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Аннотация. В статье рассмотрены способы повышения эффективности добычи кон
денсата за счет оптимального распределения отборов газа между добывающими сква
жинами. Для большого количества скважин решение этой задачи становится нетри
виальным и требует специальных методов нелинейной оптимизации. Основной упор 
сделан на получении точных решений задачи оптимизации добычи конденсата за счет 
использования эмпирических зависимостей между добычей газа и конденсата. Опре
делен минимальный набор достоверной промысловой информации, позволяющий 
решить задачу оптимального распределения добычи газа между скважинами, при мак
симизации дебита конденсата. Для этой модели сформулирована оптимизационная 
задача. Рассмотрены условия, при которых исходная задача распадается на систему 
подзадач оптимизации для подгрупп скважин. Методом попарной оптимизации най
дены аналитические выражения для оптимальных пропорций дебитов газа в группе 
скважин. На основе полученных выражений разработан алгоритм точного решения 
задачи краткосрочной оптимизации режима работы скважин.
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Abstract. The article discusses ways to increase the efficiency of condensate production due to 
the optimal distribution of gas flows between producing wells. For a large number of wells, 
the solution of this problem becomes nontrivial and requires special methods of nonlinear 
optimization. The main aim of research is obtaining accurate solutions to the problem of 
optimizing condensate production using direct dependencies between gas and condensate 
production. The minimum set of reliable field information has been determined, which 
allows solving the problem of optimal distribution of gas production between wells at the 
maximum condensate flow rate. An optimization problem is formulated for this model. 
The conditions under which the initial problem is divided into a system of optimization 
subtasks for subgroups of wells are considered. By the method of pairwise optimization, 
analytical expressions were found for optimal ratios of gas flow rates in a group of wells. 
Based on the expressions obtained, an algorithm has been developed for the exact solution 
of the problem of shortterm optimization of the well operation mode.
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Введение
При разработке газоконденсатной залежи на поздних стадиях происходит процесс сни
жения пластового давления, приводящий к неизбежному выпадению конденсата в пласте. 
Эффективных технологий извлечения выпавшего конденсата из пласта на сегодняшний 
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день не существует. В связи с этим может быть поставлен ряд оптимизационных задач 
по снижению пластовых потерь и повышению эффективности добычи конденсата. Наибо
лее естественным видится путь оптимизации параметров технологического режима за счет 
перераспределения добычи газа между скважинами. В упрощенном случае однородного 
пласта и скважин с одинаковой продуктивностью решение задачи о добыче газа и макси
мального количества конденсата сводится к равномерному распределению дебитов газа 
между всеми скважинами. В случае реального месторождения каждая скважина имеет ин
дивидуальные характеристики продуктивности и пластовое давление в призабойной зоне. 
В этих условиях нахождение технологического режима, обеспечивающего наименьшие 
потери конденсата при заданном общем дебите газа, становится нетривиальной задачей. 
Для ее решения необходимо опираться на зависимости между параметрами, влияющими 
на содержание конденсата в потоке газа.

Можно выделить два основных направления при постановке подобных задач и выбо
ре способов их решения. В рамках первого подхода исследуются процессы добычи газа 
и конденсата на длительных интервалах времени. При этом максимизируют накоплен
ную добычу конденсата, тем самым добиваясь увеличения итоговой конденсатоотдачи 
пласта. При таком подходе основным инструментом выступает гидродинамическое 
моделирование. В работах [Трубачева и др., 2018; Трубачева, 2019] предложены алгорит
мы приближенного поиска оптимальных профилей добычи газа с использованием как 
гидродинамических, так и упрощенных аналитических моделей притока газа к скважине. 
Второе направление связано с решением задач оперативного и краткосрочного управле
ния добычей на месторождении с максимизацией текущего уровня добычи конденсата. 
Данный подход нацелен на повышение экономических показателей разработки за счет 
увеличения денежного потока на более ранних этапах добычи. В таком случае предъяв
ляются повышенные требования к точности используемых моделей.

