
 

Вступ  
Родовища нафти і газу в Україні містять 

значні залишкові запаси вуглеводнів, однак 

їхня структура ускладнюється, а якість посту-

пово погіршується. Легкодоступні запаси, ло-

калізовані у сприятливих геолого-

технологічних умовах, поступово вичерпують-

ся, водночас зростає частка важковидобувних 

запасів, розробка яких нині здійснюється недо-

статніми темпами. 

Забезпечення енергетичних потреб насе-

лення та промисловості за рахунок власного 

видобутку потребує впровадження нових або 

модернізованих технологій, які дозволяють 
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Анотація. У статті узагальнено сучасні дослідження та інженерні підходи до розробки газових і газоконден-
сатних родовищ за водонапірного режиму. Розглянуто механізм защемлення газу за фронтом руху пластової 
води, особливості багатофазної фільтрації та чинники невизначеності, що впливають на прогнозування об-
воднення і вибір технологічних рішень. Проаналізовано технології впливу на пластову систему: прискорене 
зниження пластового тиску, спільний видобуток газу і води, нагнітання невуглеводневих газів та комбіновані 
підходи до залучення в розробку частини защемленого газу. Показано, що їх ефективність залежить від ак-
тивності водоносної системи, неоднорідності колектора, розміщення свердловин, темпів відбору та достові-
рності гідродинамічної моделі. Окремо систематизовано технології роботи безпосередньо зі свердловина-
ми: регулювання гирлового тиску, підбір діаметра ліфтової колони, швидкісні колони, плунжерний ліфт, газ-
ліфт, електровідцентрові насоси (ЕВН), поверхнево-активні речовини (ПАР), системи внутрішньосвердловин-
ного розділення газу і води (DGWS) та ізоляцію припливу води. Встановлено, що ці методи переважно не 
усувають причину обводнення покладу, але можуть подовжити період стабільної експлуатації свердловин за 
умови коректного вибору з урахуванням стану свердловини, обсягів рідини, конструкції ліфтової колони та 
обмежень системи збору і підготовки продукції. Запропоновано систематизацію технологічних підходів за 
напрямом інженерного впливу, принципом дії, умовами застосування, очікуваним ефектом і ключовими 
обмеженнями. Сформовано діагностичну матрицю вибору напряму технологічного впливу залежно від ха-
рактеру обводнення, імовірної причини припливу води та технічного стану свердловин. Визначено ключові 
невирішені проблеми, пов’язані з моделюванням руху води в неоднорідних пластах, прогнозуванням обво-
днення та умовами винесення рідини зі стовбура свердловини й вибою. 
 
Ключові слова: водонапірний режим, багатофазна фільтрація, неоднорідність, обводнення, регулювання 
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ефективніше залучати до розробки залишкові 

запаси. Йдеться як про технології активного 

впливу на продуктивні пласти, так і про ком-

плекс рішень, орієнтованих безпосередньо на 

оптимізацію роботи свердловин на різних ста-

діях розробки родовищ. 

Перспективними напрямами з огляду на 

низькі коефіцієнти вилучення вуглеводнів є 

освоєння обводнених пластів, інтенсифікація 

винесення рідини з вибою свердловин та міні-

мізація негативного впливу ускладнюючих 

чинників, що формуються під час розробки 

родовищ природних газів у умовах прояву во-

донапірного режиму. Підтримання стабільної 

продуктивності видобувних свердловин потре-

бують пошуку комплексних рішень для управ-

ління рухом води та забезпечення ефективного 

вилучення вуглеводнів. 

У даній роботі узагальнено опубліковані 

дослідження вітчизняних і зарубіжних авторів, 

що пропонують варіанти вирішення проблем 

розробки покладів за водонапірного режиму. 

Розглянуто як теоретичні аспекти моделюван-

ня та прогнозування процесів у пласті, так і 

практичні рекомендації щодо оптимізації ре-

жимів експлуатації свердловин в умовах висо-

кої обводненості видобувної продукції.    

 

Аналіз сучасних закордонних і вітчиз-

няних досліджень та публікацій. 

Уявлення про розробку покладів за водо-

напірного режиму значною мірою формували-

ся під впливом класичних теоретичних підхо-

дів до незмішуваного витіснення флюїдів у 

пористому середовищі. На основі аналогій із 

витісненням у нафтових системах тривалий 

час припускалося, що просування пластової 

води може сприяти ефективному витісненню 

газової фази з порового простору. Теоретич-

ною основою таких уявлень стали класичні 

праці Buckley і Leverett та Muskat [1–2]. 

Ранні лабораторні дослідження відносної 

проникності та двофазної фільтрації в систе-

мах «газ–вода» показали, що після обводнення 

газових і газоконденсатних колекторів може 

формуватися значна залишкова газонасиче-

ність – у межах 15–50 % порового об’єму [3]. 

Методичне підґрунтя таких досліджень і під-

ходів до вимірювання фазових проникностей 

було сформовано також у класичних роботах 

[4–5]. Подальше комплексне дослідження 

Geffen та ін. [6] на керновому матеріалі підтве-

рдило ці висновки, показавши, що висока за-

лишкова газонасиченість не є лише лаборатор-

ним ефектом, а за порядком величини відпові-

дає залишковій нафтонасиченості після витіс-

нення нафти водою. Достовірність цих резуль-

татів була додатково підсилена зіставленням 

лабораторних даних із польовими вимірюван-

нями в обводнених газових покладах. 

Подальші лабораторні фільтраційні дослі-

дження були спрямовані на з’ясування чинни-

ків, що контролюють величину залишкової 

газонасиченості. Long і Chierici [7] показали, 

що залишкова газонасиченість після витіснен-

ня газу водою залежить від типу пористого 

середовища і становить 18–26 % для незцемен-

тованих зразків, 18–31 % — для пісковиків і 

10–22 % — для вапняків; істотного впливу ти-

ску й температури не виявлено. 

