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Введение 
Прогнозирование гидравлического со-

противления, температурного режима не-
изотермических трубопроводов, транспор-
тирующих диоксид углерода, приобретаю-
щих все увеличивающееся распространение, 
имеет большое промышленное значение. В 
литературе практически не имеется иссле-
дований по прогнозированию локализации и 
интенсивности гидратоотложения в подоб-
ных трубопроводах. 

Цели и задачи 
Расчет гидравлического сопротивле-

ния, теплопередачи и интенсивности отло-
жения гидратов  в неизотермических трубо-
проводах, транспортирующих диоксид угле-
рода в присутствии воды.  

 

 Background 
Predicting hydraulic resistance, the tem-

perature regime of non-isothermic pipelines 
transporting carbon dioxide, gaining increasing 
distribution is of great industrial importance. 
There is virtually no research in the literature on 
the prediction of hydrate deposition localization 
and intensity in such pipelines. 

Aims and Objectives 
Calculating hydraulic resistance, heat 

transmission and intensity of hydrate deposits in 
non-isothermic pipelines transporting hydrogen-
methane mixtures in the presence of water.  

 
 
 
 
 
 

© Шагиев Р.Г., Андреев В.Е., Султанов Ш.Х. (Shagiev R.G., Andreev V.E., Sultanov Sh.Kh.), 2021   

http://dx.doi.org/10.17122/ngdelo


Проблемы сбора, подготовки и транспорта нефти и нефтепродуктов 

4 (132) •  2021 10 

Установление закономерностей отло-
жения гидратов в зависимости от режимных, 
геометрических параметров и физико-
химических параметров окружающей среды. 

Методы 
Математическое моделирование и 

численные расчеты гидравлического 
сопротивления, температурного режима и 
интенсивности отложения гидратов в 
неизотермических трубопроводах 
газообразного диоксида углерода. 

Результаты 
На основе математическая моделиро-

вания установлено, что с увеличением ско-
рости перекачки интенсивность отложения 
гидратов увеличивается.  

 

 Establishing patterns of hydrate deposi-
tion in the presence of hydrogen. 

Methods 
Mathematical modeling and numerical 

calculations of hydraulic resistance, tempera-
ture and intensity of hydrate deposition in non-
isothermic gaseous carbon dioxide pipelines. 

Results 
On the basis of mathematical modeling, it 

has been established that with increasing speed 
of transportation the intensity of hydrate 
depositation increases. 

 

 
 
 

 
Ключевые слова: трубопровод; диок-

сид углерода; газовая фаза; отложение гид-
ратов; математическая модель 

  

Keywords: pipeline; carbon dioxide; gas-
eous phase; hydrate deposition; mathematical 
model 

 
 

 

 

 

 

Истощенные нефтяные и газовые ме-

сторождения обладают значительным по-

тенциалом для хранения углекислого газа 

(CO2), и, скорее всего, станут первыми круп-

номасштабными геологическими объектами 

для секвестирования, поскольку инфра-

структура, опыт и разрешительные процеду-

ры уже существуют. Кроме того, почти 40-

летний опыт работы в области повышения 

нефтеотдачи пластов (ПНП) позволяет ис-

пользовать методы улавливания и хранения 

CO2 таким образом, чтобы повысить извле-

чение углеводородов из нефтяных месторо-

ждений и снизить экологические проблемы 

вызываемые сжиганием ископаемого топли-

ва, газовых продуктов. Двуокись углерода – 

один из основных парниковых газов, вызы-

вающих глобальное потепление. 

Использование диоксида углерода в 

технологиях увеличения нефтеотдачи имеет 

давнюю историю. Был проведен значитель-

ный комплекс работ по проблемам трубо-

проводного транспорта CO2. 

