
 

Вступ  
Сучасний стан сировинної бази України 

характеризується виснаженням найбільших за 

запасами родовищ вуглеводнів. В умовах зрос-

таючого дефіциту ресурсів та необхідності за-

безпечення енергетичної безпеки держави осо-

бливої актуальності набувають завдання упо-

вільнення темпів падіння видобутку, його ста-

білізації та подальшого зростання. 

Значна частина газоконденсатних родо-

вищ України розробляється на виснаження 

пластової енергії. Кінцевий коефіцієнт конден-

сатовилучення за таких умов становить 13–

40 % [1]. Ретроградний конденсат, що випадає 
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Анотація. У статті узагальнено сучасні дослідження та інженерні підходи до розробки газоконденсатних ро-
довищ із високим вмістом конденсату в пластовому газі. Показано, що розробка таких покладів на режимі 
виснаження пластової енергії супроводжується зниженням тиску нижче тиску початку конденсації, випадін-
ням ретроградного конденсату, погіршенням фільтрації газу та зниженням продуктивності свердловин. Роз-
глянуто еволюцію уявлень про ретроградну конденсацію, особливості PVT-опису газоконденсатних систем, 
зміну складу свердловинної продукції та вплив накопичення рідкої фази на відносну проникність для газу. 
Проаналізовано технології керування ретроградною конденсацією, згруповані за стадією та напрямом інже-
нерного впливу. До методів оптимізації дренування віднесено контроль депресії тиску, горизонтальні свер-
дловини та гідравлічний розрив пласта. Методи попередження або сповільнення випадіння ретроградного 
конденсату охоплюють підтримання пластового тиску нагнітанням сухого газу, азоту, діоксиду вуглецю, води 
та застосуванням поперемінного нагнітання води і газу (WAG — Water-Alternating-Gas). Методи мобілізації 
або видалення вже накопиченого ретроградного конденсату з привибійної зони включають кислотні оброб-
лення, органічні розчинники, поверхнево-активні речовини та реагенти для зміни змочуваності породи. На 
основі аналізу експериментальних, чисельних і промислових даних визначено умови ефективного застосу-
вання цих технологій та їхні обмеження. За результатами узагальнення встановлених закономірностей сфо-
рмовано діагностичну матрицю, яка пов’язує зміни пластового і вибійного тиску, продуктивності свердло-
вин, конденсатогазового фактора, складу видобувного газу, скін-фактора, водного фактора та тривалості 
ефекту після хімічного оброблення з імовірними механізмами погіршення фільтрації газу та відповідними 
напрямами технологічного впливу. Запропонована матриця дає змогу систематизувати діагностичні ознаки, 
розмежувати ймовірні причини погіршення роботи свердловин і попередньо визначити доцільні технологі-
чні заходи з урахуванням фактичних умов розробки покладу.   
 
Ключові слова: ретроградна конденсація, підтримання пластового тиску, хімічні обробки, PVT-моделю-
вання, підвищення конденсатовилучення. 
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у пористому середовищі, за насиченості нижче 

критичної залишається нерухомим і практично 

не видобувається. Його рух можливий перева-

жно у привибійних зонах свердловин, де кон-

денсатонасиченість перевищує критичне зна-

чення і виникає двофазна фільтрація. 

Накопичення ретроградного конденсату у 

привибійній зоні призводить до зниження га-

зонасиченості та різкого падіння відносної 

проникності газу, що негативно позначається 

на продуктивності видобувних свердловин [1].  

Водночас газоконденсатні родовища із ве-

ликими запасами конденсату мають значні пе-

рспективи щодо підвищення ефективності роз-

робки за рахунок застосування технологій 

впливу на пласт та оптимізації режимів екс-

плуатації.  

У науковій літературі представлено знач-

ну кількість робіт, присвячених підвищенню 

ефективності розробки газоконденсатних ро-

довищ, серед яких виокремлюють як теоретич-

ні підходи до моделювання та прогнозування 

фільтраційних процесів, так і практичні техно-

логії відновлення та збільшення продуктивно-

сті свердловин.  

У цій роботі узагальнено основні резуль-

тати вітчизняних та світових досліджень, розг-

лянуто механізми формування ретроградної 

конденсації, особливості її впливу на фільтра-

ційні властивості та наведено сучасні підходи 

до оптимізації розробки газоконденсатних по-

кладів. 

 

Аналіз сучасних закордонних і вітчиз-

няних досліджень та публікацій 

Початкові уявлення про ретроградну кон-

денсацію сформувалися в межах фундамента-

льних термодинамічних досліджень фазових 

рівноваг. У роботі Kuenen [2] це явище розгля-

нуто як особливий прояв фазової поведінки 

бінарних сумішей поблизу критичного стану, 

що заклало теоретичну основу подальших дос-

ліджень. Надалі ці уявлення було поширено на 

вуглеводневі системи, зокрема Katz і Kurata [3] 

розглянули ретроградну конденсацію як важ-

ливу особливість фазової поведінки флюїдів, 

що має безпосереднє значення для розробки 

нафтових і газоконденсатних покладів. 

Наступний етап досліджень показав, що 

фазова поведінка газоконденсатних систем іс-

тотно залежить від складу й властивостей важ-

ких вуглеводневих компонентів. Hoffmann та 

ін. [4] експериментально встановили, що за 

високих тисків ці компоненти істотно вплива-

ють на розподіл речовин між газовою та кон-

денсатною фазами, а Whitson [5] показав, що 

некоректний опис фракції C7+ знижує точність 

PVT-досліджень і розрахунків за рівняннями 

стану, особливо для летких нафт і газоконден-

сатних систем. Розуміння ролі важких вугле-

водневих фракцій стало підґрунтям для розви-

тку сучасних моделей фазової поведінки. Зок-

рема, Peng і Robinson [6] запропонували рів-

няння стану для опису фазової поведінки та 

об’ємних властивостей багатокомпонентних 

систем, яке забезпечило точніше прогнозуван-

ня густини рідкої фази порівняно з попередні-

ми підходами. 

