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Введение
Взаимодействие вязкостных и капиллярных 

сил является одним из наиболее важных факторов 
увеличения показателей коэффициента извлече-
ния нефти (КИН) и численно выражается капил-
лярным числом (Ca), в контексте процесса вытес-
нения нефти определяемого  уравнением [1]:

a
vN µ
σ
⋅

=

где µ – вязкость,
v – скорость жидкости, согласно закону Дарси, 
σ – поверхностное натяжение. 

Высокие значения капиллярного числа ука-
зывают на преобладание вязкостных сил, что 
является безусловно положительным с точки 
зрения увеличения нефтеотдачи [2-5]. На прак-
тике увеличение значений капиллярного числа 
реализуется либо увеличением вязкости вытесня-
ющего агента [6-10], либо уменьшением поверх-
ностного натяжения на границе вытесняющая 
жидкость–нефть [10-14].  Примером первого слу-
чая является полимерное заводнение механизм 

действия которого заключается в увеличении 
вязкости закачиваемой для вытеснения нефти 
воды до максимально приближенных к вязкости 
пластовой нефти значений [15-19]. При этом 
достигается выравнивание фронта вытеснения 
нефти и предотвращается ряд негативных ослож-
нений, связанных с разностью вязкости вытес-
няющей и вытесняемой жидкости [20-23]. Для 
снижения поверхностного натяжения на грани-
це вытесняющая жидкость–нефть применяется 
закачка поверхностно-активных веществ (ПАВ) 
[24-27]. На сегодняшний день успешно приме-
няются и комбинированные технологии увели-
чения нефтеотдачи, позволяющие объединить 
оба эффекта. Примером могут служить закачка 
композиции полимер-ПАВ или технология АСП 
заводнения [28-32]. Полимер в обеих техноло-
гиях играет роль загустителя увеличивая вяз-
кость, а ПАВ и щелочь снижают поверхностное 
натяжение. Единственным отличием является 
то, что при закачке дополнительно щелочного 
агента реализуется несколько иной механизм 
понижения межфазового поверхностного натя-
жения несколько, основанный на нейтрализации 
органических  кислот, присутствующих в нефти 
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The paper presents the developed composition of an amphiphilic block polymer 
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с  последующим образованием  ПАВ [33-35]. Оба 
метода позволяют достичь увеличения капил-
лярного числа на два-три порядка, но не лише-
ны и ряда недостатков, наиболее значимым из 
которых является многокомпонентность рабочих 
флюидов. Технически это существенно ослож-
няет процесс предъявляя строгие требования к 
совместимости всех используемых компонентов 
во избежание их разделения или выпадения в 
осадок в процессе фильтрации в пласте. Для 
успешного внедрения данных методов необходим 
тщательный инженерный и лабораторный кон-
троль, как на этапе планирования, так и реализа-
ции самих операций [36-37]. 

Применение одного рабочего агента, обла-
дающего теми же механизмами воздействия, 
позволило бы значительно облегчить техноло-
гический процесс. Наиболее перспективной аль-
тернативной технологией в этой связи является 
эмульсионное заводнение [38-41]. По сути, эмуль-
сия нефти в воде является уникальной системой 
обладающей низким значением поверхностного 
натяжения на границе с нефтью и достаточно 
высокой вязкостью [42-45]. В реализации данной 
технологии можно выделить две основные труд-
ности: экономическая составляющая и устойчи-
вость эмульсии в пластовых условиях. Первая 
задача решается уменьшением объема рабочего 
агента, то есть эмульсия закачивается оторочка-
ми [46-47]. Решение второй задачи носит более 
комплексный характер, необходимо не только 
получить устойчивую эмульсию, но и обеспечить 
стабильность полученных показателей в пласто-
вых условиях в течении длительного промежутка 
времени [48-49].