 Depleted oil and gas fields have signifi-

cant potential for storing carbon dioxide (CO2), 

and are likely to become the first large-scale 

geological targets to be sequestered as infra-

structure, experience and permitting procedures 

already exist. In addition, nearly 40 years of ex-

perience in enhanced oil recovery (EOR) allows 

the use of CO2 capture and storage techniques 

to improve hydrocarbon recovery from oil fields 

and reduce the environmental problems caused 

by burning fossil fuels, gas products. Carbon 

dioxide is one of the main greenhouse gases 

that cause global warming. 

The use of carbon dioxide in enhanced oil 

recovery technologies has a long history. A sig-

nificant set of works was carried out on the 

problems of CO2 pipeline transport. 
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При переходе к экономике с умень-

шенным количеством выбросов CO2 все бо-

лее насущным становится улавливание и 

хранение CO2 в различных резервуарах 

природного характера, а также на дне мо-

рей.  

При этом ожидаемый объем перека-

чиваемого CO2 с целью секвестирования бу-

дет многократно превосходить его исполь-

зование в целях нефтеотдачи. 

В ряде случаев можно совмещать ре-

шение задач увеличения нефтеотдачи с по-

следующем хранением CO2 в истощенных 

нефтяных пластах. 

Существует большое количество про-

блем перекачки CO2 по трубопроводам: вы-

бор оптимального диаметра, материала 

труб; изоляция; коррозия; гидратоотложе-

ние; распространение трещин большой про-

тяженности; безопасные расстояния; запол-

нение аварийных секций после ремонта; 

длина секций (расстановка задвижек); ин-

тенсивность аварийных выбросов.  

Существует несколько вариантов пе-

рекачки: в жидком, газообразном и сверх-

критическом состояниях [1–3], каждый из ко-

торых имеет свою «нишу» для применения.  

В настоящей работе рассматривается 

проблема гидратоотложения при перекачке 

CO2 в газообразном состоянии. 

Проблемам образования гидратов в 

трубопроводах СО2 посвящены работы [4–

12]. В работе [8] разработана математиче-

ская модель и проведен анализ риска обра-

зования гидратов диоксида углерода путем 

определения зон риска образования гидра-

тов.  

В зависимости от способа улавлива-

ния CO2 возможно наличие примесей, таких 

как азот, водород, вода. 

Потребность в осушке трубопроводов 

CO2, используемых для повышения нефте-

отдачи в Соединенных Штатах, составляет 

максимум 650 ppm воды. 

В работе [13] установлено, что верхний 

предел содержания влаги в трубопроводах 

CO2 варьируется в зависимости от темпера-

туры поверхности трубы и наличия тепло-

изоляции. Верхний предельный уровень со-

держания влаги в отдельных случаях может 

With the transition to a CO2-reduced 

economy, it becomes increasingly urgent to 

capture and store CO2 in various natural reser-

voirs, as well as on the seabed. 

At the same time, the expected volume of 

pumped CO2 for sequestration will be many 

times higher than its use for oil recovery. 

In some cases, it is possible to combine 

the solution of the problems of enhanced oil re-

covery with the subsequent storage of CO2 in 

depleted oil reservoirs. 

There are many problems with CO2 

pumping through pipelines: selection of the op-

timal diameter, pipe material; insulation; corro-

sion; hydration deposition; propagation of 

cracks of great extent; safe distances; filling of 

emergency sections after repair; length of sec-

tions (placement of valves); intensity of emer-

gency emissions. 

There are several pumping options: in a 

liquid, gaseous and supercritical states [1–3], 

each of which has its own sphere for use. 

In this work, the problem of hydrate dep-

osition is considered during the pumping of CO2 

in a gaseous state. 

The works [4–12] are devoted to the prob-

lems of hydrate formation in CO2 pipelines. In 

[8], a mathematical model was developed and 

an analysis of the risk of the formation of hy-

drates of carbon dioxide was carried out by de-

termining the risk zones for the formation of hy-

drates. 

Depending on the way CO2 is captured, 

there may be impurities such as nitrogen, hy-

drogen, water. 

The demand for draining CO2 pipelines 

used for enhanced oil recovery (EOR) in the 

United States is maximum 650 ppm water. 