В последние годы наметилась тенденция перехода ко всё более усложняющимся моде
лям, использованию интегрированных моделей при прогнозировании режимов работы 
скважин месторождения. Эти модели позволяют прогнозировать режимы работы сква
жин с учетом существующей инфраструктуры [Колмаков и др., 2012; Мулькаманов и др., 
2015]. Применение подобных моделей при мониторинге, прогнозировании и оптимизации 
технологических режимов может дать большой эффект на месторождениях, на которых 
эксплуатируются несколько пластов [Терентьев и др., 2013]. Важнейшая проблема для та
ких месторождений — корректный учет продукции, идущей из разных пластов и разных 
скважин. Многофазные расходометры дороги́, сложны в обслуживании, поэтому исполь
зование их на устье каждой скважины часто является экономически нецелесообразным 
[Стрижов и др., 2012]. Использование относительно недорогих датчиков давления и тем
пературы в разных частях скважины и шлейфа позволяет дать оценку скорости потоков 
из решения обратной задачи гидродинамики системы «пласт — скважина — штуцеры — 
система сбора продукции» (и другие элементы конструкции скважины и трубопроводов). 
Для решения прямой задачи в [Ajayi и др., 2012] предлагается узловой алгоритм расчета 
элементов указанной системы, а для обратной задачи — простые подгоночные методы. 
Авторы работы [Bello и др., 2014] в качестве модели для прямой задачи предлагают исполь
зовать искусственные нейронные сети, нечеткую логику и обучаемые модели, в частности 
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обучаемую библиотеку MLPACK. В [Moreno и др., 2014] для решения прямой задачи ис
пользуется метод МонтеКарло, а для обратной — алгоритм обобщенных алгебраических 
моделирующих систем (general algebraic modeling systems, GAMS). Широким полем при
менения упомянутых выше методов являются газоконденсатные месторождения. Для та
ких месторождений объем добываемого газа, как правило, ограничен пропускной способ
ностью газотранспортной системы либо планом добычи. При этом важным показателем 
является добыча конденсата, которая не нормируется. Это порождает оптимизационную 
задачу максимизации добычи конденсата (минимизации его потерь) при заданных объемах 
добычи газа. Решение оптимизационных задач управления технологическим режимом 
работы залежи заключается в расчете необходимых диаметров штуцеров на скважинах 
[Фёдоров, Вершинин, 2014; Grigoryev, Vershinin, 2014; Рязанцев и др., 2015; Соловьев 2015; 
Vershinin и др., 2016]. Поскольку диаметр штуцера напрямую влияет на распределение 
давлений в пласте и стволе скважины, то для решения данной задачи необходимо связать 
в единой системе параметры управления (диаметры штуцеров), внешние параметры (теку
щие пластовые давления и давление на выходе из газосборной системы), целевые (добыча 
конденсата) и лимитирующие показатели (например, добычу газа).

Дополнительными ограничениями дебита газа отдельных скважин при этом могут вы
ступать ограничения технологического характера, связанные с непревышением предель
ной депрессии на пласт и превышением порога минимальной скорости выноса капельной 
жидкости с забоя скважины. Вместе с тем довольно часто встречаются ситуации, когда 
часть необходимой для расчетов информации отсутствует. Тогда приходится использовать 
допущения, имеющие высокую погрешность. Это ведет к неточностям решения задачи 
оптимизации, поскольку, как показала практика, поверхность целевой функции всегда пред
ставляет собой многоэкстремальную поверхность с близкими по значениям экстремумами. 
В этих условиях целесообразно использовать альтернативные подходы, базирующиеся 
на частичных наборах входных данных. В качестве такого набора можно выбрать прямую 
зависимость дебита конденсата от дебита газа для каждой скважины. Подобная зависимость 
может быть найдена в результате прямых газоконденсатных исследований (ГКИ), проведен
ных на скважинах, или расчетным методом, основанном на результатах гидродинамических 
исследований скважин (ГДИ) и PVTисследований проб добываемой продукции.

