, который приводит 
к срыву подачи насоса. Следует также отме-
тить, что в пакерных компоновках установка 
пакера делает подвеску более жесткой, уве-
личивая вероятность «полета». При очеред-
ном текущем ремонте рекомендуется менять 
НКТ над насосным агрегатом на новые. 

Применение находят одно- и двухпакер-
ные компоновки. При эксплуатации сква-
жин с данными компоновками нашли при-
менение несколько технологий. В первую 
очередь стремятся максимально возможно 
увеличить глубину подвески насоса. При не-
значительном газовом факторе до 180 м3/м3 

используются насосы с диспергатором, из-
мельчающим газовые пузыри до получения 
квазигомогенной смеси. По данным произ-
водителей глубинно-насосного оборудова-
ния при содержании газа на приеме более  
20–30%, целесообразно ставить диспер-
гаторы. Однако технологические службы 
большинства добывающих компаний уста-
навливают диспергаторы, начиная уже с 
10% свободного газа на приеме. Также при-
меняют мультифазные насосы, устойчиво 

работающие в газонасыщенных средах.
В скважинах с большим газовым фак-

тором необходимо отводить газ в интервал 
выше пакера, либо в колонну НКТ, либо до 
устья и далее в сборный коллектор. 

Применение также находят технологии 
с использованием струйного насоса для от-
вода газа. Конструкцию струйных насосов 
первого поколения относят к низкоэффек-
тивным из-за габаритных ограничений и осо-
бенностей строения [5]. Данные струйные на-
сосы при их простоте конструкции относятся 
к нерегулируемым аппаратам, в которых 
конструктивные параметры должны жестко 
соответствовать технологическим параме-
трам, изменение которых параметров резко 
снижает эффективность струйных насосов. 
Подбор конкретного насоса производится 
на основе геолого-технических данных пла-
нируемых к эксплуатации пластов и рабочих 
параметров УЭЦН [6]. Проблема не только 
в получении достоверной информации, но 
и в том, что условия работы могут меняться 
во времени. Для подбора насоса с конкрет-
ными параметрами нужно знать давление 
на входе в сопло, на выходе из диффузора, 
давление в камере смешения и давление в 
приемной камере. Для внедрения струйных 
технологий требуется достаточно высокая 
квалификация технологов, а чаще привлече-
ние сторонних организаций. Нестабильные 
условия, некорректно подобранная кон-
струкция струйного насоса приводят к тому, 
что в скважине вместо откачки газа струй-
ный насос выполняет роль штуцера, распо-
ложенного выше УЭЦН. 

Применение струйных насосов в нефте-
добыче началось в США в 40-е гг. двадца-
того столетия. В СССР первый струйный на-
сос был применен в 1958 году на промысле 
Азербайджана. Но до сих пор, при всей их 
привлекательности, широкого внедрения в 
добыче нефти они не нашли, используются в 
основном при ремонтных работах.

Отвод газа из-под пакера с помощью 
клапанных устройств на практике не находит 
широкого применения из-за проблем с заби-
ванием клапана механическими примесями, 
нефтью, отложением солей, гидратов.

Технология эксплуатации скважин с не-
герметичной колонной, используя УЭЦН с 
пакером, была впервые массово внедрена в 
2010 г. По результатам эксплуатации в 2010-
2012 гг. 31 скважины были сделаны следую-
щие выводы:
1. Без отвода газа компоновку УЭЦН с 
пакером целесообразно использовать 
при газовом факторе до 180 м3/м3. 

2. Применение струйного насоса в 
компоновке «УЭЦН-пакер» наиболее 
эффективно при расположении насосного 
агрегата на расстоянии от пакера не 
менее 500 м.

3. При газовом факторе  
180–300 м3/м3 целесообразно 
использовать газоотводную трубку. 
Причем отвод газа проводить до устья, 
используя капиллярные полимерные 
армированные трубопроводы, как 
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наиболее приспособленные для данной 
технологии.

4. При газовом факторе более 300 м3/м3 

наиболее эффективна двухпакерная 
компоновка 
В последнее время в нефтедобыче все 

чаще находит применение технология от-
вода газа с использованием капиллярных 
трубопроводов. Газ отводится из-под паке-
ра либо в НКТ выше насоса, либо до устья.  
[7, 8, 9].