Legatski та ін. [8] встановили, що залиш-

кова газонасиченість не може бути надійно 

визначена лише за загальними кореляціями 

пористості й проникності, тому для конкретно-

го типу колектора потрібні лабораторні вимі-

рювання на керні. Автори відзначили лише 

загальну залежність залишкової газонасичено-

сті від пористості без чіткої універсальної ко-

реляції з проникністю. McKay [9] також підт-

вердив слабку кореляцію між пористістю і за-

лишковою газонасиченістю та показав, що га-

зовилучення значною мірою визначається по-

чатковою зв’язаною водонасиченістю. Анало-

гічно, у дослідженні Crowell та ін. [10] встано-

влено, що за умов повного водонапірного виті-

снення визначальним чинником є початкова 

водонасиченість, тоді як роль абсолютної про-

никності та швидкості витіснення газу водою в 

дослідженому діапазоні є незначною.  

Сукупність результатів експерименталь-

них, теоретичних і чисельних досліджень [3-

10] свідчать, що за водонапірного режиму ефе-

ктивність вилучення газу часто обмежується 

защемленням газу в обводненій частині пласта, 

активністю водоносної системи та характером 

відбору газу. Це обґрунтовує необхідність за-

стосування спеціальних методів і технологій 

впливу на пласт і свердловини, розглянутих у 

наступних підрозділах. 

 

Висвітлення невирішених раніше час-

тин загальної проблеми.  

Розробка газових і газоконденсатних ро-

довищ за водонапірного режиму ускладнюєть-

ся нерівномірним просуванням пластової води, 

защемленням газу та, для газоконденсатних 

покладів, рідких вуглеводнів за фронтом її ру-

ху. Попри значний обсяг досліджень, недоста-

тньо обґрунтованими залишаються вплив не-

однорідності покладів на динаміку багатофаз-

ної фільтрації, умови винесення рідини зі сто-

вбура свердловини та вибою за знижених пла-
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стових тисків, а також кількісна оцінка неви-

значеності під час прогнозування обводнення. 

Окремою проблемою є відсутність узагальне-

них критеріїв вибору технологій залежно від 

характеру обводнення, джерела надходження 

води, енергетичного стану свердловин і техні-

чних обмежень їх експлуатації. Саме це зумов-

лює необхідність систематизації технологічних 

підходів і формування діагностичної основи 

для попереднього вибору напряму технологіч-

ного впливу. 

 

Мета та завдання досліджень.  

Метою дослідження є критична система-

тизація сучасних технологічних підходів до 

розробки газових і газоконденсатних покладів 

за водонапірного режиму та обґрунтування 

критеріїв попереднього вибору методів керу-

вання обводненням і підтримання стабільної 

експлуатації свердловин залежно від геолого-

технологічних умов, стадії розробки та харак-

теру надходження пластової води. 

 

Висвітлення основного матеріалу дослі-

дження.  

На початковій стадії розробки покладів, 

для яких характерний водонапірний режим, 

першочергове значення мають раціональне 

розміщення сітки свердловин, регулювання 

темпів відбору газу та використання гідроди-

намічного моделювання для прогнозування 

напрямів раннього прориву води. Забезпечення 

рівномірного дренування покладу та своєчасне 

коригування режиму його розробки можуть 

сповільнити обводнення продуктивних інтер-

валів і підвищити кінцевий коефіцієнт вугле-

водневилучення. 

За результатами аналізу літературних 

джерел технологічні підходи до розробки газо-

вих і газоконденсатних покладів за водонапір-

ного режиму доцільно розглядати у двох на-

прямах: вплив на поклад і водонапірну систему 

та робота безпосередньо зі свердловинами. 

Подальший виклад присвячено аналізу цих 

напрямів, умов їх доцільного застосування та 

основних обмежень.  

 

Характеристика методів керування 

припливом води і підвищення газовилучен-

ня за водонапірного режиму 

Прискорене зниження тиску (Accelerated 

Blowdown). Одним із технологічних підходів 

до підвищення газовилучення за водонапірно-

го режиму є прискорене зниження пластового 

тиску. Lutes та ін. [11] показали, що порівняно 

з низьким темпом відбору цей підхід дає змогу 

швидше знизити тиск у газонасиченій частині 

покладу та збільшити кінцеве газовилучення. 

Зокрема, під час розробки покладу Katy V-C 

(США) прискорене зниження пластового тиску 

забезпечило газовилучення, що більш ніж на 

30 % перевищило результат за низького темпу 

відбору. Водночас поведінка покладу за таких 

умов не описувалася звичайною моделлю ма-

теріального балансу через значний градієнт 

тиску в обводненій зоні, який впливав на обсяг 

защемленого газу та можливість його подаль-

шого вилучення. 

Промислові приклади підтверджують ефе-

ктивність цього підходу для окремих водона-

пірних газових покладів. Chesney та ін. [12] 

встановили, що на покладі North Alazan H-21 

(США) близько 10 % сукупного видобутку га-

зу було забезпечено саме за рахунок прискоре-

ного зниження пластового тиску. У роботі Bri-

nkman [13] для покладу Lovells Lake Frio 1 

(США) показано, що прискорений відбір газу 

забезпечив приріст залишкового газовилучен-

ня приблизно на 20 % порівняно з подальшою 

розробкою за низького темпу відбору. 

Дослідження Agarwal та ін. [14] показали, 

що ефективність такого підходу залежить від 

темпу відбору газу, залишкової газонасиченос-

ті, властивостей водоносної системи та 

об’ємного охоплення витісненням. Тому вибір 

режиму експлуатації потребує індивідуального 

обґрунтування для конкретного покладу. Екс-

периментальні дослідження Rezaee та ін. [15] 

додатково показали, що визначення оптимізо-

ваного темпу відбору має враховувати масш-

табний перехід від лабораторної моделі до 

умов реального покладу. 

Ефективність методу прискореного зни-

ження тиску визначається геологічними особ-

ливостями покладу, зокрема гетерогенністю 

колекторів, проникністю та активністю водо-

напірної системи, тоді як значна невизначе-

ність у цих параметрах обмежує точність про-

гнозу обводнення [11, 12, 15]. У зв’язку з цим 

подальші дослідження мають бути спрямовані 

на вдосконалення моделей, здатних точніше 

відтворювати поведінку водонапірної системи 

та визначати оптимальні режими експлуатації 

для різних типів покладів та активності водо-

напірних систем. 