Методы
Для формулировки задачи добычи конденсата и ее оптимизации запишем основные уравне
ния, определяющие процессы притока газоконденсатной смеси к скважине и зависимость 
содержания конденсата. Как известно, дебит газового конденсата (Q к) для каж дой сква
жины зависит от забойного давления (Рзаб), температуры (Т) и дебита газа (Q г). В общем 
виде Q к может быть выражен следующим образом:

 �к � ���заб, �� � �г � ���заб, �,�г�,  (1)

где R(Рзаб, Т) — конденсатногазовый фактор (КГФ). Поведение функции R(Рзаб) опре
деляется компонентным составом смеси. Схематическая зависимость R(Рзаб) от давления 
при Т = const имеет вид, показанный на рис. 1.
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Рис. 1. Схематическая зависимость КГФ от давления смеси [Дурмишьян, 1979]
Fig. 1. Schematic dependence of the condensate-gas ratio vs pressure [Durmishyan, 1979]

При снижении давления смеси ниже порогового значения — давления начала кон
денсации (Pн), или точки росы, происходит ретроградное выпадение тяжелых фракций 
углеводородов в жидкую фазу (конденсат). Поэтому содержание конденсата в газе 
снижается. Конденсат, выпадающий в стволе скважины и трубах газосборной сети, 
выносится вместе с газом и к потерям не относится. К потерям относится конденсат, 
выпавший в пласте. Он насыщает скелет породы и практически не может быть добыт 
в дальнейшем. Наименьшее давление в пласте, определяющее низший уровень содер
жания конденсата в газовой фазе, соответствует забою скважины. Поэтому в качестве 
давления в (1) используется Рзаб.

Зависимость Q г от Pзаб описывается классическим двучленным уравнением вида 
[Чарный, 1963]:
 �пл� � �заб� � ��г � ��г�,  (2)

где Pпл — пластовое давление. Коэффициенты фильтрационного сопротивления А и В  
рассчитываются по результатам газодинамических исследований скважин, могут быть 
аналитически выражены через его фильтрационноемкостные характеристики [Гри
ценко и др., 1995], а наличие трещин гидроразрыва может быть учтено введением 
соответствующих поправок.

Используя (2), можно исключить Pзаб и свести зависимость (1) к виду:

 �к � ���г�.  (3)

Если текущее Рзаб скважины (а значит, и Pпл) выше Pн смеси, то потерь конденсата 
нет. Содержание конденсата в газовой фазе не зависит от давления (рис. 1) и остается 
постоянным. В этом случае Q к на скважине линейно зависит от ее Q г (рис. 2, кривая 1).

Поскольку Pпл в ходе добычи газа со временем опускается ниже Pн, то начиная с этого 
момента график зависимости Q к от Q г перестает быть линейным. Поскольку рост Q г со
гласно (2) сопровождается снижением Рзаб, то это приводит к снижению КГФ. График Q к 
в этом случае «отстает» (находится ниже) от линейной зависимости, соответствующей 
фиксированному значению КГФ (рис. 2, кривая 2). Чем больше Q г, тем больше депрес
сия и ниже величина КГФ. Поэтому при увеличении Q г «отставание» кривой 2 от кри
вой 1 увеличивается. В этом случае график зависимости Q к = f (Q г) представляет собой 
гладкую, выпуклую вверх, функцию.
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1 

2 

Рис. 2. Схематический график зависимости дебита конденсата (Qк) от дебита 
газа (Qг): кривая 1 — при давлении выше давления начала конденсации; 
кривая 2 — при давлении ниже давления начала конденсации
Fig. 2. Schematic diagram of the dependence of the condensate flow rate (Qк) vs 
the gas flow rate (Qг): curve 1 — at a pressure above the pressure of the beginning 
of condensation; curve 2 — at a pressure below the pressure of the beginning 
of condensation

