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ПРЕДИСЛОВИЕ

Явления смачивания известны человечеству с древних времен. 
Свойства воды впитываться и отталкиваться от поверхностей нашли 
практическое применение сначала в сельском хозяйстве, затем в ре
месленном деле и промышленности. Развитие науки и промышлен
ности предопределило возрастающий интерес к изучению явлений 
смачивания.

В нефтегазовой отрасли проблема смачивания стала также при
оритетной, так как добыча углеводородов неразрывно связана со 
смачивающими свойствами воды. Влияние смачивания на характер 
обводнения скважин исследовалось ведущими учеными с середины 
двадцатого века. Однако многообразие физико-геологических явле
ний, формирующих смачиваемость коллекторов нефти и газа и их 
взаимное влияние затрудняло создание научно обоснованных спосо
бов учета и регулирования смачивания пласта при добыче нефти и 
газа.

В последние десятилетия успешно развиваются инновационные 
технологии регулирования смачивания путем физического и физико
химического воздействия на продуктивные пласты. Внедрение этих 
технологий позволяет повысить углеводородоотдачу пласта как при 
разработке традиционных запасов, так и при освоении трудноизвле
каемых запасов углеводородов. Однако учебной литературы, отра
жающей современное состояние проблемы, практически, нет. 
Имеющиеся сведения о смачивании нефтегазовых пластовых систем 
носят фрагментарный характер и не дают представления о важней
ших характеристиках межфазных взаимодействий, влияющих на 
процессы нефтегазоизвлечения.

В книге рассмотрены основные положения и базовые идеи, ле
жащие в основе оценки, учета и регулирования смачивания пласто
вых систем. Учитывая учебный характер издания, авторы включили 
в содержание книги значительную часть классического материала, 
необходимого для понимания явления смачивания и использования 
этого явления в промысловой практике.

При написании учебного пособия-монографии перед авторами 
стояли двоякая задача: довести до читателя современные представ



ления о процессах, формирующих смачиваемость реальных нефтега
зовых пластовых систем и дать наиболее полную картину оценки и 
использования смачивания в нефтепромысловом деле.

Следует отметить, что авторам удалось успешно решить эти две 
довольно сложные задачи. При этом в книге рассмотрены не только 
способы оценки смачивания коллекторов нефти и газа, описанием 
которых обычно ограничиваются многие опубликованные ранее 
книги по нефтепромысловому делу, но и осветить широкий спектр 
проблем, возникающих при изучении, учете и регулировании смачи
ваемости пласта.

Круг рассмотренных в книге вопросов чрезвычайно широк. Та
кому широкому охвату, несомненно, способствовала научная дея
тельность авторов на протяжении последних тридцати лет. Авторы 
известны научной общественности своими оригинальными научны
ми публикациями и выступлениями.

Нет смысла кратко пересказывать содержание книги: оно хоро
шо отражено в оглавлении, из которого читатель легко может уяс
нить спектр проблем, рассмотренных в книге. Отметим лишь то, что 
в каждой главе затронуты как фундаментальные, так и прикладные 
аспекты проблемы. Каждая глава включает список основных публи
каций по обсуждаемой в ней проблеме. Несомненным достоинством 
книги является большое число иллюстраций, способствующих на
глядному представлению рассматриваемых явлений.

Книга дает читателю системное представление о единстве и раз
нообразии геолого-физических механизмов смачивания в нефтегазо
вых пластовых системах.

Представленная книга «Смачиваемость нефтегазовых пластовых 
систем» позволит студентам и аспирантам ознакомиться с основами 
и современным состоянием проблем смачивания в нефтегазовом де
ле. Книгу с интересом прочтут инженерные и научные работники, 
постоянно сталкивающиеся с неординарностью и разнообразием 
природных и техногенных нефтегазовых пластовых систем.

Ермилов Олег Михайлович, 
академик РАН



ВВЕДЕНИЕ

Смачиваемость влияет на нефтегазоконденсатоотдачу пласта, 
виды зависимостей относительных фазовых проницаемостей и 
капиллярного давления от насыщенности, а также на остаточное 
водо- и нефтенасыщение, электрические и геолого-технологи
ческие свойства пласта.

Существует множество методов воздействия на нефтегазовый 
коллектор с целью увеличения притока углеводородного сырья. 
Но какой бы метод ни использовался, возникает задача по учету и 
управлению смачиваемостью пород-коллекторов. Смачиваемость 
внутрипоровой поверхности породы является важным парамет
ром, от которого зависят основные показатели разработки любого 
месторождения: дебит нефти, газа, воды, обводненность, водо
нефтяной и газонефтяной факторы, текущая и накопленная добы
чи нефти, газа и воды, коэффициент нефтеизвлечения, остаточ
ные запасы, распределение насыщенностей флюидами и давления 
в залежах. Игнорирование влияния поверхностных свойств кол
лектора приводит к нежелательным последствиям при добыче уг
леводородов, таким как опережающая обводненность добывае
мой продукции, высокое содержание остаточной нефти в пласте, 
и, как следствие, низкая выработка углеводородов, сопровож
дающаяся значительными экономическими потерями компаний.

Эффективное решение задач оценки фильтрационно-емкост
ных свойств пласта, моделирования двухфазной фильтрации, оп
ределения коэффициента извлечения нефти, обоснования техно
логий воздействия на пласт и призабойную зону неразрывно свя
заны с проблемой воссоздания в лабораторных условиях смачи
ваемости, адекватной (по своей структуре и свойствам) реальной 
смачиваемости пласта. Устоявшиеся представления о смачивае
мости, заложенные в стандарты и методики определения этого 
параметра, базировались на исследованиях, проведенных в сере
дине и последней четверти ХХ века, и в настоящее время нужда
ются в уточнении, т.к. основаны на идеализированном понима



нии смачивания. Таким образом, обоснование новых представле
ний о смачиваемости и методах ее определения актуально для 
повышения эффективности разработки залежей нефти и газа.

Смачиваемость породы определяет в значительной степени 
расположение, течение, и регистрируемый состав нефти, газа и 
воды на месторождении.

На нефтеотдачу пласта и период времени, за который может 
быть достигнута запланированная нефтеотдача, существенно 
влияет характер смачивания пород-коллекторов. Исследователи, 
подводя итог некоторых важных факторов влияния смачивания 
на нефтеотдачу, подчеркивают, что большинство пластовых сис
тем не гидрофильны. Это обуславливает особые требования к 
анализу керна и к воспроизведению реальной смачиваемости 
пласта в лабораторных условиях [14].

Однако достигнутое теоретическое понимание смачиваемости 
до сих пор не может обеспечить надежного выбора технологий 
разработки и прогноза динамики технологических параметров. 
Нефтенасыщение в пласте представляет процесс частичного за
мещения пластовой минерализованной воды пластовой нефтью в 
течение геологического времени. Во время этого процесса нефть 
приближается к поверхности пород, но остается отделенной от 
них очень тонкой (обычно <50 нм толщиной) водной пленкой. 
Хирасаки [13] установил, что смачивание в этих системах будет 
определяться толщиной водной пленки, которая зависит от рав
новесия сил в пределах пленки. Эти силы формируют избыточное 
давление (давление расклинивания), препятствующее дальней
шему истончению пленки. Толщина пленки будет уменьшаться, 
пока давление расклинивания не будет равно действующему ка
пиллярному давлению [11; 12; 13].

Многие факторы, влияющие на смачиваемость, такие как 
температура, состав и свойства пластовой воды, начальная водо- 
насыщенность, минеральный состав пород, состав нефти, и т.д. 
изучались различными специалистами, но результаты их иссле
дований часто противоречили друг другу, что не способствовало 
выявлению общих закономерностей.



Имеющиеся публикации не позволяют делать сравнения меж
ду факторами, влияющими на изменение смачиваемости, так как 
в экспериментах были использованы неодинаковые методики ис
следования и материалы.

Препятствовало сравнению результатов изучения смачивания 
и то, что в различных исследованиях использовалось много раз
ных видов и составов нефтей, минеральных веществ и различных 
композиций. Заметим, что вариации этих параметров играют ве
дущую роль в формировании системы смачиваемости. Многие 
исследователи изучали влияние отдельных фракций, выделенных 
из нефти на изменение смачиваемости, однако реальный фракци
онный состав нефтей, как правило, не воспроизводился [4; 15].

Трудность еще и в том, что до сих пор нет стандартного на
дежного метода для оценки смачиваемости системы, поэтому ис
пользуются различные методы, и каждый из них имеет свои спе
цифические особенности. Наиболее распространенные количест
венные методы в США - метод Амотта и метод USBM [3; 10], в 
России - метод Тульбовича и изотермической сушки.

В последние годы распространились опыты по адгезии угле
водородов, так как они обеспечивают быстрые и точные средства 
для оценки смачиваемости. В опытах по адгезии определяется ад
сорбируется ли осадок из нефти или он отделяется свободно. 
Кроме того, некоторые авторы измеряют степень осаждения на 
различных минеральных поверхностях, чтобы определить харак
тер изменения смачиваемости.

Эксперименты по определению контактных углов и адгезии 
проводят в поверхностных условиях на гладких, плоских, одно
родных поверхностях, что принципиально отличает условия про
ведения этих экспериментов от пластовых условий в коллекторах 
нефти и газа. Такие эксперименты были проведены на стеклян
ных пластинах, искусственных песчаных кернах и глинах. Боль
ше всего расхождений в показателях смачиваемости получено на 
глинах. Эти расхождения авторы объясняли полиминеральным 
составом глин, хотя глинистые минералы, в относительно не
больших количествах, присутствуют в большинстве терригенных 



и карбонатных пластов. Они могут покрывать большую площадь 
внутрипорового пространства и сильно влиять на поверхностные 
свойства [5; 6; 7; 8; 16].

Смачиваемость определяется комплексом граничных условий 
силовых взаимодействий в поровом пространстве осадочных по
род. Эти условия оказывают доминирующее влияние на движе
ние взаимодействующих элементов в пласте и связаны с нефте- 
вытеснением. Смачиваемость является серьезной нерешенной 
проблемой в задачах многофазной фильтрации, начиная с мигра
ции нефти от материнских пород и заканчивая усовершенство
ванными процессами добычи, такими как нагнетание щелочей 
или попеременное введение СО2 и воды.

Нагнетание воды широко применяется с середины двадцатого 
века. В России заводнение - основной способ добычи нефти. Бо
лее половины текущей добычи нефти США производится с по
мощью этой технологии. На протяжении всего этого периода во 
многих научно-исследовательских работах уделялось внимание 
эффекту смачиваемости при добыче нефти посредством заводне
ния. Большая часть знаний о пластах-коллекторах в инженерной 
практике была основана на предположении о гидрофильности 
коллекторов: считалось, что они хорошо впитывают воду, т.е. в 
пласте порода сохраняет способность впитывать воду при нали
чии в ней нефти. Подразумевалось, что нефть не влияет на сма
чиваемость, а основное влияние оказывает сама порода.

Обоснованием доминирующего положения о гидрофильности 
коллектора служила гипотеза о том, что вода изначально присут
ствовала в пластовой ловушке и сохранялась в порах в результате 
действия капиллярных сил, и в виде пленок на поверхности пор, 
занятых нефтью, в то время как нефть мигрировала и накаплива
лась в коллекторе. Также это наблюдалось при лабораторном 
анализе кернов, но приписывалось дефектам и погрешностям, 
связанным с отбором и исследованием кернов. Большинство экс
периментов проводилось с гидрофильным, очищенным от нефти 
и газа керном, так как это давало результаты, эквивалентные тем, 
которые получали при исследовании гидрофильных, хорошо впи



тывающих воду коллекторов. Примерами таких измерений явля
ются лабораторное нагнетание воды, определение зависимости 
электрического сопротивления от коэффициента водонасыщен- 
ности, измерение капиллярного давления для определения насы
щенности пласта реликтовой водой и т.д. Однако специальные 
исследования влияния свойств пластовой нефти на смачивае
мость пласта наглядно продемонстрировали положения о том, 
что большинство пластов имеют смачиваемость, отличную от 
чисто гидрофильной. Этот вывод способствовал возрождению 
интереса к исследованиям, связанным с измерением пластовой 
смачиваемости и определением ее влияния на добычу нефти, 
особенно при использовании технологии нагнетания воды [9].

Определение пластовой смачиваемости и ее влияния на добы
чу нефти осуществляется методами, которые включают в себя 
исследование образцов керна и называются расширенным анали
зом смачиваемости керна.

Пластовая смачиваемость. Деление коллекторов на водона
сыщенные и нефтенасыщенные является упрощением. Сущест
вуют два общепринятых в США метода определения смачивае
мости, основанные на распределении фаз в системе поро- 
да/солевой раствор/нефть: модифицированный тест Амотта и тест 
Горного Бюро США [3; 10].

Каждый метод зависит от измерений водонасыщенности и 
капиллярного давления или условий притока и расхода (для оп
ределения масштаба смачиваемости). Эти испытания показали, 
что пластовая смачиваемость может охватывать широкий диапа
зон состояний, которые варьируются от сильно гидрофильных до 
сильно гидрофобных. В пределах этого диапазона существуют 
сложные состояния смешанной насыщенности теми или иными 
флюидами, но чаще всего мы имеем дело или с преимущественно 
водонасыщенными, или с нефтенасыщенными пластами [14].

В России максимальный объем исследований смачивания был 
проведен по методу Тульбовича (ОСТ 39-180-85) и по методу 
изотермической сушки [2]. Проведенные исследования также 
продемонстрировали негидрофильный характер смачивания как 
терригенных, так и карбонатных пластов.



Определяющее влияние смачивания на технологические про
цессы нефтегазоотдачи требует наличия специальной учебной и 
научной литературы по этим вопросам. Однако в России такая 
учебная литература отсутствует. Предложенное учебное пособие 
является первым опытом обеспечения учебного процесса подго
товки широкого круга специалистов в области нефтегазового де
ла. Авторами также был подготовлен учебно-методический ком
плекс, где рассматриваются вопросы смачивания [1].
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Раздел I

КЛАССИЧЕСКИЕ ХАРАКТЕРИСТИКИ СМАЧИВАНИЯ 
ПРОСТЫХ МИНЕРАЛЬНЫХ ПОВЕРХНОСТЕЙ

Глава 1. Физика и химия простых минеральных 
поверхностей

Процессы, протекающие на границе твердое тело - жидкость, 
проявляются в таких явлениях, как смачивание и растекание. 
Смачиванием называют поверхностное явление, наблюдаемое 
при контакте жидкости с твердым телом в присутствии третьей 
фазы - газа или другой жидкости, которая не смешивается с пер
вой. Различают два основных случая смачивания.

1. Смачивание при полном погружении твердого тела в жид
кость (иммерсионное смачивание), в котором участвуют только 
две фазы - жидкость и твердое тело. Иммерсионное смачивание 
реализуется при полном погружении твердого тела в жидкость, а 
также в других случаях, когда образуется граница раздела твер
дое тело - жидкость, и характеризует относительное взаимодей
ствие жидкой фазы с твердой поверхностью.

2. Контактное (избирательное) смачивание, в котором по
мимо контакта жидкости с твердым телом контактирует третья 
фаза - газ или другая жидкость.

Растекание является предельным (максимальным) случаем 
смачивания. Растекание происходит в результате взаимодействия 
(соприкосновения) тел, строение молекул которых похожи [1].

Характер смачивания определяется, прежде всего, физико
химическими взаимодействиями на поверхности раздела фаз, ко
торые участвуют в смачивании. Интенсивность этих взаимодей
ствий при иммерсионном смачивании характеризуется теплотой 
смачивания. Характеристикой избирательного смачивания явля



ется величина краевого угла (рис. 1.1) - угла между поверхностя
ми жидкости и твердого тела на границе с окружающей средой 
или отношение теплоты смачивания твердого тела жидкостями, 
различными по своей молекулярной природе (полярная и непо
лярная) (формула № 1.1).

cos 0= (1.1)
СТ1,2

где о2,3- межфазное натяжение между твердой поверхностью и 
нефтью; о1,3 - межфазное натяжение между твердой поверхно
стью и поверхностью капли воды; о1,2 - межфазное натяжение 
между поверхностью капли воды и нефтью; 0 - угол смачивания. 
При 0=0 - полное смачивание, при 0=180 - полное несмачива- 
ние.

Рис. 1.1. Краевой угол смачивания 0 при избирательном 
смачивании

Термин избирательное смачивание был предложен акаде
миком П.А. Ребиндером, в фундаментальных исследованиях ко
торого были изучены его основные особенности [2]. Им также 
был обнаружен и изучен порядковый гистерезис - различие крае
вых углов избирательного смачивания в зависимости от порядка 
соприкосновения двух жидкостей с поверхностью твердого тела. 
В дальнейшем многие идеи П.А. Ребиндера получили свое разви
тие при исследовании гистерезисных эффектов и влиянии по
верхностно-активных веществ на процессы смачивания [31], [6].



При исследовании процессов взаимодействия жидкостей с 
поверхностью твердого тела и характера их совместной фильтра
ции в пористой среде наиболее значительными параметрами яв
ляются: краевой угол смачивания, поверхностное натяжение, ка
пиллярное давление и гистерезис смачивания. Большой вклад в 
развитие представлений об этих процессах внесли многие извест
ные советские и российские ученые, в том числе Б.Д. Сумм, 
Н.В. Чураев, Б.В. Дерягин, А.Д. Зимон, В.Ю. Пентин, В.Д. Собо
лев и др.

Механизмы этих процессов контролируются изменениями 
свободной энергии и величинами краевых углов на границах раз
дела фаз. Важной особенностью процессов, протекающих на гра
ницах раздела твердое тело - жидкость, является зависимость ха
рактеристик этих процессов как от физико-химических микро
скопических явлений, так и от макрохарактеристик поверхностей 
разделов контактирующих фаз. При контакте жидкости с твердой 
поверхностью физико-химические явления в системе будут зави
сеть не только от химического состава контактирующих фаз, но и 
во многом будут определяться микро- и макрохарактеристиками 
твердых поверхностей.

Для анализа особенностей проявления микро- и макроэффек
тов на границах разделов фаз условно можно разделить изучае
мые твердые поверхности на простые и сложные. В первом при
ближении в качестве природных простых поверхностей логично 
рассматривать поверхности природных кристаллов, которые ви
зуально воспринимаются как гладкие поверхности (рис. 1.2).

Однако более детальный анализ показывает, что даже визу
ально гладкие поверхности кристаллов не являются идеально 
гладкими поверхностями, а характеризуются структурной и энер
гетической неоднородностью, проявляющейся на микромасштабе 
(рис. 1.3).