В статье представлен разработанный состав 
амфифильного блок-полимера, формиру-
ющего устойчивую эмульсионную систему. 
Представленный состав блок-полимера обладает 
также реверсивно-термальными гелеобразующи-
ми свойствами, что позволяет рассматривать его 
как эффективный рабочий агент в операциях по 
изменению фильтрационных потоков в глубинных 
зонах пласта.  В дальнейших исследованиях выше-
указанное свойство будет рассмотрено отдельно.  
Традиционно применяемые в нефтяной инду-
стрии амфифильные полимерные системы слабо 
устойчивы в условиях высокой минерализации, с 
этой целью был разработан состав блок-полимера 
лишенный данного недостатка. В работе пред-
ставлены результаты исследований влияния блок-
полимера на значения поверхностного натяжения 
в условиях минерализованной среды.

2. Экспериментальная часть
2.1  Синтез амфифильного блок-полимера
Материалы
При синтезе амфифильного блок-полимера 

были использованы следующие химические сое-
динения без дополнительной очистки: поли (эти-
ленгликоль) метиловый эфир акрилата (PEGA, 
Sigma-Aldrich, Mn = 480 г/моль), ZnCl2 (Sigma-

Aldrich, ≥99%), метилфениловый эфир (Sigma-
Aldrich, безводный, 99.8%), оксолан (THF) (Acros, 
Geel, ≥99.5%), бензенсульфонилхлорид (Sigma-
Aldrich, 98.9%) и тетраметилэтилендиамин 
(TMEDA, Sigma-Aldrich, 99%).

Процедура синтеза блок-полимера
Для синтеза амфифильного сополимера ини-

циатор (0.25 г бензенсульфонилхлорид), раство-
ритель (10 мл метилфенилового эфира), цинко-
вый катализатор (ZnCl2, 2 эквивалента по отно-
шению к инициатору) и акриловый мономер 
(PEGA) были введены в атмосфере азота в 250 мл. 
круглодонную колбу с магнитной мешалкой и 
продуты азотом. После полного растворения 
инициатора (бензенсульфонилхлорида) колба 
была перемещена в масляную баню нагретую до 
70 °С  далее был добавлен TMEDA (2 эквивалента 
по отношению к инициатору). Через заданный 
промежуток времени реакция останавливалась 
путем охлаждения, впуска воздуха и разбавления 
50 мл оксолана. Полученный раствор отфильтро-
вывался для удаления цинкового катализатора, 
затем с помощью ротационного испарителя уве-
личивалась концентрация раствора. Для удале-
ния избытка мономеров и растворителей раствор 
разбавляли 100 мл дистиллированной воды и 
отфильтровывали. На последнем этапе синтеза 
раствор сушили в печи при температуре 70 °C в 
течении 12 часов.

Нефть/синтетическая морская вода
Основные физические свойства нефти и син-

тетической морской воды, использованных при 
проведении экспериментов приведены в таблице 
1. Образцы нефти были отобраны с месторожде-
ния «Гюнешли».

Приготовление  эмульсии нефти в воде
Синтетическая эмульсия нефти в воде была 

приготовлена путем смешивания в гомогениза-
торе всех компонентов эмульсионной системы 
при скорости вращения мешалки в 4000 об/мин 
в течение 15 мин. Соотношение нефти к воде 
составляло 20:80, концентрация блок-полимера 
в растворе изменялась от 200 млн-1 до 2000 млн-1.

Стабильность эмульсионной системы
Стабильность эмульсионной системы опреде-

лялась по показателю отстаивания эмульсии при 
различных концентрациях эмульгатора согласно 
формуле:

Наименование Нефть Морская  
вода

Вязкость в скважинных 
условиях, сП 1.18 0.47

Вязкость при 20о, сП 4.75 1.01
Плотность, кг/м3 726 1069

  Таблица 1
Физические свойства нефти и 
синтетической морской воды
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где W – объем отделившейся воды в течении 
14 суток при температуре в 65 °С; W0 – исход-
ное содержание воды в эмульсионной системе. 
Температура проведения экспериментов соот-
ветствует пластовой температуре месторождения 
«Гюнешли».

Измерение распределения частиц по размерам
Распределение размера частиц дисперсной 

фазы при различных концентрациях эмульгато-
ра определялось методом лазерной дифракции.