В качестве предварительного упрощающего допущения можно принять, что КГФ 
изменяется линейно при изменении Q г. Это допущение будет справедливым только 
при малости депрессии и изменения Pзаб. В этом случае дебит конденсата при малых Q г 
будет иметь вид квадратичной зависимости:

 �к � ���заб� � �г � �� � ��г� � �г � ��г � ��г�,  (4)

где a, b — коэффициенты, определяемые из соотношений (1), (2) и зависящие от филь
трационных характеристик притока к скважине, вида функции R = R(P) и величины Pпл.

Коэффициент a соответствует значению КГФ при Q г = 0, т. е. при Pзаб = Pпл:

 � � ��� � �пл�,  (5)

таким образом, он определяется значением текущего Pпл в окрестности скважины.
Заметим, что при b = 0 зависимость Q к от Q г становится линейной и соответствует 

случаю отсутствия потерь конденсата.
Анализ промысловых данных, приведенных в таблице 1, показывает, что в боль

шинстве случаев скважины имеют достаточно высокие дебиты, при которых сниже
ние КГФ относительно точки нулевого дебита будет значительным и условие мало
сти не будет выполняться. Вместе с тем можно заметить, что регрессионные кривые 
квадратичного типа будут в большинстве случаев попрежнему хорошо описывать 
зависимости Q к от Q г. Коэффициент корреляции при этом обычно составляет по
рядка 0,99. В этом случае его высокое значение не в последнюю очередь объясняется 
малым, обычно не превышающим шести, числом режимов исследования скважин 
при ГДИ и ГКИ. В таблице 1 приведены результаты исследований скважин место
рождения X и коэффициенты корреляции, полученные для квадратичных регрессий. 
На рис. 3 приведен пример построения регрессионной зависимости Q к от Q г для сква
жины № 1 из таблицы 1.
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Таблица 1. Зависимость дебита стабильного конденсата (Qк) от дебита газа (Qг) 
на скважинах № 1–9 месторождения X
Table 1. Dependence of the stable condensate flow rate (Qк) vs the gas flow rate (Qг) 
at wells No. 1–9 of field X

№ Qг, тыс. м3/сут Qк, м3/сут R2

1 213,4 299,9 384,7 561,9 44,2 58,2 67,8  81,4 0,999 5
2 294,0 376,6 449,8 531,0 50,1 60,5 68,7  80,5 0,992 6
3 245,0 339,0 529,8 603,3 42,8 58,7 88,6 104,9 0,996 6
4 201,9 281,8 358,7 418,5 38,2 42,8 48,0  51,1 0,998 1
5 250,5 320,6 379,9 442,0 38,0 43,0 45,4  50,4 0,987 9
6 237,8 319,6 393,4 470,2 45,1 57,9 72,9  78,7 0,981 5
7 286,5 360,0 437,1 490,7 48,5 55,0 57,9  58,6 0,997 2
8 197,0 269,7 330,8 382,4 39,4 50,3 52,8  54,2 0,990 4
9 220,1 305,6 388,1 474,0 50,5 68,6 86,1 102,7 0,999 9

R² = 0,999 5
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Рис. 3. Регрессионная зависимость дебита стабильного конденсата (Qк) от дебита 
газа (Qг) для скважины № 1 из таблицы 1
Fig. 3. Regression dependence of the stable condensate flow rate (Qк) vs the gas flow 
rate (Qг) for well No. 1 from Table 1

Квадратичное уравнение зависимости Q к = f (Q г) в таком случае становится регрес
сионным уравнением, аппроксимирующим искомую зависимость в рабочей области Q г. 
Оно будет иметь вид:
 �к � � � ��г � ��г�.  (6)