Таким образом, деление кристаллических поверхностей на 
простые и сложные не является строгим, но оно очень полезно 
для понимания физики процессов, протекающих на границах раз
делов фаз. Геометрическая конфигурация поверхности большин



ства твердых тел не отвечает состоянию термодинамического 
равновесия и требует специального описания. Одной из основных 
проблем при описании поверхности твердого тела и физики по
верхностных явлений является проблема определения поверхно
стного натяжения твердых тел [9]. Эту характеристику можно 
рассчитать косвенно, но фактически нельзя непосредственно из
мерить.

Рис. 1.2. Природные простые минеральные поверхности: 
поверхности кристаллов (доломит)

Рис. 1.3. Природные минеральные поверхности 
в микромасштабе (доломит в микромасштабе)



1.1. Энергетическая характеристика простых 
минеральных поверхностей

В отличие от жидкостей, которые быстро формируют поверх
ность, исходя из принципов равновесной конфигурации, твердые 
поверхности не могут быть охарактеризованы одинаковым во 
всех направлениях поверхностным натяжением.

Свободная поверхностная энергия является величиной пере
менной и будет меняться от одного участка поверхности к друго
му, и от одной точки поверхности к другой.

Предположим, что поверхностное натяжение может быть раз
ложено по двум взаимно перпендикулярным направлениям и что 
эти составляющие можно записать как у1 и у2. Если площадь 
поверхности возрастает на dA1 и dA2, как показано на рис. 1.4, то 
для анизотропного твердого тела общий рост свободной энергии 
задается [17] обратимой работой против напряжений у1 и у2. Та
ким образом,

d (AFS) = уЩ + у2 dA , (1.2)

где F - свободная энергия единицы поверхности. Если у1 = у2 = у, то

Рис. 1.4. Разложение поверхностного натяжения анизотропного 
твердого тела на составляющие по двум направлениям



Последнее выражение может быть получено для изотропного 
твердого тела также из уравнения (1.4).

Свободная энергия для открытой системы может быть запи
сана как

dF = -SdT - PdV + ydA + '^^.idni (1.4)
i

и при постоянных Т, V и n получаем (1.5) и затем (1.6)

T = (0F/дЛ)т,.п; (1.5)

dF = d(F'A) = F'dA + AdF'. (1.6)

Однако для твердого тела, как правило, dF' / dA 0 ; фактиче
ски равенство возможно только для гомотатической (идеально 
кристаллической) поверхности [8]. Следовательно, F' = у, если 
только поверхность достигает некоторого однородного равновес
ного состояния, а во всех других случаях между F' и у, а также 
между их равновесными значениями существует различие [26, 3]. 
Поэтому нет достаточных оснований называть у удельной по
верхностной свободной энергией [3, 30].

Эта проблема может также иметь дальнейшие следствия. Ес
ли мы проинтегрируем уравнение (1.4) при условии постоянства 
Т и V, то

F = yA + S цп или (1.7)
i

F' = у + £ц, Г, (1.8)
i

Таким образом, если условия идеальной поверхности могут 
быть сохранены и dF' / A = 0, то должно быть также справедли

во SwГ,=0.
i

Из-за невозможности непосредственного измерения поверх
ностного натяжения твердых тел естественным способом анализа 
являются расчетные схемы, которые учитывают различие поло
жения ионов на поверхности и в объеме твердого тела. Схема ре
лаксационных процессов в приповерхностном слое была дана 



Фервеем [26]. Он на примере кристаллов хлористого натрия при
нял период объемной решетки равным 0,281 нм и заключил, что 
во внешнем слое ионы хлора сдвинуты относительно положения, 
предсказываемого идеальным расположением, и находятся на 
расстоянии 0,286 нм от лежащей под ними плоскости идеального 
объемного кристалла, а ионы натрия сдвинуты вглубь и находят
ся на расстоянии 0,266 нм от той же плоскости, как это показано 
на рис.1.5. Таким образом, слои внешних ионов хлора и натрия 
отстоят друг от друга на 0,020 нм, образуя тем самым поверхно
стный двойной слой. Этот разностный эффект является результа
том того, что большие отрицательные ионы поляризуются силь
нее, чем малые положительные, вследствие чего в ионе хлора 
возникает больший электрический дипольный момент, чем в ионе 
натрия. В результате внешние ионы хлора будут перемещаться 
так, чтобы расстояние от положительного конца диполя до слоя 
ионов натрия увеличилось, а расстояние от отрицательного конца 
уменьшилось.

Вакуум

Объемный кристалл
Рис. 1.5. Модель однослойной релаксации хлорида натрия 

по Фервею

По-видимому, нелогично предполагать, что будет релаксиро
вать только внешняя плоскость; фактически должно смещаться 
большее число слоев. Benson G.C. et al. [43; 44; 45; 46], исследуя 
релаксацию поверхностей кристаллов галогенидов щелочных ме
таллов, показали, что пять внешних слоев всегда существенно 
смещены от положения в идеальном кристалле и что кристалл 



(1.9)

(1.10)
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можно рассматривать как идеальный, начиная только с шестого 
от поверхности слоя [16].

В расчетах принято, что по сравнению с межплоскостным 
расстоянием в объеме кристалла (0,281 нм) ионы Na+ внешнего 
слоя сдвинуты вглубь на 0,015 нм, а ионы хлора наружу на 0,005. 
Размеры окружностей приблизительно пропорциональны ионным 
радиусам.

Метод расчета, в котором используются численные методы 
минимизации общей энергии системы, допускает перемещение 
ионов в пяти внешних слоях к новым равновесным положениям. 
Энергия взаимодействия двух ионов и выражается как [3,4].

и = u - e (r p ;) . + (..) j -

-3 (rp ). j)5 +(PP 

u = г + b ,exP(-r I p),

где е и p - заряд и дипольный момент соответственно;

тор положения иона i относительно иона j; и. (см.(1.10) - потен
циальная энергия по Борну-Майеру, представляющая собой сум
му кулоновской, Ван-дер-Ваальсовой и отталкивающей состав
ляющих. Другие члены уравнения (1.9) - это энергии заряд- 
дипольного и диполь-дипольного взаимодействий, возникающие 
при поляризации ионов, а экспоненциальный член, включающий 
параметр жесткости p, - энергия отталкивания. Поскольку пло
щадь, занимаемая парой ионов на поверхности, составляет 2а2, 
где а - наименьшее расстояние между соседями в объеме кри
сталла, поправка для расчета поверхностной энергии по сравне
нию с энергией идеального кристалла будет равна

ACT(W0)=AUmmI2a2, (1.11)

где AUmin - уменьшение энергии кристалла за счет релаксации. 
Таким образом, истинную поверхностную энергию можно соот
нести с энергией идеального кристалла о°100), допуская релакса

цию пяти внешних слоев



о . о. ■ Ло. 210,9 -107,4 = 103,5 мДж/м 2.(1.12)

Влияние увеличения числа релаксирующих слоев на расчет 
поверхностной энергии можно видеть из рис. 1.6.

Рис. 1.6. Зависимость поверхностной энергии Ло^ для грани (100)

NaCl от числа слоев, в которых предполагается релаксация

Данные (Benson G.C. et al.) [43; 44; 45; 46] по изменению по
ложения ионов в случае, когда пять внешних слоев предполага
ются релаксирующими, представлены на рис. 1.7. Наиболее су
щественно то, что смещение ионов хлора от поверхности увели
чивается по мере ее удаления от объема кристалла, в то время как 
направление смещения меньших по размеру ионов натрия меня
ется. Степень беспорядка или искажения, фактически создавае
мая на поверхности в результате релаксационных процессов, мо
жет быть легко прослежена на рис. 1.8, на котором кружочки обо
значают приблизительные соотношения ионных радиусов в объ
еме кристаллита. Из величины Ло(100^ и положения сдвигов на 

рис. 1.8 можно заключить, что кристаллические поверхности 
должны в значительной степени отличаться от плоскостей в 
объеме кристалла, и это должно вносить существенные измене



ния в поверхностные свойства, предсказанные на основе геомет
рии идеальных кристаллов.

Рис. 1.7. Схема равновесной конфигурации первых пяти слоев 
грани (100) NaCl

Смещения выражены в единицах А (ангстрем). Положительная величи
на смещения означает, что частица движется наружу по нормали от по
верхности. Направления и величины дипольного момента (в дебаях (Д)) 
показаны стрелками. Для отрицательных ионов длины стрелок соответ
ствуют 1/10 дипольного момента

Вакуум

Объемный кристалл

Рис. 1.8. Схема поверхностной релаксации грани (100)
кристалла хлорида натрия



1.2. Виды несовершенства и неоднородности 
простых минеральных поверхностей

Простые природные поверхности типичны для природных 
кристаллов, входящих в состав горных пород. Это кристаллы 
кварца SiO2, кальцита СаСО3, галита NaCl, ангидрита Ca(SO4) и др. 
Однако кристаллы, образовавшиеся даже в идеальных термодина
мических условиях, не обладают идеальными поверхностями.

Как известно, получить идеальный объемный кристалл прак
тически невозможно, точно так же не достижима идеальная по
верхность, релаксирующая, как описывалось в предыдущем раз
деле. Прежде всего такой кристалл не мог бы расти, а реальные 
кристаллы всегда содержат количество примесей, хотя бы и 
очень-очень малое. Рассмотрим особенности возможных типов 
дефектов кристаллических поверхностей и покажем, как они 
влияют на структуру и характеристики кристалла. Особенности 
дефектов рассмотрим на примерах поверхностей ионных твердых 
тел, так как их можно использовать для иллюстрации большинст
ва типов поведений, и реже - другие твердые поверхности, когда 
это необходимо из-за недостатка данных.

1.2.1. Дефекты ионных кристаллических поверхностей

Поверхность кристаллической ионной решетки может иметь 
те же типы дефектов структуры, что и объем кристалла. Так, 
должны существовать поверхностные аналоги дефектов Френке
ля и Шоттки, как показано на рис. 1.9 [26].

Можно считать, что дефекты Шоттки получаются на идеаль
ной кристаллической поверхности с вакансиями в узлах решетки, 
тогда как дефекты Френкеля возникают в результате смещения 
некоторых ионов (обычно катионов из-за их малого размера) в 
междоузлия рядом с вакансиями решетки. Если размеры анионов 
и катионов одинаковы, то в объеме кристалла преобладают де
фекты Шоттки; если же катионы намного меньше, чем анионы, 



то образуются дефекты Френкеля, потому что малые ионы могут
размещаться в междоузлиях.
+ - + - + - + - +

+ - + - + -
+ - + - + - + - +
- + - + - + - + -
+ - + - + - + - +
- + - + - + -

фекты ШотткиИдеалышя поверхность Дефекты Френкеля

Рис. 1.9. Модель поверхности ионного кристалла 1 — 1 в идеальном 
состоянии содержащей дефекты Шоттки и Френкеля (вид сверху)

На поверхности, как правило, имеется целый ряд решеточных 
вакансий, поэтому дефекты Шоттки должны образовываться от
носительно легко, хотя вакансии на поверхности могут захватить 
ион из приповерхностного слоя. Последующая релаксация, веро
ятно, сглаживает различия между понятиями «на поверхности» и 
«под» ней. Также могут легко возникнуть и поверхностные де
фекты Френкеля, тем более что поверхностная релаксация и ре
лаксационные явления сглаживают различия между этими двумя 
типами дефектов. Например, находится ли внешний слой ионов 
натрия (рис. 1.9) в междоузлиях или это только отклонения, яв
ляющиеся дефектами структуры? Такие вторичные релаксацион
ные процессы вблизи поверхностных дефектов, в сущности, не 
изучены для ионных кристаллов, но имеются некоторые интерес
ные результаты для кристаллов инертных газов.

Barton J.J., Jura G. [39; 41; 42] приняли весьма простую модель 
для представления поверхности кристаллов аргона. Они предпо
ложили, что можно пренебречь всеми квантовыми эффектами и 
рассматривать только потенциальную энергию. Общий потенци
ал взаимодействия определялся как сумма парных взаимодейст
вий и описывался уравнением потенциала Леннард-Джонса:

U = A / d12 - B / d6 (1.13),

где d - расстояние между парами атомов. Поверхностная релак
сация кристаллов аргона предварительно исследовалась 



Barton J.J., Jura G. [42]; в качестве базовой они использовали ре
лаксирующую структуру, уже изученную ими. Максимальное 
дополнительное смещение, возникающее относительно нее при 
добавлении атома аргона на поверхность, всегда было меньше 2% 
межатомного расстояния и изменяло энергию взаимодействия 
добавленного атома от 5,669 до 5,720 кДж/моль. Относительные
смещения атомов аргона показаны на рис. 1.10. Характер поведе
ния оказался фактически тем же, что и полученный в расчетах

Рис. 1.10. а - схема релаксации поверхностного слоя кристалла 
аргона c дополнительным атомом аргона 

(изображен квадратом над плоскостью поверхности) 
Стрелки показывают направления cмещения от нормальных положений 
(вид сверху); б - схема поверхностной релаксации (вид сбоку). 
Barton J.J., Jura G., 1967

релаксации в объемах кристаллов аргона.
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Эти авторы исследовали также эффект возникновения вакан
сий или дефекта Шоттки на поверхности и нашли, что смещения 
имеют аналогичные значения (рис. 1.11). Рассчитывая свободную 
энергию Гиббса (в Дж/моль) для образования одного моля вакан
сий, они получили XG = 5171 - 14,99Г, когда рассматривалась 
вторичная релаксация около вакансии, и AG = 5322 - 14.99Г, ко
гда она не рассматривалась. Это означает, что при температуре 
плавления аргона существует одна вакансия на 300 мест идеаль
ной грани (100) поверхности, или 2-1016 вакансий на 1 м2 поверх
ности. Таким образом, они заключили, что хотя кажущийся бес
порядок вокруг дефекта любого типа невелик, изменение соот-



ветствующей энергии заметно, и, следовательно, в расчетах по
верхностных свойств этим нельзя пренебрегать.

о Ъ с? Ъ d* о

о о с? Ъ о о

О О О о о о

О О О о о о
Рис. 1.11. Схема сечения кристалла аргона (вид сбоку), 

показывающая релаксацию атомов аргона вблизи поверхностной 
вакансии. Стрелки указывают направление смещений 

По Barton J.J., Jura G., 1966 [41]

1.2.2. Нестехиометричность кристаллических поверхностей

Нестехиометричность - весьма распространенное явление, 
особенно среди оксидов металлов. Фактически она присутствует 
в большинстве используемых материалов и иногда ответственна 
за определенные их свойства. Например, оксид титана (IV) часто 
находится в формах, обедненных кислородом; найдено, что фор
мула для обеих форм кристаллов - рутила и анатаза - может быть 
записана как TiO1,9-2,0. Это позволяет предположить, что дефекты 
Шоттки должны находиться в объеме кристалла и, весьма веро
ятно, на поверхности или достаточно близко от нее, чтобы ло
кально изменить поверхностную энергию. Вернемся снова к об
разцу хлорида натрия из главы 1.1. Из рис. 1.8 очевидно, что воз
никновение дефекта Шоттки в поверхностных слоях будет значи
тельно изменять поверхностную энергию из-за смещения ионов 
вблизи дефекта. Нет причин полагать, что поведение других ион
ных соединений в этом отношении будет качественно иным, хотя 
количественная сторона, конечно, будет отличаться. Таким обра
зом, поверхностные свойства большинства кристаллов TiO2, ска
жем, рутила, зависят от наличия дефектов Шоттки.

У низшего оксида титана (II) проявляются в заметной степени 
эффекты некстехиометричности [26]. Это соединение имеет про
стую кубическую структуру в необычной области составов 



TiO0,69-1,33 и устойчиво во всем интервале температур выше 900°С. 
Оно имеет очень высокую концентрацию дефектов Шоттки; со
ставы, отличающиеся по стехиометрии от TiO, обладают полу
проводниковыми свойствами. Сам оксид TiO проводит ток по 
ионному механизму, но 15% его катионных и анионных узлов ва
кантны. В то же время у оксида TiO1,33 заняты только 74% кати
онных и 98% анионных узлов, и, следовательно, он ведет себя как 
полупроводник р-типа. С другой стороны, в TiO0,69 ионы металла 
занимают 96% узлов, а ионы кислорода - только 66%; в результа
те этот оксид является полупроводником и-типа.

Обычно рассматриваются [15; 16] четыре типа нестехиомет
рических решеток. В типе I металл присутствует в избытке за 
счет анионных вакансий; электронейтральность сохраняется бла
годаря захвату электронов вакансиями. В типе II избыток метал
ла обусловлен межузловыми ионами металла; электронейтраль
ность сохраняется благодаря захвату электронов в окрестности 
ионов металла. Это, очевидно, то же самое, что и дефекты Френ
келя, но только отсутствуют вакансии ионов металла. Тип III ха
рактеризуется тем, что дефицит металла обусловлен катионными 
вакансиями. Электронейтральность сохраняется благодаря пере
ходу некоторых ионов металла в более высокую степень окисле
ния. Все эти типы показаны на рис. 1.12.

Присутствие некоторых из этих типов дефектов в приповерх
ностных слоях может приводить к локальным изменениям по
верхностной энергии; их наличие во внешнем слое заслуживает 
дальнейшего рассмотрения. В то время как присутствие дефектов 
типов I и III, которые могут вызывать существенную локальную 
релаксацию, можно легко предвидеть, однако возможность обна
ружения дефектов типов II и IV гораздо менее вероятна. В двух 
последних случаях следует ожидать, что релаксационные процес
сы будут приводить к выделению межузлового иона в положение 
выше внешней грани, как это показано на рис. 1.13. Затем должна 
произойти следующая релаксация положений, показанных на ри
сунке. В результате новое состояние будет обладать меньшей 
энергией, чем в присутствии дополнительного иона в поверхно
стном слое. Эти новые положения на рисунке не представлены.



Рис. 1.12. Типы дефектов в нестехиометрических решетках

Рис. 1.13. Возможная перестройка дефектов типов II и IV, 
уменьшающая энергию поверхности 

(электрон в междоузлии для типа II не показан)

Присутствие таких дефектов на поверхности имеет отноше
ние к гетерогенному катализу, который полностью определяется 
поверхностными явлениями. Измерения объемной электропро
водности также показывают, что именно дефекты являются при
чиной полупроводимости, отмеченной ранее. В этом случае зна
чения полупроводимости находятся в интервале 10 5-10 9 см/Ом 



(ср. с интервалом 10 3-10 5 см/Ом для металлов); установлено, 
что проводимость с ростом температуры увеличивается. Дефекты 
типов I и II вызывают полупроводимости и-типа, где носителями 
тока являются электроны, а дефекты типов III и IV - полупрово
димость p-типа, где проводимость обусловлена существованием 
положительных «дырок».