Спільний видобуток газу та води (Gas–

Water Co-Production). Технологія спільного 

видобутку газу і води спрямована на підви-

щення газовилучення за водонапірного режиму 

шляхом цілеспрямованого відбору води з об-

водненої частини покладу або прилеглої водо-

носної системи [16]. На відміну від простого 
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прискореного відбору газу, цей підхід додат-

ково передбачає керування водоприпливом. 

Відбір води знижує пластовий тиск, сповіль-

нює просування фронту пластової води та мо-

же сприяти ремобілізації частини защемленого 

газу [16–17]. 

Практичне застосування цього підходу на-

ведено в роботі Chesney та ін. [12], де для пок-

ладу North Alazan H-21 (США) описано проєкт 

вторинного вилучення газу шляхом відбору 

великих обсягів води з обводненої частини по-

кладу та прилеглої водоносної системи. У ро-

боті Arcaro і Bassiouni [17] для покладу Eugene 

Island Block 305 (США) показано, що спільний 

видобуток газу і води може збільшити газови-

лучення до 20 %. Сучасні чисельні досліджен-

ня Marmora та ін. [18] також підтверджують 

перспективність цього підходу: за результата-

ми моделювання приріст коефіцієнта вилучен-

ня досягав 28 %, а визначальним чинником був 

темп відбору води. 

У роботі [19] обґрунтовано доцільність 

активного впливу на водонапірний режим 

шляхом експлуатації обводнених свердловин і 

контрольованого відбору води на водонебезпе-

чних напрямах. Такий підхід дає змогу спові-

льнювати просування пластових вод, запобіга-

ти передчасному обводненню видобувних све-

рдловин і залучати до вилучення мікро- та ма-

крозащемлений газ. 

Отже, ефективність спільного видобутку 

газу і води визначається темпом відбору води, 

масштабом і активністю водоносної системи, 

неоднорідністю колекторів, можливістю ремо-

білізації защемленого газу, а також економіч-

ною доцільністю відбору, підготовки та утилі-

зації значних обсягів води [17–19]. 

Нагнітання невуглеводневих газів. Перс-

пективним напрямом підвищення газовилу-

чення є нагнітання невуглеводневих газів [20-

23]. Найбільшу увагу приділено нагнітанню 

діоксиду вуглецю, оскільки воно поєднує під-

вищення газовилучення з можливістю його 

геологічного зберігання [24-25].  

Експериментальні дослідження Sim та ін. 

[20] підтвердили принципову здатність діокси-

ду вуглецю витісняти метан у пористому сере-

довищі. Для прогнозування такого процесу 

необхідно враховувати гідродинамічну диспе-

рсію і змішування діоксиду вуглецю з пласто-

вим газом, які залежать від тиску, температу-

ри, швидкості фільтраційного потоку, неодно-

рідності пористого середовища, зв’язаної во-

донасиченості та просторового розподілу води 

[26].   

Для покладів з активним водонапірним 

режимом окремо розглядається нагнітання діо-

ксиду вуглецю поблизу газоводяного контакту 

або над водоносною частиною пласта. Чисель-

не моделювання показує, що формування про-

міжної зони, насиченої діоксидом вуглецю, 

може частково обмежувати просування плас-

тової води й підвищувати газовилучення [27-

28]. У низці змодельованих сценаріїв раннє 

нагнітання могло пришвидшувати прорив діо-

ксиду вуглецю до свердловин і знижувати кін-

цеве газовилучення [21, 24, 29].  

Для реального водонапірного газоконден-

сатного покладу на півдні Ірану чисельне мо-

делювання показало збільшення газовилучення 

на 27 % і підвищення коефіцієнта вилучення 

конденсату на 58 % порівняно з базовим варіа-

нтом без нагнітання діоксиду вуглецю [28], 

тоді як для покладу Schönkirchen Übertief (Авс-

трія) додаткове газовилучення становило лише 

близько 1,5 % [24]. 

Альтернативою діоксиду вуглецю є азот 

— хімічно інертний, некорозійний і доступний 

агент нагнітання [23, 30]. Нагнітання азоту по-

близу газоводяного контакту або в обводнену 

частину покладу формує зону, насичену азо-

том, яка витісняє природний газ до видобувних 

свердловин, сповільнює переміщення газово-

дяного контакту та може залучати до вилучен-

ня частину раніше защемленого газу [22, 31]. 

За результатами чисельного моделювання 

Adler і Crawford [22], такий підхід може забез-

печувати розрахунковий приріст газовилучен-

ня на 30–50 % відносно варіанта без нагнітан-

ня, однак результат залежить від положення 

нагнітальних свердловин відносно газоводяно-

го контакту, об’єму зони, насиченої азотом, і 

режиму нагнітання. Лабораторні дослідження 

ІФНТУНГ підтверджують, що нагнітання азо-

ту в обводнені пласти зменшує швидкість про-

сування пластової води, сприяє вирівнюванню 

положення газоводяного контакту та підвищує 

вилучення мікро- і макрозащемленого газу 

[31]. 

Практичне застосування азоту показано на 

родовищі De Wijk (Нідерланди), де після поча-

тку нагнітання зафіксовано збільшення добо-

вого видобутку газу та відновлено роботу об-

водненої свердловини [30]. Узагальнення 29 

проєктів нагнітання азоту в нафтові й газові 

поклади показало, що цей агент може застосо-

вуватися для змішувального й незмішувально-

го витіснення, підтримання пластового тиску 

або як витіснювальний газ у комбінованих 

схемах нагнітання [23].  
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Отже, ефективність нагнітання невуглево-

дневих газів визначається властивостями газу 

нагнітання, геологічною будовою покладу, не-

однорідністю колектора, розміщенням сверд-

ловин, параметрами нагнітання та видобутку, 

активністю водоносної системи, а також ризи-

ком прориву агентів нагнітання та технічною 

готовністю інфраструктури до їх вмісту у про-

дукції [23, 27, 30]. Подальші дослідження ма-

ють бути спрямовані на підвищення ефектив-

ності технологій у неоднорідних пластах, ви-

значення оптимальних стратегій нагнітання 

невуглеводневих газів та оцінку їх довгостро-

кового впливу на водонапірну систему. 