Выражение (6) является естественным обобщением аппроксимации вида (4). Знак 
«минус» перед коэффициентом b в (6) связан с сохраняющейся выпуклостью вверх 
в зависимости Q к = f (Q г). В таком случае коэффициенты a ≥ 0, b ≥ 0. Положительность 
коэффициента a обеспечивает монотонное возрастание дебита конденсата в рабочей 
области Q г.
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Результаты и обсуждение
Задача оптимизации технологического режима подгруппы скважин
Поскольку при добыче газа на режиме истощения появляются потери конденсата, то воз
никает ряд задач оптимизации, связанных с уменьшением этих потерь и увеличением 
добычи конденсата. Одной из таких задач является задача оптимизации текущего режи
ма, которая состоит в том, чтобы при заданном объеме добычи газа с месторождения 
или группы скважин достичь максимального Q к.

Задачу оптимизации (максимизации) добычи конденсата для группы nскважин с де
битами газа (Q гi) и дебитами конденсата (Q кi), где i = (1, … , n), можно записать в виде:

 ��г�
�

� �г. план ,   ����
�

� max,   � � �1,… ,��,  (7)

где Q г. план — фиксированное значение суммарной добычи газа всей группы скважин.
Оптимальный режим работы группы скважин представляет собой набор значений 

дебитов скважин (Q г1, … , Q гп), обеспечивающий выполнение условий (7). Задача (7) 
в общем случае является задачей нелинейного программирования и решается с приме
нением численных методов [Зангвилл, 1973].

Алгоритм нахождения оптимального решения можно существенно упростить, опи
раясь на допущение об отсутствии мгновенного взаимного влияния режимов работы 
одних скважин на кривые добычи других скважин. Это допущение будет справедливо 
в случае скважин, удаленных друг от друга на значительные расстояния, либо при низкой 
проницаемости пласта. В таком случае становится справедливым утверждение:

«Если группа скважин работает в оптимальном режиме, то любая ее подгруппа также 
работает в оптимальном режиме».

Оптимальность режима работы понимается в выполнимости условий (7) для всей 
группы скважин и для ее подгрупп.

Действительно, если предположить обратное, т. е. неоптимальность режима подгруппы 
при оптимальности работы всей группы, то проведя оптимизацию работы подгруппы, 
можно увеличить добычу конденсата как подгруппы, так и всей группы скважин при неиз
менной добыче газа. Это, в свою очередь, указывает на неоптимальность работы всей груп
пы, что противоречит исходному допущению и доказывает справедливость утверждения.

В условиях справедливости доказанного утверждения задача оптимизации группы 
скважин может быть сведена к задаче одновременной оптимизации всех ее подгрупп. 
При этом целевые плановые дебиты подгрупп изначально неизвестны и требуют нахож
дения до того, как будут найдены оптимальные дебиты отдельных скважин. Это, соот
ветственно, сводится к отдельной задаче. Однако в ряде случаев можно обойти данное 
ограничение. Рассмотрим решение этой задачи. Минимальные подгруппы, которые 
можно выделить из группы, — это всевозможные пары скважин.

Рассмотрим задачу попарной оптимизации скважин между собой. В этом случае весь 
дебит газа пары делится между двумя скважинами в определенной пропорции. Введем 
для упрощения следующие обозначения:
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 , , , 
 , , .  (8)

В итоге получим следующую постановку задачи оптимизации:

 �� � �� � � � max,   const.  (9)

Тогда общий дебит конденсата пары можно выразить в виде:

 .  (10)

Выполним замену x2 = x0 − x1 и сведем задачу двумерной оптимизации к задаче отыс
кания экстремума функции одной переменной:

 

 

2 max. 
 

 (11)

Выражение (11) является уравнением параболы. Ветви этой параболы направлены 
вниз. Это значит, что максимум будет наблюдаться в ее вершине. Решение задачи (9) 
тогда примет вид:

 
2

2 ,  (12)

 
2

2
2

2 .  (13)

Можно заметить, что оптимальные решения x1 опт и x2 опт в общем случае зависят от x0, 
что на первый взгляд не позволяет напрямую пользоваться ими без решения вспомога
тельной задачи определения дебитов для пар скважин.