При температурах выше температуры Таммана (~ 0,5 Тпл, где 
Тпл - температура плавления в градусах Кельвина) [3; 4] ионы и 
электроны подвижны и происходит перемещение ионов в межуз- 
лиях и их узлов в соседние вакансии. Таким образом, при этих 
температурах увеличение проводимости обусловлено ионной 
подвижностью.

1.2.3. Примесные ионы в кристаллах

Примесь постороннего иона в узлах решетки кристалла всегда 
является причиной беспорядка, даже если ион имеет тот же заряд, 
что и ион решетки. Поскольку одинаково заряженные ионы, на
пример, различных металлов, отличаются друг от друга обычно 
размерами, поляризуемостью и т.п., они имеют разную энергию 
взаимодействия в решетке. Так, замена Al3+ на Fe3+ в кристалле 
А12О3 будет приводить к некоторой релаксации кристалла; тоже 
самое справедливо и в случае замещения иона на поверхности. 
Существуют доказательства того, что концентрации таких дефек
тов возрастают у поверхности [17]. Если валентность посторон
него иона отличается от валентности иона решетки, то эта ситуа
ция очень напоминает нестехиометрические кристаллы. Рис. 1.14 
иллюстрирует случай, когда примеси оксидов L2O и И.2О3 в окси
де двухвалентного металла MO (L и R - одно- и трехзарядные 
ионы металла соответственно) порождают в первом случае ани
онные и во втором катионные вакансии. Если металл М может 
существовать в более высокой степени окисления, скажем, М3+, 
то при добавлении Й2О ионная вакансия оксида может быть за
полнена и электронейтральность сохранится при условии, что два 
иона М2+ перейдут в М3+. Аналогично при добавлении R2O3 ва



кансия иона металла может быть заполнена ионом М2+, если два 
иона М2+ восстановятся до М+ или если существующие в кри
сталле два иона М3+ восстановятся до М2+. Следовательно, заме
щение низкозарядных ионов металла приводит к увеличению 
числа положительных «дырок», а высокозарядных ионов метал
ла - к их уменьшению.

МО . МО + R,O3 МО + 1,0

Рис. 1.14. Схемы расположения примесей оксида одновалентного 
металла L2O и оксида трехвалентного металла R2O3 

в структуре оксида двухвалентного металла МО
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Полупроводимость n-типа может возникать при изоморфном 
замещении. Титанат бария имеет структуру перовскита, причем 
возможно замещение некоторых ионов Ba2+ (r = 0,135 нм) La3+ 
(r = 0,115 нм); электронейтральность сохраняется из-за превра
щения Ti4+ в Ti3+. Таким образом, полученная структура может 
быть представлена как La'3 Ba;'xTi; Ti4'xO.3. и полупроводимость 
n-типа обеспечивается ионами Ti3+, замещающими ионы Ti4+.

1.2.4. Дислокации на поверхности кристаллов

Несмотря на отсутствие четкого определения, дислокации 
можно рассматривать как концентрации точечных дефектов в 
кристаллической решетке [26]. Они появляются в результате 
процессов зародышеобразования, роста кристалла и, если твердое 
тело получено осаждением из раствора, также флокуляции. Из
вестны два основных типа дислокаций - краевая и винтовая. Кот- 
трел графически изобразил краевую дислокацию простой кубиче
ской решетки инертного газа, как показано на рис. 1.15а, где 
штриховая линия АВ представляет собой плоскость скольжения, 



перпендикулярную плоскости рисунка. Решетку над рисунком и 
под ним можно рассматривать как обычную кубическую, но в 
верхней части рисунка пространственная решетка растянутая, а в 
нижней сжата, что вызывает скачок числа атомов в ряду плоско
сти скольжения. Такие дислокации (обозначены «Т» на 
рис. 1.15а) появляются на поверхности как ступени с более высо
кой локальной поверхностной энергией, прежде чем внешнее 
давление приведет к восстановлению порядка. Наличие дислока
ции указывает на возможность относительного движения в плос
кости дислокации, когда имеется даже небольшое напряжение. 
Скольжение таких дислокаций постулируется как механизм пла
стического течения и этот процесс Адамсон (1979) сравнил «с 
движением пледа, который тянут за нижний край». Количествен
но природу дислокации можно представить, используя контур 
Бюргерса [26]. Он представляет какой-либо замкнутый путь от 
места к месту в бездислокационной части кристалла вокруг об
ласти, содержащей дислокации. Если эта траектория в совершен
ном кристалле не образует замкнутой петли, то это означает, что 
первый контур должен содержать одну или более дислокаций; 
вектор, необходимый для того, чтобы замкнуть контур, называет
ся вектором Бюргерса. На рис. 1.16 изображен контур MNOPQ , 
замкнутый на рис. 1.16а и незамкнутый на рис. 1.16б; QM - век
тор Бюргерса, который перпендикулярен линии дислокации, т.е. 
является перпендикуляром в точке Т на рис. 1.15а.

Другой обычный тип дислокаций - винтовая дислокация, по
казанная на рис. 1.15б (где каждый кубик изображает узел решет
ки или атом), характеризуется вектором Бюргерса, параллельным 
линии дислокации и перпендикулярным А. Если посмотреть 
сверху на линию дислокации, то снижение поверхности на один 
слой происходит при повороте на 360° из В вокруг А, до тех пор, 
пока линия ВС не вернется на прежнее место. Поскольку это 
движение происходит против часовой стрелки, винтовая дисло
кация на рисунке называется левосторонней.



Рис. 1.15. а — схема краевой дислокации по Коттрелу А.Х. [15]; 
б — схема винтовой дислокации по Frank F.C. [54; 55]

а

б

Рис. 1.16. а — контур Бюргерса, включающий дислокацию,
б — тот же контур в совершенном кристалле; MQ — вектор Бюргерса



1.2.5. Рост граней кристалла

Идея о том, что ступени на поверхности, образованные дислока
циями, ответственны за рост грани кристалла, принадлежит Франку, 
который вместе с Бартоном и Кабрерой [42], анализируя атомную 
природу растущей поверхности, объяснил экспериментально на
блюдаемую высокую скорость роста плотно упакованных граней 
при низких пересыщениях и предсказал спирали на поверхности 
кристалла. Вскоре последовали экспериментальные подтверждения: 
Гриффин [61] обнаружил спирали на природных кристаллах берил
ла, используя металлографический микроскоп; Верма и Амелинкс 
[74] нашли их на карборунде и одновременно они были обнаружены 
на иодиде кадмия. Даусон и Венд с помощью электронного микро
скопа нашли их в кристаллах парафина [51].

Наблюдаемые спирали имеют высоту в один элемент на каж
дой ступени. Поэтому можно представить рост кристалла как 
следствие адсорбции каждой новой порции вещества в процессе 
кристаллизации на ступени грани, что приводит к росту граней 
порциями от их середины к краю. Входящий двугранный угол 
грани должен расти преимущественно и единообразно; причина 
этого заключается в том, что энергия адсорбции выше там, где 
больше число возможных соседей. Таким образом, этот угол бу
дет предпочтительным по отношению к грани, а входящий трех
гранный угол - ко всем остальным местам. Этот процесс иллюст
рируется на рис. 1.17, который во многих отношениях подобен 
рис. 1.15б, за исключением того, что здесь допустимы искажения 
структуры кубиков. Рост такой грани может продолжаться без 
дальнейшего зародышеобразования.

Плотность дислокаций обычно выражается числом линий 
дислокаций, пересекающих единичную площадь в кристалле; это 
число обычно колеблется от 1012 на 1 м2 для «хорошего» кристал
ла до 1016 на 1 м2 для металлов, подвергнутых холодной обработ
ке. Это означает, что расстояние между дислокациями составляет 
~10-103 нм, или, другими словами, каждый кристалл размером 
более 10 нм содержит на своей поверхности дислокации, а один



атом поверхности из каждой тысячи расположен вблизи дислока
ции.

Рис. 1.17. Изображение преимущественного положения 
для присоединения атомов к поверхности винтовой дислокации. 
Верхняя плоскость имеет спиральный уклон, в результате чего 

ступень при присоединении к ней других атомов 
не может исчезнуть [33; 34]

Структура вокруг линии дислокации находится в напряжен
ном состоянии, в результате химический потенциал вещества 
здесь повышен. Если повышение достаточно велико, может поя
виться углубление [16], однако этот процесс весьма вероятен 
только в кристаллах с большими ячейками и соответственно с 
большими значениями вектора Бюргерса (до некоторой степени 
это удивительно, потому что впервые такое явление наблюдалось 
в кристаллах карборунда [15; 16]).

Кэтлин Лонсдейл указала, что многие реальные кристаллы 
представляют собой мозаику, в которой кристаллиты могут рас
полагаться с разной степенью упорядоченности, как показано на 
рис. 1.18. Можно выделить четыре основных типа границы зерна 
[16]: 1) с малыми (0 < 1°) углами наклона, состоящие из парал
лельных не стянутых краевых дислокаций; 2) со средними 
(5 < 0 < 20°) симметричными углами наклона, состоящие из па
раллельных стянутых краевых дислокаций; 3) несимметричные 
(0 < 20°), включающие более чем одно семейство дислокаций; 



4) некогерентные с большими углами (0 « 30°), где нет непрерыв
ности вдоль рядов решетки.

Рис. 1.18. Схемы типов границы зерна (по Лонсдейл [16]): 
а - совершенный кристалл; б - мозаика из параллельных кристал
литов; в — мозаика из дезориентированных кристаллов

Среди этих кристаллических мозаик наиболее распространен
ным и стабильным является тип 3, в то время как типы 1 и 4 
очень подвижны.

Энергетические и геометрические особенности строения про
стых минеральных поверхностей оказывают влияние на взаимо
действие фаз в системе поверхность твердого тела — флюиды, 
которые рассмотрены ниже.

1.3. Смачиваемость простых гладких поверхностей

В физико-химии простых поверхностей общепринятой харак
теристикой избирательного смачивания является краевой угол 
смачивания.

Краевой угол является одной из важнейших характеристик из
бирательного смачивания и определяется как угол между твердой 
поверхностью и касательной в точке соприкосновения фаз [30].

Различают равновесный и неравновесный краевые углы. Рав
новесный краевой угол зависит только от термодинамических 
свойств системы, а именно: от поверхностных натяжений на гра
ницах раздела фаз, участвующих в смачивании. Поэтому для ка
ждой системы при данных внешних условиях равновесный крае
вой угол имеет одно определенное значение.

Краевые углы, которые измерены при отклонении системы от 
состояния термодинамического равновесия, являются неравно



весными. Неравновесные краевые углы образуются при растека
нии жидкости по поверхности твердого тела, при ее фильтрации в 
пористой среде или при изменении свойств системы в результате 
различных физико-химических процессов - испарения жидкости, 
адсорбции, взаимного растворения, влияния поверхностно
активных веществ, химических реакций и т.д. [2; 3; 4; 24; 27; 28].

Величина равновесного краевого угла определяется соотно
шением сил притяжения жидкости к твердому телу и сил взаим
ного притяжения между частицами (молекулами) самой жидко
сти. Связь между молекулярным взаимодействием жидкости и 
твердого тела и характером смачивания выявляется особенно от
четливо при избирательном смачивании.

Капля жидкости в свободном пространстве приобретает сфе
рическую форму благодаря силам поверхностного натяжения, а 
величина этих сил (или величина свободной поверхностной энер
гии) убывает в ряду:

металлы > соединения с водородной связью > полярные со
единения > неполярные соединения.

Когда капля жидкости приводится в контакт с плоской поверх
ностью твердого тела, равновесная форма капли зависит от соот
ношения величин молекулярных сил в жидкости (когезии) и сил, 
возникающих между жидкостью и твердым телом (адгезии). Пока
зателем этого соотношения является краевой угол 0, который обра
зуется жидкостью на твердом теле. В общем случае установлено, 
что жидкости с малым поверхностным натяжением легко смачи
вают большинство поверхностей твердых тел, образуя нулевой 
краевой угол: молекулярная адгезия между молекулами твердого 
тела и жидкости превосходит молекулярную когезию жидкости. 
Жидкости с большим поверхностным натяжением чаще дают ко
нечный краевой угол; в этом случае доминируют силы когезии.

Рис. 1.19 иллюстрирует эти ситуации. Юнг в 1805 г. качест
венно рассмотрел равновесие капли на твердой поверхности, а 
Дюпре в 1869 г. дал его математическое описание. Простейший 
вывод заключается в рассмотрении сил, возникающих при кон
такте трех фаз (рис. 1.19 б). Пусть граница контакта перемещает



ся так, что смачивается дополнительно 1 м2 поверхности. В ре
зультате изменяется свободная поверхностная энергия: для гра
ницы раздела твердое тело - жидкость ySL возрастает, для грани- 

SVцы раздела твердое тело - пар у уменьшается, для поверхности 
жидкости yLVcos0 также возрастает. Индексы S, L, V соответст
вуют прописным первым буквам английских слов: solid - твердое 
тело, liquid - жидкость, vapour - пар. Из принципа обратимой ра
боты следует выражение

YSV = ysl + yLVcos0, (1.14)

которое представляет собой так называемое уравнение Юнга (или 
Юнга-Дюпре). То же выражение получается при сложении гори
зонтальных составляющих поверхностных сил. Можно показать, 
что уравнение (1.14) не вполне корректно, так как не учитывает 
вертикальную составляющую величины yLV. Существуют данные 
об искривлении поверхности твердого тела под действием этой 
составляющей, и поэтому напряжение в твердом теле, которое 
частично уравновешивает вертикальную силу, должно включать
ся в строгий вывод для равновесного краевого угла. Тем не ме
нее, в большинстве практических случаев, когда твердое тело 
имеет достаточную толщину и эксперимент проводят при темпе
ратуре, исключающей эластичную и пластичную деформации, 
пренебрежение этой составляющей вполне допустимо.

Рис. 1.19. а - форма капли жидкости на поверхности твердого тела 
при 0 < 90°; б - силы, существующие на границе раздела трех фаз



Bailey A.I., Kay S.M [38] в 1967 г. провели эксперименталь
ную проверку выражения Юнга, используя для определения ве
личин измерения энергии, необходимой для расщепления слюды 
в различных условиях. Для определения ySV расщепление прово
дили в парах, а для определения ySL в жидкости, для жидкостей с 
нулевым краевым углом (cos 0 = 1) разность между этими вели
чинами равняется поверхностному натяжению жидкости. Их ре
зультаты даны в табл. 1.1. Различия между результатами в по
следних двух колонках незначительные, что оправдывает приме
нение уравнения Юнга, по крайней мере, для этой системы. В 
связи с этим необходимо подчеркнуть, что ySV относится к по
верхности твердого тела с равновесной адсорбированной пленкой 
пара (эта величина не равна поверхностной энергии yS чистого 
твердого тела). Поверхностное давление П, определяемое как 
ySL_ySV и экспериментально измеряемое по адсорбции паров, ве
личина, как правило, не малая.

Таблица 1.1
Параметры уравнения Юнга

Жидкость ySV, мН/м YSL, мН/м YSV-YSL, мН/м YLV, мН/м
Вода 182,8 107,3 75,5 72,8
Гексан 271 255 16,0 18,4

Контактное (избирательное) смачивание характеризует 
трехфазную систему: поверхность твердого тела, жидкость, пар 
(газ). В этой системе присутствуют три поверхности раздела фаз: 
между твердым телом и паром (газом), жидкостью и паром (га
зом), жидкостью и твердым телом. Линию пересечения всех трех 
поверхностей раздела называют линией смачивания, замкнутая 
линия смачивания (линия трехфазного контакта) образует пери
метр смачивания.

Угол 0 между поверхностями жидкость - газ и твердое тело 
называется краевым углом смачивания (см. рис. 1.19). В зависи
мости от значений равновесного краевого угла различают сле
дующие характеристики смачивания поверхностей: 1) краевой 
угол острый - 0 < 90°, т.е. cos 0>О соответствует случаю смачива



ния исследуемой поверхности жидкостью; 2) краевой угол ту
пой - 0 > 90°, т.е cos 0 < 0 соответствует случаю несмачивания 
поверхности исследуемой жидкостью; 3) равновесный краевой 
угол не устанавливается, а капля растекается в тонкую пленку. 
Этот случай соответствует явлению растекания. При растекании 
и хорошем смачивании за счет действия поверхностных сил мо
гут возникать равновесные или метастабильные смачивающие 
пленки [11].

В уравнении Юнга обычно принимают значения свободной 
поверхности энергии численно равной поверхностному натяже
нию, т.е. силам, приложенным к единице периметра по линии 
смачивания и действующим по касательной к соответствующим 
поверхностям (см. рис. 1.19б).

В соответствии с уравнением Юнга смачиванию отвечает ус
ловие ySV > ySL, несмачиванию - ySV < ySL, а растеканию - условие 
ySv > ysl + ylv . Величина Wp = ySV - ySL - yLV представляет собой 
изменение энергии системы, когда единица поверхности твердого 
тела покрыта плоским слоем жидкости. Эту величину можно рас
сматривать как движущую силу процесса растекания, т.е. силу, 
приложенную перпендикулярно к единице длины периметра сма
чивания вдоль поверхности твердого тела. Величина Wp пред
ставляет собой энергию системы твердое тело - жидкость - газ, 
когда единица поверхности твердого тела покрыта плоским сло
ем жидкости.

Уравнение Юнга можно выразить через работу адгезии Wa

с-osO = (1.15)

Заменяя поверхностное натяжение жидкости на работу коге
зии WK = 2уLV , перепишем уравнение Юнга в виде

rosO = 2Wa - Wk 

Wk

Это позволяет выразить термодинамические условия смачи
вания через соотношения работ когезии и адгезии.



Несмачиванию отвечает условие Wa < — WK, смачиванию - 

2 WK < Wa < WK, растеканию жидкости по твердому телу Wa > W..

Работа растекания может быть определена как разность работ ад
гезии и колгезии: Wp = Wa - WK.

Так как в вакууме все конденсированные фазы притягиваются 
друг к другу, работа адгезии - величина принципиально положи
тельная (Wa > 0) и, следовательно, cos 0 > -1, т.е. угол всегда 
меньше 180°. Как правило, краевой угол в системе жидкость - 
твердое тело - газ не превышает 150°.

В соответствии с выражением (1.15) хорошее смачивание и 
растекание возможны при большой работе адгезии (когда моле
кулярная природа жидкости и твердого тела близки) или при низ
кой работе когезии (когда поверхностное натяжение жидкости 
мало). Соответственно углеводороды и другие органические жид
кости с малым поверхностным натяжением хорошо смачивают 
практически любые твердые тела. Наоборот, жидкие металлы 
(с малой химической активностью), имеющие высокие значения 
поверхностного натяжения (порядка 102-103 мДж/м2), хорошо 
смачивают только неокисленные поверхности твердых металлов. 
Активные металлы - «раскислители» (например, титан, марганец, 
цирконий) - способны смачивать и некоторые оксиды.