Водночас розвиток досліджень показав 

обмеженість суто рівноважного опису газоко-

нденсатних систем у пластових умовах. Мето-

дичні обмеження стандартних досліджень ви-

снаження за сталого об’єму, або Constant 

Volume Depletion, розглянуто в роботі Drohm 

та ін. [7], де встановлено, що об’єм ретроград-

но сконденсованої рідини в PVT-комірці часто 

визначається неточно. Тому результати таких 

досліджень не слід безпосередньо ототожню-

вати з насиченістю пористого середовища кон-

денсатом без додаткової фільтраційної інтерп-

ретації. Це підтверджують і результати зістав-

лення лабораторних та промислових даних. 

Lewis [8] показав залежність результатів свер-

дловинних випробувань і вмісту конденсату в 

продукції від режиму відбору газу, а також за-

значив, що після зміни дебіту склад продукції 

усталюється не відразу. Allen та Roe [9] вста-

новили, що під час виснаження вміст фракції 

бутанів-плюс у свердловинній продукції спо-

чатку зменшується, а згодом спостерігається 

повторне випаровування конденсату. Duggan 

[10] на промисловому прикладі підтвердив ре-

троградну зміну складу свердловинної продук-

ції після зниження вибійного тиску нижче тис-

ку початку конденсації. 

Важливим етапом стали кернові й лабора-

торні дослідження рухливості ретроградного 

конденсату. Saeidi та ін. [11] експериментально 

дослідили поведінку газоконденсатних і лет-

ких нафтових систем та показали, що для газо-

конденсатних систем характерні нижчі значен-

ня відносної проникності для газу в області 

малих і середніх насиченостей рідкою фазою, а 

також нижча критична насиченість рідкою фа-

зою порівняно з нафтовими системами з виді-

ленням вільного газу нижче тиску насичення. 

Ham та ін. [12] на п’яти зразках пісковику ви-

значили мінімальну насиченість рідкою фазою, 

необхідну для початку її руху за високих тис-

ків; для досліджених зразків вона становила 

0,27–0,31 порового об’єму. Gravier та ін. [13] 

на кернах за пластових умов установили, що 
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критична конденсатонасиченість становить у 

середньому близько 35 % порового об’єму, а 

відносна проникність для газу зменшується в 

середньому від 0,68 до близько 0,10 зі зростан-

ням конденсатонасиченості від 0 до 30 % по-

рового об’єму. Отже, ретроградна конденсація 

супроводжується формуванням у пористому 

середовищі малорухомої або нерухомої рідкої 

фази, яка істотно знижує відносну проникність 

для газу. 

Узагальнення наведених досліджень пока-

зує, що це явище слід розглядати не лише як 

особливість фазової поведінки газоконденсат-

них систем, а як один із ключових чинників, 

що визначає зміну складу свердловинної про-

дукції, фільтраційні властивості привибійної 

зони, продуктивність свердловин і вимоги до 

PVT-опису та гідродинамічного моделювання 

газоконденсатних покладів. 

 

Висвітлення невирішених раніше час-

тин загальної проблеми 

Попри значний обсяг досліджень ретрог-

радної конденсації, недостатньо узагальнени-

ми залишаються критерії вибору технологій 

керування цим процесом у газоконденсатних 

покладах із високим вмістом конденсату. Зок-

рема, потребують уточнення умови застосу-

вання методів оптимізації дренування, підтри-

мання пластового тиску та локального оброб-

лення привибійної зони залежно від ступеня 

виснаження покладу, неоднорідності колекто-

ра, складу пластової суміші та характеру нако-

пичення ретроградного конденсату. 

Недостатньо систематизованим залиша-

ється взаємозв’язок між діагностичними озна-

ками погіршення роботи свердловин, механіз-

мами їх виникнення та відповідними напряма-

ми технологічного впливу. До таких ознак на-

лежать зміна пластового і вибійного тиску, ди-

наміка конденсатогазового фактора, склад ви-

добувного газу, зниження продуктивності све-

рдловин, зміна скін-фактора та тривалість ефе-

кту після хімічного оброблення привибійної 

зони. Це зумовлює необхідність узагальнення 

результатів наявних досліджень для обґрунту-

вання критеріїв попереднього вибору техноло-

гій керування ретроградною конденсацією з 

урахуванням фактичних умов розробки покла-

дів. 

 

Мета та завдання досліджень 

Метою дослідження є критична система-

тизація сучасних технологічних підходів до 

розробки газоконденсатних покладів із висо-

ким вмістом конденсату в пластовому газі та 

обґрунтування критеріїв попереднього вибору 

методів керування ретроградною конденсацією 

на основі узагальнення умов їх застосування, 

діагностичних ознак погіршення роботи сверд-

ловин і відповідних механізмів порушення фі-

льтрації газу. 

 

Висвітлення основного матеріалу дослі-

дження.  

У процесі розробки газоконденсатних ро-

довищ зниження тиску спочатку проявляється 

у привибійній зоні, де формується найбільша 

депресія. Після зниження вибійного тиску ни-

жче тиску початку конденсації у поровому 

просторі накопичується ретроградний конден-

сат, що погіршує фільтрацію газу. У міру ви-

снаження покладу зона ретроградної конден-

сації може поширюватися за межі привибійної 

зони й набувати пластового масштабу. 