In [13] it was established that the upper 

limit of the moisture content in CO2 pipelines 

varies depending on the temperature of the pipe 

surface and the presence of thermal insulation. 

The upper limiting level of moisture content in 

some cases can be determined by the method 
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быть определен методом, установленным в 

данном исследовании, т.е. от 600 до 

1800 ppm. 

Будем предполагать перекачку CO2 в 

газообразном состоянии при количестве во-

ды в начальном сечении трубопровода, со-

ответстующим 100 % влажности, т.е. при 

наихудшем сценарии при отсутствии жидкой 

водной фазы: 

 

established in this study, i.e. from 600 to 

1800 ppm. 

We will assume the pumping of CO2 in a 

gaseous state with the amount of water in the 

initial section of the pipeline corresponding to 

100 % humidity, i.e. in the worst-case scenario 

in the absence of a liquid aqueous phase: 

0

0

s w

w

P T
y

P

( )
 ,                                                                   (1) 

 

где 
w

y  - мольная доля воды в потоке; 

s w
P T( )  - давление насыщенных паров 

воды; 

0 0
P T,  - давление и температура на вхо-

де в трубопровод. 

При наличии оборудования, улавли-

вающего различные добавки, содержание 

воды может достигать меньших значений. 

Уравнение сохранения суммарного 

количества воды: 

 

 
where 

w
y  is the mole fraction of water in the 

flow; 

s w
P T( )  is pressure of saturated water 

vapor; 

0 0
P T,  are pressure and temperature at 

the inlet to the pipeline. 

Using equipment that captures various 

additives, the water content can reach lower 

values. 

The equation of conservation of the total 

amount of water: 

1

w

h

dm
J

dx
  ,                                                                   (2) 

                        

где 
1h

J  – интенсивность расхода воды на 

образование гидратов. 

Массовый расход воды в паровой фа-

зе при наличии жидкой водной фазы опре-

деляется соотношением: 

  

 
where 

1h
J  is the intensity of water consump-

tion for the formation of hydrates. 
The mass flow rate of water in the vapor 

phase in the presence of a liquid aqueous 
phase is determined by the ratio: 

s w
w

w g w g

d

p TM m
m mg

M p

( )
  ;                                              (3) 

 
где m  - общий расход смеси, кг/с; 

w d
M M,  – молекулярные веса воды 

и диоксида углерода; 

p  - давление, Па; 

 where m  is the total consumption of the mix-
ture, kg/s; 

w d
M M,  are molecular weights of wa-

ter and carbon dioxide; 
p  is pressure, Pa; 
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s w
p T( )  – давление насыщенных па-

ров воды, Па. 

Расход жидкой водной фазы опреде-

ляется уравнением: 

s w
p T( )  is pressure of saturated water 

vapor, Pa. 

The flow rate of the liquid aqueous phase 

is determined by the equation: 

 

 

s w
w

wl w w g w

d

p TM m
m m m m

M p

( )
    .                                          (4) 

 

Уравнение сохранения массы водяно-

го пара при отсутствии жидкой водной фазы 

определяется уравнением: 

 

 The equation of conservation of the mass 

of water vapor in the absence of a liquid water 

phase is determined by the equation: 

 

22

1 s w s w
w w

h

d

p pdg M m dT dp
m J

dx M p T dx dxp

 
    

 
 

,                                (5) 

 

где 
2h

J  - интенсивность расхода воды на 

образование гидратов при отсутствии жид-

кой водной фазы; 

w
g  - массовая доля водяного пара в га-

зовой фазе. 

Для установившегося режима:  

 

 
where 

2h
J  is the intensity of water consump-

tion for the formation of hydrates in the absence 

of a liquid aqueous phase; 

w
g  is mass fraction of water vapor in 

the gas phase. 