Вода - жидкость со сравнительно высокой работой когезии в 
силу полярности ее молекул (WK ~ 145 мДж/м21 - хорошо смачи

вает оксиды и растекается на некоторых силикатах, но не смачива
ет парафины, смолы, асфальтены и фторорганические полимеры.

Работа адгезии отражает степень взаимного насыщения по
верхностных сил жидкости и твердого тела при их соприкоснове
нии; симбатная с ней величина cos 0 также отражает степень род
ственности, или, как часто говорят, «фильности», поверхности 
твердого тела по отношению к жидкости (диофильности). Так, 
полярные поверхности, хорошо смачиваемые водой, являются 



гидрофильными, тогда как поверхности твердых углеводородов 
(парафин, смолы, асфальтены, полиэтилен) и особенно фторорга- 
нических полимеров, не смачиваемые водой, гидрофобны. Мож
но выделить еще группу абсолютно гидрофобных поверхностей, 
для которых 0 > 90° не только при избирательном смачивании, но 
и в системе твердое тело - жидкость - газ. В эту группу входят 
парафин, битумы, тефлон. Так как значение 0 определяется не 
только работой адгезии жидкости, но и работой когезии, то со
поставление краевых углов, образуемых различными жидкостями 
на поверхности твердого тела, не позволяет непосредственно 
сравнивать значения адгезии, т.е. степень родственности жидко
сти к твердому телу. Так, поверхности полярных тел хорошо сма
чиваются не только водой, но и углеводородами.

Смачиваемость в системе гладкая поверхность твердого 
тела - жидкость - другая жидкость

Для нефтеводосодержащих пластовых систем более показа
тельным в этом смысле является сравнение краевых углов при 
избирательном смачивании, т.е. при установлении равновесия 
между поверхностью раздела двух несмешивающихся жидкостей, 
например, воды (ж^ и углеводорода (ж2) (рис. 1.20), и твердой 
поверхностью. При этом краевой угол принято отсчитывать в 
сторону более полярной жидкости (имеющей большее поверхно
стное натяжение), в данном случае - воды (ж1):

SL sl

(1.16)у lil2

Рис. 1.20. Равновесие сил поверхностного натяжения 
при избирательном смачивании

cos Ъ = У—_±

Если каждая из жидкостей порознь смачивает данную твер
дую поверхность, то при их одновременном контакте с твердой 
поверхностью между ними происходит конкуренция. В результа



те устанавливается краевой угол, отвечающий лучшему смачива
нию той жидкостью, родственность которой с этой твердой по
верхностью больше. Если вода лучше, чем углеводород, избира
тельно смачивает поверхность, т.е. 0 < 90°, то поверхность назы
вают гидрофильной (олеофобной); если поверхность лучше сма
чивается неполярным углеводородом, т.е. 0 > 90°, то такую по
верхность твердого тела называют гидрофобной (олеофильной). 
При избирательном смачивании, в отличие от смачивания на воз
духе, угол 0 может принимать любые значения от 0 до 180°. При 
0 = 0° более полярная жидкость растекается по поверхности твер
дого тела, оттесняя менее полярную; при 0 = 180°, наоборот, не
полярная жидкая фаза полностью оттесняет от твердой поверхно
сти полярную жидкость.

К веществам с гидрофильной поверхностью относят кварц, 
большинство силикатов, стекло, оксиды и гидроксиды металлов, 
окисленные минералы и т.д. Примерами объектов с гидрофобной 
поверхностью являются твердые углеводороды и их фторирован
ные производные, графит, уголь, сера, листья растений, хитино
вый покров насекомых, кожа животных и др.

Среди характерных явлений в дисперсных системах, связан
ных с избирательным смачиванием, можно назвать просачива
ние эмульсий через пористые среды. Если крупнопористая среда 
избирательно смачивается каплями дисперсной фазы эмульсии, 
то эти капли могут прилипать к поверхности пористого мате
риала и задерживаться. Это иногда используют для освобожде
ния нефти от эмульгированной в ней воды: нефть фильтруют 
через крупнопористый гидрофильный фильтр. Тонкопористый 
фильтр, избирательно смачиваемый дисперсионной средой, 
также способен задерживать капли эмульсии, размер которых 
много больше диаметра пор. При этом капли не могут пройти 
через такой фильтр, так как для этого требуется их сильная де
формация, приводящая к возникновению высокого капиллярно
го давления. Фильтрация через тонкопористый гидрофобный 
фильтр позволяет очистить от воды бензин и отделить нефть от 
воды [10; 13; 20].



Важной количественной характеристикой энергетики смачи
вания, особенно для тонкопористых сред, а вместе с тем и харак
тера твердой поверхности (ее гидрофильности и гидрофобности, 
олеофильности и олеофобности), служит удельная теплота сма
чивания - количество энергии, выделяемое при смачивании еди
ницы массы твердого тела. Эта величина равна разности полных 
поверхностных энергий границ раздела фаз твердое тело - газ и 
твердое тело - жидкость. По Ребиндеру, отношение теплот сма
чивания твердых поверхностей водой (Нв) и углеводородом (Нм) 
служит характеристикой гидрофильности поверхности: для гид
рофильных поверхностей Р = Нв/Нм > 1, для гидрофобных - Р < 1. 
Так, например, для активированного угля Р » 0,4 (гидрофобная 
поверхность), для кварца Р ~ 2 (гидрофильная), для крахмала 
Р « 20 (сильно гидрофильная). При этом в обоих случаях при кон
такте с водой и углеводородом тепловой эффект смачивания мо
жет быть отнесен к единице массы порошка (адсорбента) и, та
ким образом, отпадает необходимость измерять поверхность ис
следуемого порошка.

1.4. Шероховатость минеральных поверхностей

Поверхность минералов никогда не бывает идеально гладкой. 
Любая минеральная поверхность при соответствующем увеличе
нии является шероховатой. Однако при грубом рассмотрении 
многие поверхности природных кристаллов и некоторых искус
ственных твердых материалов считаются гладкими. Поэтому по
нятие шероховатости зависит от характерных масштабов иссле
дуемых процессов и наблюдаемых явлений.

Уровень, при котором термин «шероховатость» становится 
неподходящим, определяется, когда мы рассматриваем измене
ния положений в решетке, вызванные колебаниями молекул или 
атомов. Например, амплитуда колебаний атомов палладия на по
верхности металла (~ 0,014 нм, по измерениям с использованием 
медленных электронов [27]) составляет половину амплитуды их 



колебания в объеме металла. В строгом определении термин 
«шероховатость» включает изменения геометрических характе
ристик поверхности больше, чем на межатомное расстояние. 
Представим, например, кубический кристалл хлорида натрия, 
расколотый параллельно грани. Профиль образующейся поверх
ности показан на рис. 1.21а, где все плоскости представлены ку
бическими гранями. Однако если тот же самый кристалл разрезан 
под малым углом к исходной грани, то его поверхность более по
хожа на лестницу (рис. 1.21б). Хотя верхняя грань каждой ступе
ни будет той же кубической гранью, что и на рис. 1.21а. Переход 
от ступени к ступени может осуществляться как по тем же граням 
кристалла (1), так и через другие кристаллические плоскости (2). 
Поскольку плотность упаковки для разных плоскостей кристалла 
неодинакова, их релаксирующие состояния на поверхности будут 
различаться поверхностной энергией. Монокристалл оксида ура
на, расколотый под углом 11° к плоскости, как показано дифрак
цией медленных электронов, образует «ступенчатый» тип по
верхности [29].

Рис. 1.21. а - профиль скола, параллельного кубической грани, 
б - профиль скола под малым углом к кубической грани

Коэффициент шероховатости
Количественные характеристики шероховатости могут быть 

определены путем сопоставления реального профиля поверхно
сти с гладким профилем идеальной поверхности (рис. 1.22).



б

Рис. 1.22. Микропрофилограмма участка поверхности (а) 
и схематизированная расшифровка участка АВ 

этой профилограммы (б)

Микропрофилограмма участка поверхности цинка, снятая на 
микропрофилограмме с алмазной иглой (увеличение по вертика
ли 1000х, по горизонтали - 160х), а на рис. 1.22 б - схематизиро
ванная «расшифровка» участка АВ этой профилограммы. При
ближенно рельеф поверхности можно рассматривать как сово
купность микроканавок глубиной Н и шириной d; H = (d/2)tg%, 
где % - угол между идеализированной плоской поверхностью и 
боковой стороной канавки. При наличии шероховатости реальная 
поверхность твердого тела 5ист больше идеализированной по
верхности .S'IU. Отношение фактической площади поверхности к 
площади ее проекции на идеализированную плоскую поверх
ность называется коэффициентом шероховатости:

\ст = d / cos X = 1
S d cos X

(1.17)

1.5. Смачиваемость шероховатых поверхностей

Увеличение истинной площади кристаллической поверхности 
приводит к соответствующему возрастанию вклада в энергетику 
смачивания границ раздела твердое тело - жидкость и твердое 
тело - газ.

Согласно А. Венцелю и Б.В. Дерягину, в случае контакта 
жидкости с поверхностью реального твердого тела выражение 
для работы адгезии следует записать в виде



W = Кш (y SV-Y SL ) + YL, (1.18)

тогда усредненное («эффективное») значение косинуса краевого 
угла смачивания будет

cos 0 эф LV Y L cos х
cos Q--- = cos Q • Кш. (1.19)
cos хY

Из приведенного выражения видно, что при смачивании жид
костью твердого тела шероховатость поверхности улучшает сма
чивание (угол 0эф уменьшается), при несмачивании - ухудшает 
(угол 0эф увеличивается). Условие % = 0 оказывается достаточным, 
чтобы смачивание перешло в растекание. Это используют, на
пример, в процессах пайки и склеивания, когда наждаком не 
только удаляют загрязнения, но и наводят шероховатость. Вместе 
с тем шероховатость поверхности, особенно образованная систе
мой параллельных канавок (например, для поверхностей, под
вергшихся механической обработке), усиливает гистерезисные 
явления при смачивании.

1.6. Фрактальность внутрипоровых поверхностей

Прежде всего, дадим определение фрактальным структурам. 
Основное свойство фрактальных структур - самоподобие: такие 
структуры выглядят одинаково на разных масштабах, и по виду 
отдельного фрагмента можно сделать заключение о строении 
объекта в целом. Таким свойством обладают многие обычные 
структуры, поэтому для фракталов принципиальным является 
другое свойство: изменение их характеристик (массы, плотности, 
площади поверхности, модуля упругости и т.д.) с изменением 
размера фрактального объекта или пространственного масштаба, 
в котором этот объект рассматривается. Показатель степени - 
дробное число. Иначе говоря, для фрактальных объектов ряд со
отношений, установленных для привычных одно- дву- или трех-



мерных систем, сохраняется в предположении, что их геометри
ческая размерность является дробным числом.

Обратимся теперь к фрактальным поверхностям пород. Это, 
прежде всего, сильно изрезанные поверхности, сечение которых

Рис. 1.23. Самоподобие строения фрактальных поверхностей: 
рисунок (б) - увеличенный фрагмент, выделенный окружностью 

на рисунке (а)

Особенностью, отражающей суть строения фрактальных по
верхностей, является представленная на рис. 1.23 идентичность 
фрагментов, принадлежащих разным пространственным масшта
бам. На рисунке эти фрагменты сделаны абсолютно идентичны
ми, что возможно только для идеальных математических моделей 
поверхностей. В реальных системах такую идентичность можно 
требовать лишь с допущением заметных отклонений (или, как го
ворят, требовать статистическую идентичность).

Основной характеристикой фрактальных поверхностей явля
ется их фрактальная размерность df. Она определяется разными 
способами. Рассмотрим основной из них, базирующийся на изме
рении площади поверхности. Пусть имеется некоторая фракталь
ная поверхность. Заполним эту поверхность плотно шарами раз
мером 5 (рис. 1.24).

Назовем площадью поверхности величину Л^(5):

Ае(5) = 4д52М5) (1.20)

Если поверхность гладкая (плоская), то зависимости от раз
мера шаров не будет: число шаров, необходимых для покрытия 
плоской поверхности, равно в этом случае:



L
N(5) =-7, (1.21)о

где L - характерный размер поверхности. Подстановка этого вы
ражения в формулу дает величину, не зависящую от 5. Если же 
поверхность сильно шероховатая, то, как нетрудно понять из 
рис. 1.24, площадь Л^(5) будет существенным образом зависеть от 
размера шаров: более мелкие шары «прорисовывают» более мел
кие детали поверхности, поэтому чем меньше размер шара, тем 
большей окажется полная площадь поверхности. Далее в игру 
вступает самоподобие фрактальных поверхностей. Оказывается, 
что в случае самоподобной структуры поверхностей зависимость 
ЛД5) является степенной, 

из которой и определяется фрактальная размерность df. Если по
верхность является гладкой, то, как уже говорилось, ее площадь 
не зависит от 5, тогда мы получаем из выражения 1.22 величину 
df = 2. То есть, гладкая поверхность является двумерным объек
том, как это обычно принято считать.

а б

Рис. 1.24. Способ определения фрактальной размерности 
поверхности

Существует большое число способов определения зависимо
сти ЛД5). Один из них основан на исследовании адсорбции моле
кул разного размера. Современные адсорбционные методы по
зволяют выявить условия, при которых поверхность покрывается 



монослоем молекул, и измерить число адсорбированных моле
кул. Тогда использование экспериментально измеренных значе
ний Av(5) для молекул разного размера 5 позволяет найти df.. Для 
этого строится график зависимости АД5) в координатах 
А (5) = lnS , тангенс угла наклона которого равен (2 - df), что по
зволяет найти фрактальную размерность поверхности.

Современные экспериментальные данные показывают, что 
значения df для реально существующих поверхностей могут из
меняться в широких пределах, вплоть до df=3. То есть реально 
существуют поверхности (в основном у глинистых адсорбентов), 
размерность которых приближается к размерности трехмерных 
объектов. Такие поверхности практически полностью заполняют 
пространство. Поверхности сколов или поверхности травления 
обладают меньшей фрактальной размерностью, которая обычно 
не превышает величину 2,5.

1.7. Гистерезис смачивания на различных поверхностях

При смачивании реальных твердых тел краевые углы по раз
личным причинам отличаются в той или иной степени от равно
весного краевого угла, определяемого уравнением Юнга (1.15). 
Более того, при смачивании одной и той же твердой поверхности 
при одних и тех же значениях термодинамических параметров 
системы (температура, давление и т.д.) статические краевые углы 
могут иметь множество различных значений в зависимости от 
условий их формирования. Это обусловлено проявлением гисте
резиса смачивания [30].

Гистерезисом смачивания называют способность жидкости 
образовывать при контакте с твердым телом несколько устойчи
вых (метастабильных) краевых углов, отличных по значению от 
равновесного. Например, краевой угол натекания 0н, образованный 
при нанесении капли жидкости на твердую поверхность, оказыва
ется значительно больше краевого угла оттекания 0о, который 
возникает при приведении в контакт пузырька воздуха с той же 
поверхностью, находящейся в данной жидкости (рис. 1.25).



Различают следующие формы гистерезиса смачивания [22; 
23; 24; 35].

1. Статический (или порядковый) гистерезис, который прояв
ляется в различии статических краевых углов при разной после
довательности соприкосновения твердого тела с другими фазами, 
участвующими в смачивании.

2. Кинетический гистерезис, который обусловлен наличием 
на твердой поверхности различных препятствий, затрудняющих 
растекание жидкости.

3. Физико-химический гистерезис. Различие краевых углов на
текания и отекания вызывается тем, что при смачивании могут од
новременно идти и другие физико-химические процессы (напри
мер, адсорбция, испарение, растворение, химическая реакции). Эта 
форма гистерезиса смачивания играет важную роль в процессах 
вытеснения нефти из пористых сред под действием активных рас
творов, например, поверхностно-активных веществ и др.

Гистерезис краевого угла наглядно проявляется, если поверх
ность твердого тела с нанесенной на нее каплей наклонена: при 
этом угол в нижней части капли 0н оказывается значительно 
больше угла в верхней части капли 0о (рис. 1.25). Гистерезис сма
чивания может быть связан с загрязнением поверхности, ее хи
мической неоднородностью и другими факторами. Очень силь
ный гистерезис, достигающий иногда десятков градусов, может 
быть связан с образованием тонких смачивающих пленок. В этом 
случае (рис. 1.26) капля жидкости натекает на сухую поверхность 
с большим краевым углом 0н, а при оттекании на поверхности ос
тается смачивающая пленка, и краевой угол оказывается очень

на наклонной поверхности при возникновении смачивающих 
пленок



Влияние шероховатости поверхности на гистерезисные явле
ния можно объяснить следующим образом. Когда капля подходит
к краю канавки или царапины и начинает «переливаться» в нее, 
кажущийся краевой угол по отношению к идеализированной 
плоскости поверхности твердого тела (пунктирная линия на 
рис. 1.27) должен заметно увеличиться по сравнению с истинным 
краевым углом 0. При большом числе канавок на поверхности 
твердого тела это приводит к отличию среднего угла натекания 
от угла оттекания.

