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Аннотация.	 Для разработки газоконденсатных месторождений необхо-
димо предсказывать фазовое поведение многокомпонент-
ной углеводородной системы. Существующие модели не 
учитывают наличие нескольких корней уравнения матери-
ального баланса и минерализации воды. Поэтому целью ра-
боты является создание методики расчёта фазового состо-
яния газоконденсатной смеси с учётом определения всех 
корней уравнения материального баланса и минерализа-
ции пластовой воды. Впервые определение количества кор-
ней уравнения материального баланса осуществляется с 
использованием теоремы Штурма. Объектом исследова-
ния является пласт, содержащий газоконденсатную смесь. 
В данной работе предложена методика для расчета фазо-
вого поведения многокомпонентной углеводородной систе-
мы, благодаря которой можно рассчитать все корни уравне-
ния материального баланса фаз. В отличие от традиционно-
го алгоритма такая методика предполагает использование 
уравнения Сеченова для расчета коэффициентов бинар-
ного взаимодействия в зависимости от минерализации во-
ды. Отыскание мольной доли газовой фазы осуществляет-
ся с использованием теоремы Штурма и алгоритма последо-
вательного деления многочленов Евклида. Таким образом, 
исключаются ранее найденные корни и снова применяет-
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ся итерационный метод Ньютона. Результаты расчетов для 
модельного объекта свидетельствуют о том, что мольная 
доля газовой фазы составляет для базового варианта более 
32 %. Получено распределение компонентов по жидкой и га-
зовой фазам. Исследовано влияние температуры, давления 
и минерализации воды на мольную долю газовой фазы. На 
основе расчетов для модельного объекта установлено, что 
область двухфазного состояния соответствует узкому диа-
пазону пластовых давлений (4,5-6 атм). С ростом давления 
мольная доля газовой фазы уменьшается в силу перехода 
системы в жидкое состояние.

Ключевые слова: 	 псевдокомпонент, многокомпонентная углеводородная сис-
тема, теорема Штурма, коэффициенты бинарного взаимо-
действия, фугитивность, коэффициенты бинарного взаимо-
действия, минерализация 
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Abstract. 	 The development of gas condensate fields requires the predic-
tion of phase behavior. The existing models do not consider the 
presence of several roots of material balance equation and wa-
ter mineralization. Therefore, the aim of the work is to develop the 
methodology for calculation of phase state of a gas condensate 
mixture, considering the determination of all the roots of the ma-
terial balance equation and mineralization of reservoir water. For 
the first time, the number of roots of the material balance equa-
tion is determined using Sturm’s theorem. The object of the study 
is a reservoir containing a gas condensate mixture. The paper 
develops the methodology for calculation of phase behavior of 
a multicomponent hydrocarbon system. Unlike the traditional al-
gorithm, this methodology involves the Sechenov equation. The 
molar fraction of the gas phase is found using Sturm’s theorem 
and the algorithm of sequential division of Euclidean polynomi-
als. The calculation results for the model object indicate that the 
molar fraction of the gas phase is more than 32 %. The distribu-
tion of the components over the phases is obtained. The effect of 
temperature, pressure, and salinity of water on the molar fraction 
of the gas phase has been researched. Based on calculations for 
the model object, it was found that the region of the two-phase 
state corresponds to a narrow range of reservoir pressures. As 
the pressure increases, the molar fraction of the gas phase de-
creases due to the transition of the system to a liquid state.
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Введение
Разработка газоконденсатных месторождений, со-

держащих значительные запасы углеводородов в России и мире [1, 
2], сопряжена с рядом трудностей. Основной из них является рет-
роградная конденсация, приводящая к выпадению газового конден-
сата при падении пластового давления (рис. 1) [3]. Это приводит к 
неполной выработке извлекаемых запасов, что является экономи-
чески неэффективным. Добыть такой конденсат при эксплуатации 
залежи в режиме истощения не представляется возможным, за ис-
ключением случае крайне низких пластовых давлений около 1 МПа, 
когда начинаются процессы прямого испарения. Другие проблемы, 
например, связанные с накоплением конденсата в скважинах, с вы-
носом потока газа остаточной воды, проявляются в меньшей степе-
ни и могут быть решены корректировкой технологии разработки га-
зоконденсатных месторождений [2, 4].

Решение проблемы ретроградной конденсации компонентов 
углеводородной системы возможно с помощью поддержания плас-
тового давления. С этой целью возможно использование техноло-
гии сайклинг-процесса [6]. Однако её эффективное применение не-
возможно без прогнозирования требуемых давлений, при которых 
ретроградная конденсация не происходит. 