Если коэффициенты b1 и b2 равны нулю (b1 = b2 = 0), то (10) будет представлять собой 
линейную зависимость без экстремумов. В этом случае максимум добычи конденсата 
будет наблюдаться на границе области допустимых значений. При a1 > a2 оптимальное 
решение примет вид: x1 опт = x0, x2 опт = 0. При a1 < a2 оптимальное решение примет об
ратный вид: x1 опт = 0, x2 опт = x0. Полученное решение указывает, что в данном случае одну 
из двух скважин выгоднее остановить и максимально увеличить дебит второй скважины 
с бо́льшим содержанием конденсата. При a1 = a2 суммарная добыча конденсата будет 
оставаться неизменной, и любая пропорция в добыче будет оптимальной.

Рассмотрим несколько частных случаев с отличными от нуля коэффициентами.
Случай 1: a1 = a2, b1 = b2.
Равенство коэффициентов означает, что обе скважины полностью одинаковы между 

собой. В этом случае оптимальное решение имеет вид:

 2 .  (14)

Общий дебит в паре нужно поделить пополам, что соответствует минимальности 
депрессий и наименьшим потерям конденсата в пласте.
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Случай 2: a1 = a2, b1 ≠ b2.

Тогда , ,  
�� ���
�� ��� �

��
�� � const .  (15)

Неравенство коэффициентов bi означает, что одна из скважин имеет больше потерь 
конденсата, чем другая. Это может быть связано, например, с более низким Pпл или по
вышенными фильтрационными сопротивлениями. Оптимальное отношение дебитов 
газа зависит только от коэффициентов bi, остается постоянным и не зависит от общего 
целевого дебита группы. Бо́льшую долю в общей добыче получит скважина с меньшим bi. 
Получающиеся решения всегда лежат внутри области 0 ≤ xi ≤ x0.

Случай 3: a1 ≠ a2, b1 ≠ b2.

Тогда , ,  (16)

где введено обозначение: x* = (a1 – a2)/2(b1 + b2) — величина постоянного сдвига, не за
висящего от общего дебита x0 пары скважин. Решение (16) отличается от (15) на вели
чину постоянного сдвига x*, знак которого зависит от баланса между коэффициентами аi. 
Дополнительное увеличение величины оптимального дебита по сравнению с (15) по
лучит скважина с бо́льшим значением аi. Дебит скважины с меньшим значением аi, нао
борот, будет меньше на x* по сравнению с (15). При значительном сдвиге оптимальное 
решение выйдет за пределы допустимой области 0 ≤ xi ≤ x0. Это соответствует располо
жению вершины параболы (11) за пределами области 0 ≤ xi ≤ x0. В таком случае целевая 
функция будет монотонной при 0 ≤ xi ≤ x0, и оптимальное решение, максимизирующее 
добычу конденсата, вновь будет находиться на границе:

а) , 0, , 
б) 0, , . 
В случае (а) оптимально остановить вторую скважину, в случае (б) — первую. Выход 

точки экстремума целевой функции (11) за границу области 0 ≤ xi ≤ x0 происходит при вы
полнении условий (а) или (б):

 а) 

⎩⎪
⎨
⎪⎧������ �

�� � �� � 2����
2��� � ��� � ��,

������ �
�� � �� � 2����
2��� � ��� � 0,

  (17)

 б) 

⎩⎪
⎨
⎪⎧ ������ �

�� � �� � 2����
2��� � ��� � 0,

������ �
�� � �� � 2����
2��� � ��� � ��.