Рис. 1.27. Распространение 
капли по шероховатой 

поверхности

Рис. 1.28. Полное равновесие 
капли на твердой поверхности 

(по Нейману)

При заметной растворимости вещества твердого тела в сма
чивающей жидкости возможна еще одна причина гистерезисных 
явлений, а именно изменение профиля поверхности твердого те
ла при контакте с жидкой фазой. Дело в том, что при смачива
нии не реализуется условие полного уравновешивания всех по
верхностных натяжений: вертикальная составляющая вектора ожг 
не находит компенсации со стороны поверхностных натяжений 
двух других поверхностей (см. рис. 1.19). При контакте капли 
жидкости с нерастворимой в ней твердой фазой эта вертикальная 
составляющая вектора ожг, как правило, уравновешивается упру
гой реакцией твердого тела. В случае твердых тел с малым моду
лем упругости («мягкие» поверхности), например, адсорбирован
ных углеводородов, связанной воды, полимерных пленок проис
ходит деформация с образованием валика вдоль линии смачива
ния. Этот сложный случай был теоретически рассмотрен А. И. Ру
сановым и экспериментально изучен Б.Д. Суммом с сотр. [27, 28, 
30]. Иная картина наблюдается при нанесении капли жидкости на 
поверхность другой жидкости. В этом случае все фазы легкопод



вижны и условию равновесия отвечает векторное равенство, на
зываемое уравнением Неймана:

yLV .-у,- + yLL = о. (1.23)

Сходные условия могут реализоваться и для капли жидкости 
на поверхности твердого тела при наличии заметной его раство
римости в веществе жидкой фазы. При этом диффузия через 
жидкость способна привести систему к состоянию истинного 
равновесия, описываемого уравнением Неймана для одного типа 
жидкости: yLV + уSV +уSL = 0. (1.24)

В этом случае на поверхности твердой фазы постепенно обра
зуется углубление, и поверхность раздела твердого тела с жидко
стью также приобретает сферическую форму (рис. 1.28). Тогда 
для описания равновесия необходимо вводить два угла: 01 - меж
ду поверхностью капли и продолжением поверхности раздела 
твердое тело - газ; 02 - между границей раздела твердой и жид
кой фаз и продолжением поверхности твердое тело - газ. Равно
весие в плоскости поверхности твердой фазы описывается усло
вием

уSV = yLV cos 01 + уSL cos02. (1.25)

В вертикальной плоскости справедливо соотношение

yLV • sin01 = ySL • sin02. (1.26)

Углы 0| и 02 могут быть определены после замораживания 
жидкости на шлифе, сделанном перпендикулярно линии смачи
вания. При известном поверхностном натяжении жидкости ожг 
измерения этих двух углов позволяют определить одновременно 
и поверхностное натяжение твердой фазы отг, и межфазное натя
жение отж. Этот метод называют методом «нейтральной капли».

Аналогичные процессы изменения профиля поверхности 
твердого тела при контакте с жидкой фазой могут происходить и 
в местах выхода на поверхность границ зерен. При этом вдоль 
границы зерна образуется канавка. Для зерен, одинаковых по со



ставу и по ориентировке относительно границы между ними, ус
ловие равновесия в вершине такой канавки описывается соотно
шением

Ф cos— =
2 5 (1.27)

где Ф - так называемый двугранный угол (рис. 1.29).

Рис. 1.29. Равновесный 
двугранный угол ф 

при образовании канавки 
травления

Рис. 1.30. Образование жидкой 
прослойки между зернами 

поликристалла при выполнении 
условия Гиббса-Смита

В предельном случае при выполнении условия Гиббса-Смита 
огз>2отж жидкой фазе термодинамически выгодно проникнуть 
вдоль границы зерна с образованием тонкой жидкой прослойки 
(рис. 1.30). Подобное распространение жидкой фазы по границам 
зерен поликристаллических материалов наблюдалось в ряде сис
тем (например, Zn-Ga, Cu-Bi, NaCl-H2O) [17]. Есть основание 
полагать, что с этим явлением связан ряд геологических процес
сов, например, перенос вещества в Земле, приводящий к образо
ванию месторождений.

1.8. Смачиваемость энергетически неоднородных поверхностей

Кристаллографическая, молекулярная и геометрическая неод
нородности поверхностей обуславливают их энергетическую не
однородность. Следуя представлениям физико-химии поверхно
стей, рассмотрим идеальный пример.

В качестве идеального возьмем простой кубический кристалл 
хлорида натрия. Его можно считать лишенным всех ранее рас
смотренных дефектов (практически нереальная ситуация, так как 



такой кристалл не мог бы расти, хотя удивительная спайность 
большого кристалла может послужить основанием для предска
заний иного рода), но остающимся тем не менее неоднородным. 
Показано, что для расчета сил, действующих на один ион по
верхности, необходим учет большого числа ближайших соседей, 
скажем порядка 103. В случае NaCl вклад участвующих во взаи
модействии атомов можно учесть полусферой с радиусом около 
17 периодов элементарной ячейки. Таким образом, любой ион из 
17 ионов ребра кристалла имеет иное значение энергии, чем ион, 
расположенный в центре грани. В общем случае по мере прибли
жения к ребру должна увеличиваться свободная энергия ионов и, 
очевидно, тем больше, чем ближе к вершине. Однако точная ве
личина этих эффектов неясна из-за отличия процессов релакса
ции на ребре и в центре грани. Расчеты Бенсона и Шрайбера [46; 
72] для ребра, не содержащего искажений, дали значение 
29 пДж/м.

Даже для идеальной поверхности без граней и вершин ло
кальные значения Us должны заметно отличаться от Us средней 
величины для поверхности. Статистически это можно выразить 
так

да

U =j f (иs }dUs, (1.27)
0

где f (Us j - функция распределения. Для получения действи

тельно детальной картины поверхности мы должны также учесть 
корреляционную функцию распределения локальных значений 
Us в зависимости от их положения. Хотя поверхность хлорида 
натрия не может быть однородной (ионы хлора отличаются от 
ионов натрия). Росс и др. [68] предложили ввести новый термин 
«гомотатическая поверхность» - от греческого homos (равный, 
одинаковый) и thetos (расположенный), т.е. поверхность одно
родная по расположению атомов, в том числе и разных, для обо
значения совершенной поверхности бесконечной плоскости кри
сталла, свободного от дефектов. В ряде случаев может быть при
емлемым описание плоскостей, состоящих из атомов одного типа 



(таких, как идеальная плоскость графита), как гомогенных или 
однородных. Таким образом, все поверхности, которые не явля
ются гомогенными, однородными или гомотатическими, должны 
описываться как неоднородные (гетерогенные).

Помимо энергетических неоднородностей кристаллических 
поверхностей, существенное влияние на смачиваемость может 
оказывать образование мозаичных монокристаллов кварца, каль
цита, гипса и других породообразующих минералов. Блоки мо
заики могут быть разупорядоченными и повернутыми друг отно
сительно друга на углы до нескольких десятков минут [29].

Атомно-молекулярная кристаллизация проявляется в услови
ях массовой кристаллизации поликристаллических тел с неори
ентированным дальним порядком взаимодействия между атома
ми и молекулами. В результате образуется поликристаллическая 
масса, состоящая из хаотически расположенных кристаллов, со
прикасающихся друг с другом под разными углами. Разориента- 
ция при этом может составлять порядка десятков градусов [29].

В поликристаллических породах, типа поликристаллического 
гипса, отдельные кристаллы могут находиться друг от друга на 
расстоянии от 100 до 1000 А° (ангстрем). Места сочленения кри
сталлов обладают избыточной энергией и являются термодина
мически неравновесными участками в поликристаллических 
структурах. Энергетическая неоднородность поликристалличе- 
ских минералов будет определяться составом и силами взаимо
действия между отдельными кристаллами, что будет обуславли
вать изменение смачиваемости [25].

Ролдугиным была предложена нестандартная интерпретация 
капиллярных эффектов, основанная на молекулярно-кинетиче
ских представлениях. В случае гомогенной поверхности линия 
трехфазного контакта (формула Юнга) не имеет физического во
площения. Тангенциальная компонента силы, действующей на 
молекулы жидкости со стороны твердого тела с гладкой поверх
ностью, равна нулю. Ее можно не принимать во внимание. Фор
мула Юнга упрощается, так как поверхностное натяжение глад
кой поверхности не играет никакой роли в формировании вели



чины краевого угла, оно связано только с нормальной компонен
той эффективного силового взаимодействия молекул жидкости с 
ним.

В случае гетерогенной поверхности капля растекается в сто
рону той поверхности, поверхностная энергия которой больше, а 
натяжение меньше (потенциальные ямы). Чем меньше краевой 
угол, тем глубже потенциальная яма. Определяющим является 
движение молекул в граничном слое: молекулы в граничном слое 
перемещаются и увлекают за собой объемную жидкость 
(рис. 1.31).

Рис. 1.31. Механизм движения капли по гетерогенной подложке [25]

В случае капли на гетерогенной поверхности, когда краевой 
угол смачивания посажен на гидрофильный участок, окруженный 
гидрофобным участком, он может принимать разные значения. 
По мере увеличения размера капли край граничной области по
степенно смещается в область более высокого потенциала, а сум
марная величина тангенциальной силы возрастает. Это приводит



и к увеличению краевого угла (рис. 1.32) (по В.И. Ролдугину) 
[25].

Рис. 1.32. Возможные состояния капли на пятне гетерогенности
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Глава 2. Определение смачиваемости поверхностей 
горных пород

Сравнительный анализ смачиваемости поверхностей горных 
пород обычно проводится по значениям равновесного краевого 
угла смачивания, полученного на искусственно созданной глад
кой поверхности образца горных пород. Для измерения краевого 
угла смачивания используют специальные методики.

2.1. Специфика определения краевого угла смачивания 
на гладких поверхностях горных пород

Угол смачиваемости является лучшим методом измерения 
смачиваемости, когда применяются чистые жидкости и искусст
венные керны, т.к. исключается возможность влияния поверхно
стно-активных веществ или других активных соединений, кото
рые могут изменить природную смачиваемость. Тем не менее, 
как ранее детально обсуждалось в Главе 1, имеются определен
ные сложности при применении метода измерений угла смачива
ния к горным породам. Методы измерения угла смачивания 
включают метод наклонной тарелки, висячей капли или пузырь
ков, метод вертикальной штанги (стержня), тензиометрический 
метод, метод цилиндрический и метод капиллярного подъема. 
Описание этих методов дано в работах Адамсона, Джонса и Дет- 
тра, Гуда, Ноймана и Гуда [61; 68; 77]. Большая часть этих мето
дов, однако, не применяется для изучения смачиваемости нефте
содержащих пород, т.к. они лучше подходят для чистых флюи
дов, лишенных адсорбции или десорбции компонентов сырой 
нефти. Из-за поверхностно-активных веществ в природной нефти 
необходим продолжительный период времени измерения для то
го, чтобы угол смачивания достиг равновесия.

Методы, главным образом, применяемые в нефтяной про
мышленности - метод висячей капли и видоизмененная форма 
этого метода, описанная Трибером и др. [92]. В обоих методах 



минеральный кристалл, который следует изучить, помещается в 
испытательную камеру (ячейку), полностью состоящую из 
инертных материалов для предотвращения загрязнения. Метод 
висячей капли использует ровный, отшлифованный кристалл ми
нерала (рис. 2.1). В модифицированном методе висячей капли 
применяется два таких кристалла минерала, которые укрепляют
ся параллельно друг другу на отрегулированных площадках. По
скольку коллектор состоит, главным образом, из кварца и извест
няка, кальцита, кварца или кальцитовых кристаллов, то они и 
применяются для моделирования поверхности минералов, сла
гающих коллектор. Очевидно, что смачиваемость глин в коллек
торе затруднительно исследовать этим методом.

Для определения угла смачивания глин, песков и других рых
лых и сыпучих отложений используется метод прессования. Для 
получения минеральных поверхностей в этом случае испытуемые 
материалы спрессовывают под большим давлением. Полученные 
таким образом поверхности не отражают в полной мере строения 
природных минеральных поверхностей глин и сыпучих материа
лов, но, тем не менее, позволяют оценить краевой угол смачива
ния в стандартных условиях.

Первым этапом измерения угла смачивания является тща
тельная очистка аппаратуры, т.к. даже небольшое количество за
грязнений достаточно для изменения угла смачивания. Затем ка



мера, содержащая минеральные кристаллы, заполняется мине
ральным рассолом. Данный рассол лишен кислорода и применя
ется для предотвращения появления посторонних ионов металла, 
которые в концентрации даже нескольких долей на миллион мо
гут изменить смачиваемость [15; 74]. В модифицированном ме
тоде висячей капли капля нефти помещается между двумя кри
сталлами таким образом, что она может контактировать со значи
тельной площадью каждого кристалла. После того, как поверх
ность раздела выдерживается некоторое время (несколько дней), 
два кристалла смещаются параллельно. Как показано на рис. 2.2, 
это смещает каплю нефти и позволяет рассолу двигаться по части 
поверхности, ранее покрытой нефтью. Углы смачивания, изме
ренные таким образом, называются «водонаступающими» угла
ми. Неравновесный угол наблюдается сразу же после того, как 
капля приходит в движение. Этот угол уменьшается в течение 1
2 дней, пока не будет достигнуто стабильное состояние поверх
ности раздела нефть - твердое тело. Затем поверхность нефть/ми- 
нерал «стареет» дальше, вода поступает вновь и формируется но
вое значение угла. Метод капиллярной трубки подобен методу 
висячей капли на минеральной поверхности. Капля природной 
нефти образуется в конце тонкой капиллярной трубки и входит в 
контакт с ровной поверхностью минерала. При этом капле дают 
возможность удерживаться некоторое время на поверхности. Во
донаступающий и водоотступающий контактные углы измеряют
ся с применением капиллярной трубки для расширения и сжатия 
объема капли природной нефти [32; 53].

Рис. 2.2. Модифицированный метод висячей капли

Когда природная нефть имеет в своем составе естественные 
поверхностно-активные вещества, то поверхность раздела нефть- 



кристалл «стареет», и угол касания наступающей воды возрастает 
до тех пор, пока не достигнет равновесного состояния. Для дос
тижения равновесного состояния требуются сотни или даже ты
сячи часов времени «старения» поверхности раздела. На рис. 2.3 
[81] приведен пример изменения угла смачивания наступающей 
воды во время «старения» поверхности раздела нефть - твердое 
тело. Из рисунка следует, что быстрые измерения без выдержи
вания оставляют систему гидрофильной, хотя фактически в рав
новесном состоянии она гидрофобна. Угол смачивания чистого 
декана (не содержит поверхностно-активных веществ) не изме
нится относительно нуля при выдерживании поверхности раздела 
во времени.

через 2 дня через 21 день
Рис. 2.3. Изменение угла смачивания во время «старения» 

поверхности раздела нефть - твердое тело (поверхность кальцита, 
сначала подвергшаяся воздействию раствора 0,1 M NaCl, 

а затем выдержанная в течение 2 дней и 21 дня в нефти) [81]

На рис. 2.3 а дано сопоставление измеренных углов смачива
ния на поверхностях кальцита, обработанного различными неф
тями в зависимости от времени старения. Как видно из рис. 2.3а, 
взаимодействие природных нефтей с поверхностью кальцита 
имеет достаточно сложный характер, и для различных нефтей 
степень старения проявляется по-разному.



О

Рис. 2.3а. Влияние старения поверхности на значения 
углов смачивания для обработанных различными нефтями 

(на вставке указаны использованные марки) образцов кальцита 
после удаления нефти путем промывки толуолом. 
Все образцы заранее смачивались 0,1 M NaCl [81]

2.2. Гистерезис краевого угла смачивания гладких поверхностей

Одной из проблем при измерении угла смачивания является 
гистерезис, который, главным образом, обнаруживается экспери
ментально. Это проявляется в виде существования нескольких 
устойчивых углов смачивания жидкой капли на поверхности: на
ступающих или отступающих. Наступающий угол смачивания 
(0н) измеряется путем «проталкивания» периферийной части кап
ли над поверхностью, а отступающий угол смачивания (0О) изме
ряется путем «проталкивания» капли в обратную сторону. Разни
ца (0н - 0О) является гистерезисом угла касания и может быть 
> 60° (1 рад) [24].

Джонсон, Деттре [60] и Адамсон [1] установили три основные 
причины возникновения гистерезиса угла смачивания на мине



ральных поверхностях: шероховатость поверхности, неоднород
ность поверхности и неподвижность поверхности в макромоле
кулярном масштабе.

Чтобы увидеть, как шероховатость может вызвать гистерезис, 
рассмотрим горизонтальную шероховатую пластину. Так как 
грубая поверхность содержит «пики» и «впадины», жидкая капля 
будет, главным образом, притягиваться к поверхности, не яв
ляющейся горизонтальной. Рассмотренный под микроскопом 
угол смачивания будет не таким же, как истинный угол смачива
ния в микроскопическом масштабе. Шероховатость поверхности 
позволяет получить массу мета-устойчивых состояний капли с 
различными углами смачивания и будет уменьшать естественный 
угол смачивания, переводя гидрофильные породы в разряд гид
рофобных [90].

В результате неоднородности поверхности проявляется гис
терезис смачивания. Неоднородность поверхности зависит от со
става поверхности, а также может быть вызвана различием ак
тивности соединений, изменяющих смачиваемость. Чтобы избе
жать совместного влияния этих двух факторов, нужно измерять 
угол смачивания на простом кристалле, либо тщательно очистив 
всю аппаратуру до начала измерений.

Еще одной причиной возникновения гистерезиса угла смачи
вания является неподвижность поверхности в макромолекуляр
ном масштабе. В этом случае достижению равновесного значения 
угла смачивания препятствует неподвижная поверхность, которая 
не дает двигаться флюиду. Например, гистерезис может вызвать 
медленная десорбция поверхностно-активных веществ с поверх
ности раздела твердое тело - жидкость в объем жидкости. Неко
торые природные нефти могут образовывать твердую пленку на 
поверхности раздела нефть - вода [14; 32]. В частности, эти 
пленки могут образовываться при воздействии на нефть кислоро
да, а также в некоторых анаэробных нефтях.

Даже если соблюдать некоторую осторожность в получении 
точного измерения угла смачивания, вопрос о представительно
сти этих результатов для определения смачиваемости керна, взя



того из коллектора, остается неясен. Угол смачивания не может 
учитывать шероховатость, неоднородность и сложную геомет
рию природных минеральных поверхностей. Во-первых, это про
блемы, вызванные шероховатостью [80]. Морроу [73; 74; 75] ука
зывал, что шероховатость (неровность) и геометрия пор будут 
влиять на линию контакта нефть - вода - твердое тело и могут 
изменить истинный угол смачивания. На гладкой поверхности 
угол смачивания зафиксирован. На острых краях, обнаруженных 
в породе коллектора, однако, эти условия ослабевают, и сущест
вует широкий диапазон возможных значений углов смачивания. 
Морроу постулировал, что большинство из контактных линий 
нефть - вода - порода будут расположены на острых краях, т.к. 
на этих краях угол смачивания может изменяться без сдвига по
ложения контактной линии. Вторая проблема, связанная с приме
нением измерений угла смачивания к породам-коллекторам в 
том, что угол касания не учитывает неоднородность поверхности 
породы. Углы смачивания измеряются на простом кристалле ми
нерала, тогда как керн содержит много различных составляющих. 
Известно, что поверхностно-активные вещества в природной 
нефти могут влиять на смачиваемость песков и глин различным 
образом, вызывая локализованную неоднородную смачиваемость 
[47; 30; 53].