 

Характеристика методів оптимізації ро-

боти обводнених свердловин та інтенсифі-

кації винесення рідини з вибою 

У процесі експлуатації багатьох газових і 

газоконденсатних свердловин, особливо на 

пізніх стадіях розробки, відбувається накопи-

чення рідини на вибої, зумовлене зниженням 

пластового тиску та недостатньою швидкістю 

газового потоку для її винесення на поверхню. 

Наслідком цього є зростання гідростатичного 

тиску, погіршення умов притоку, зниження 

дебіту і передчасне припинення стабільної ро-

боти свердловин. За таких умов оптимізація 

режиму експлуатації та застосування техноло-

гій інтенсифікації винесення рідини які розг-

лядаються в цьому розділі, є важливою перед-

умовою підтримання продуктивності свердло-

вин і підвищення кінцевого газовилучення. 

Оптимізація робочих/трубних тисків. 

Зниження гирлового тиску є базовим способом 

підтримання поточного видобутку, а також 

стабільної експлуатації газових і газоконденса-

тних свердловин, в умовах накопичення рідини 

на вибої. Зменшення протитиску на пласт, збі-

льшує депресію, підвищує швидкість газу в 

колоні насосно-компресорних труб (НКТ) і 

поліпшує винесення рідини на поверхню [32–

33]. 

Якщо такого регулювання недостатньо 

або роботу свердловини обмежує система збо-

ру, застосовують гирлові та вибійні компресо-

рні установки. Досвід свердловин Lobo Wilcox 

у Південному Техасі (США) та моделювання 

для газового родовища в Абу-Дабі (ОАЕ) по-

казали, що компресія може ефективно вирішу-

вати проблему накопичення рідини у стовбурі 

свердловини та на вибої, стабілізувати дебіти й 

подовжувати період сталої роботи свердловин 

[34–35]. У роботі [36] за даними пілотних ви-

пробувань вибійних компресорних установок, 

приріст видобутку в окремих свердловинах 

становив 30–58 %, а для комерційної версії де-

кларувалося потенційне підвищення продукти-

вності на 75–100 %, що могло б відповідати 

10–20 % додаткового вилучення газу. Однак ці 

оцінки потребують ширшого промислового 

підтвердження. 

Отже, регулювання гирлового тиску та за-

стосування гирлових і вибійних компресорних 

установок потребують індивідуального добору 

свердловин з урахуванням дебіту газу, обсягу 

рідини, що надходить у свердловину, чутливо-

сті до зниження гирлового тиску, діаметра 

НКТ, пропускної здатності системи збору та 

економічної доцільності встановлення облад-

нання [32-35]. 

Оптимізація конструкції ліфтової ко-

лони. На етапах спорудження та закінчування 

свердловин діаметр і глибину спуску НКТ ви-

бирають з урахуванням початкових дебітів [37-

38]. На ранніх етапах експлуатації колона НКТ 

більшого діаметра забезпечує високі дебіти 

завдяки меншим гідравлічним втратам, однак у 

міру зниження пластового тиску й дебіту газу 

може не забезпечувати швидкість газового по-

току, достатню для винесення рідини [39]. У 

такому разі перехід на НКТ меншого діаметра 

може відтермінувати початок накопичення рі-

дини завдяки підвищенню швидкості потоку, 

але супроводжується збільшенням втрат тиску 

та можливим зниженням поточного дебіту [37, 

39]. Практичною реалізацією зменшення ефек-

тивної площі ліфтового каналу без заміни ко-

лони НКТ є швидкісна колона — вставна ко-

лона меншого діаметра, яку спускають усере-

дині наявних НКТ [39-40]. 

Для попередньої оцінки умов винесення 

рідини застосовують кореляцію Turner та ін., 

яка дає орієнтовні значення критичної швид-

кості газу та відповідного мінімального дебіту 

[41]. Обґрунтований вибір параметрів ліфтової 

або швидкісної колони потребує вузлового 

аналізу, що дає змогу оцінити профіль тиску й 

режим течії у стовбурі свердловини, визначити 

умови початку накопичення рідини та уточни-

ти межі стабільної експлуатації [39, 42]. 

Промислові дані з родовища Gomez 

(США) показали, що встановлення швидкісної 

колони з гнучких труб забезпечило 56 % еко-

номії порівняно із заміною основної колони 

НКТ і дало змогу стабілізувати подальшу ро-

боту свердловини [40]. Інший промисловий 

приклад наведено у роботі Subaii та ін. [43]: 

після встановлення швидкісної колони сверд-

ловина працювала з економічно доцільними 

дебітами протягом кількох років. 
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Отже, оптимізація колони НКТ і застосу-

вання швидкісних колон дають змогу подов-

жити стабільну роботу свердловин за умов 

зниження пластового тиску, однак їх доціль-

ність визначається компромісом між підви-

щенням швидкості газового потоку, втратами 

тиску, ризиком зниження поточного дебіту та 

економічною доцільністю втручання [37, 39-

40]. 

Плунжер ліфт. Плунжерний ліфт засто-

совують для винесення рідини зі стовбура све-

рдловини та вибою газових і газоконденсатних 

свердловин за знижених пластових тисків і не-

достатньої швидкості газового потоку [44–45]. 

Незалежно від конструкції плунжерів [46], 

принцип дії методу однаковий: плунжер цик-

лічно переміщується в колоні НКТ, піднімає 

накопичену над ним рідину на поверхню за 

рахунок енергії газу та перепаду тиску в сис-

темі свердловини, після чого опускається до 

вибою і цикл повторюється [44–45]. 

Доцільність застосування плунжерного 

ліфта визначають за газорідинним фактором, 

глибиною свердловини, трубним і затрубним 

тисками, обсягом рідини, що піднімається за 

цикл, параметрами циклу та конструкцією све-

рдловини [37, 47]. Ці показники дають змогу 

оцінити, чи достатньо енергії стисненого газу у 

затрубному просторі для піднімання плунжера 

й рідини на поверхню; класичною основою 

попередньої інженерної оцінки є кореляційні 

рівняння і номограми Beeson та ін. [48]. 