Для этого на практике широко применяются инструменты мо-
делирования фазового поведения многокомпонентных углеводород-
ных систем [7–9]. Входными данными в ходе таких расчётов являют-
ся: состав смеси, критические параметры компонентов, термобари-
ческие условия пласта [10, 11]. Как правило, группу тяжёлых угле-
водородных компонентов с небольшими мольными долями для ус-
корения процедуры расчётов объединяют в псевдокомпонент, свой-
ства которого вычисляют с помощью корреляционных зависимостей 
[12]. Традиционный алгоритм моделирования предполагает расчёт 
коэффициентов распределения компонентов по фазам из прибли-
жения идеальных газов и жидкостей, определение мольных долей 
компонентов из решения системы уравнений материального балан-
са, вычисление коэффициентов сверхсжимаемости из уравнения со-
стояния с учётом правил смешения [13], расчёт фугитивностей ком-
понентов и пересчёт коэффициентов распределения с повторением 
всей остальной процедуры [14–16]. Вычисления завершаются, когда 



121№ 1, 2025	 “Science. Innovations. Technologies”
	 North-Caucasus Federal University

фугитивность каждого компонента в жидкой фазе становятся при-
близительно равной фугитивности этого компонента в газовой фа-
зе с заданной точностью [15]. Поскольку свойства псевдокомпонен-
та определены приближённо, проводят настройку модели на экспе-
риментальные данные, например, на результаты дифференциальной 
конденсации, или на промысловые параметры [17–19].

Описанный алгоритм зарекомендовал себя на практике при 
построении фазовых диаграмм многокомпонентных углеводород-
ных систем [20–22]. Однако он не учитывает влияние минерали-
зации пластовой воды, которая может изменять фазовое поведение 
[23]. Традиционные эмпирические корреляционные зависимости 
для такого расчёта применимы с допустимой точностью только в 
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Рис. 1.		  Фазовая диаграмма двухкомпонентной системы.
Fig. 1. Phase diagram of a two-component system.

Источник: 		  составлено по данным [5].
Source: 		  compiled according to data [5].
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узком диапазоне термобарических условий [5]. Кроме того, тради-
ционный алгоритм не учитывает возможность наличия нескольких 
корней у уравнения материального баланса, которое в случае на-
личия большого количества компонентов имеет высокую степень 
[15]. В этом случае корень уравнения должен определяться с учётом 
физического смысла и может уточнить результаты расчётов. Поэто-
му целью работы является создание методики расчёта фазового со-
стояния газоконденсатной смеси с учётом определения всех корней 
уравнения материального баланса и минерализации пластовой во-
ды. Впервые определение количества корней уравнения материаль-
ного баланса осуществляется с использованием теоремы Штурма.

Материалы и методы исследований
В качестве входных данных рассматриваемой мно-

гокомпонентной углеводородной системы являются мольные до-
ли компонентов в смеси ni, критические параметры этих компонен-
тов, пластовые давление и температура, плотности и молярные мас-
сы компонентов. В системе присутствуют тяжелые углеводородные 
компоненты с малой мольной долей, поэтому проводится объедине-
ние в псевдокомпонент. Он будет неким комплексом, усредняющим 
свойства углеводородов с пентана по эйкозан. Для псевдокомпонен-
та по корреляционным зависимостям [23] рассчитываются следую-
щие параметры: молярная масса, относительная плотность, темпе-
ратура кипения, критическая температура, ацентрический фактор.

В отличии от традиционных методов при расчёте коэффици-
ентов бинарного взаимодействия компонентов учитывается мине-
рализация воды. Формулы для расчёта этих коэффициентов либо не 
согласуются с экспериментальными данными в некотором диапазо-
не минерализации [23], либо не упоминаются в публикациях. Вли-
яние содержащихся в пластовой воде солей на растворимость при-
родного газа учитывается уравнением Сеченова:

	 (1)

где	 αi –	 коэффициент Сеченова, минерализация mwater под-
ставляется в г-молей соли на 1 кг чистой воды;
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	 Cij –	 коэффициент бинарного взаимодействия между 
i-ым и j-ым компонентом;

	 Cij’ –	 коэффициент бинарного взаимодействия между 
i-ым и j-ым компонентом с учётом минерализации 
пластовой воды.

Далее из приближения идеального раствора и иде-
ального газа определяются предварительные коэффициенты рас-
пределения компонентов Ki по жидкой и газовой фазе [14].