For steady state: 

0
d v

v const
dx

( )
   .                                                  (6) 

 

Уравнение сохранения количества 

движения: 

  

 Momentum Conservation Equation: 

22

in

dp dv f v dz
v g

dx dx d dx


     ,                                                (7) 

 

где f  – коэффициент трения Фаннинга; 

in
d  – внутренний диаметр трубы, м; 

v  – скорость потока, м/с; 

  – плотность газа, кг/м
3
; 

g  - ускорение силы тяжести; 

z  - нивелирные отметки трубопровода. 

 

 where f is the Fanning friction coefficient; 

in
d  is pipe inner diameter, m; 

v  is flow rate, m/s; 

  is gas density, kg/m
3
; 

g  is acceleration of gravity; 

z  is leveling marks of the pipeline. 
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Уравнение сохранения энергии: Energy conservation equation: 

 

p JT w fric

dT dp dv dz
C v g q q

dx dx dx dx
      ,                             (8) 

 
 

где T  - температура потока, K; 

p
C  - теплоемкость газа, Дж/кг К; 

JT
  - коэффициент Джоуля-Томпсона 

газообразного диоксида углерода [14], K/Па; 

32
fric

in

f v
q F

d m


  - тепло трения; 

F  - корректирующий множитель. 

Для турбулентного течения [15]: 

 

 where T  is the flow temperature, K; 

p
C  is heat capacity of gas, J/kg K; 

JT
  is Joule-Thompson coefficient of 

gaseous carbon dioxide [14], K/Pa; 

32
fric

in

f v
q F

d m


  is heat of friction; 

F  is correction factor. 

For turbulent flow [15]: 

 

1 2

0

0

0

1 3

8 2

Rf
F y

y

/

ln
 







  
    

    

,                                            (8) 

 

где 0 4,   - константа фон Кармана; 

0
y 

 - безразмерная толщина вязкого 

подслоя; 

1 2

0
2

8

f
R

/

Re /  
  

 
 - безразмерный 

радиус трубы. 

Уравнение состояния диоксида угле-

рода: 

 

 where 0 4,   is the von Karman constant; 

0
y 

 is dimensionless thickness of the vis-

cous sub-layer; 

1 2

0
2

8

f
R

/

Re /  
  

 
 is the dimen-

sionless radius of the pipe. 

Equation of state for carbon dioxide: 

p RT Z
,                                                                   (9) 

 

где R  - газовая постоянная диоксида угле-

рода; 

Z  – коэффициент сверхсжимаемости 

диоксида углерода [16]. 

Для замыкания системы уравнений 

(7), (8) продифференцируем уравнение со-

стояния диоксида углерода: 

 

 where R  is the gas constant of carbon dioxide; 

Z  is coefficient of supercompressibility 

of carbon dioxide [16]. 

To close the system of equations (7), (8), 

we differentiate the equation of state of carbon 

dioxide: 
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2

2

dp RT Z f dz
v g

dx d dxRT Z v
 
 

   
   .                                  (10) 

 
Производная скорости по продольной 

координате: 

 The derivative of the velocity along the 

longitudinal coordinate: 

 

1 1 1 1dv Z dT Z dp
v v

dx T Z T dx Z p p dx

    
      

     .                      (11) 

 
В результате получим следующую 

систему уравнений: 

 

 As a result, we get the following system 

of equations: 

1 2 2JT p p
v A c c c c Bcdv

dx C

( )  
 

;                                    (12) 

2

1 2 2 p
Av c c c cdp

dx C

( )  
  ;                                                    (13) 

 

2

1 2 1 2 JT p
Bv c c c c cdT

dx C

( )   
 ,                                             (14) 

 
где 

 
 where 

2 21
p

C Av T c Bv( )    ; 

1 1 Z
A

T Z T


 


; 

1 1Z
B

Z p p

 
  

 
; 

1

4
w

q dz
c g

d v dx
   ; 

2

2

2 fv dz
c g

d dx


   ; 

11 p JT

p

c

T T

 




 
   

 
. 