З огляду на це технології керування ретро-

градною конденсацією доцільно розглядати не 

як взаємозамінні рішення, а як групи методів, 

що відрізняються стадією застосування та 

об’єктом впливу. У межах цієї роботи їх умов-

но згруповано за трьома напрямами: оптиміза-

ція системи дренування, попередження або 

сповільнення ретроградної конденсації шляхом 

підтримання пластового тиску та мобілізація 

або видалення вже утвореного ретроградного 

конденсату з привибійної зони. 

 

1. Методи оптимізації системи дрену-

вання газоконденсатних покладів 

Оптимізація депресії тиску. Одним із ба-

зових підходів до мінімізації негативних нас-

лідків ретроградної конденсації є контроль де-

пресії тиску, оскільки саме зниження вибійно-

го тиску нижче тиску початку конденсації 

спричиняє накопичення рідкої фази в приви-

бійній зоні, зменшення проникності для газу та 

погіршення продуктивності свердловин [14-15]. 

Дослідження [16] свідчать, що радіальний 

розподіл тиску поблизу свердловини, сформо-

ваний рівнем депресії, впливає на формування 

та просторовий розвиток зони насичення кон-

денсатом. Звідси випливає, що зменшення 

надмірної депресії тиску може обмежувати її 

розвиток [16]. 

Водночас ефективність цього підходу має 

тимчасовий характер і зберігається лише доти, 

доки вибійний тиск підтримується поблизу 

тиску початку конденсації. Подальше знижен-

ня тиску неминуче супроводжується накопи-

ченням рідкої фази в привибійній зоні та про-

гресивним погіршенням проникності й проду-

ктивності [14, 16]. 



Матківський 

 

 Нафтогазова енергетика, 2026, № 2(46) 81 
 

Таким чином, оптимізація депресії тиску є 

фундаментальним елементом стратегії оптимі-

зації розробки газоконденсатних покладів, 

який дозволяє зменшити втрати мобільності 

газу завдяки зниженню насичення порових ка-

налів рідкою фазою на ранніх і середніх стаді-

ях розробки. Проте цей метод має тимчасовий 

характер і не може повністю компенсувати не-

гативні ефекти в умовах значного виснаження 

пласта без застосування додаткових технологі-

чних заходів.  

Гідравлічний розрив пласта (ГРП). Гід-

равлічний розрив пласта є одним із ефектив-

них методів підвищення продуктивності свер-

дловин завдяки створенню високопровідних 

тріщин і зменшенню фільтраційних опорів 

[17]. Для газоконденсатних пластів його зна-

чення зростає, оскільки тріщина зменшує ло-

кальні градієнти тиску в привибійній зоні і тим 

самим послаблює негативний вплив ретрогра-

дної конденсації [18-20].  

Carlson і Myer [18] показали, що для свер-

дловин з ГРП зниження продуктивності вна-

слідок випадіння ретроградного конденсату є 

обмеженим, а Hashemi і Gringarten [19] встано-

вили, що при пластовому тиску, нижчому за 

тиск початку конденсації, операція ГРП у на-

веденому прикладі могла підвищувати накопи-

чений видобуток газу до 80 % порівняно з вер-

тикальною свердловиною без ГРП, однак до-

датковий ефект від збільшення півдовжини 

тріщини поступово зменшувався, тому раціо-

нальний результат визначається параметрами її 

дизайну. У роботі Yin [21] показано, що в дос-

ліджених нетрадиційних колекторах конденсат 

переважно випадав у мережі високопровідних 

тріщин і міг ефективно виноситися потоком 

газу, тому блокування фільтрації газу ретрог-

радним конденсатом не було головним чинни-

ком втрати продуктивності. Водночас 

Søgnesand [20] показав, що накопичення кон-

денсату поблизу тріщини все ж може знижува-

ти продуктивність, а масштаб цього ефекту 

залежить від вмісту конденсату в пластовому 

газі, відносних фазових проникностей і режи-

му роботи свердловини. Дослідження Settari та 

ін. [22] додатково підтвердило, що ГРП здат-

ний відновити більшу частину продуктивності, 

втраченої через накопичення рідини, однак 

його ефективність визначається насамперед 

неоднорідністю пласта, довжиною та провідні-

стю тріщини. 

Буріння горизонтальних свердловин. 
Горизонтальні свердловини широко застосо-

вуються у світовій практиці, забезпечують бі-

льшу площу контакту з пластом і вищу проду-

ктивність порівняно з вертикальними свердло-

винами [23].  

Dehane та ін. [24] показали, що за однако-

вого дебіту депресія в горизонтальній свердло-

вині є меншою, ніж у вертикальній; зокрема, 

для пласта товщиною 20 м вона становила 9,30 

кгс/см² проти 15 кгс/см², а накопичений видо-

буток конденсату був вищим. Результати 

Miller та ін. [25] підтвердили, що горизонталь-

ні свердловини затримують досягнення тиску 

початку конденсації та зменшують інтенсив-

ність накопичення рідкої фази в привибійній 

зоні. У наведеному авторами прикладі тиск 

поблизу вертикальної свердловини знижувався 

нижче тиску початку конденсації через 396 діб, 

тоді як поблизу горизонтальної – через 1880 

діб; насиченість конденсатом у привибійній 

зоні становила 0,27 для вертикальної і 0,20 для 

горизонтальної свердловини.  

Результати моделювання для родовища 

Hassi R’Mel [26] додатково підтверджують 

ефективність горизонтальних свердловин: у 

наведеному прикладі видобуток конденсату 

був приблизно у 1,30 раза вищим, ніж для вер-

тикальної свердловини, а насиченість рідкою 

фазою біля вертикальної свердловини могла 

досягати 18 %, тоді як біля горизонтальної не 

перевищувала 6 %. Ці висновки узгоджуються 

з результатами [19], де показано, що нижче 

тиску початку конденсації горизонтальні свер-

дловини є ефективнішими за вертикальні щодо 

послаблення негативних наслідків ретроград-

ної конденсації, хоча вибір між горизонталь-

ною свердловиною і вертикальною свердлови-

ною з ГРП за технічної здійсненності визнача-

ється економічними міркуваннями. 