Чтобы понимать, в какой фазе находится многокомпонентная 
углеводородная система при рассчитанной мольной доле газовой 
фазы и заданных пластовых условиях, следует добавить условие на 
мольную долю газовой фазы V. Если она меньше нуля, то смесь на-
ходится в однофазном ненасыщенном жидком состоянии, которой 
соответствует условие:

	 (2)

Если она равна нулю, то смесь в состоянии, соответ-
ствующем однофазной насыщенной жидкости:

	 (3)

Если она равна единице, то смесь соответствует од-
нофазному насыщенному паровому состоянию:

	 (4)

Если она больше единицы, то смесь находится в од-
нофазном ненасыщенном газовом состоянии:

	 (5)

В системе учитываются 20 углеводородов и 5 неуг-
леводородных компонентов, из-за этого уравнение материального 
баланса для определения мольной доли газовой фазы
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	  (6)

имеет высокий порядок. В традиционных алгорит-
мах рассчитывается только один корень этого уравнения с исполь-
зованием численных методов. Для того чтобы качественно опреде-
лить точное число действительных корней, на заданном интерва-
ле применяется теорема Штурма. Для её применения уравнение (6) 
приводится к виду полинома относительно V:

	 где	 A0, A1, A2, A3, A4, A5, A6, A7, A8, A9, A10 – 
		  коэффициенты полинома.

Выражение (7) определяет полином с индексом 0 из 
ряда Штурма. Первый полином соответствует производной:

(8)

Последующие полиномы вычисляются по формуле:

	 (9)

где	 k – 	 индекс полинома Штурма;
	 mod – 	 остаток от деления многочлена на многочлен.

Расчет по формуле (9) повторяется до тех пор, пока 
не будет получен полином 0-го порядка.
Далее рассчитывается количество перемен знаков в 

ряде Штурма в начале и в конце рассматриваемого интервала. Мо-
дуль разности между полученными значениями определяет количе-
ство действительных корней.

(7)
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После этого применяется итерационный метод Нью-
тона с начальным приближением 0,5 и погрешностью 0,01%, с по-
мощью которого находится первый корень решаемого уравнения: 

	 (10)

где	 Vold –	 значение мольной доли газовой фазы с предыдущей 
итерации;

	 Vnew –	 значение мольной доли газовой фазы с текущей ите-
рации.

Далее последовательным делением многочленов 
Евклида исключается найденный корень, и понижается порядок по-
линома. И снова методом Ньютона находится следующий действи-
тельный корень. Такая процедура проводится до тех пор, пока не бу-
дут известны все действительные корни в промежутке от –1000 до 
1000. Затем из всех найденных действительных корней выбирается 
наибольших из принадлежащих диапазону от 0 до 1 с учётом физи-
ческого смысла мольной доли газовой фазы. 

Используются правила смешения для расчётов коэффициен-
тов уравнения состояния для жидкой и газовой фазы.

Из уравнения состояния Брусиловского методом Кардано оп-
ределяются коэффициенты сверхсжимаемости для жидкой и га-
зовой фазы. В качестве значения коэффициента сверхсжимаемос-
ти для газовой фазы берётся наибольший корень, для жидкой – на-
именьший, поскольку газ занимает больший объём, чем жидкость.

Далее рассчитываются фугитивности компонентов в жидкой и 
газовой фазах по соотношениям:

	 (11)

где	 χv , λv 	 введены для упрощения формулы фугитивности га-
зовой фазы и равны:

	 (12)
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	 (13)

	 (14)

где	 χl , λl 	 введены для упрощения формулы фугитивности 
жидкой фазы и равны:

	 (15)

	 (16)

Осуществляется пересчёт коэффициентов распреде-
ления по формуле:

	 (17)

Проверяется, достигнута ли заданная погрешность 
ε в разнице фугитивностей компонентов в жидкой и газовой фазе:

	 (18)

Если условие выполняется, расчёт заканчивается, 
иначе идёт возврат к проверке условий, в какой фазе находится мно-
гокомпонентная углеводородная система.

Результаты исследований и их обсуждение
На примере модельной пластовой системы, пара-

метры которой приведены в таблице 1, проведён расчёт её фазового 
состояния. Пластовая температура 77 ℃, пластовое давление 5 атм, 
минерализация mwater равна 1,05 (базовый вариант). В таблице вве-
дены параметры системы: 
	 Tci – 	 критическая температура компонентов;
	 Pci – 	 критическое давление;
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Компонент Tci, К Pci, атм wi Mi, г/моль ρri, кг/м3 ni, моль