Реология
Вязкость полученных эмульсионных систем 

определялась методом ротационной вискозиме-
трии при температуре в 65 °С. Скорость сдвига 
составляла 34 с-1.

2.2. Исследования  на керновом материале
Керн 
Все образцы керна, используемые в испыта-

ниях, были отобраны из основного горизонта 
– Свита Перерыва, месторождения «Гюнешли».  

Данные по образцу керна и месторождению 
«Гюнешли» приведены в таблицах 2 и 3.

С целью определения эффективности полу-
ченной эмульсионной системы в качестве рабо-
чего агента для увеличения нефтеотдачи был 
проведен эксперимент по вытеснению нефти на 
керновом образце в пластовых условиях место-
рождения «Гюнешли». Эксперимент  проводился 
согласно методике описанной в работах [8,  19]. 
Эмульсионная система закачивалась в виде ото-
рочки в количестве 0.25 от порового объема 
образца. Схема экспериментальной установки 
приведена на рисунке 1.  

Результаты и обсуждение
Стабильность эмульсионной системы
Эксперименты по определению стабильности 

эмульсионной системы при различных концен-
трациях блок-полимера показали понижение 
объема отделившейся воды с увеличением кон-
центрации эмульгатора (рис. 2). При этом объем 
отделившейся воды составлял 45%  от начального 
объема при концентрации блок-полимера в 200 
млн-1 и менее 10% при концентрации в 2000 млн-1. 
Интересным наблюдением является тот факт, 
что объем отделившейся воды резко снижается 
при превышении концентрации эмульгатора в 
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  Таблица 2
Месторождение «Гюнешли»

  Таблица 3
Свойства образца керна

Рис.1. Схема экспериментальной установки
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750 млн-1, а дальнейшее повышение концентра-
ции хоть и приводит к улучшению показателей 
стабильности, но не значительному. 

Распределение размера частиц дисперсной фазы
Полученные результаты показали уменьшения 

среднего размера частиц дисперсной фазы с уве-
личением концентрации блок-полимера (рис.3). 
Добавка эмульгатора концентрацией более 750 
млн-1 приводит к переходу от макро-эмульсии  к 
микро-эмульсии, что объясняет механизм увели-
чения стабильности с превышением  некой поро-
говой концентрации эмульгатора.

Реология
Как видно по построенной реологической кри-

вой при превышении концентрации блок-полимера 
в 750 млн-1 резко возрастают значения кажущейся 
вязкости, что, по всей видимости, обусловлено пре-
вышением критической концентрации агрегации 
(ККА) (рис. 4). При превышении ККА увеличивает-
ся количество межмолекулярных ассоциаций, что 
соответственно приводит к увеличению вязкости. К 
тому же в данном случае образованные агрегации 
могут выступать в роли достаточно эффективного 
сшивающего агента, что также увеличивает вяз-

кость эмульсионной системы. При концентрациях 
ниже ККА по всей видимости преобладают внутри-
молекулярные взаимодействия, что не оказывает 
существенного эффекта на вязкость системы.  

 Таким образом, агрегации, образованные 
гидрофобными группами блок-полимера, бла-
гоприятно влияют на стабильность эмульсии 
нефти в воде. 
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Рис.5. Динамика изменения КИН
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Исследования  на керновом материале
Для подтверждения эффективности получен-

ных эмульсий в качестве рабочего агента МУН 
был проведён эксперимент по вытеснению на 
керновом материале. После создания остаточной 
водонасыщенности  модель насыщалась нефтью 
до получения на выходе 98% фильтрата. Далее 
для моделирования вторичных методов увеличе-
ния нефтеотдачи закачивалась морская вода до 
установления обводненности фильтрата в 98%, 
коэффициент извлечения нефти на этом этапе 
составил 48%. На протяжении всего эксперимента 
регистрировались показания дифференциально-
го давления, перепад давления в момент прорыва 
воды составлял порядка 100 psi, а на конечной 
фазе данного этапа 70 psi. При закачке эмульси-
онной оторочки значения дифференциального 
давления возросли до 141 psi, что обусловлено 
высокими показателями вязкости. Дальнейшая 

закачка морской воды привела к плавному сни-
жению данного показателя до 82  psi. Конечный 
коэффициент извлечения нефти составил 75%. 
Полученные результаты обусловлены улучшени-
ем как макроскопической эффективности вытес-
нения, так и микроскопической. Стоит отметить, 
и высокий потенциал применения эмульсионно-
го заводнения в карбонатных породах обладаю-
щих более сложной природой, активная поверх-
ность карбонатных пород может существенно 
увеличить значения адсорбции  [55].