 

2. Характеристика технологій попере-

дження ретроградної конденсації 

Підтримання пластового тиску нагні-

танням сухого газу (сайклінг-процес). Нагні-

тання сухого газу є одним із найбільш ефекти-

вних методів підвищення конденсатовилучен-

ня із газоконденсатних покладів [27-29]. Раннє 

дослідження Standing та ін. [29] показало, що 

ефективність технології визначається не лише 

підтриманням тиску, а й здатністю сухого газу 

випаровувати ретроградний конденсат, а також 

неоднорідністю та охопленням пласта нагні-

танням. При цьому максимальне вилучення 

важчих компонентів не обов’язково досягаєть-

ся за нагнітання поблизу тиску початку кон-

денсації.  

Лабораторне дослідження Smith та ін. [30] 

показало, що ретроградний конденсат може 

бути повністю вилучений за умови контакту з 
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достатньою кількістю сухого газу: зокрема,  

n-пентан повністю випаровувався після 2,5 по-

рових об’ємів, а n-гептан — після 6 порових 

об’ємів сухого газу. 

Критичний аналіз сайклінг-процесу наве-

дено в роботі Aziz [27], де зазначено, що кон-

денсатовилучення в найкращих відомих пок-

ладах зростає до 60–75% порівняно з 20–40 % 

на виснаження. Автор також показав, що ефек-

тивність процесу визначається охопленням 

пласта нагнітанням, взаємним розташуванням 

нагнітальних і видобувних свердловин, а та-

кож часом початку й завершення нагнітання та 

обсягами нагнітання сухого газу. 

Промислові й чисельні дослідження підт-

верджують високу ефективність сайклінг-

процесу на багатьох родовищах світу, зокрема 

Toual [31], Hassi R’Mel [32]. За результатами 

дослідження покладів Західної Африки [33] 

встановлено, що для коефіцієнта конденсато-

вилучення визначальними є відстань між свер-

дловинами і коефіцієнт компенсації відборів, 

тоді як вплив проникності є другорядним. Тех-

нологія сайклінг-процесу також застосовувала-

ся на родовищах України, а результати її впро-

вадження узагальнені в роботах [34-35]. 

Підтримання пластового тиску нагні-

танням азоту. Нагнітання азоту розглядається 

як альтернатива сайклінг-процесу у випадках, 

коли повернення в пласт сухого газу є еконо-

мічно ускладненим або технологічно небажа-

ним [36-39].  

Фазові особливості процесу детально дос-

ліджено в роботі Moses та ін. [40], де показано, 

що змішування азоту з пластовим флюїдом 

супроводжується значно більшим підвищен-

ням тиску початку конденсації, ніж у випадку 

із сухим газом, що може збільшувати випадін-

ня ретроградного конденсату у зоні змішуван-

ня. Водночас лабораторні дослідження показа-

ли, що азот зберігає здатність ефективно виті-

сняти рідку вуглеводневу фазу. У роботі 

Sänger та ін. [36] встановлено, що нагнітання 

як метану, так і азоту може мати характер змі-

шувального витіснення, тоді як Siregar та ін. 

[41] показали, що азот є більш чутливим до 

дисперсії. У виконаних дослідженнях макси-

мальне випадіння рідкої фази становило бли-

зько 25 % для азоту проти близько 2 % для су-

хого газу. 

Практичний досвід у Rocky Mountains під-

тверджує багаторічне застосування азоту для 

підтримання пластового тиску та підвищення 

вуглеводневилучення [37]. Як і для сайклінг-

процесу загалом, ефективність цієї технології 

визначається охопленням пласта нагнітанням, 

неоднорідністю колектора, взаємним розташу-

ванням нагнітальних і видобувних свердловин, 

а також обсягами нагнітання [27, 38]. Водночас 

концептуальне дослідження Hagoort та ін. [42] 

засвідчило, що нагнітання азоту може бути 

реальною альтернативою розробці на висна-

ження лише за умови, що поклад не є надто 

неоднорідним, а пластовий газ характеризуєть-

ся високим вмістом конденсату. За таких умов 

технологія може істотно збільшувати конден-

сатовилучення. 

Підтримання пластового тиску нагні-

танням діоксиду вуглецю. Нагнітання діок-

сиду вуглецю є одним із найперспективніших 

методів підвищення вуглеводневилучення з 

газоконденсатних покладів із високим вмістом 

конденсату в пластовому газі [43-45].  

Результати досліджень Kurdi та ін. [46] за-

свідчили, що надкритичний діоксид вуглецю 

знижує міжфазний натяг, в’язкість конденсату 

та залишкову насиченість защемленою рідкою 

фазою. У роботі Moradi та ін. [47] показано, що 

в межах дослідження діоксид вуглецю був 

найефективнішим агентом нагнітання. Коефі-

цієнт вилучення конденсату становив 67,9 % 

проти 67,4 % для азоту, 65,78 % для сайклінг-

процесу, 60 % для метану і 49 % за природного 

виснаження. Експериментально-чисельні дос-

лідження Su та ін. [43] показали, що найвища 

ефективність діоксиду вуглецю досягається за 

раннього нагнітання, коли пластовий тиск ще 

на рівні або вище тиску початку конденсації. 

За таких умов вищі коефіцієнти вилучення до-

сягаються за менших обсягів закачування. 