H2S 373,2 88,2 0,1 34 993 0,01

CO2 304,2 72,8 0,225 44 777 0,01

O2 154,6 49,2 0,021 32 1149 0,01

H2 33,2 12,8 0,01 2 71 0,01

H2O 647,3 217,6 0,344 18 998 0,01

C1 190,6 45,4 0,008 16 425 0,41

C2 305,4 48,2 0,098 30 548 0,2

C3 369,8 41,9 0,152 44 582 0,1

C4 425,2 37,5 0,193 58 579 0,01

C5 469,6 33,3 0,251 72 626 0,012

C6 507,4 29,3 0,296 86 659 0,01

C7 540,2 27 0,351 100 684 0,01

C8 568,8 24,5 0,394 114 579 0,02

C9 594,6 23,1 0,444 128 718 0,02

C10 617,6 21,6 0,49 142 73 0,02

C11 638,8 19,4 0,535 156 74 0,02

C12 658,3 18 0,564 170 748 0,011

C13 657,8 17 0,623 184 756 0,02

C14 694 16 0,679 198 763 0,025

C15 707 15 0,706 212 769 0,015

C16 717 14 0,742 226 773 0,04

C17 733 13 0,77 240 778 0,01

C18 745 11,9 0,79 254 777 0,01

C19 756 11 0,827 268 789 0,01

C20 767 11 0,907 282 775 0,005

	 wi – 	 ацентрический фактор;
	 ni – 	 мольная доля;
	 ρci – 	 относительная плотность; 
	 Mi – 	 молярная масса.

Таблица 1.		  Состав модельной пластовой углеводородной 
системы

		  Table 1. Composition of the model reservoir hydrocarbon system
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Анализ данных из таблицы 1 показывает, что до-
ля тяжелых углеводородных компонентов небольшая в сравнении 
с легкими компонентами, что позволяет ввести псевдокомпонент. 
В  соответствии с распространенной методикой на практике объеди-
нение в псевдокомпонент происходит, начиная с пентана. 
	 Ki – 	 итоговые значения коэффициентов распределения, 
	 xi – 	 мольная доля компонента в жидкой фазе, 
	 yi – 	 мольная доля компонентов в газовой фазе представ-

лены в таблице 2.

Таблица 2.		  Результаты расчётов фазового состояния
		  Table 2. Results of calculation of phase state

Компонент Ki xi yi

H2S 1,272819 0,009926792 0,012635

CO2 1,491177 0,009868965 0,014716

O2 1,900909 0,009762257 0,018557

H2 2,799218 0,009536195 0,026694

H2O 0,858709 0,01003834 0,00862

C1 1,769375 0,097962606 0,173333

C2 1,452831 0,148186072 0,215289

C3 1,189658 0,099489933 0,118359

C4 1,002418 0,009999346 0,010024

C5+ 0,674989 0,595229493 0,401773

Результаты расчетов для модельного объекта свиде-
тельствуют о том, что мольная доля газовой фазы находится в об-
ратной зависимости от пластового давления (рис. 2) и составляет 
для базового варианта более 32%, что обусловлено низким плас-
товым давлением (5 атм) и сравнительно высокой температурой 
(77°C). Обратный характер зависимости обусловлен постепенным 
переходом системы в жидкую фазу при росте давления.

Применение теоремы Штурма показывает, что имеется только 
один действительный корень уравнения материального баланса для 
заданной пластовой системы.
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Рис. 2.		  Зависимость мольной доли газовой фазы от пластового 
давления.
Fig. 2. Dependence of the molar fraction of the gas phase on res-
ervoir pressure.

Источник: 		  составлено авторами.
Source: 		  compiled by authors.

С увеличением температуры мольная доля газовой 
фазы увеличивается, что соответствует прямым процессам на фазо-
вой диаграмме многокомпонентной углеводородной системы (рис. 3).

Рис. 3.		  Зависимость мольной доли газовой фазы от температуры.
Fig. 3. Dependence of the molar fraction of the gas phase on tem-
perature.

Источник: 		  составлено авторами.
Source: 		  compiled by authors.

Результаты исследований влияния минерализации 
пластовой воды на мольную долю газовой фазы для базового ва-
рианта остальных параметров приведены на рисунке 4. С увели-
чением минерализации воды возрастают коэффициенты бинарно-
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Рис. 4.		  Зависимость мольной доли газовой фазы  
от минерализации воды.
Fig. 4. Dependence of the molar fraction of the gas phase  
on water mineralization.

Источник: 		  составлено авторами.
Source: 		  compiled by the authors.

го взаимодействия согласно (1), что приводит к увеличению степе-
ни отклонения системы от идеальных газов и жидкостей, т. е. росту 
поправочных коэффициентов в уравнении состояния. В результате 
мольная доля газовой фазы практически линейно увеличивается с 
ростом минерализации воды.

Заключение
Разработана методика расчета фазового состояния 

многокомпонентной углеводородной системы, позволяющая опре-
делить все действительные корни уравнения материального балан-
са и выбрать из них подходящий по физическому смыслу, а также 
учесть влияние минерализации пластовой воды.

На основе расчетов для модельного объекта установлено, что 
область двухфазного состояния соответствует узкому диапазону 
пластовых давлений (4, 5–6 атм). С ростом давления мольная доля 
газовой фазы уменьшается в силу перехода системы в жидкое со-
стояние.

Показано, что увеличение минерализации пластовой воды 
приводит к практически линейному увеличению мольной доли га-
зовой фазы, однако ее влияние существенно меньше, чем у пласто-
вых термобарических условий.
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