  (18)
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Условия (17), (18) сводятся к ограничениям на коэффициенты, тогда целевой дебит 
пары скважин:

 а) 2 , ,  (17*)

 б) 2 , .  (18*)

Как следует из (17*), (18*), остановка одной из скважин потребуется только при малых 
целевых дебитах для пары скважин. В остальных случаях справедливы соотношения (16) 
для оптимальных дебитов. В этом случае удобно ввести новые смещенные переменные:

 2 ,  2 .  (19)

Их сумма совпадает с суммой несмещенных переменных и соответствует целевому дебиту 
пары скважин x0. Оптимальные решения в новых переменных примут вид, сходный с (15):

 �� ���� � ����
��� � ��� ,   �� ���

� � ����
��� � ��� ,   

�� ����

�� ���� � ��
�� � const .  (20)

Как следует из (20), отношения оптимальных смещенных дебитов для любой пары 
перестают зависеть от величины целевого суммарного дебита пары.

Это свойство позволяет найти оптимальные решения всей группы из nскважин, 
опираясь только на решения задач оптимизации различных пар из группы.

Оптимизация технологического режима n-скважин
Рассматривая случай nскважин, можно заметить, что, какой бы ни был план добычи газа 
для пары скважин, пропорции добычи дебитов или смещенных дебитов согласно (15) 
или (20) останутся неизменными (при условии превышения пороговых значений (17*), 
(18*)). Это значит, что в окончательном оптимальном плане всей группы эти пропорции 
будут сохранены такими же, какими они были получены для отдельных пар. Свойство 
постоянства пропорций позволяет построить алгоритм нахождения оптимального 
решения всей группы и найти дебиты скважин в виде точных выражений.

На первом шаге достаточно выделить произвольную скважину из множества nсква
жин. Пусть для определенности она имеет номер 1. Создадим множество пар между 
первой скважиной и каждой из (n − 1)оставшихся.

На втором шаге в соответствии с (15) или (20) определяются пропорции оптималь
ных дебитов в каждой паре:

 
���
��� � ��,   ��

�
��� � ��,   ��

�
��� � ��,  …   ,   ����

�
��� � ����,   ����

�
��� � ����.  (21)

Исходя из этих обозначений, можно выразить xiʹ:

 
,
.
  (22)
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Тогда сумма добычи газа может быть представлена в следующем виде:

 ����
�

���
� ����1 � �� � ��� �  . . .   � ����� � �общ. � �г. план.  (23)

При этом она равна плановому показателю. Из (23) можно найти x1ʹ.
На третьем шаге по известному x1ʹ вычисляются несмещенные дебиты xi согласно (19). 

Прямым вычислением несложно проверить, что получающиеся решения не зависят 
от выбора начальной скважины.

Заключение
В статье рассмотрены вопросы повышения эффективности добычи газа и конденсата 
за счет выбора оптимального технологического режима скважин. Оптимальное управ
ление технологическим режимом большого количества скважин является нетривиаль
ной задачей нелинейной оптимизации и требует использования специальных методов. 
Сложность решения зависит от формулировок оптимизационных задач и используемых 
моделей для прогнозирования параметров технологического режима. Вместе с тем суще
ствует класс задач, связанных с оперативным и краткосрочным управлением скважинами. 
В этом случае задача оптимизации может быть существенно упрощена путем разбиения 
на отдельные подзадачи оптимизации работы малых подгрупп скважин.

В работе проанализированы полученные решения для случая квадратичной аппроксима
ции зависимостей дебита конденсата от дебита газа и показано, что они обладают свойством 
универсальности. Это позволяет построить универсальный алгоритм краткосрочной опти
мизации добычи конденсата в рамках решения задачи квадратичного программирования.

Предложенный метод позволяет решать в явном виде задачи оптимизации и в других 
постановках (например, задачу минимизации пластовых потерь). При переходе к задачам 
долгосрочной оптимизации потребуется учитывать как взаимное влияние скважин друг 
на друга, так и эффекты постепенного выпадения конденсата в пласте за счет снижения 
пластового давления в ходе добычи.
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