У роботі [44] встановлено, що конденса-

товилучення за нагнітання діоксиду вуглецю 

було приблизно на 7 % вищим, ніж за нагні-

тання азоту, а за 100 % компенсації відбору 

приріст додаткового видобутку конденсату 

порівняно з азотом становив від 10,8 % до 56,5 

% залежно від потенційного вмісту конденса-

ту. Це вказує на потенційні переваги діоксиду 

вуглецю для газоконденсатних покладів із під-

вищеним вмістом важких вуглеводневих ком-

понентів.  

У дослідженні Wang [48], яке поєднує ла-

бораторні експерименти, чисельне моделюван-

ня та промисловий приклад, встановлено, що 

серед розглянутих газів саме діоксид вуглецю 

найефективніше послаблює ретроградну кон-

денсацію, однак для покладів з водонапірним 

режимом і вираженою неоднорідністю загаль-

ний додатковий ефект залишається обмеженим 

і становить лише близько 2–4 %. Водночас, як 

зазначено в роботі [49], за наявності води зрос-

тають корозійні ризики, особливо для вуглеце-
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вих сталей, що зумовлює необхідність добору 

корозійностійких матеріалів і застосування 

антикорозійного захисту. 

Підтримання пластового тиску попере-

мінним нагнітанням води і газу (WAG — 

Water-Alternating-Gas). Передчасний прорив 

газу по високопроникних пропластках і приро-

дних тріщинах знижує охоплення пласта виті-

сненням і погіршує конденсатовилучення. Для 

послаблення цього ефекту застосовують попе-

ремінне нагнітання води і газу (WAG) як спо-

сіб вирівнювання фронту витіснення, добре 

відпрацьований у нафтових покладах [50-51] і 

перспективний для газоконденсатних систем 

[52-53]. 

У роботі Jones та ін. [52] показано, що в 

неоднорідному за проникністю середовищі 

WAG-процес підвищував охоплення пласта 

витісненням і кінцеве вилучення на 86 % за 

закачування одного порового об’єму порівняно 

з нагнітанням лише сухого газу. Механізм цьо-

го ефекту полягає в тому, що вода, маючи ви-

щу в’язкість, заповнює високопроникні канали 

фільтрації й спрямовує наступні порції газу в 

менш проникні зони пласта. У подальшому 

дослідженні Cullick та ін. [53] встановили, що 

WAG покращує конденсатовилучення в бага-

топластових покладах із контрастними фільт-

раційно-ємнісними властивостями на 28–54 % 

порівняно з безперервним нагнітанням газу. 

Визначальними чинниками є співвідношення 

проникностей між пропластками, властивості 

флюїдів, защемлена газонасиченість і вертика-

льна проникність. Yokoyama і Lake [54] пока-

зали, що за значного контрасту проникності 

між пропластками важливу роль відіграють 

капілярні ефекти. 

Попри потенційні переваги, у роботах [52-

53] зазначено, що ефективність WAG-процесу 

потребує оптимізації обсягів води і газу та об-

меження сумарного об’єму нагнітання води. 

Це пов’язано з ризиком защемлення газу, об-

воднення видобувних свердловин і зниження 

кінцевого коефіцієнта вилучення. 

Підтримання пластового тиску нагні-

танням води. Нагнітання води є традиційною 

технологією підтримання пластового тиску, 

широко застосовуваною в нафтових покладах 

[55], однак у газоконденсатних системах його 

ефективність є вибірковою і залежить від плас-

тового тиску, міжфазного натягу та особливос-

тей трифазної фільтрації [56–58].  

Henderson та ін. [56] показали, що завод-

нення вище тиску початку конденсації і нижче 

нього за низького міжфазного натягу дає бли-

зьку загальну залишкову насиченість вуглево-

днями, тоді як за високого міжфазного натягу 

сумарне вуглеводневилучення є вищим. При 

цьому конденсатний вал перед фронтом води 

не формувався.  

Matthews та ін. [57] встановили, що завод-

нення може забезпечувати вищі коефіцієнти 

вилучення газу і рідких вуглеводнів порівняно 

з природним виснаженням, однак його доціль-

ність обмежується ризиком защемлення знач-

них об’ємів газу.  

Fishlock і Probert [58] показали, що ефек-

тивність технології визначається режимом і 

обсягом нагнітання води. Отже, у газоконден-

сатних покладах ця технологія не є універса-

льною і може бути доцільною лише за сприят-

ливих термобаричних та фільтраційних умов. 

 

3. Характеристика технологій мобілі-

зації та видалення ретроградного конденса-

ту з привибійної зони свердловин 

Нагнітання кислот. Кислотні обробки у 

видобувних свердловинах розглядаються як 

один із методів відновлення фільтраційних 

властивостей привибійної зони пласта [59-60]. 

Для газоконденсатних колекторів їх доціль-

ність пов’язана зі створенням або розширен-

ням фільтраційних каналів у привибійній зоні 

пласта, що може зменшувати негативний 

вплив накопиченого ретроградного конденсату 

на продуктивність свердловин, хоча ефектив-

ність такого впливу визначається мінералогіч-

ним складом породи, термобаричними умова-

ми та складом кислотної системи [60–62]. 

Експериментальні дослідження Abbasi та 

ін. [61] показали, що для низькопроникного 

колектора кислотна система на основі 7,5 % 

соляної кислоти (HCl) та метанолу забезпечу-

вала найкраще зменшення блокування фільт-

рації газу ретроградним конденсатом та істот-

не поліпшення проникності. Подібно, у роботі 

Khaleghi та ін. [62] для щільного карбонатного 

колектора суміш 7,5 % соляної кислоти (HCl) і 

2,5 % оцтової кислоти (HAc) виявилася ефек-

тивнішою за традиційний HCl 15 % і забезпе-

чила поліпшення проникності у 4,4 раза, що 

додатково підтверджує необхідність індивіду-

ального добору кислотних систем для конкре-

тних умов. 