Третьим ограничением является тот факт, что нельзя полу
чить информацию о наличии или отсутствии постоянно меняю
щихся органических пленок на породах-коллекторах [32; 80; 33]. 
Эти пленки можно обнаружить только за счет проведения других 
измерений смачиваемости. Это в особенности важно при работе с 
кернами, состояние которых восстановлено (лабораторно). Преж
де чем восстановить первоначальную смачиваемость, следует 
удалить все адсорбированные материалы, что изменит смачивае
мость керна на сильно гидрофильную. Единственным способом 
определить, успешно ли прошел процесс очистки, это измерить 
смачиваемость очищенного керна: если он не слабо гидрофилен, 
необходима дополнительная очистка.



2.3. Влияние технологии создания гладких поверхностей 
на характеристики их смачивания

Как отмечалось выше, методы определения краевого угла 
смачивания считаются наиболее наглядными при определении 
смачиваемости поверхностей минералов, слагающих горные по
роды, или для породы в целом.

Однако, при прочих равных условиях, смачиваемость поверх
ностей горных пород определяется не только свойствами самих 
пород, но и свойствами искусственно создаваемых гладких по
верхностей, изготовленных из этих пород. Гладкую поверхность 
горных пород можно получить различными способами, напри
мер, распиливанием, резанием, скручиванием, полировкой, прес
сованием или химической обработкой. Все эти методы делают 
поверхность шероховатой в разной степени. Количественная 
оценка шероховатости может быть дана с использованием двух 
параметров: один из них связан с амплитудой отклонений от 
среднего профиля поверхности, а второй - с увеличением площа
ди из-за шероховатости. На рис. 2.4 XY - профиль реальной по
верхности, а АВ представляет поверхность гипотетического 
твердого тела, равного объему тела с молекулярно-гладкой по
верхностью. Таким образом, АВ расположена так, чтобы «хол
мы» на XY (выше плоскости АВ) были бы равными по объему 
«долинам» на XY (ниже плоскости АВ). Отклонения точек по
верхности от плоскости АВ могут быть выражены как средне
арифметическое (ср.) (2.1) или среднеквадратичное (с.к.о.) (2.2):

h = Ы+KI+...+ы.
/7ср ’ (2.1),

Ыс.к.о. (2.2)

где h - расстояние от профиля XY до АВ, измеренное в большом 
числе точек поверхности. Фактор шероховатости определяется 
(причем часто с большой точностью) из соотношения



_ Площадь реальной поверхности XY (2 3)
Площадь идеальной поверхности АВ

Рис. 2.4. Профиль поверхности твердого тела (XY).
Линия АВ определяет поверхность гипотетического твердого тела 

равного объема: расстояние между наивысшей 
и наинизшей точками XY

Типичные величины этих параметров даны в табл. 2.1 и 2.2.

Таблица 2.1

Величины Лср, полученные различными способами обработки 
поверхности металла [3]

Таблица 2.2

Метод обработки кср, мкм Метод обработки кср, мкм
Полирование 0,02-0,25 Шлифование 0,5-2,5
Штамповка 0,25-4 Сверление 2,5-5
Литье 0,404 Вытачивание 3-6

Фактор шероховатости г, измеренный для различных поверхностей

Вид материала г Метод измерения
Стеклянные шарики: Адсорбция газа
однократно очищенные 1,6 Адсорбция красителя
дважды очищенные 2,2
тщательно очищенные 5,4
Серебряная фольга 5 Емкость двойного слоя
Серебряная фольга травленая 15
Сталь электрополированная 1,12 Адсорбция газа

Поверхности почти всегда загрязнены посторонними вещест
вами, если не брать особо чистые поверхности. Даже многие ми
нералы обычно имеют окисленную поверхность, а толщина слоя 
оксида часто составляет 1-10 нм. Поэтому поверхности минерала 
обычно ведут себя подобно оксиду, а не расположенному под 



пленкой материалу. В качестве примера, который хорошо иллю
стрирует сложное строение поверхности, можно привести по
верхность алюминия (рис. 2.5). В сухом воздухе толщина пленки 
оксида составляет 1-3 нм, а во влажном - более 10 нм, причем 
она растет почти неограниченно. В последнем случае это приво
дит к расслоению с образованием плотного аморфного безводно
го слоя на металле, а над ним - толстого пористого гидратиро
ванного слоя.

Рис. 2.5. Шероховатая поверхность алюминия

Покажем особенности получаемой поверхности при исполь
зовании полирования. Поверхностный слой, получаемый при по
лировке, известен как слой Бейлби: под микроскопом он выгля
дит аморфным [29] и напоминает вязкую жидкую пленку, запол
няющую неровности поверхности [7]. Исследование этого слоя 
методом электронной дифракции показало дифракционные коль
ца, типичные для аморфного состояния, но Рейзер [17; 5; 18] за
ключил, что фактически это микрокристалличность с такими ма
лыми кристаллитами, что они дают диффузные кольца при ди
фракции электронов. Типичное сечение полированной поверхно
сти, показанное на рис. 2.6, иллюстрирует деформацию глубин
ных слоев металла, происходящую при полировке.

Существуют доказательства попадания оксида вглубь слоя 
Бейлби, так же как его загрязнения частицами полирующей сре
ды [7]. Кроме того, доказано, что слой Бейлби неустойчив: в нем 
постепенно происходит рекристаллизация с образованием боль
ших кристаллитов [18]. Электро-полированные поверхности 



обычно имеют менее искаженную структуру, чем механически 
полированные, и дают дифракционную картину кристаллической 
структуры.

Незначи
тельной 
деформация

Сильная 
деформация
Умеренная 
деформация

Рис. 2.6. Модель Самуэльса для полированной поверхности. 
Толщина слоя оксида 0,01-0,1 мкм, слоя Бейлби 0,1 мкм, 

сильная деформации 1-2 мкм, умеренная деформация 5-10 мкм, 
незначительная деформация 20-50 мкм

Важно отметить, что горные породы, являясь гетерогенными 
образованиями и обладая изменчивым минеральным и химиче
ским составом, по-разному будут изменять свои природные по
верхности при создании техногенных искусственных гладких по
верхностей. Эти эффекты отражаются в определениях угла сма
чивания.

2.4. Смачиваемость чистых гладких минеральных поверхностей 
горных пород

При прочих равных условиях минеральный состав горных по
род оказывает влияние на значения краевого угла смачивания. 
Так, Трайберс с соавторами [92], так и Чилинтар с Иеном [41] ус
тановили, что карбонатные пласты в среднем более гидрофобные, 
чем терригенные; однако при взаимодействии с компонентами 
природной нефти ситуация может измениться за счет изменения 
свойств поверхности раздела активными компонентами этой 
нефти.



Обширный экспериментальный материал показывает, что ос
новные породообразующие минералы коллекторов нефти и газа 
характеризуются гидрофильной минеральной поверхностью. 
Кварц, полевые шпаты, карбонаты, сульфаты имеют сильно гид
рофильные поверхности. Считается, что карбонатные породы в 
среднем более гидрофобны, чем терригенные. Такие минералы, 
как уголь, графит, сера, тальк и многие сульфиды имеют слабо 
гидрофильную, или даже слабо гидрофобную поверхности. Пи- 
рофинит и другие талькообразные силикаты (силикаты со слои
стой структурой) имеют нейтральную, либо гидрофобную харак
теристику поверхности.

Глинистые минералы в большинстве проявляют гидрофиль
ную характеристику поверхности. Гладкие поверхности, состоя
щие из глинистых минералов, обычно получают методом прессо
вания [32]. Исключение составляет шамозитовая глина 
(Fe3Al2Si2O10-3H2O). Шамозитовая глина, которая богата железом, 
покрывает около 70% поверхности породы. Возможно, это объ
ясняется тем, что шамозитовая глина гидрофобизует керн из-за 
того, что ионы железа являются сильными активаторами.

2.5. Смачиваемость пористых поверхностей

Поверхности коллекторов нефти и газа, помимо шероховато
сти, могут обладать и пористостью. Это микропористость внут- 
рипорового цемента, микропористость внутрипоровых мине
ральных поверхностей и другие виды внутрипоровой микропо
ристости. Влияние внутрипоровой микропористости на смачи
ваемость можно проиллюстрировать следующим примером. По
ристую поверхность на практике обычно обозначают сеткой, 
имеющей форму грубого трубчатого волокна. На рис. 2.7 пред
ставлен поперечный разрез такой сетки. Препятствие f будет об
щей площадью поверхности раздела твердой поверхности и жид
кости и f2 будет общей площадью поверхности раздела жид
кость - воздух в площади плоской фигуры единой параллельной 



линии грубой поверхности. Когда вода находится в единице 
площади раздела твердая фаза - воздух fb эта поверхность изме
нится, и ее энергия f уSA будет реализована (yLS межфазная энер
гия системы твердая фаза - воздух). Энергияf уLS будет затраче
на на формирование поверхности твердая фаза - жидкость над 
той же площадью (yLS энергия между твердой и жидкой фазой). 
Энергия f2 уLA будет также затрачена при формировании поверх
ности между газообразной и водной фазой. Общая энергия ED 

реализована при формировании единицы плоской площади на 
поверхности раздела и рассчитывается по формуле:

ED = f (у'LS -У SA ) + f2 У A (2.4)

Рис. 2.7. Вода на цилиндрах

Если 0А будет меняться, то краевой угол для поверхности 
раздела между твердой и жидкой фазами будет:

coseА = (уSA -УLS ) (2.5)
У LA

уравнение (2.4) при этом примет вид:

ED =yLA (f2 - 7icoseA ) (2.6)

А выражение для угла смачивания может быть написано:
E

cose A =- (2.7)
У LA

В промежутке (yLS - уLA) будет энергия E, необходимая на 
формирование единицы площади поверхности раздела между 



жидкой и твердой фазой. Видимый краевой угол 0D , может быть 
определен для поровых поверхностей по аналогии с (2.4), это бу
дет:

cos0D = —— = fiCosQA -f2 (2.8)
Y LA

Когда поверхность является шероховатой, но не пористой, f2 - 
равно нулю, и уравнение (2.8) переходит в уравнение А. Венцеля 
и Б.В. Дерягина с фактором шероховатости f1. Уравнение (2.8) 
дает видимый краевой угол для воды, проходящей по сухой по
верхности. Видимый отступающий краевой угол может быть оп
ределен тем же самым путем:

cosO... = /1'cosO. - f2, (2.9)

где 0R - отступающий краевой угол шероховатой поверхности, 
0н. - видимый отступающий краевой угол для поровой поверхно
сти. Следует отметить, что f и f2 в уравнении (2.9) определяют 
продвижение краевого угла 0A .

Из соотношения (2.9) следует, что значения краевого угла 
смачивания для пористой и сплошной (не пористой) систем раз
личаются показателем f2, который характеризует относительную 
долю пор на изучаемой поверхности.

2.6. Модификация свойств минеральных поверхностей 
природными нефтями

Сильная гидрофильность большинства минеральных поверх
ностей, формирующих коллекторы нефти и газа, может быть из
менена за счет адсорбции полярных компонентов или отложения 
органических веществ, содержащихся в природных нефтях.



2.6.1. Факторы, оказывающие воздействие на смачиваемость 
минеральных поверхностей

Первоначальная сильная гидрофильность большинства пла
стовых минералов может быть изменена при адсорбции поляр
ных компонентов или при отложении органических веществ, ко
торые первоначально содержались в нефти [43; 70; 69; 47; 36; 35; 
33]. Считается, что поверхностно-активные вещества являются 
полярными веществами, содержащими кислород, азот и серу [44; 
45; 74; 79; 80]. Эти вещества содержат как полярные, так и угле
водородные компоненты. Полярные компоненты (радикалы) ад
сорбируются на поверхности породы и гидрофобизуют поверх
ность породы. Эксперименты показали, что некоторые из этих 
натуральных поверхностно-активных веществ достаточно хоро
шо растворимы в воде и могут проникать через тонкий слой воды 
и адсорбироваться на поверхности породы [66; 68; 63; 39]. Поми
мо компонентного состава нефти изменение смачиваемости оп
ределяется также физическими полями (давлением, температу
рой), минеральным составом пористой среды, химическим соста
вом пластовой воды, включая ионный состав и показатель рН. 
Важность минерального состава пористой среды, показанная пу
тем измерения краевого угла смачивания, обсуждалась в целом 
ряде работ [41], в которых было показано, что большая часть кар
бонатных образцов оказалась гидрофобной, тогда как многие об
разцы терригенных пород были гидрофильными. Исследователи 
обнаружили, что некоторые полярные компоненты нефти влияют 
на смачиваемость поверхности терригенных и карбонатных об
разцов по-разному [35; 66; 47; 65; 74; 53]. Химический состав 
пластовой воды или технологических жидкостей может также 
изменять смачиваемость. Мультивалентные катионы усиливают 
адсорбцию поверхностно-активных веществ на поверхность по
ристой среды [34; 40; 47; 41; 66]. Величина рН раствора также 
важна при определении смачиваемости и других межфазных 
свойств системы нефть - раствор - порода [32; 91]. Например, 
при щелочном заводнении взаимодействие щелочи с нефтью при



водит к образованию поверхностно-активных веществ, изменяю
щих смачиваемость.

2.6.2. Поверхностно-активные компоненты в природной нефти

Хотя поверхностно-активные вещества в природной нефти 
обнаружены в широком диапазоне фракций, однако они преобла
дают в тяжелых фракциях нефти, таких как смолы и асфальтены. 
Считается, что эти поверхностно-активные вещества являются 
полярными компонентами и содержат кислород, азот, серу. Ки
слородные компоненты представляют обычно кислоты, включая 
фенолы и большое число различных карбонатных карбоксильных 
кислот [79; 83; 84]. Сейферт и Хауелс [83] показали, что карбок
сильные кислоты являются межфазноактивными при щелочном 
рН. Серосодержащие компоненты включают сульфиды и тиофе
ны с небольшим количеством других компонентов, такие как 
меркаптаны и полисульфиды [86; 87]. Азотсодержащие компо
ненты являются в целом либо основными либо нейтральными и 
включают карбазоли, амиды, пиридины и порфирины [86; 87; 72; 
90]. Порфирины могут образовывать межфазноактивные ком
плексы металл - порфирин с различными металлами, включая 
никель, ванадий, железо, медь, цинк, титан, кальций, магний [48; 
51; 73; 52]. Так как поверхностно-активные вещества находятся в 
природной нефти в виде большого числа очень сложных химиче
ских веществ, представляющих малую долю всей нефти, иденти
фикация того, какие компоненты ответственны за изменение сма
чиваемости, затруднена [32].

Эксперименты, в которых определялась общая природа по
верхностно-активных веществ и фракций нефти, в которых они 
содержатся, без попытки определения того, какие компоненты 
вызывают изменения смачиваемости, оказались информативны
ми. Йохансем и Дунилнг [59; 60] обнаружили, что асфальтены 
были ответственны за изменение смачиваемости в некоторых 
системах нефть - вода - стекло от гидрофильной до гидрофоб
ной. Система была гидрофобной при использовании природной 



нефти и гидрофильной при использовании деасфальтенирован- 
ной нефти. Добавление очень незначительных количеств (0,25%) 
первоначальной нефти, содержащей асфальтены, к деасфальте- 
нированной восстанавливало гидрофобность системы.

Некоторые исследователи [33; 58] изучали изменяющие сма
чиваемость компоненты, которые были получены путем экстра
гирования природного керна. Дженнингс [47] удалил часть изме
няющих смачиваемость компонентов путем экстрагирования не
гидрофильного керна толуолом и затем смесью хлороформа с ме
танолом. Опыт по пропитке показал, что некоторые изменяющие 
смачиваемость компоненты были удалены во время второго экст
рагирования, т.к. керн был более гидрофильным. Вещество, уда
ленное во время второй экстракции, содержало порфирины, вы
сокомолекулярные парафины и ароматические углеводороды.

Многие ученые исследовали поверхностно-активные вещества, 
концентрирующиеся на границе раздела нефть-вода. В целом эти 
вещества также могут адсорбироваться на поверхности скелета по
ристой среды и изменять смачиваемость [35; 57; 62; 91]. Бартелл и 
Нидерхаузер занимались выделением этих веществ из природной 
нефти и обнаружили, что они образуют твердое, черное, некристал
лическое вещество, по своей природе представляющее асфальтен.

2.6.3. Адсорбция через пленки воды

Эксперименты показали, что природные поверхностно-актив
ные вещества в природной нефти часто бывают достаточно рас
творимы в воде, чтобы адсорбироваться на поверхности скелета 
породы после прохождения через тонкую пленку воды. Измере
ния, сравнивающие адсорбцию асфальтенов в кернах с водой и 
без нее, показывают, что во многих случаях водяная пленка будет 
уменьшаться, но не будет полностью подавлена адсорбцией ас
фальтенов. Однако поскольку вода и асфальтены являются ад
сорбентами, то пленка воды может изменять детали механизма 
адсорбции. Лютин и Бурдин обнаружили, что адсорбция асфаль
тенов из Арланской природной нефти в несцементированных 



песчаниках была около 80% при водонасыщенности 10% порово
го объема, уменьшаясь до 40% при увеличении водонасыщенно
сти до 30% порового объема. Березин с соавт. [39] проверяли ад
сорбцию асфальтенов и смол из природной нефти в очищенных 
кернах из песчаника. При использовании Туймазинской нефти 
водонасыщенность около 17% уменьшала адсорбцию примерно в 
3 раза. При использовании других нефтей водонасыщение около 
20% полностью подавляло адсорбцию. Такое полное подавление 
адсорбции водяной пленкой следует ожидать в пластах, которые 
остаются гидрофильными с незначительной адсорбцией из при
родной нефти.

Рейсберг и Дошер [80] выдерживали чистые стеклянные пла
стинки в природной нефти, плавающей над раствором, и наблю
дали образования нефтяных пленок. Образование и стабильность 
нефтяной пленки на пластинке фиксировалось путем погружения 
пластинки в раствор и определения того момента, когда раствор 
вытеснит всю нефть с пластинки. Вначале они выдерживали чис
тую стеклянную пластинку в нефти и обнаружили, что пленка, 
образовавшаяся через несколько дней, сделала пластинку уме
ренно гидрофобной. Затем они модифицировали опыт путем по
гружения пластинки в воду перед погружением ее в нефть. Уди
вительно, что при этом нефтяная пленка образовалась гораздо 
быстрее. При использовании вместо воды раствора NaCl пла
стинка все равно становилась гидрофобной, однако для фобиза- 
ции требовалось больше времени.

2.7. Влияние граничных фаз на модификацию смачиваемости 
минеральных поверхностей

На границах разделов минерал - флюиды образуются тонкие 
поверхностные (граничные) фазы с особыми свойствами. Моле
кулы флюидов, формирующих поверхностные фазы, обладают 
специфическими свойствами и энергетически не эквивалентны 
молекулам этих флюидов в свободном пространстве.