Примеры использования  
газоотводной трубки

На скважине в интервале 2021–2037 м 
выявлена негерметичность эксплуатаци-
онной колонны. Скважина была оснащена 
пакером и скважинным капиллярным по-
лимерным армированным трубопроводом 
СКТ-7/16 внутренним диаметром 7 мм про-
изводства инжиниринговой компании «Ин-
комп-нефть», который отводит газ из-под 
пакера на устье и далее в буферную линию. 
На глубине 2289 м размещён насос УЭЦН-
80-2300 м. Дебит — 80 м3/сут. 

На скважине в интервале 1972–2077 м 
выявлена негерметичность эксплуатаци-
онной колонны. Скважина была оснащена 
пакером с кабельным вводом гидромеха-
нический П-ЭГМ, установленным на глубине 
2263 м, искважинным капиллярным трубо-
проводом СКТ-7/16 внутренним диаметром 
7 мм. Глубина подвески насоса УЭЦН-80-
2300 составила 2484 м. Давление устьевое 
— 1,5 МПа. Дебит — 70 м3/сут. Обводнён-
ность — 90%. На глубине 20 м от устья уста-
новлена вводная муфта, через которую газ 
из-под пакера по капиллярному трубопрово-
ду поступает в НКТ. 

В обоих случаях отвод газа из-под паке-
ра с помощью полимерного армированного 
трубопровода позволил избежать срыва ра-
боты насоса.

Отвод газа может производиться по тру-
бопроводу в НКТ и на устье. В чем преимуще-
ство отвода газа до устья? Это возможность 
контролировать процесс и диагностировать 
состояние капиллярного трубопровода. При 
необходимости есть возможность продуть 
канал азотом, закачать в интервал под паке-
ром химические реагенты. В случае отложе-
ния гидратов промыть трубку метанолом.

Подбор оборудования производится 
по свойствам пластового флюида и газа, 
газовому фактору, параметрам насоса, 
термобарическим условиям. В результате 

анализа данных определяются параметры 
газоотводной трубки, необходимость осна-
щения фильтром и условие отвода газа. Оце-
нивается вероятность и интервал отложения 
гидратов. В качестве газоотводной трубки 
применяется капиллярный полимерный ар-
мированный трубопровод СКТ-7/16 (рис. 1). В 
данных системах также могут использоваться 
полимерные капиллярные трубопроводы, 
бронированные металлической лентой или 
металлические с проволочной брониров-
кой, но надежность их существенно ниже. В 
зарубежной практике находят применение 
толстостенные металлические трубопроводы 
с диаметром канала 6, 8, 16, 20 мм.

Полимерный армированный проволо-
кой трубопровод состоит из внутреннего 
полимерного канала, армирующей оплетки 
и внешнего защитного слоя полимера. Наи-
большее распространение получили системы 
с полимерными армированными трубопрово-
дами, диаметром проходного канала 7 мм и 
наружным диаметром 16 мм, диаметром про-
волочной оплетки 0,8–1,2 мм. Трубопроводы 
эксплуатируются при температуре от -50 до 
+120°С, допустимым давлением 25 МПа. 

Преимуществами применения поли-
мерных армированных трубопроводов яв-
ляются: высокая химическая стойкость и 
механическая прочность особенно при зна-
чительной радиальной деформации.

Инжиниринговой компанией «Инкомп 
Нефть» успешно оборудовано более 20 
скважин системами отвода газа из-под па-
керного интервала. Основываясь на опыте 
применения отвода газа по полимерному 
армированному трубопроводу в компонов-
ке «УЭЦН с пакером», можно сделать вывод, 
что данная технология весьма эффективно 
справляется с поставленной задачей и по-
зволяет эксплуатировать скважины, обору-
дованные УЭЦН с пакером, даже при высо-
ком газовом факторе.

По трубопроводу отводится влажный 
газ, поэтому возникает опасность отложения 
гидратов, особенно в интервалах вечной 
мерзлоты. В области локального пониже-
ния температуры возникают условия для 
гидратообразования.