 
Интенсивность теплообмена между 

стенкой трубы и газом: 

 

 The intensity of heat transfer between the 

pipe wall and the gas: 
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w w
Q dq

,                                                               (15) 

 

где 
w

q  - плотность теплового потока за еди-

ницу времени на единицу площади от стенки 

трубы к газe: 

 

 
where 

w
q  is the density of the heat flux per unit 

of time per unit area from the pipe wall to the 

gas: 

w w
q T T( )a= -

,                                                        (16) 

 

где 

h
d

Nu


   – коэффициент теплоотда-

чи от стенки трубы к газовой фазе, Вт/(м
2
K); 

0 8 0 40 023 , ,Nu , Re Pr  – число Нус-

сельта; 

  - коэффициент теплопроводности га-

зообразного диоксида углерода [17], 

Вт/(мK); 

P r



  – число Прандтля диоксида уг-

лерода; 

p
C





  – коэффициент температу-

ропроводности диоксида углерода, м
2
/с; 

p
C  - теплоемкость газообразного диок-

сида углерода [17], Дж/(кг град). 

Запишем уравнение для коэффициен-

тов теплопередачи 
1

 и 
2

  от окружающей 

среды к газовой фазе.   

Коэффициент теплопередачи 
1

  от 

окружающей среды к потоку газа: 

 

 
where 

h
d

Nu


    is the heat transfer coef-

ficient from the pipe wall to the gas phase, 

W/(m
2
·K); 

0 8 0 40 023 , ,Nu , Re Pr  is the num-

ber of Nusselt; 

  is coefficient of thermal conductivity of 

gaseous carbon dioxide [17], W/(m·K); 

P r



  is Prandtl number of carbon di-

oxide; 

p
C





  is coefficient of thermal diffu-

sivity of carbon dioxide, m
2
/s; 

p
C  is heat capacity of gaseous carbon 

dioxide [17], J/(kg deg). 

Let us write the equation for the heat 

transfer coefficients 
1

  and 
2

  from the envi-

ronment to the gas phase. 

Heat transfer coefficient 
1

  from ambient 

to gas flow: 

1

1 1 1 1 1 1

2 2 2
in ext iso

hyd hyd g in hyd hyd m in iso ext ext iso

d d d

d d d d d d
ln ln ln

     

 
 

     
   ,       (17) 

 

где 
1

1 1hyd

in
d

Nu


 =  – коэффициент тепло-

отдачи от внутренней поверхности трубы 

 

where 
1

1 1hyd

in
d

Nu


 =  is the coefficient of 

heat transfer from the inner surface of the pipe 
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слоя гидрата к газовой фазе; of the hydrate layer to the gas phase; 

 
 

,

 

 

где aext – коэффициент теплоотдачи от 

грунта к внешней изоляции заглубленного 

трубопровода (формула Форхгеймера); 

h  – глубина заложения трубопровода, 

м; 

hyd m iso gr
, , ,     – коэффициенты теп-

лопроводности отложения гидрата, металла, 

изоляции и грунта, Вт/(мK); 

in ext hyd iso
d d d d, , ,  – диаметры внешнего 

и внутреннего диаметров трубы, а также 

гидратного и изоляционного слоев, м. 

 

 

Массовые взаимодействия 

 

А. Зона конденсации воды (
i w i h

T T ) 

 

Интенсивность конденсации воды оп-

ределяется тепловым балансом:  

 

 
where aext is – coefficient of heat transfer from 

the soil to the external insulation of the buried 

pipeline (Forchheimer's formula);  

h  is depth of the pipeline, m; 

hyd m iso gr
, , ,     are coefficients of 

thermal conductivity of hydrate, metal, insula-

tion and soil deposition, W/(mK); 

in ext hyd iso
d d d d, , ,  are outer and inner 

diameters of the pipe, and diameters of hydra-

tion and insulating layers, m. 