Как следует из Главы 1, термодинамической характеристикой 
смачивания является величина равновесного краевого угла 0, оп
ределяемого из закона Юнга. В соответствии с соотношением 
(1.14) энергетические характеристики поверхности раздела мине
рал - жидкая фаза зависят не только от свойств твердой и жидкой 
фаз, но и от свойств пограничной фазы, образующейся на грани
це раздела твердой и жидкой фаз. Нефть содержит в своем соста
ве высокомолекулярные смоло-асфальтеновые фракции, которые 
находятся в виде специфических образований - мицелл.

Как показали многочисленные эксперименты [14; 15; 22; 26; 
28], именно смоло-асфальтеновые компоненты природной нефти 
формируют граничную фазу, которая и определяет смачивае
мость модифицированных минеральных поверхностей. На мине
ральных поверхностях адсорбируются как асфальтены, так и 
смолы. В работах [3; 14; 23] представлены опыты с целью оценки 
адсорбции асфальтенов и смол из их смесей. Опыты проведены 
на комплектах образцов кварцевых песчаников и известняков (в 
каждом комплекте пять образцов).

Вначале для каждого образца было проведено определение 
величины адсорбции отдельно асфальтенов и смол (табл. 2.3, 
опыты 1, 2, 6, 7), затем из смесей при соотношении исходных 
концентраций 1:1 (опыты 3, 4 и 8, 9) и 1:3 (опыт 5).

По результатам опытов были сделаны следующие выводы:
1. Из смесей адсорбируются и асфальтены, и смолы.
2. При небольших близких равновесных концентрациях сум

марная величина адсорбции асфальтенов и смол из их смесей 
(опыты 3, 4 и 8,9) примерно равна адсорбции асфальтенов из их 
индивидуальных растворов (опыты 1, 6).

3. Адсорбция асфальтенов из смеси со смолами значительно 
меньше, чем из растворов одних асфальтенов. В противополож
ность этому адсорбция смол из их смесей с асфальтенами боль
ше, чем из растворов одних смол.

4. При увеличении содержания в смеси смол адсорбция ас
фальтенов значительно уменьшается, а смол возрастает (опыт 5).



Адсорбция асфальтенов и смол из их смесей (растворитель - бензол)

Таблица 2.3
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, % Адсорбция, мг/см3, Vn

Асфаль
тены Смолы Асфальтены + 

смолы

Песчаники
1 Асфальтены - 0,24 5,1 - -
2 Смолы - 0,34 - 1,7 -

3 Асфальтены
+смолы 1:1 0,26 2,8 2,0 4,8

4 Асфальтены
+смолы 1:1 0,26 2,4 2,2 4,6

5 Асфальтены
+смолы 1:3 0,83 1,0 3,9 4,9

Известняки
6 Асфальтены - 0,29 3,0 - -
7 Смолы - 0,33 - 1,3 -

8 Асфальтены
+смолы 1:1 0,31 1,1 1,9 3,0

9 Асфальтены
+смолы 1:1 0,32 1,2 1,7 2,9

Особенность адсорбции асфальтенов и смол, наблюдающую
ся в опытах с их смесями, видимо, можно объяснить тем, что ад
сорбированные смолы не вытесняются с твердой поверхности 
асфальтенами. При этом часть смол, по всей вероятности, ассо
циирует на адсорбированных молекулах асфальтенов.

Следует особо подчеркнуть, что, судя по результатам опытов, 
асфальтены не подавляют адсорбцию смол, из смесей адсорби
руются и асфальтены, и смолы.



В силу ряда причин, рассматриваемых ниже, смачиваемость 
минеральных поверхностей нефтями более сложное явление, чем 
смачиваемость низкомолекулярными флюидами. Для высокомо
лекулярных нефтяных систем анализ результатов экспериментов, 
полученных с использованием уравнения Юнга, часто оказывает
ся слишком грубым. В настоящее время установлено, что на сма
чиваемость высокомолекулярных флюидов могут оказывать 
влияние не только термодинамические факторы - такие, как по
верхностное натяжение на границе раздела фаз, но и целый ряд 
других определяющих факторов, к которым относятся структур
но-механические свойства граничных фаз на границе с минераль
ными поверхностями, реологические характеристики межфазных 
адсорбционных слоев на границах раздела раствор - воздух и 
раствор - органическая жидкость, конформационное изменение 
макромолекул смол и асфальтенов в поверхностных слоях и др. 
Действие вышеперечисленных факторов приводит к тому, что 
экспериментально измеренные значения краевых углов смачива
ния соответствуют метастабильным состояниям равновесия в не
посредственной близости от линии контакта трех фаз, участвую
щих в смачивании, а не термодинамическому равновесию, харак
теризующемуся минимумом значения общей поверхностной 
энергии трехфазной системы. Таким образом, экспериментально 
измеренное значение угла смачивания будет отлично от значения 
юнговского равновесного угла.

Соответственно, закономерности смачивания минеральных 
поверхностей нефтями должны базироваться на учете энергети
ческой неоднородности как минеральных поверхностей, так и 
физико-химической неоднородности углеводородной фазы вбли
зи линии смачивания.

Зависимость краевых углов смачивания от большого количе
ства физико-химических и химических факторов осложняет вы
явление закономерностей смачивания в высокомолекулярных уг
леводородных системах, но благодаря этому значительно расши
ряются технологические возможности регулирования смачивания 
минеральных поверхностей.



Смачиваемость высокомолекулярных систем зависит от 
свойств поверхностной фазы. Особую роль в смачиваемости иг
рает полярность граничной фазы.

Полярными компонентами природных нефтей являются ас
фальтеновые и смолистые компоненты. Эти компоненты, адсор
бируясь на минеральных поверхностях, изменяют полярность на 
межфазной границе. Изменение полярности граничных фаз обу
славливает изменение смачиваемости. Изменение смачиваемости 
граничной фазой обусловлено тем, что ориентация молекул в ми
целлах зависит от полярности соседствующей фазы. В процессе 
формирования граничной фазы на границе с полярной фазой гра
ничная фаза обогащается полярными сегментами, а на границе - 
с неполярной - углеводородными радикалами (гидрофобными 
сегментами). Физико-химическим обоснованием такой модели 
изменения смачиваемости мицеллами асфальтенов и смол явля
ется правило уравнивания полярности дифильных молекул (пра
вило П.А. Ребиндера).

Указанная гипотеза изменения смачиваемости позволяет объ
яснить особенности модификации минеральных поверхностей 
различного состава.

Так, наблюдаемые различия в смачиваемости силикатов и 
карбонатов могут быть объяснены тем, что силикаты стремятся 
адсорбировать простые органические основания, тогда как кар
бонаты - простые органические кислоты [4; 14; 27; 32]. Это про
исходит из-за того, что силикаты обычно имеют отрицательный 
заряд, образуя слабо кислотную поверхность в воде вблизи ней
трального рН, тогда как карбонаты имеют положительный заряд, 
образуя слабо основные поверхности [4; 14; 27; 32]. Эти поверх
ности будут предпочтительно адсорбировать компоненты проти
воположной полярности посредством реакции между кислотой и 
основанием. Смачиваемость силикатов будет в большей степени 
определяться органическими основаниями, тогда как на смачи
ваемость карбонатов будут в большей степени влиять органиче
ские кислоты. Это имеет место в экспериментах по адсорбции и 
изменению смачиваемости для относительно простых полярных 



компонентов на песчаниках и карбонатах. Эти компоненты были 
растворены в неполярной нефти и затем измерялся краевой угол 
смачивания в системе нефть - вода - минерал на первоначально 
чистой, сильно гидрофильной поверхности кристалла. В целом, 
адсорбция и изменение смачиваемости имели место для основ
ных компонентов на кислотной поверхности силикатов и для ки
слотных компонентов на основных поверхностях карбонатов. Ки
слотные компоненты имели очень незначительное влияние на си
ликаты, а основные компоненты оказывали очень маленькое воз
действие на карбонаты [24; 32]. Отметим, однако, что большин
ство адсорбированных компонентов изменяли смачиваемость 
только от сильно гидрофильной до средне гидрофильной, а не до 
гидрофобной.

Кислотные компоненты, которые адсорбировались и изменя
ли смачиваемость карбонатов предпочтительнее, чем силикатов 
включали нафтеновую кислоту [32] и множество карбоксильных 
кислот (СООН), включая каприловую (восьмеричную) [32], 
пальмитиновую (шестнадцатеричную) [32], стекриловую (восем- 
надцатеричную) [32] и олеиновую (цис-9-восемнадцатеричную) 
кислоты. Основные компоненты, которые адсорбировались на 
кислотных силикатных поверхностях, включали изохинолин и 
октадециламин (СН3(СН2)17Н2). Крам и Морроу с соавт. [74] изу
чали адсорбцию и изменение смачиваемости на кварце и доломи
те множества относительно низкомолекулярных компонентов, 
выделенных из природной нефти. Основные азотсодержащие 
компоненты давали наступающие углы смачивания до 66° (1,15 
рад) (гидрофильность), с более высокими углами для кварца, чем 
для доломита. Исследованные серосодержащие компоненты да
вали углы до 40° (0,7 рад) или меньше с отсутствием системати
ческих различий между двумя поверхностями. Краевые углы 
смачивания были либо стабильными или уменьшались со време
нем (т.е. система становилась более гидрофильной). Кислотные 
кислородосодержащие компоненты давали более высокие крае
вые углы на доломите, чем на кварце, вплоть до 145° (2,5 рад) для 
октановой кислоты (CH3(CH2)6COOH) и до 165° (2,9 рад) для ки



слоты (CH3(CH2)10COOH). Заметим, однако, что кислородосо
держащие кислотные компоненты, по-видимому, могут реагиро
вать с доломитом постепенно, так что краевой угол смачивания 
нестабилен и система постепенно становится гидрофильной. 
Краш с соавторами отмечал, что среди тех относительно простых 
компонентов нет таких, которые могли бы образовать стабиль
ную гидрофобную поверхность. Авторы сделали вывод, что ком
понентами нефти, ответственными за изменения смачиваемости, 
были высокомолекулярные полярные компоненты асфальтенов и 
смол.

В более сложных системах нефть - раствор - порода поверх
ность минералов не обязательно будет иметь предпочтение для 
компонентов противоположной кислотности. В простых систе
мах, рассмотренных выше, каждое поверхностно-активное веще
ство испытывалось индивидуально, а воздействие химического 
состава раствора устранялось. Далее будет показано, что мульти
валентные катионы могут способствовать адсорбции поверхност
но-активных веществ той же кислотности, что и поверхность 
твердой фазы. Кроме того, адсорбция любого поверхностно
активного вещества из природной нефти может быть усилена или 
ослаблена адсорбцией других компонентов.

В табл. 2.4 в качестве примера приведены характеристики 
смачивания поверхности высокомолекулярных образований - ге
лей желатины и казеина. Поверхности этих гелей при их форми
ровании граничили с неполярными фазами (воздух, парафин, 
фторопласт) и приобрели гидрофобный характер: на них краевые 
углы капли воды 0 > 90°. При этом чем больше полярность под
ложки, с которой контактировал гель, тем сильнее выражена его 
гидрофобность (табл. 2.4). Напротив, поверхностный слой жела
тиновой пленки, образовавшейся на полярной подложке (стек
лянная пластина), имеет гидрофильные участки и характеризует
ся краевым углом смачивания для воды 0<9О°.

Переход от гидрофильности к гидрофобности при изменении 
природы граничной фазы характеризует инверсию смачиваемо
сти поверхностной фазы [27; 25]. Влияние природы граничной 



фазы обуславливается действием этой фазы на специфику строе
ния и ориентацию макромолекул поверхностного слоя в зависи
мости от полярности контактирующей фазы.

Таблица 2.4

Смачиваемость 14%-ного геля желатины разными жидкостями [21]

Жидкость о, мН/м
0 (град.) в зависимости от граничной фазы

стекло парафин фторо
пласт воздух

Этанол 22,0 0 16 16 10
Декан 23,9 0 0 11 8
Тридекан 26,1 0 0 20 9
n-Ксилол 28,3 0 0 32 11
Мезитилен 28,5 0 0 35 12
Вазелиновое 
масло 30,0 6 13 40 18

Формамид 58.2 31 52 56 40
Глицерин 63,4 54 69 97 67
Воды 72,5 71 98 110 96

Гипотеза об изменении подвижности и предпочтительной 
ориентации мицелл асфальтенов и смол на внешней и внутренней 
поверхностях граничной фазы может объяснить некоторые экс
периментально установленные факты. Так, известно [14], что при 
контакте нефти с минеральными поверхностями степень гидро- 
фобизации поверхности определяется концентрацией смолоас
фальтеновых компонентов в исследуемой нефти. Отмечалось 
также влияние времени контакта на значения измеряемого угла 
смачивания. С ростом времени контакта степень гидрофобности 
поверхности растет.

Вышеприведенные экспериментальные результаты согласу
ются с расчетами на основе молекулярной теории смачивания: 
работа адгезии жидкости к твердому телу WA = ст(1 + cos 00) в со

ответствии с теорией Фоукса определяется уравнением:

WA = 2 (СТСТ s )Ш (°d s +°P°Ps ! s )Ш , (2Л) 



где о, od и о1' - поверхностное натяжение жидкости и его диспер
сионная и полярная компоненты; о.., оd и о₽ - энергия Гиббса 
поверхности твердого тела и ее дисперсионная и полярная ком
поненты.

Расчеты по уравнению (2.4) показывают, что на внешней по
верхности геля желатины превалируют дисперсионные взаимо
действия (о=29,2 мДж/м2). Вклад полярных взаимодействий 
крайне незначителен (о₽ =0,6 мДж/м2). Таким образом, поверх
ность геля желатины, обращенная к воздуху, практически полно
стью гидрофобна. На поверхности свежего среза превалируют 
полярные взаимодействия (о₽ =43,3 мДж/м2, а о d =14,5 мДж/м2). 
Эти различия объясняются разным конформационным состояни
ем макромолекул желатины на наружной поверхности геля и 
внутри него.

В таблице 2.5 приведены краевые углы воды и органических 
жидкостей на 20%-ном геле желатины - на его внешней поверхно
сти (на границе с воздухом) и на внутренней поверхности (после 
свежего среза). Внешняя поверхность геля обладает высокой гид
рофобностью: на ней краевой угол воды примерно такой же, как на 
парафине (108-110 °С). Внутренние же поверхности гелей желати
ны гидрофильны [10]. Это различие соответствует правилу урав
нивания полярностей: на границе с воздухом происходит предпоч
тительная ориентация гидрофобных участков макромолекул жела
тины, а в сторону иммобилизованного раствора внутри геля пред
почтительно ориентируются гидрофильные сегменты.

Таблица 2.5
Краевые углы разных жидкостей на поверхностях 20%-ного 

геля желатина [9]

Жидкость о, мН/м
0, град.

на внешней 
поверхности

на внутренней 
поверхности

Вода 72,8 111 36
Формамид 58,2 74 31,5
Метилениодид 50,8 59 64



Физико-химический гистерезис

Как отмечалось в главе 1.6, одной из причин гистерезиса сма
чивания минеральных поверхностей является физико-химическое 
взаимодействие исследуемых флюидов и минеральных поверхно
стей.

Смачивание граничных слоев водой характеризуется резко вы
раженным гистерезисом краевых углов натекания и отекания. 
Особенно ярко проявляется так называемый порядковый гистере
зис - различие краевых углов в зависимости от последовательно
сти, в которой происходит контакт жидкостей с поверхностью ге
ля. Например, при нанесении капли воды на 10%-ный гель жела
тины в среде бензола 0=146° (т.е. первым контактирует бензол, а 
капля воды должна «оттеснять» его с поверхности геля); при нане
сении же капли бензола на гель, предварительно помещенный в 
воду, 0=35° [21]. Причины гистерезиса весьма важны для понима
ния механизма изменений, происходящих с поверхностным слоем 
при контакте с полярной и неполярной средой (жидкостью или га
зом). В связи с этим представляет интерес исследование гистерези
са смачивания на простых системах - на гидрогелях некоторых 
полимеров (полигидроксиэтилметакрилата, полиакриламида и др.) 
[20]. Были измерены краевые углы натекания 0а и оттекания 0Г во
ды на этих поверхностях в контакте с воздухом и октаном.

Для всех исследованных гидрогелей характерен большой гис
терезис краевых углов. Он не связан с шероховатостью подлож
ки; отсутствуют в этих системах и процессы, которые могли бы 
изменить свойства поверхностного слоя при контакте их с водой 
(гидратация, растворение, осаждение примесей, гидролиз). Ре
шающую роль в возникновении гистерезиса отводят стереохими
ческому фактору, под которым понимаются конформационные 
изменения в цепях и сегментах макромолекул поверхностного 
слоя при контакте с водой [57; 28; 25].

Влияние деформации граничной фазы на смачиваемость

Другая важная особенность смачивания адсорбционных слоев 
состоит в том, что при определенных условиях краевые углы за



висят от деформаций поверхностного слоя геля, происходящих в 
непосредственной близости от периметра смачивания.

Положим, что механическая прочность адсорбционных слоев 
растет с увеличением концентрации смоло-асфальтеновых ком
понент [23; 28]. Соответственно, деформации поверхностного 
слоя гораздо заметнее у слоев, полученных из малоконцентриро
ванных смесей. Поэтому краевые углы воды на поверхности ад
сорбционных слоев сильно зависят от их концентрации (с) в ис
пытуемой нефти. При с<0,7% капля воды не удерживается на по
верхности геля, а быстро «погружается» внутрь него. В узком ин
тервале с=1-2% капля воды уже удерживается на геле, но вблизи 
нее наблюдаются заметные деформационные изменения поверх
ностного слоя: на периметре смачивания образуется рант высо
той до 0,1 мм, а под каплей возникает лунка глубиной до десятых 
долей миллиметра. При увеличении концентрации желатины вы
сота ранта и глубина лунки уменьшаются. При с > 3% поверхно
стный слой геля желатины становится настолько жестким, что он 
уже не испытывает заметных деформаций. Макрокраевые углы 
капли воды возрастают до 120-125°, т.е. они значительно больше, 
чем на парафине [1; 2; 5; 9; 11]. Причиной этого различия являет
ся шероховатость поверхности концентрированных гелей.

Исследования, проведенные М.А. Гейманом и др. (1955 г.) на 
примере нефти Ромашкинского месторождения, показали зави
симость смачиваемости В12 (B12=cos0) от концентрации нефтяного 
раствора (рис. 2.8). Из рис. 2.8 следует, что имеется зависимость 
смачиваемости минеральной поверхности кальцита от логарифма 
концентрации нефти в растворе толуола.