Таким образом, эмульсионные системы могут 
выступать в роли эффективного вытесняющего 
агента МУН обладающие устойчивой структурой 
в пластовых условиях. По сравнению с полимер-
ными системами эмульсии не подвержены нега-
тивному влиянию дивалетных ионов пластовой 
воды, при этом также обладают неньютоновски-
ми свойствами.
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Применение амфифильных блок-полимерных систем 
для эмульсионного заводнения пласта

Э.Ф.Велиев
НИПИ «Нефтегаз», SOCAR, Баку, Азербайджан

Реферат

В статье представлен разработанный состав амфифильного блок-полимера, форми-
рующего устойчивую эмульсионную систему. Представленный состав блок-полимера 
обладает также реверсивно-термальными гелеобразующими свойствами, что позво-
ляет рассматривать его как эффективный рабочий агент в операциях по изменению 
фильтрационных потоков в глубинных зонах пласта. Традиционно применяемые в 
нефтяной индустрии амфифильные полимерные системы слабо устойчивы в условиях 
высокой минерализации, с этой целью был разработан состав блок-полимера лишен-
ный данного недостатка. В работе представлены результаты исследований, влияние 
блок-полимера на значения поверхностного натяжения в условиях минерализованной 
среды. Основными результатами представленной работы являются: увеличение ста-
бильности эмульсий с увеличением концентрации блок-полимера применяемого в 
качестве эмульгатора, определение критической концентрации агрегации при превы-
шении которой происходит переход от макро к микро эмульсиям и увеличение КИН 
на 37% при закачке оторочки эмульсии в количестве 0.25 от порового объема образца. 

Ключевые слова: коэффициент извлечения нефти; эмульсионное заводнение; блок-
полимер; критическая концентрация агрегации.

Amfifil blok-bolimer sisteminin 
emulsiya ilə sıxışdırılma zamanı tətbiqi

 
E.F.Vəliyev

«Neftqazelmitədqiqatlayihə» İnstitutu, SOCAR, Bakı, Azərbaycan

Xülasə

Məqalədə stabil emulsiya yaratmaq məqsədilə işlənmiş amfifil blok – polimer tərkibi 
təqdim olunmuşdur. Sözügedən blok-polimer tərkibi həmçinin temperatur təsiri ilə geri 
çevrilə bilən gel əmələ gətirici xassəyə malikdir. Bu xüsusiyyət onun layda maye axınının 
istiqamətini dəyişmək məqsədilə istifadə oluna biləcəyini göstərir. Neft sənayesində 
istifadə olunan ənənəvi amfifil polimer sistemlər yüksək duzluluqlu mühitə davamlı 
olmur. Beləliklə, bu çatışmazlığı aradan qaldırmaq üçün blok-polimer tərkibi işlənmişdir. 
Məqalədə təqdim olunmuş blok polimer sisteminin duzlu mühitdə səthi gərilməyə təsiri 
araşdırılmış və nəticələr əks olunmuşdur. Tədqiqatda əldə olunan əsas nəticələr bunlardır: 
blok-polimerin qatılığının artması ilə emulsiyanın stabilliyinin artması; kritik aqqreqasiya 
qatılığının təyini (hansı ki, daha yüksək qatılıqlarda emulsiya makro halından mikro 
halına keçid edir); məsamə həcminin 0.25 hissəsi miqdarında emulsiya vurulması zamanı 
neftvermə əmsalının 37% artması.  

Açar sözlər: neftvermə əmsalı; emulsiya ilə sıxışdırılma; blok-polimer; kritik aqreqasiya 
qatılığı.
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