 

 

Mass interactions 

 

A. Water condensation zone (
i w i h

T T ) 

 

The intensity of water condensation is de-

termined by the heat balance: 

w w i i i amb i w amb
l j q T T

( )
( )  

,                                           (18) 

 

где 
1 1w i w w w i

j y y
( )

( )     – интенсивность 

конденсации водяного пара;  

w g

w

i

D

d

Sh



  – коэффициент массопе-

реноса из газового ядра к пленке жидкости 

или газа; 

0 8 0 40 023 , ,Sh , Re Sc  – число Шерву-

да; 

w g
D

Sc


  – число Шмидта; 

 

 where 
1 1w i w w w i

j y y
( )

( )     is the intensity 

of condensation of water vapor; 

w g

w

i

D

d

Sh



  is coefficient of mass 

transfer from the gas core to the liquid or gas 

film; 

0 8 0 40 023 , ,Sh , Re Sc  is Sherwood 

number; 

w g
D

Sc


  is Schmidt number; 
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  – кинематическая вязкость диоксида 

углерода [18], м
2
/с; 

w d
D – коэффициент диффузии водяного 

пара в газообразном диоксиде углерода [19], 

м
2
/с: 

i i
q T T( )   – интенсивность теп-

лового потока из газа на пленку жидкости 

или гидрата; 

i
d

Nu 



  – коэффициент теплоотда-

чи от газового ядра к пленке жидкости или 

гидрата, Вт/м
2
; 

T  – температура газа в ядре потока, K; 

i w
T  – температура на поверхности жид-

кой пленки, K; 

amb
T  – температура окружающей среды, 

K; 

w
l  – теплота испарения/конденсации во-

ды, Дж/кг; 

w sat w

w

g

p T M
x x T p

pM

( )
( , )   – концентра-

ция водяного пара в ядре потока;  

w sat i w w

w i i w

g

p T M
x x T

pM

( )
( ) 

 – концен-

трация водяного пара на границе «газ - жид-

кая пленка»; 

510 10

B
A

T C

w sat
p

 
 

    – давление на-

сыщенных паров воды, Па; 

4 6543 1435 264 64 848A B C, ; , ; , .      

В результате получим трансцендент-

ное уравнение для определения 
i w

T : 

 

  is kinematic viscosity of carbon diox-

ide [18], m
2
/s; 

w d
D  is coefficient of diffusion of water 

vapor in gaseous carbon dioxide [19], m
2
/s: 

i i
q T T( )   is the intensity of 

the heat flow from the gas to the liquid or hy-

drate film; 

i
d

Nu 



  is coefficient of heat 

transfer from the gas core to the liquid or hy-

drate film, W/m
2
; 

T  is gas temperature in the flow core, 

K; 

i w
T  is temperature on the surface of 

the liquid film, K; 

amb
T  is ambient temperature, K; 

w
l  is heat of evaporation/condensation 

of water, J/kg; 

w sat w

w

g

p T M
x x T p

pM

( )
( , )   is concen-

tration of water vapor in the core of the stream; 

w sat i w w

w i i w

g

p T M
x x T

pM

( )
( )   is the 

concentration of water vapor at the border «gas 

- liquid» film; 

510 10

B
A

T C

w sat
p

 
 

    is pressure 

of saturated water vapor, Pa; 

4 6543 1435 264 64 848A B C, ; , ; , .       

As a result, we get a transcendental 

equation for determining 
i w

T : 

sat i w w
sat w

w w i w i amb i w amb

d d

p T Mp T M
l T T T T

pM pM

( )( )
( ) ( )  

 
     
 
 

.         (19) 

 
 

Решая уравнение (19), определяем 

температуру поверхности пленки воды на 

  

Solving equation (19), we determine the 
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границе с газом 
i w

T и интенсивность кон-

денсации 
1( )w i

j .  

В случае 
i w i h

T T  на поверхности 

«газ – жидкость» происходит образование 

гидратов. 

 

 

В. Зона образования гидратов (
i w i h

T T ) 

 

Тепловой баланс на границе «газ – 

гидрат»:  

 

temperature of the surface of the water film at 

the interface with the gas 
i w

T  and the intensity 

of condensation 
1( )w i

j . 