Загалом кислотні обробки можуть бути 

ефективними для відновлення фільтраційних 

властивостей привибійної зони газоконденсат-

них пластів, однак їх застосування потребує 

попереднього лабораторного обґрунтування з 

урахуванням складу породи, типу пошкоджен-

ня, пластових умов і складу кислотної системи 

[59-60]. 
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Нагнітання органічних розчинників. 
Нагнітання метанолу розглядається як спосіб 

тимчасового зменшення блокування фільтрації 

газу ретроградним конденсатом і водою у при-

вибійній зоні пласта [63-64]. Експериментальні 

дослідження Du та ін. [63] показали, що після 

метанольної обробки відносна проникність для 

газу зростала у 1,2–2,5 раза залежно від почат-

кової водонасиченості. Asgari та ін. [65] за ре-

зультатами моделювання й експериментів 

встановили її підвищення приблизно у 1,3–1,6 

раза. Al-Anazi та ін. [66] показали, що накопи-

чення ретроградного конденсату може знижу-

вати відносну проникність для газу на 91–97 % 

у низькопроникних вапняках і на 95–98 % у 

високопроникних пісковиках, а метанол здат-

ний витісняти конденсат і воду з порового 

простору.  

Промислова обробка, описана Al-Anazi та 

ін. [64], підтвердила практичну ефективність 

метанолу. Видобуток газу й конденсату зрос-

тав приблизно удвічі протягом перших чоти-

рьох місяців і залишався вищим на 50 % у по-

дальший період. Водночас результати Bang та 

ін. [67] і Alzate та ін. [68] свідчать, що ефекти-

вність спиртовмісних обробок залежить від 

фазової поведінки системи «вуглеводні–вода–

метанол» і сумісності реагенту з пластовими 

флюїдами. 

Нагнітання реагентів для зміни змочу-

ваності породи. Оброблення привибійної зони 

пласта реагентами для зміни змочуваності по-

роди розглядається як один із перспективних 

методів зменшення блокування фільтрації газу 

ретроградним конденсатом і водою [69-70]. 

Механізм дії таких реагентів пов’язаний зі 

зменшенням капілярного утримання конденса-

ту й води та підвищенням їхньої рухливості у 

поровому просторі [69-71]. 

Експериментальні дослідження підтвер-

джують ефективність такого підходу для піс-

ковиків і карбонатних порід. Зокрема, 

Karandish та ін. [72] показали, що оброблення 

карбонатної породи аніонним фторвмісним 

реагентом забезпечило зростання відносної 

проникності для газу у 1,7 раза. У роботі 

Hoseinpour та ін. [73] для пісковику після об-

роблення фторвмісним реагентом рухливість 

води та н-декану збільшилася відповідно у 3,85 

і 3,5 раза. Подібно, Sayed та ін. [74] встанови-

ли, що застосування оптимізованої композиції 

фторованих наночастинок діоксиду кремнію з 

модифікованою поверхнею забезпечило 37 % 

приросту відносної проникності для газової та 

рідкої фаз. 

Загалом ефективність таких оброблень за-

лежить від складу реагенту, мінералогічного 

складу породи, проникності, температури, по-

чаткової водонасиченості та мінералізації пла-

стової води [69-70, 75].  

Нагнітання інших хімічних речовин. До 

інших хімічних методів мобілізації ретроград-

ного конденсату належать оброблення приви-

бійної зони пласта розчинами поверхнево-

активних речовин (ПАР) [76–77], нагнітання 

термохімічних систем [78–79], а також поліме-

рні, лужні та комбіновані схеми [80]. Результа-

ти досліджень свідчать, що такі реагенти мо-

жуть знижувати капілярний тиск, підвищувати 

рухливість конденсату та сприяти його вине-

сенню з привибійної зони [76–79]. Водночас 

застосування полімерних, лужних і комбінова-

них схем для мобілізації ретроградного кон-

денсату розглянуто на рівні чисельного моде-

лювання та потребує окремого лабораторного 

й промислового підтвердження [80]. 

 

4. Узагальнення умов застосування та 

схема вибору технологій керування ретро-

градною конденсацією 

Розглянуті технології відрізняються не 

лише механізмом дії, а й стадією доцільного 

застосування. Частина методів спрямована на 

попередження або сповільнення ретроградної 

конденсації шляхом зменшення депресії тиску, 

оптимізації системи дренування чи підтриман-

ня пластового тиску. Інші технології застосо-

вують тоді, коли ретроградний конденсат уже 

накопичився у привибійній зоні та спричинив 

погіршення фільтрації газу. 

За очікуваною тривалістю ефекту розгля-

нуті технології доцільно умовно поділяти на 

короткострокові, середньострокові та довго-

строкові. Короткостроковий ефект найчастіше 

характерний для локальних хімічних оброб-

лень привибійної зони, які тимчасово мобілі-

зують або видаляють ретроградний конденсат, 

але не завжди усувають умови його повторно-

го накопичення. Середньостроковий ефект за-

безпечують методи оптимізації дренування, 

зокрема контроль депресії тиску, ГРП і гори-

зонтальні свердловини, оскільки вони змен-

шують локальні градієнти тиску в зоні дрену-

вання та пом’якшують негативні наслідки на-

копичення ретроградного конденсату. 