Нами была рассмотрена задача по опре-
делению скорости образования гидратного 
слоя и области возможного локального уско-
рения потока газа. Для получения модели 
принималось что газ, выделяющийся из неф-
ти — метан. Рассматривалось одномерное 
движение влагонасыщенного газа в трубке 
внутренним радиусом r0 и внешним R. Счита-
ется, что влаги, необходимой для образова-
ния гидрата, достаточно по всей оси трубки, 
так что проходное сечение S и диаметр D 
=  2[r0 – ξ (z,t)] полагаются переменными от-
носительно пространственной координаты и 
времени. Здесь ξ(z,t) — толщина слоя гидра-
та в трубке.

Процесс гидратообразования идет мед-
ленно, по сравнению со скоростью установ-
ления температуры и давления газа, так что 
процесс можно считать квазистатическим, а 
давление и температура газа описываются 
системой уравнений:

(1)

Здесь координата z отсчитывается вдоль 
оси трубки, g — ускорение свободного па-
дения, ρ — плотность газа, M = ρvS — посто-
янный массовый расход газа (v — скорость 
потока), cp — удельная теплоемкость газа 
при постоянном давлении, ψ – коэффициент 
гидравлического сопротивления, ε — коэф-
фициент Джоуля-Томсона.

Для системы (1) задаются начальные 
условия

(2)

где p1 и T1 – давление и температура на входе в 
трубопровод.

Система (1) дополняется уравнением 
состояния:

(3)

где коэффициент сверхсжимаемости газа задается 
уравнением Латонова-Гуревича:

(4)

Температура стенки Tw для областей, по-
крытых гидратом, принимается Tw = Tf. Темпе-
ратура  фазового перехода газ-гидрат опре-
деляется уравнением

(5)

где β1 и β2 — эмпирические постоянные.
Для областей, свободных от гидрата, 

температура стенки канала Tw определяется 
из решения тепловой задачи для распре-
деления температуры Tp = Tp (r,z,t) в толще 
материала трубки, т.е. Tw = Tp (r0,z,t), где r0 
– внутренний радиус трубки. Заметим, что 
тепломассоперенос через канал трубопро-
вода достаточно мал по сравнению с тепло-
массопереносом в скважине, так что можно 
принять, что поток газа в трубопроводе прак-
тически не влияет на температурное поле.

На границе раздела фаз, следуя [10–12], 
запишем условие Стефана в виде:

(6)

Здесь ph, lh, λh — плотность гидрата, удельная скры-
тая теплотаобразования гидрата, коэффициент 
теплопроводности гидрата, αw — коэффициент 
теплоотдачи от газа к гидратному слою, Th — тем-
пература гидрата, T — температура газа в канале, 
ξ — толщина гидратного слоя. Уравнение (1) выра-
жает тот факт, что скорость гидратообразования 
определяется интенсивностью тепловых потоков к 
фазовому фронту, как со стороны стенки канала, 
так и со стороны газа. Координата r — радиус-век-
тор, выходящий из точки на оси канала в горизон-
тальном направлении.

На внешней и на внутренней стенке тру-
бопровода, в отсутствии гидратного слоя, 
задаются граничные условия третьего рода:

(7)

Здесь Tp — температура материала стенки трубки, 
Ts — температура окружающей среды затрубного 
пространства, распределение которой вдоль верти-
кальной оси считается заданным, αps — коэффици-
ент теплообмена стенки с окружающей средой, αw 

Рис. 1 — Полимерный армированный 
трубопровод СКТ-7/16
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— коэффициент теплообмена стенки трубки с газом 
в канале, — теплопроводность полипропилена.

Учитывая анализ, проведенный в [10], 
примем, что движение фазового фронта 
происходит достаточно медленно, чтобы 
считать температурное поле установившим-
ся в любой момент времени. Тогда, решая 
стационарное уравнение теплопроводно-
сти, для участков, не покрытых гидратом, 
найдем температуру внутренней стенки 
трубки:

(8)

Для участков, покрытых гидратным сло-
ем, из условия Стефана (6) и стационарного 
уравнения теплопроводности найдем урав-
нение движения фазового фронта:

(9)

Таким образом, на каждом временном 
слое из уравнений газовой динамики (1) нахо-
дим распределение давления и температуры 
в потоке, и пробегая вдоль оси трубки, опре-
деляем распределение толщины гидратного 
слоя из уравнения (9) и температуру внутрен-
ней стенки трубки из соотношения (8).