In the case 
i w i h

T T  on a gas-liquid 

surface the formation of hydrates occurs. 

 

 

B. Zone of formation of hydrates (
i w i h

T T ) 

 

Heat balance at the «gas – hydrate» bor-

der: 

1 1( )
( )

w w ih i h i amb i h amb
l j q T T  

,                                              (20) 

 

где 
1 1 1w i w w w i h

j y y
( )

( )    – интенсив-

ность переноса водяного пара на поверх-

ность гидратного слоя; 

w h i h w

w i h i h

d

p T p M
y y T

pM

( , )
( )   – 

концентрация водяного пара на границе «газ 

– гидрат»; 

( , )
w h i h

p T p  – давление паров воды в 

зависимости от температуры поверхности 

гидрата диоксида углерода и давления в 

системе, определяется зависимостью: 

 

 
where 

1 1 1w i w w w i h
j y y

( )
( )    is the in-

tensity of water vapor transfer to the surface of 

the hydration layer; 

w h i h w

w i h i h

d

p T p M
y y T

pM

( , )
( )   - 

concentration of water vapor at the «gas – hy-

drate» border; 

( , )
w h i h

p T p  is the pressure of water 

vapor, depending on the surface temperature of 

the hydrate of carbon dioxide and the pressure 

in the system, is determined by the depend-

ence: 

 

w h i h i h
p T p T p( , ) exp( ln )W Y Q= - -

,                                        (21) 

 
аналогичной для гидрата метана [20]:  

 

 similar for methane hydrate [20]: 

 

 

29 396 6234 874 0 1593
w h i h i h

p T p T p( , ) exp( , , , ln )= - -
.                 (22) 

 
С использованием эксперименталь-

ных данных [21] были получены следующие 

значения параметров в формуле (21): 

 

 Using the experimental data [21], the fol-

lowing values of the parameters in formula (21) 

were obtained: 
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325 682 4 805 10 0 19, ; , ; ,      .
 

 
При наличии жидкой фазы получим 

трансцендентное уравнение для определе-

ния 
i h

T :
 

 

 In the presence of a liquid phase, we ob-

tain a transcendental equation for 
i h

T  deter-

mination: 

w h i h w
sat w

w w i h i amb i h amb

g d

p T Mp T M
l T T T T

pM pM

( )( )
( ) ( )  

 
     
 
 

,         (23) 

 
 
или 

  
or 
  

 
1

1

25 682 4805 0 19
wi h

sat w

w w

g d

T p M
p T M

l
pM pM

exp( , , ln )
( )

 

 
  

  
 
 
 

, 

 

1 i h i amb i h amb
h T T T T( ) ( )   

 .         (24) 
 

При отсутствии жидкой фазы получим 

следующее трансцендентное уравнение для 

определения 
i h

T :
 

 

 In the absence of a liquid phase, we ob-

tain the following transcendental equation to de-

termine 
i h

T : 

1 1

w h i h w

h w w i h i amb i h amb

d

p T M
l g T T T T

pM

( )
( ) ( )   

 
     
 
 

,            (25) 

 
 
или 

 

  
or  

 
1 1

25 682 4805 0 19
wi h

h w w

d

T p M

l g
pM

exp( , , ln )

 

 
  

  
 
 
 

 

 

i h i amb i h amb
T T T T( ) ( )    

.                                            (26) 

 
Решая уравнения (26), определяем 

температуру поверхности гидрата на 
i h

T
 
и 

интенсивность массопереноса воды к по-

верхности гидрата
1( )w i

j .  

 Solving equations (26), we determine the 

temperature of the surface of the hydrate 
i h

T  

and the intensity of mass transfer of water to the 

surface of the hydrate 
1( )w i

j . 
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Затем определяем интенсивность от-

ложения гидратов.  

 

 

Методика расчета 

 

1. При расчете на каждом шаге ре-

шения системы уравнений (12)-(14) опреде-

ляются параметры  
i w

T  по уравнению (24) 

или 
i h

T по уравнению (26). 