Довгостроковий вплив пов’язаний насам-

перед із підтриманням пластового тиску вище 

або поблизу тиску початку конденсації шляхом 

нагнітання сухого газу, азоту, діоксиду вугле-

цю або застосування WAG-процесів. Залежно 

від застосованої технології вплив може полягати 
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Таблиця 1 – Діагностична матриця попереднього вибору напряму технологічного впливу 

Діагностична ознака  Ймовірна проблема Доцільний напрям впливу 

Поточний пластовий або ви-
бійний тиск наближається до 
тиску початку конденсації 

Ризик початку ретроградної 
конденсації, насамперед у зоні 
найбільшого зниження тиску 
біля свердловини 

За наближення вибійного тиску до 
тиску початку конденсації — змен-
шення депресії тиску; за значних філь-
траційних опорів — ГРП або горизон-
тальні свердловини; за наближення 
пластового тиску до тиску початку 
конденсації — підтримання пластово-
го тиску 

За результатами газоконденса-
тних досліджень і промисло-
вого обліку – поступове зни-
ження конденсатогазового 
фактора, зміна складу газу, 
зменшення вмісту важких 
компонентів і густини газу 

Ретроградне випадіння части-
ни важких вуглеводневих ком-
понентів і збіднення видобув-
ного газу після зниження тис-
ку нижче тиску початку кон-
денсації 

Перевірка умов сепарації й обліку; 
уточнення PVT-моделі; за підтвердже-
ного випадіння ретроградного конден-
сату — підтримання пластового тиску 
сухим газом, азотом або діоксидом 
вуглецю 

Відмінна динаміка конденса-
тогазового фактора між сверд-
ловинами одного покладу за 
близьких умов сепарації та 
обліку 

Нерівномірне виснаження по-
кладу, локальне зниження тис-
ку нижче тиску початку кон-
денсації або неоднакове охоп-
лення покладу дренуванням 

Вирівнювання дренування покладу: 
диференційоване регулювання режи-
мів відбору за свердловинами; за пот-
реби — додаткові або горизонтальні 
свердловини в недостатньо дренова-
них зонах 

Падіння продуктивності свер-
дловини швидше, ніж очіку-
ється за динамікою пластового 
тиску або гідродинамічною 
моделлю 

Додаткове погіршення фільт-
рації газу, зумовлене накопи-
ченням ретроградного конден-
сату, водним блокуванням або 
іншими пошкодженнями при-
вибійної зони 

Зіставлення фактичної динаміки дебі-
ту й тиску з моделлю; встановлення 
причин додаткового фільтраційного 
опору; за підтвердженого накопичення 
ретроградного конденсату — регулю-
вання депресії тиску або оброблення 
привибійної зони 

Різке зниження дебіту газу за 
одночасного зниження кон-
денсатогазового фактора 

Ймовірне накопичення ретрог-
радного конденсату в приви-
бійній зоні зі зниженням від-
носної проникності для газу; 
необхідне виключення інших 
причин погіршення фільтрації 

Оперативне регулювання депресії тис-
ку; уточнення причин зниження про-
дуктивності; за підтвердженого кон-
денсатного блокування — локальне 
оброблення привибійної зони або ГРП 
за відповідного обґрунтування. 

Зростання скін-фактора за ре-
зультатами гідродинамічних 
досліджень свердловини та 
погіршення її продуктивності 

Додатковий фільтраційний 
опір у привибійній зоні, мож-
ливими причинами якого є 
накопичення ретроградного 
конденсату, водне блокування 
або пошкодження порового 
простору 

Встановлення природи додаткового 
фільтраційного опору; за конденсатно-
го блокування — регулювання депре-
сії або оброблення привибійної зони; 
за пошкодження порового простору — 
добір відповідного методу відновлен-
ня проникності 

Поява компонентів агента на-
гнітання або трасерів у видо-
бувному газі окремих свердло-
вин після нагнітання сухого 
газу, азоту чи діоксиду вугле-
цю 

Передчасний прорив агента 
нагнітання до видобувних све-
рдловин через високопроникні 
зони або тріщини 

Зменшення нагнітання в зоні прориву, 
перерозподіл обсягів нагнітання, зміна 
режимів роботи свердловин; за відпо-
відних фільтраційних умов — розгляд 
можливості застосування WAG для 
поліпшення охоплення пласта 

Зростання водного фактора 
або погіршення продуктивнос-
ті після нагнітання води чи 
WAG 

Нерівномірне просування 
фронту води високопроникни-
ми каналами, підвищення во-
донасиченості окремих зон зі 
зниженням відносної проник-
ності для газу або защемлення 
газу за фронтом води 

Зменшення частки води у WAG-
циклах, подовження газового циклу, 
обмеження або тимчасове припинення 
нагнітання води 

Повторне зростання конденса-
тогазового фактора або зміна 
складу газу на пізній стадії 
розробки за стабільних умов 
сепарації та обліку 

Зміна фазової рівноваги, част-
кове повторне випаровування 
ретроградного конденсату або 
перерозподіл складу продукції 
між зонами дренування 

Перевірка умов сепарації й обліку; 
уточнення PVT-моделі; перегляд про-
гнозу конденсатовилучення та режи-
мів подальшої експлуатації 
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в обмеженні випадіння ретроградного конден-

сату, зміні умов фазової рівноваги або збіль-

шенні охоплення покладу нагнітанням. 

На основі узагальнення результатів експе-

риментальних, чисельних і промислових дос-

ліджень визначено діагностичні ознаки та 

пов’язані з ними ймовірні механізми погір-

шення фільтрації газу, які покладено в основу 

критеріїв попереднього вибору технологічного 

впливу. До таких ознак належать співвідно-

шення пластового і вибійного тиску з тиском 

початку конденсації, динаміка дебіту газу та 

конденсатогазового фактора, зміна складу ви-

добувного газу, скін-фактора, водного фактора 

та тривалість ефекту після оброблення приви-

бійної зони. З урахуванням узагальнених ме-

ханізмів дії та умов застосування розглянутих 

технологій сформовано діагностичну матрицю 

попереднього вибору напряму технологічного 

впливу (табл. 1).  