Плунжерний ліфт не є універсальним рі-

шенням і має розглядатися разом з іншими 

способами усунення накопичення рідини, зок-

рема НКТ меншого діаметра або швидкісної 

колони [37, 44]. Тому тип плунжера й режим 

роботи слід визначати індивідуально з ураху-

ванням умов припливу, обсягу рідини, наявної 

енергії газу та експлуатаційних обмежень [47, 

49]. 

Поверхневоактивні речовини (ПАР). Ви-

користання ПАР є одним із найдешевших і 

найпоширеніших хімічних методів видалення 

рідини з вибою газових і газоконденсатних 

свердловин [50–51]. Піноутворюючі ПАР, вза-

ємодіючи з газорідинною сумішшю, утворю-

ють піну зі зниженою густиною, що полегшує 

винесення рідини на поверхню та сприяє від-

новленню дебіту газу [51–52]. 

Ефективність ПАР істотно залежить від 

типу і концентрації реагенту, динамічної пове-

рхневої активності, мінералізації води, темпе-

ратури та вмісту вуглеводневого конденсату, 

який, як правило, погіршує піноутворення і 

потребує підбору спеціальних композицій [50-

51, 53]. 

В ІФНТУНГ експериментально оцінено 

пінотворні властивості різних рідких і твердих 

ПАР за різних температур, мінералізації води 

та наявності конденсату, що дало змогу реко-

мендувати різні типи ПАР для різних свердло-

винних умов [53-55]. Зокрема, встановлено, що 

в мінералізованій воді та в сумішах із вуглево-

дневим конденсатом тверді ПАР можуть бути 

ефективніші, ніж досліджені рідкі ПАР [50, 

53].  

Газліфтна експлуатація. Газліфтну екс-

плуатацію застосовують для винесення рідини 

зі стовбура свердловини та вибою за недостат-

ньої енергії пластового газу для самостійного 

піднімання газорідинного потоку [56–58]. Ме-

тод ґрунтується на подаванні газліфтного газу 

в свердловину, що забезпечує зменшення гус-

тини газорідинної суміші, знижує вибійний 

тиск, підвищує швидкість висхідного потоку та 

сприяє винесенню рідини на поверхню [57–

58]. 

У роботі [59] встановлено, що для різних 

значень водного фактора існує раціональна 

глибина подачі газліфтного газу, після досяг-

нення якої подальше поглиблення лише незна-

чно змінює дебіт пластового газу та вибійний 

тиск. При збільшенні водного фактору ця гли-

бина зростає. Авторами праці [60] для обвод-

нених газових і газоконденсатних свердловин 

запропоновано методику розрахунку парамет-

рів газліфтної експлуатації, яка враховує роз-

дільне надходження на вибій газу з газоносно-

го пласта і води з обводненого пласта, втрати 

тиску в колоні НКТ під час руху двофазного 

газорідинного потоку та узгодження роботи 

газоносного пласта з газліфтним піднімачем. 

Крім того, у роботі [61] встановлено, що для 

кожного значення водного фактора існує оп-

тимальна витрата газліфтного газу, за якої де-

біт пластового газу досягає максимального 

значення, а вибійний тиск мінімального. 

Ефективність газліфтної експлуатації све-

рдловин підтверджується промисловими да-

ними, зокрема на родовищі Agua del Cajón 

(Аргентина). У 25 свердловинах газліфтне об-

ладнання було впроваджено з успіхом, а поча-

тковий приріст дебіту газу завдяки технології в 

середньому становив близько 80% [62]. 

Проте варто зазначити, що впровадження 

даної технології потребує достатнього об’єму 

високонапірного газу, а частина видобутого 

газу повинна рециркулюватися для забезпе-

чення роботи системи, що зменшує чистий об-

сяг товарного газу.  
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Електровідцентрові насоси (ЕВН). За-

стосування електровідцентрових насосів є од-

ним із способів відкачування рідини, яка нако-

пичується на вибої газових і газоконденсатних 

свердловин, що дає змогу зменшити протитиск 

на пласт, стабілізувати приплив газу та подов-

жити період стабільної розробки покладу [63-

64].  

Ефективність роботи установок ЕВН за-

лежить від узгодження характеристики насоса 

з видобувними можливостями свердловини, 

умов на прийомі насоса, обводненості продук-

ції, вмісту вільного газу та режиму експлуата-

ції [64]. Потрапляння значних об’ємів вільного 

газу в насос може спричиняти блокування на-

соса вільним газом, пульсації подачі, нестійкий 

режим роботи установки та її зупинки [65-66]. 

Тому під час проєктування ЕВН слід врахову-

вати ефективність відокремлення вільного газу 

на вході в насос [67]. 

Промисловий досвід використання ЕВН 

підтверджує як їхню ефективність, так і високу 

чутливість до умов експлуатації. На родовищі 

West Java (Індонезія) серед 60 встановлених 

ЕВН близько 48 % у певний період були зупи-

нені через ускладнення в роботі, зумовлені на-

самперед високим газорідинним фактором, а 

також механічними домішками, піском і відк-

ладеннями [68]. Натомість на газовому родо-

вищі Sichuan (Китай) ЕВН успішно застосува-

ли у 19 свердловинах, що дало змогу додатко-

во залучити до 28 млн м³/рік природного газу 

[69]. Нові розробки [70], свідчать про адапта-

цію технології до низькодебітних свердловин 

із високим газорідинним фактором. 

Внутрішньосвердловинне розділення газу 

або нафти і води (DGWS/DOWS). Технології 

внутрішньосвердловинного розділення проду-

кції передбачають відокремлення води безпо-

середньо у свердловині з подальшим її закачу-

ванням у водоносний горизонт з достатньою 

приймальністю у межах тієї самої свердлови-

ни. У світовій практиці розрізняють системи 

DOWS (Downhole Oil–Water Separation) для 

розділення нафти і води та DGWS (Downhole 

Gas–Water Separation) для розділення газу і 

води [71–72]. У контексті газових і газоконде-

нсатних свердловин найбільш релевантною є 

технологія DGWS. Ця технологія дає змогу 

зменшити обсяги води, що піднімаються на 

поверхню, знизити навантаження на системи 

збору й підготовки продукції та скоротити об-

сяги води, що потребують утилізації [73].  