Приведем пример численных расче-
тов при следующих параметрах: M = 0.008 
кг/с, R = 8 мм, r0 = 3.5 мм, p1 = 6 МПа, Т1 = 
330 К, αps = 19 Вт/м

2 · К, ph = 800 кг/м
3, lh 

= 510 кДж/кг, λр = 2 Вт/м · К, λр = 0,2 Вт/м 
· К, β1 = 10, β2 = 243.2, состав газа − чистый 
метан, коэффициенты ψ и αω принимались 
переменными вдоль оси канала, в зави-
симости от давления и температуры газа в 
трубопроводе. Эмпирические параметры, 
определяющие положение кривой равно-
весия фаз газ-гидрат принимались β1 = 10, 
β2 = 243.2. Реальное распределение темпе-
ратуры в межтрубном пространстве скважи-
ны аппроксимировалось двумя линейными 

участками, самая холодная точка (274К), 
располагалась на глубине 300 м:

При таком распределении температуры 
межтрубного пространства скважины наблю-
дается ярко выраженный пик толщины ги-
драта в точке с самой низкой температурой. 
На рис. 2 приведено распределение толщи-
ны гидратного слоя по глубине трубопрово-
да, через 2 часа после его пуска:

Показано, что с течением времени ско-
рость гидратообразованияможет снижаться 
(если раньше не происходит закупорка тру-
бопровода). Ниже приведена зависимость 
скорости роста пика гидратного слоя Vh, от 
времени (рис. 3).

При более низких значениях входного 
давления гидрат может не откладываться 
на стенках трубопровода. Например, при 
p1  =  3  МПа численный эксперимент пока-
зал, что слой гидрата не образуется, если 
остальные параметры численного экспери-
мента оставить прежними. Уменьшение же 
массовых расходов газа при неизменных 
входных давлениях, способствует увеличе-
нию скорости гидратообразования.

Итоги
В статье рассмотрена возможность образо-
вания гидратов в трубопроводе малого диа-
метра. Определена скорость роста гидратно-
го слоя и глубина возможного образования.

Выводы
Построена математическая модель, кото-
рая позволяет прогнозировать вероятность 
начала образования и скорость роста ги-
дратного слоя в зависимости от давления 
в забое, градиента температуры по стволу 
скважины и состава газа. В свою очередь 
это позволит прогнозировать срок беспе-
ребойной работы системы по отводу газа. 
И при необходимости устанавливать пери-
одичность продувки полимерного армиро-
ванного трубопровода для разрушения и 
удаления гидратного слоя с целью сохране-
ния пропускной способности.
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Abstract
Leakage of casing column is a cause of 
fast water increase in products of oil-wells. 
The article discussed layout plan of “ESCP 
with packer”, in particular a gas withdrawal 
through capillary pipeline. It is described the 
designs packer with Inkompneft capillary 
pipeline. Experience of arranges applications 
is given. An approach to hydrates deposition 
in the capillary pipeline assessment is 
covered. 

Materials and methods
Runge-Kutta method. Method for the 

numerical solution of steady-state heat 
equation the Stefan problem.

Results
The article considered a possibility of hydrates 
deposition in the small bore pipeline. 
Hydrates increase rate and depth of possible 
deposition are determined.

Conclusions
It was designed a mathematical model to 
forecast the possibility of commencement and 
rate of growth of the hydrate layer formation 
and depending on the bottomhole pressure, 

temperature gradient of bore hole and gas 
composition. That, in its turn, allows making 
a prognosis of the time of uninterrupted 
performance of the gas withdrawal system. In 
case of necessity to set the periodicity of the 
armored polymer pipeline purging to destruct 
and remove the hydrate layer to save the flow 
capacity.

Keywords
leakage of casing column, packer,  
gas withdrawal, capillary pipeline, 
deep-well pump, hydrates deposition, 
Stefan condition, heat flow rate

Gas withdrawal in the arrangement “ESCP with packer”
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