Наведена матриця показує, що подібне 

зниження продуктивності газоконденсатних 

свердловин може бути наслідком різних про-

цесів: наближення пластового або вибійного 

тиску до тиску початку конденсації, накопи-

чення ретроградного конденсату у привибійній 

зоні, нерівномірного дренування покладу, про-

риву агента нагнітання, негативного впливу 

води під час WAG-процесів або невідповіднос-

ті хімічного оброблення фактичному механіз-

му погіршення фільтрації газу. Тому вибір те-

хнології має ґрунтуватися не на загальній ха-

рактеристиці покладу, а на зіставленні даних 

промислового обліку, результатів газоконден-

сатних і гідродинамічних досліджень та мате-

ріалів моделювання. 

Практичне значення діагностичної матри-

ці полягає у можливості попереднього визна-

чення доцільного напряму технологічного 

впливу залежно від виявлених ознак і ймовір-

них механізмів погіршення роботи свердловин. 

Це дозволяє розмежувати умови застосування 

методів регулювання депресії тиску, підтри-

мання пластового тиску, оптимізації дренуван-

ня та локального оброблення привибійної зо-

ни. Остаточний вибір технології потребує під-

твердження результатами PVT-аналізу, компо-

зиційного гідродинамічного моделювання та 

техніко-економічного обґрунтування. 

 

Висновки 

1. Ретроградна конденсація є одним із 

ключових чинників, що обмежують ефектив-

ність розробки газоконденсатних покладів із 

високим вмістом конденсату. Її вплив проявля-

ється через зміну складу видобувного газу, 

зниження конденсатогазового фактора, нако-

пичення ретроградного конденсату у приви-

бійній зоні та погіршення фільтрації газу. 

2. Технології керування ретроградною 

конденсацією доцільно систематизувати за 

стадією та напрямом інженерного впливу: ме-

тоди оптимізації дренування, методи підтри-

мання пластового тиску для попередження або 

сповільнення випадіння ретроградного кон-

денсату та методи мобілізації або видалення 

вже накопиченого ретроградного конденсату. 

3. Узагальнення результатів експеримен-

тальних, чисельних і промислових досліджень 

показало, що ефективність горизонтальних 

свердловин, ГРП, сайклінг-процесу, нагнітання 

азоту, діоксиду вуглецю, WAG-процесів і хімі-

чних оброблень залежить від пластового і ви-

бійного тиску, неоднорідності колектора, скла-

ду флюїдів, режиму відбору та охоплення пла-

ста технологічним впливом. 

4. На основі узагальнення результатів до-

сліджень сформовано діагностичну матрицю, 

яка пов’язує зміни технологічних показників із 

ймовірними механізмами погіршення фільтра-

ції газу та відповідними напрямами технологі-

чного впливу. Її застосування дає змогу роз-

межувати можливі причини зниження продук-

тивності свердловин і попередньо визначити 

доцільні технологічні заходи залежно від вияв-

лених діагностичних ознак. 

Продовження таблиці 1 

Діагностична ознака  Ймовірна проблема Доцільний напрям впливу 

Короткочасне поліпшення піс-
ля хімічного оброблення при-
вибійної зони з подальшим 
швидким повторним падінням 
дебіту 

Тимчасове видалення або мо-
білізація ретроградного кон-
денсату без усунення умов 
його повторного накопичення 
у привибійній зоні 

Коригування складу й об’єму реаген-
ту; повторне або комбіноване оброб-
лення; поєднання з контролем депресії 

Відсутність істотного ефекту 
після хімічного оброблення 
привибійної зони 

Невідповідність реагенту 
складу флюїдів, мінералогії 
породи або фактичному меха-
нізму погіршення проникності 

Лабораторний добір реагенту, переві-
рка сумісності з флюїдами й породою, 
зміна типу оброблення 
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5. Остаточний вибір технології потребує 

комплексного врахування результатів промис-

лового обліку, газоконденсатних і гідродина-

мічних досліджень, PVT-аналізу, гідродинамі-

чного моделювання та техніко-економічної 

оцінки. 

 

 

Подяки 
Відсутні. 

 

Конфлікт інтересів 
Відсутній.  
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Abstract. This paper summarises recent studies and engineering approaches to developing gas-condensate 
reservoirs with a high condensate content in the reservoir gas. It demonstrates that production under natural 
depletion leads to a decline in pressure below the dew point, resulting in retrograde condensate dropout, impaired 
gas flow and reduced well productivity. It discusses the evolution of concepts related to retrograde condensation, 
including the PVT description of gas-condensate systems, changes in produced-fluid composition and the impact of 
liquid-phase accumulation on gas relative permeability. Technologies for managing retrograde condensation are 
analysed and categorised by stage of application and direction of engineering impact. Methods for optimising 
drainage include drawdown control, horizontal wells and hydraulic fracturing. Methods aimed at preventing or 
delaying retrograde condensate dropout include maintaining reservoir pressure by injecting dry gas, nitrogen, 
carbon dioxide, water, or by using water-alternating-gas processes. Methods for mobilising or removing retrograde 
condensate that has already accumulated in the near-wellbore region include acid treatments, organic solvents, 
surfactants and wettability-alteration agents. Based on the analysis of experimental, numerical and field data, the 
conditions for the effective application of these technologies and their main limitations are identified. A diagnostic 
matrix is proposed to help select the most appropriate technological intervention, taking into account reservoir 
and bottomhole pressures, well productivity trends, changes in the condensate-to-gas ratio, the results of gas-
condensate and pressure-transient studies, the composition of the produced gas, the water-to-gas ratio and how 
long the effect of a near-wellbore chemical treatment lasts. The results provide an applied basis for the justified 
selection of retrograde-condensation management technologies and for improving the ultimate condensate 
recovery factor. 
 
Key words: retrograde condensation, reservoir pressure maintenance, chemical treatments, PVT modelling, 
condensate recovery enhancement. 
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