Для реалізації DGWS/DOWS застосову-

ють модифіковані штангові, електровідцентро-

ві та гвинтові насоси, а вибір конфігурації ви-

значається дебітом рідини, глибиною свердло-

вини, пластовим тиском, приймальністю інте-

рвалу закачування, його ізоляцією від продук-

тивного пласта та технічним станом свердло-

вини [73–74]. 

У роботах [75–76] проведено узагальнення 

світового досвіду впровадження DOWS/DGWS 

охоплює 59 установок DOWS і 62 установки 

DGWS, частка успішних впроваджень стано-

вила близько 59 % і 54 % відповідно. Як зазна-

чається у роботах, успіх DOWS/DGWS не мо-

жна надійно прогнозувати лише за геологічни-

ми характеристиками покладів. Основними 

обмеженнями залишаються високі капітальні 

витрати і обмежена довговічність обладнання. 

Ізоляція припливу пластових вод у свер-

дловини. Обводнення свердловин може відбу-

вається різними шляхами і з різних причин. 

Якщо джерело припливу води чітко не встано-

влене, доцільним є застосування селективних 

методів, зокрема полімерних систем, дія яких 

ґрунтується на зниженні відносної проникності 

для води за збереження фільтраційної здатнос-

ті для газу [77]. Ефективність таких обробок 

істотно зменшується у високопроникних і трі-

щинуватих колекторах, де товщина адсорбова-

ного полімерного шару є малою порівняно з 

розмірами пор і каналів фільтрації [77-78]. Для 

обмеження припливу пластових вод застосо-

вують також неселективні методи, насамперед 

цементування під тиском проблемних інтерва-

лів, тріщин і каналів припливу [79]. Проте дов-

готривала ефективність таких робіт може бути 

обмежена, особливо у свердловинах зі значни-

ми перепадами тиску і температури, за яких 

цемент може втрачати зчеплення з породою 

[80]. За наявності газонасичених інтервалів 

нижче обводненої зони механічне або цемент-

не ізолювання інтервалу може супроводжува-

тися втратою доступу до частини запасів і 

зниженням продуктивності свердловини. 

 

Узагальнення умов застосування та 

критерії вибору технологій 

Наведений аналіз свідчить, що технології 

підвищення ефективності розробки газових і 

газоконденсатних родовищ за водонапірного 

режиму відрізняються не лише способом реа-

лізації, а й рівнем впливу на поклад, свердло-

вини та систему збору і підготовки продукції. 

За цим критерієм їх доцільно розглядати у 

двох основних напрямах: методи впливу на 

пластову систему та технології роботи безпо-

середньо зі свердловинами. 

До першого напряму належать прискорене 

зниження пластового тиску, спільний видобу-
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ток газу і води та нагнітання невуглеводневих 

газів. Ці методи пов’язані з регулюванням фі-

льтраційних процесів у покладі, сповільненням 

просування пластової води або залученням у 

розробку частини защемленого газу за фрон-

том руху пластової води. 

Другий напрям охоплює технології, які 

переважно не усувають причину обводнення 

покладу, але дають змогу зменшити негатив-

ний вплив накопичення рідини у стовбурі све-

рдловини та на вибої. У межах цього напряму 

доцільно розрізняти методи, що використову-

ють наявну енергію пластового газу, методи із 

зовнішнім джерелом енергії, а також рішення, 

спрямовані на зменшення підйому води на по-

верхню або обмеження локалізованого джере-

ла її надходження. 

Тому розглянуті технології недоцільно 

порівнювати лише за величиною можливого 

приросту газовилучення або за фактом змен-

шення припливу води. Для коректного інжене-

рного зіставлення необхідно враховувати хара-

ктер надходження води, стадію розробки пок-

ладу, наявність защемленого газу, поточний 

пластовий тиск, технічний стан ліфтової коло-

ни та обмеження системи збору й підготовки 

продукції. Узагальнену порівняльну характе-

ристику технологій наведено в таблиці 1.  

Порівняння, наведене в таблиці 1, показує, 

що розглянуті технології не є взаємозамінни-

ми, оскільки мають різний об’єкт впливу та 

різні умови ефективного застосування. Методи 

впливу на пластову систему можуть сприяти 

збільшенню кінцевого газовилучення, оскільки 

пов’язані з регулюванням просування пласто-

вої води, зменшенням обсягів защемленого 

газу або залученням в розробку частини зали-

шкових запасів газу. Водночас їх результатив-

ність істотно залежить від геологічної будови 

покладу, неоднорідності колектора, активності 

водоносної системи, розміщення видобувних і 

нагнітальних свердловин на площі газоноснос-

ті та достовірності гідродинамічної моделі. 

Свердловинні технології мають іншу фун-

кцію: вони переважно не змінюють характер 

просування пластової води в покладі, але за-

безпечують стабільніші умови експлуатації 

свердловин після появи рідини у стовбурі све-

рдловини та на вибої. Регулювання гирлового 

тиску, оптимізація конструкції ліфтової коло-

ни, плунжерний ліфт і пінотворні ПАР викори-

стовують наявну енергію пластового газу або 

створюють умови для ефективнішого її вико-

ристання під час винесення рідини. Газліфт і 

ЕВН, навпаки, потребують зовнішнього дже-

рела енергії: відповідно газліфтного газу або 

електроенергії для роботи насосного облад-

нання. Окремо в межах цієї групи технологій 

слід розглядати системи DGWS та ізоляцію 

припливу води, оскільки вони мають специфі-

чний об’єкт впливу. Установки DGWS змен-

шують обсяги підйому води на поверхню. Ізо-

ляція припливу води, своєю чергою, спрямова-

на не на видалення вже накопиченої рідини, а 

на обмеження її надходження в свердловину. 