2. Если  
i h i w

T T , то используется 

уравнение (24), если 
i h i w

T T , то исполь-

зуется (26). 

3. Если 1
( )( ) sat i w w

sat w

g g

p T Mp T M

pM pM
 , 

то конденсации не происходит. 

4. Если 
1

( , )( ) w h i h w
sat w

g g

p T p Mp T M

pM pM


,  

то образование гидрата не происходит. 

 

 

Некоторые результаты 

 

Длина трубопровода 30000 м; 

Массовый расход диоксида углерода 

100, 200, 400 т/сут; 

Давление на входе 3,0 МПа; 

Температура на входе 285 K; 

Начальная влажность воды 100 %, что 

соответствует 200 ppm (w). 

Внутренний диаметр трубопровода 

0,25 м; 

Температура окружающей среды 

275 K. 

 

На рисунке 1 приведены расчетные 

данные по интенсивности отложения гидра-

тов в зависимости от массового расхода ди-

оксида углерода.  

 

Then we determine the intensity of hy-

drate deposition. 

 

 

Calculation method 

 

1. When calculating at each step of the 

solution of the system of equations (12)-(14), 

the parameters 
i w

T  are determined by equation 

(24) or 
i h

T  by equation (26). 

2. If 
i h i w

T T , then equation (24) is 

used, if 
i h i w

T T , then (26) is used. 

3. If 1
( )( ) sat i w w

sat w

g g

p T Mp T M

pM pM
 , then 

condensation does not occur. 

4. If 
1

( , )( ) w h i h w
sat w

g g

p T p Mp T M

pM pM


, then 

the formation of hydrate does not occur. 

 

 

Some results 

 

The length of the pipeline is 30000 m; 

Mass consumption of carbon dioxide 100, 

200, 400 t/day; 

Inlet pressure 3.0 MPa; 

Inlet temperature 285 K; 

Initial water moisture is 100 %, which cor-

responds to 200 ppm (w). 

Internal diameter of the pipeline 0.25 m; 

Ambient temperature 275 K. 

 

Figure 1 shows the calculated data on the 

intensity of hydrate deposition depending on the 

mass flow rate of carbon dioxide. 
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Рисунок 1. Интенсивность и локализация отложения гидратов в трубопроводе,  

транспортирующем диоксид углерода, в зависимости от расхода газообразного  

диоксида углерода при 100 %-ом начальном влагосодержании  

 

Figure 1. Intensity and localization of hydrate deposition in the pipeline transporting carbon dioxide, 

depending on the flow rate of gaseous carbon dioxide at 100 % initial moisture content 

 
 

 

Выводы 

1. Разработана математическая мо-

дель отложения гидратов при трубопровод-

ном транспорте диоксида углерода в газовой 

фазе. 

2. В ряде случаев проблема отложе-

ния гидратов, например в зимних условиях, 

может стать серьезной.  

3. На основе численных оценок уста-

новлено, что интенсивность отложения гид-

ратов диоксида углерода увеличивается с 

увеличением скорости перекачки, причем 

локализация отложения отодвигается вниз 

по потоку.  

 

Публикация подготовлена в рамках 

выполнения государственного задания Го-

сударственного автономного научного учре-

ждения «Институт стратегических исследо-

ваний Республики Башкортостан» за 2021 г. 

 Conclusions 

1. Developed a mathematical model of 

hydrate deposition during pipeline transport of 

carbon dioxide in the gas phase. 

2. In some cases, the problem of hydrate 

deposition, for example in winter conditions, can 

become serious. 

3. On the basis of numerical estimates, it 

was found that the intensity of the deposition of 

carbon dioxide hydrates increases with an in-

crease in the pumping rate, and the localization 

of the deposition is shifted downstream. 

 

The publication has been prepared within 

the framework of the fulfillment of the state task 

of the Institute of Strategic Researches of 

Bashkortostan Republic, State Autonomous 

Scientific Department, for 2021. 
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