Отже, вибір технології має ґрунтуватися 

не на універсальному критерії ефективності, а 

на відповідності між природою обводнення, 

станом свердловини, технічними обмеженнями 

її експлуатації та можливістю реалізації конк-

ретного методу. Оскільки одна й та сама тех-

нологія може бути ефективною за одних гео-

лого-технічних умов і малоефективною за ін-

ших, порівняльну характеристику доцільно 

доповнити діагностичним підходом. Для цього 

сформовано матрицю, яка пов’язує характер 

прояву обводнення з імовірною причиною та 

попереднім напрямом технологічного впливу. 

Таблиця 1 – Порівняльна характеристика технологій керування обводненням і підтримання 

продуктивності газових свердловин 

Технологія 
Принцип і умови  

застосування 
Очікуваний ефект Ключові обмеження 

Прискорене 

зниження 

пластового 

тиску 

Випереджальний відбір 

газу для зниження пласто-

вого тиску до початку ін-

тенсивного надходження 

води 

Зменшення обсягів 

газу, що може бути 

защемлений в обвод-

неній зоні 

Ризик швидкого обвод-

нення; залежність від 

неоднорідності колек-

тора, активності водо-

носної системи й темпу 

відбору 

Спільний ви-

добуток газу і 

води 

Керований відбір води з 

обводненої або прилеглої 

водоносної частини за од-

ночасного відбору газу 

Сповільнення просу-

вання води, залучення 

в розробку частини 

защемленого газу 

Значні обсяги води для 

підготовки й утилізації; 

залежність від темпу 

відбору та економічної 

доцільності 
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Продовження таблиці 1 

Технологія 
Принцип і умови  

застосування 
Очікуваний ефект Ключові обмеження 

Нагнітання не-

вуглеводневих 

газів 

Формування облямівки з 

невуглеводневого газу 

для перерозподілу фільт-

раційних потоків між га-

зонасиченою та обводне-

ною зонами 

Сповільнення обвод-

нення, залучення в 

розробку частини за-

лишкового або заще-

мленого газу 

Ризик прориву й змі-

шування з пластовим 

газом агентів нагнітан-

ня; зниження якості 

товарного газу 

Регулювання 

гирлового тиску 

Зниження тиску на гирлі 

для зміщення робочої 

точки системи “вибій – 

ліфтова колона – гирло” 

Зниження вибійного 

тиску, збільшення 

швидкості потоку га-

зу, забезпечення умов 

винесення рідини на 

поверхню 

Обмежений ефект за 

великих обсягів рідини 

або обмежень системи 

збору; потреба в комп-

ресорних установках  

Оптимізація 

конструкції  

ліфтової колони 

Добір діаметра НКТ або 

встановлення швидкісної 

колони для зменшення 

ефективної площі перері-

зу потоку 

Підвищення швидко-

сті потоку газу, стабі-

льніше винесення рі-

дини з вибою 

Зростання втрат тиску; 

ризик зниження дебіту 

за надто малого діаме-

тра 

Плунжерний 

ліфт 

Циклічне піднімання рі-

дини плунжером за дос-

татньої енергії пластово-

го газу 

Періодичне очищення 

стовбура свердлови-

ни, зменшення гідро-

статичного протитис-

ку 

Потреба в достатньому 

газорідинному факторі, 

тиску й об’ємі газу; 

залежність від глиби-

ни, стану НКТ і режи-

му циклів 

ПАР Спінювання накопиченої 

рідини для зниження гус-

тини газорідинної суміші 

Полегшення винесен-

ня рідини без зміни 

конструкції свердло-

вини 

Чутливість до мінера-

лізації води, наявності 

конденсату, темпера-

тури й концентрації 

ПАР 

Газліфт Нагнітання газліфтного 

газу для зменшення гус-

тини газорідинної суміші 

й підведення додаткової 

енергії 

Зменшення вибійного 

тиску, підтримання 

або підвищення дебі-

ту газу, стабільне ви-

несення рідини 

Потреба у джерелі газу 

високого тиску, комп-

ресорному обладнанні 

та оптимізації режимів 

ЕВН Примусове відкачування 

значних обсягів рідини з 

вибою свердловини 

Зниження рівня ріди-

ни, зменшення вибій-

ного тиску, віднов-

лення припливу газу 

Чутливість до вільного 

газу; потреба в прави-

льному доборі насоса, 

глибини встановлення і 

системи керування 

DGWS/DOWS Розділення продукції у 

свердловині з нагнітан-

ням відокремленої води у 

приймальний горизонт 

Зменшення підйому 

води на поверхню, 

розвантаження систе-

ми збору й підготовки 

продукції 

Складність і вартість 

обладнання; потреба у 

інтервалі нагнітання 

води та задовільному 

технічному стані свер-

дловини  

Ізоляція прип-

ливу води 

Створення механічного 

або хімічного бар’єра в 

інтервалі надходження 

води 

Зменшення припливу 

води, стабілізація 

припливу газу з неі-

зольованих інтервалів 

Потреба в точній діаг-

ностиці джерела води; 

ризик втрати продук-

тивних інтервалів 
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Таку матрицю наведено в таблиці 2. Вона не 

замінює промислової діагностики, гідродина-

мічного моделювання або техніко-

економічного обґрунтування, але може вико-

ристовуватися як інструмент первинного вибо-

ру групи технологій. 

Наведена матриця показує, що однакова 

зовнішня ознака – зростання вмісту води у 

продукції – може бути наслідком різних про-

цесів: локального припливу води, системного 

просування газоводяного контакту, накопи-

чення рідини у стовбурі свердловини та на ви-

бої або защемлення залишкового газу в обвод-

неній зоні. Тому вибір технології має почина-

тися з діагностики природи обводнення, а не з 

прямого порівняння окремих методів за очіку-

ваним ефектом.  

Практична цінність виконаного узагаль-

нення полягає у систематизації технологій за 

рівнем інженерного впливу та умовами доці-

льності застосування. Запропонований підхід 

дає змогу пов’язати діагностичні ознаки обво-

днення з попереднім вибором напряму техно-

логічного впливу для конкретних умов експлу-

атації газових і газоконденсатних свердловин.  

Висновки 

1. На основі аналізу вітчизняних і зарубі-

жних досліджень технології підвищення газо-

вилучення та підтримання продуктивності све-

рдловин за водонапірного режиму системати-

зовано за двома основними напрямами: вплив 

на продуктивний поклад і водонапірну систему 

та оптимізація умов експлуатації видобувних 

свердловин. Такий поділ дає змогу уникнути 

некоректного порівняння різних за механізмом 

дії технологій як взаємозамінних рішень. 

2. Технології впливу на продуктивний 

поклад і водонапірну систему спрямовані на 

регулювання просування пластової води, зме-

ншення обсягів защемленого газу та підви-

щення кінцевих коефіцієнтів  вуглеводневилу-

чення. Їх ефективність визначається активніс-

тю водоносної системи, неоднорідністю колек-

тору, темпами відбору, розміщенням свердло-

вин на площі газоносності. 

3. Технології, орієнтовані на роботу зі 

свердловинами, переважно не усувають при-

чину обводнення покладу, однак можуть подо-

вжити період стабільної експлуатації після по-

яви рідини у стовбурі свердловини та на вибої. 

Таблиця 2 – Діагностична матриця вибору напряму впливу за характером обводнення 

Діагностична ознака Ймовірна проблема Доцільний напрям впливу 

Раннє обводнення окремих 

свердловин на різній відс-

тані від газоводяного кон-

такту 

Вибіркове обводнення пок-

ладу через неоднорідність 

колектора, шаруватість роз-

різу або локальні канали на-

дходження води 

Зміна темпів відбору газу, ізоля-

ція припливу води за умови ло-

калізації його джерела 

Поступове зростання вод-

ного фактора у групі свер-

дловин 

Активне просування пласто-

вої води та підняття газово-

дяного контакту  

Регулювання темпів відбору газу, 

спільний видобуток газу і води 

Висока залишкова газона-

сиченість в обводненій зоні 

за результатами аналізу 

розробки та моделювання  

Защемлення частини залиш-

кових запасів газу за фрон-

том руху пластової води 

Спільний видобуток газу і води, 

нагнітання азоту/діоксиду вугле-

цю з метою витіснення защемле-

ного газу 

Погіршення продуктивно-

сті свердловин через нако-

пичення рідини у стовбурі 

та на вибої 

Недостатня швидкість пото-

ку пластового газу 

Регулювання гирлового тиску, 

оптимізація конструкції ліфтової 

колони, плунжерний ліфт, ПАР, 

газліфт або ЕВН залежно від 

енергії пластового газу та обсягів 

рідини 

Видобуток великих обсягів 

води на поверхню 

Висока обводненість, значне 

навантаження на систему 

збору і підготовки продукції 

Установки DGWS за наявності 

приймального горизонту, ЕВН 

або інші насосні методи за пот-

реби примусового відкачування 

Різке зростання припливу 

води в окремій свердловині 

без подібної динаміки у су-

сідніх свердловинах 

Локалізований приплив во-

ди, заколонний перетік, не-

герметичність або прорив 

води з іншого інтервалу 

Діагностика джерела води, ремо-

нтно-ізоляційні роботи, селекти-

вна ізоляція припливу води 
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Їх доцільність залежить від дебіту газу, обсягів 

рідини, ступеня виснаження покладу, констру-

кції ліфтової колони, технічного стану сверд-

ловини та можливостей системи збору й підго-

товки видобувної продукції.  

4. Запропонована діагностична матриця 

пов’язує характер прояву обводнення з імовір-

ною причиною та дає змогу попередньо визна-

чити доцільний напрям технологічного впливу. 

Вона не замінює детального моделювання або 

техніко-економічного обґрунтування, але може 

використовуватися як інструмент первинного 

вибору групи технологій.  

5. Остаточний вибір технології має базу-

ватися на поєднанні промислової діагностики, 

гідродинамічного моделювання та техніко-

економічної оцінки. Запропонована системати-

зація забезпечує логічний перехід від встанов-

лення характеру обводнення до вибору напря-

му інженерного впливу для конкретних умов 

експлуатації газових і газоконденсатних свер-

дловин. 

 

 

Подяки 
Відсутні. 

 

Конфлікт інтересів 
Відсутній.  
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Abstract. This paper provides a comprehensive review of current research and engineering practices related to the 
development of gas reservoirs under water‑drive conditions. The mechanisms governing gas and condensate  
trapping behind an advancing waterfront are summarized, followed by an overview of the evolution of multi-
phase‑flow modeling approaches and uncertainty‑quantification techniques that influence the reliability of  
water‑encroachment forecasts and reservoir‑management decisions. Particular emphasis is placed on reser-
voir‑intervention methods designed to delay water breakthrough and enhance ultimate gas recovery. The study 
evaluates the performance of accelerated blowdown strategies, gas–water co‑production, non‑hydrocarbon gas 
injection, and hybrid displacement schemes, drawing on numerical simulations, laboratory results, and  
documented field applications. These findings highlight the operational envelopes of each method as well as their 
limitations imposed by geological, technical, and economic factors. In addition, the paper reviews 
well‑optimization techniques including wellhead pressure management, tubing‑size selection, velocity strings, 
plunger‑lift and gas‑lift systems, electric‑submersible pumps, surfactant‑based deliquification, downhole gas–
water separation systems, and water‑shutoff treatments and demonstrates that their success is strongly depend-
ent on reservoir‑specific conditions and requires careful adaptation. The synthesis of available data allows identifi-
cation of key outstanding challenges, such as modeling water movement in heterogeneous formations, under-
standing gas–liquid lifting mechanisms at low bottomhole pressures and high condensate content, and improving 
water‑encroachment prediction methods. These gaps indicate the need for further research aimed at reducing 
geological and operational uncertainties to support more efficient recovery of remaining gas reserves. 
 
Key words: water‑drive mechanism, multiphase flow, heterogeneity, water encroachment, gas–water contact  
control, liquid‑loading mitigation, enhanced gas recovery. 
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