Резкое различие в смачивании «мягких» и «жестких» гелей 
присуще не только гелям желатины. Так, при исследовании гелей 
казеина было обнаружено, что при концентрациях меньше 10% 
капля воды не удерживается на их поверхности, при с=10-15% 
гели становятся достаточно жесткими и краевые углы возрастают 
до 105-108°. Резкое возрастание макрокраевых углов в узком ин
тервале концентраций обнаружено и на гелях других веществ 
(агара, поливинилового спирта). Таким образом, «пороговая» за



висимость краевых углов от концентрации представляет харак
терную особенность смачивания многих гелей. Причина такой 
зависимости заключается в следующем. Малоконцентрированные 
гели имеют низкую прочность (предельное напряжение сдвига 
Рк1), поэтому давление р, создаваемое каплей, вызывает в по
верхностном слое значительные деформации. При больших кон
центрациях значения Рк1 достаточно велики и отношение 
р/Рк1 << 1, в результате поверхностный слой геля уже не испыты
вает заметных деформационных изменений.

Рис. 2.8. Изменение смачиваемости кальцита, 
обработанного толуольными растворами ромашкинской нефти, 

при атмосферном и при высоком давлениях
Гистерезисное смачивание В12=£(с): кальцит-капля воды воздух:
• -1 кг/см2, 0-12 кг/см2, Х-350 кг/см2; пунктиром показана основная 
закономерность изменения смачиваемости от давления

Сильное влияние структурно-механических свойств гранич
ных слоев на их смачивание подтверждает ряд других экспери
ментов. Например, в мало концентрированных системах предель
ное напряжение сдвига гелей Рк1 нарастает до постоянного уров
ня в течение нескольких суток [10; 16], соответственно и краевые



углы воды на этих гелях зависят от времени их формирования. 
Зависимость 0 от времени т для гелей белков удовлетворительно 
описывается эмпирическим соотношением

0 = А lg т/т0, (2.10)

где А - коэффициент, зависящий от концентрации белка; т0 - 
время начала структурообразования.

Аналогичный характер имеют зависимости 0=Дт) для гелей 
других веществ, например, для казеина, агара, поливинилового 
спирта [17; 29; 25; 21].

Зависимости 0=Дт) согласуются с кинетическими закономер
ностями процесса структурообразования в белковых системах. 
Известно, что нарастание предельного напряжения сдвига белко
вых гелей Рк1 при изменении времени структурообразования 
происходит тем быстрее, чем больше концентрация белка. Кине
тика процесса структурообразования удовлетворительно описы
вается логарифмическим соотношением:

Рк1 = В lg т/то, (2.11)
где В - коэффициент (мН/м2), который растет с увеличением кон
центрации белка.

Таким образом, кинетические закономерности формирования 
поверхностных слоев белковых гелей, характеризуемых смачи
ваемостью, и процессами структурообразования этих гелей име
ют определенные аналогии. Этот вывод подтверждается также 
результатами, полученными при изучении тиксотропных эффек
тов. После механического разрушения образца желатинового геля 
и последующего тиксотропного восстановления геля краевые уг
лы воды постепенно возрастают. Характерно, что период возрас
тания краевых углов до постоянного уровня примерно такой же, 
как и период тиксотропного восстановления структурно
механических свойств гелей желатины той же концентрации.

Главный вывод, который следует из сопоставления смачивае
мости и структурно-механических свойств состоит в следующем. 
Краевые углы и реологические характеристики можно регулиро
вать с помощью одних и тех же физико-химических и химиче



ских факторов. Поскольку структурообразование в белковых сис
темах изучено весьма подробно, облегчается выбор методов 
управления смачиваемостью поверхностных слоев.
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Раздел II

СТРУКТУРНАЯ СМАЧИВАЕМОСТЬ НЕФТЕГАЗОВЫХ 
ПЛАСТОВЫХ СИСТЕМ

Глава 3. Микроструктурная смачиваемость коллекторов 
нефти и газа

3.1. Типы смачиваемости пластовых систем

В зависимости от тенденции одной жидкости распространять
ся или присоединяться к твердой поверхности в присутствии дру
гих несмешивающихся жидкостей коллекторы принято делить на 
гидрофильные (смачиваемые водой), когда вода заполняет мел
кие поры и контактирует с большей частью поверхности, гидро
фобные (не смачиваемые водой), когда нефть заполняет мелкие 
поры и контактирует с большей частью поверхности. Если нет 
предпочтительного взаимодействия породы с нефтью и водой, то 
такую смачиваемость называют нейтральной.

3.2. Избирательная смачиваемость

Так как внутренняя поверхность пор состоит из различных 
минералов с различными химическими и адсорбционными свой
ствами, то возникает гетерогенная (избирательная) смачивае
мость [17]. При этом следует отличать гетерогенную смачивае
мость от промежуточной, когда отсутствует предрасположен
ность к смачиванию каким-либо флюидом [16].

В 1973 г. R.A. Salathiel ввел новое понятие «смешанная сма
чиваемость» как специальный тип гетерогенной смачиваемости, 



при котором гидрофобные поверхности образуют сквозные пути 
по крупным порам, а мелкие поры остаются смоченными водой 
[26].

3.3. Микроструктурная смачиваемость

В 1990 году Н.Н. Михайловым с соавторами была исследова
на возможность существования связи между размерами пор и 
смачиваемостью, которая некоторое время существовала только 
как гипотеза [3]. В 1995 году M. Robin с соавторами [24; 25] про
вели опыты по исследованию смачиваемости образцов на скани
рующем электронном микроскопе на искусственно приготовлен
ных образцах с гидрофильным или гидрофобным характером 
смачивания и на естественных образцах песчаников и карбонат
ных пород со смешанной смачиваемостью. Методика исследова
ний позволяла визуально наблюдать капиллярный подъем флюи
да в образцах породы. Было показано, что в карбонатных породах 
со смешанной смачиваемостью нефть появлялась сначала в са
мых крупных порах. Для образцов песчаника с вкраплениями 
каолинита гидрофобность не была связана с порами определен
ного размера, правда авторы указывают, что не уделяли этому 
обстоятельству внимания. Как видно из данного опыта, в естест
венных условиях гидрофобность смешанных по смачиваемости 
кернов может быть связана как с большими, так и с малыми по
рами.

При движении многокомпонентных смесей, таких как газ, 
конденсат, нефть, через породы коллектора нефти и газа проис
ходит селективное осаждение их во внутрипоровом пространстве 
в результате ряда процессов. Таким образом, становится очевид
ным, что ранее существовавшая типизация смачиваемости не яв
ляется полной из-за отсутствия учета микроструктурных неодно
родностей пласта. Авторами [3] было введено новое понятие 
«микроструктурная смачиваемость». Данное понятие учитывает 
тот факт, что гидрофильные и гидрофобные участки смачивания 



приурочены к порам и капиллярам определенного размера и кон
фигурации, что приводит к неоднородности смачивания на уров
не отдельных пор (микроуровень) [8; 9; 10].

Микроструктурная смачиваемость приводит к необычным яв
лениям при двухфазной фильтрации и требует специального уче
та для обоснования технологий извлечения углеводородов из 
пластов с микроструктурным типом смачивания. Выявлено, что 
микроструктурная смачиваемость влияет на фазовую и относи
тельную фазовую проницаемости: на форму кривой относитель
ной фазовой проницаемости влияет то, какие именно элементы 
структуры порового пространства (мелкие проводящие капилля
ры или крупные поры) являются смачиваемыми водой. Микро
структурная смачиваемость влияет также на капиллярное давле
ние, неподвижную водо- и нефтенасыщенность, и в конечном 
итоге обуславливает углеводородоотдачу пласта [14].

3.4. Геолого-физические условия формирования 
микроструктурной смачиваемости

Итак, в процессе гидрофобизации уменьшается количество 
свободных пор, нефть занимает поры разного размера и в разных 
формах (пленочная, менисковая, контактная), изменяется конфи
гурация порового пространства (в присутствии углеводородов 
конфигурация сглаживается). Эти явления приводят к необходи
мости детально изучить физику гидрофобизации на микроуровне. 
Гидрофобизация на уровне пор и каналов формирует микро
структурную смачиваемость, т.к. поры различного размера и 
формы по-разному гидрофобизированы и, следовательно, имеют 
различную смачиваемость. В результате адсорбции активных 
компонентов нефти на поверхности нефтевмещающих пород 
формируются участки с измененной смачиваемостью.

Возникновение микроструктурной смачиваемости определяет
ся стадиями формирования и изменения состояния залежей угле
водородов [4]. Можно выделить следующие этапы: первичное за



мещение воды нефтью (первичный дренаж); адсорбционное взаи
модействие нефти с минералами, слагающими внутрипоровую по
верхность; периодическое заполнение ловушки водой (спонтанная 
пропитка); изменение пластового давления (вынужденная пропит
ка; последующее внедрение нефти (вторичный дренаж). Все эти 
этапы формируют структуру природного нефтенасыщения коллек
тора [13]. На уровне отдельных пор расположение нефти и воды 
контролируется капиллярными силами, величина которых зависит 
от локальных радиусов кривизны границы раздела фаз и наличия 
водонефтяных пленок на поверхности пор.

Формирование микроструктурной смачиваемости рассматри
вается на модели поры в виде симметричной звезды (рис. 3.1), ко
гда четыре стержня или песчинки, соприкасаясь друг с другом, 
образуют сечение, в центр которого можно вписать окружность. 
Гравитационными и концевыми силами пренебрегают [21].

Рис. 3.1. Схема процесса образования микроструктурной 
смачиваемости: 1 - гидрофильная пора после проникновения 

нефти, 2 - пора со смешанной смачиваемостью,
3 - самопроизвольная пропитка, 4 - вынужденная пропитка



Капиллярное давление Рс на уровне отдельной поры в соот
ветствии с уравнением Юнга-Лапласа зависит от главных радиу
сов кривизны rI и r2 и поверхностного натяжения (а). Однако в 
процессе формирования залежи нефть замещает воду не полно
стью, и в некоторых частях поры остается вода, образуя смачи
вающую пленку на внутрипоровой поверхности. Эта пленка, 
толщиной h генерирует расклинивающее давление П(И), обуслов
ленное силами Дерягина, которые необходимо учесть в капил
лярном давлении. Соответственно, расширенное соотношение 
Юнга-Лапласа для капиллярного давления будет (формула 3.1):

n(h), (3.1)

Расклинивающее давление n(h) зависит от толщины смачи
вающей пленки h. Для тонких пленок (~100 нм) величина n(h) 
велика по сравнению с другими членами соотношения (3.1). Для 
плоских участков пленки равновесное капиллярное давление 
Рс= n(h).

Расклинивающее давление контролирует и локальный угол 
смачивания (О) (формула 3.2) [27]:

1 Г г hcos 0-1 = - р П(^^-(hp -h) n(h) ,
oL- h _

(3.2)

где h, hp - равновесная и базовая толщина пленки расклиниваю
щего давления; £ - фиктивная переменная интегрирования. В со
отношении (3.2) hp/am<<1 (am - средний радиус окружности, впи
санный в пору). Для толстых пленок О = 0 , для тонких 0< О <90 .

Из соотношения (3.2) следует, что локальный угол смачива
ния (О) зависит от конфигурации кривизны внутрипорового про
странства и характера параметров пленки при замещении воды 
нефтью.

Ниже представлены этапы формирования углеводородной за
лежи.

1. Первичный дренаж и адсорбция асфальтенов. В природ
ный полностью водонасыщенный коллектор (все поверхности и 



углы пор заполнены водой) начинает поступать нефть. Нефть за
нимает центральную часть поры, в углах по-прежнему остается 
вода. При этом капиллярное давление увеличивается, пленки во
ды истончаются и расклинивающее давление увеличивается. 
У каждой поры свое капиллярное давление на входе, которое за
дается формулой 3.3 (для пор в виде звезды с углом смачива
ния = 0°, капиллярное давления входа задается формулой 3.3). 
Также каждая размерная пора имеет свое критическое капилляр
ное давление, которое задается формулой 3.4. При достижении 
его, пленка воды становится нестабильной и подверженной ис
тончению и разрыву [27].

ар 0
— = 1,86, (3.3)

ст
Р*с =Пmax -G/2-1)/а (3.4)

где а - радиус вписанной в звездообразную пору окружности, 
(Pc)e -капиллярное давление на входе, ст - поверхностное натяже
ние, nmax -критическое расклинивающее давление, P* - капил
лярное давление.

В самых крупных порах капиллярное давление высокое, в них 
не происходит адсорбция асфальтенов на начальном этапе дре
нажа, поскольку они защищены толстыми пленками воды, через 
которые асфальтены не могут проникнуть. Нефть поступает в по
ры среднего размера, при этом пленки воды истончаются до мо
лекулярных, а углы пор остаются водонасыщенными. Самые ма
ленькие поры, которые не заполнились нефтью, стали полностью 
заполнены водой (рис. 3.1, 1).

Таким образом, мы получили смешанную смачиваемость на 
уровне отдельной поры (рис. 3.1, 2).

2. Спонтанная пропитка. При изменении условий формиро
вания залежи или её частичного разрушения капиллярное давле
ние уменьшается, и вода начинает впитываться самопроизвольно. 
По мере уменьшения капиллярного давления мениски в порах 
образуют вписанную окружность (Рисунок 3.1,3а), которая не 
стабильна, и нефть начинает разделяться на цилиндры с полусфе



рическими основаниями, которые распределяются вдоль пор, на
сыщенных водой. Эти цилиндры уже не зависят от капиллярного 
давления и попадают в ловушки. В случае смешанно смачивае
мых пор спонтанная пропитка имеет слабо выраженный характер 
(рис. 3.1, 3б). В этом случае средние поры в центре содержат 
нефть, а в углах - раствор.

3. Вынужденная пропитка. Во время проникновения воды в 
породу самые маленькие поры заполнены раствором, а самые 
большие - нефтью, попавшей в ловушки на стадии самопроиз
вольной пропитки (которые раньше были насыщены водой). 
В этом случае давление водной фазы превышает давление нефтя
ной фазы и, следовательно, капиллярное давление становится от
рицательным. В этом случае нефть будет находиться в углах пор, 
а раствор будет занимать центральную часть стенки пор 
(рис. 3.1, 4). Считается, что эта пленка стабильна, а расклини
вающее давление нефти отталкивающее. Поэтому внутрипоровая 
твердая поверхность полностью насыщена нефтью. По мере 
уменьшения капиллярного давления в отрицательную область, 
нефть стекает с линзы и когда линза почти не содержит нефть, 
две поверхности вода-нефть встречаются. Далее возможно два 
варианта поведения нефтяной линзы: 1. линза становится неста
бильной и рвется. Небольшое количество нефти из линзы прохо
дит через непрерывную нефтенасыщенную поверхность к бли
жайшим порам и распределяется поровну между остальными 
линзами нефти; 2. пленка как водонефтяная эмульсия создает 
мост, который соединяет углы пор. Эта пленка стабильна при за
данном капиллярном давлении. Если пленка нестабильна в за
данном диапазоне капиллярного давления, то происходит вари
ант 1. В любом случае нефтенасыщенность будет уменьшаться до 
остаточной. Насыщенность фазами в зависимости от размера пор 
при смешанной смачиваемости будет выглядеть так: мельчайшие 
поры остаются заполнены раствором, в них не смогла пройти 
нефть, поры среднего размера (смешанно насыщенные) полно
стью заполнены водой, кроме небольшого количества нефти в 
виде тонких нефтяных пленок вдоль твердой поверхности поры 



или в виде тонких водонефтяных эмульсионных пленок, которые 
охватывают каждый уголок поры, а самые большие по величине 
поры полностью насыщенны водой.

4. Вторичный дренаж. Вторичный дренаж для нефтяной 
линзы будет протекать по-разному. В микроструктурно-смачива- 
емых порах в случае неустойчивой нефтяной линзы нефтяные 
пленки сгущаются (рис. 3.2, 1). По мере увеличения капиллярно
го давления нефть продолжает внедряться вдоль стенок пор. 
Водный раствор (который находится в центре поры) перестраива
ется в цилиндрические капли с полусферическим основанием, ко
торые охватывают сечение пор. В результате этого раствор боль
ше не имеет сплошную структуру, становится прерывным в цен
тре пор, а нефть сохраняет свое местоположение (как нефть в ло
вушках).

возрастание Рс

Рис. 3.2. Схема вторичного дренажа
в микроструктурно-смачиваемой поре:

1 - стабильная водо-эмульсионная пленка, 2 - нестабильная линза

В микроструктурно-смачиваемых порах нефть также прони
кает в большие, насыщенные водой поры (как и в случае само
произвольной пропитки). Эта нефть присоединяется к остаточной 
нефти, которая находится в ловушках. Описанный процесс длит
ся до момента достижения максимального капиллярного давле
ния.



В случае стабильных водонефтяных эмульсионных пленок 
нефть располагается в углах пор (рис. 3.2, 2). После достижения 
неустойчивого положения в центре поры, раздробленная нефть 
вытекает, а вода также теряет сплошную структуру и образует 
форму цилиндра с полусферическими основаниями, как и в пер
вом случае.

С увеличением капиллярного давления нефть поступает в во
донасыщенные поры и соединяется с остаточной нефтью, которая 
была захвачена. При этом капиллярное давление увеличивается 
до максимального. В обоих случаях отсутствуют молекулярные 
пленки воды.

Насыщенность фазами в зависимости от размера пор будет 
выглядеть так: в микроструктурно-смачиваемых порах (средние 
поры) в углах пор будет находиться раствор, в центре поры рас
твор прерывается, а также присутствуют непрерывные нефтяные 
пленки. В крупных порах нефть будет располагаться в центре по
ры, а в углах пор - раствор с пленкой воды на стенках.

Таким образом, если водонефтяная эмульсионная пленка ста
бильна, то раствор формируется при положительном капилляр
ном давлении. Если водонефтяная эмульсионная пленка неста
бильна, то раствор формируется при отрицательном капиллярном 
давлении.

Рассмотренная модель микроструктурной смачиваемости 
имеет пять важных параметров, которые могут быть определены 
в реальных условиях: максимальное капиллярное давление на 
входе, минимальное капиллярное давление на входе, максималь
ное расклинивающее давление, форма пор и распределение пор 
по размерам.

Максимальное капиллярное давление на входе. При пер
вичном дренаже с увеличением максимального приложенного 
капиллярного давления разрываются толстые пленки воды до мо
лекулярных и поверхность пор становится нефтенасыщенной. 
Эта формулировка согласуется с результатами Salathiel. Когда все 
толстые пленки воды разорваны и нет длинных водных путей, 
капиллярное давление начинает снижаться до минимального и 



далее стремиться к нулю. При этом смешанная смачиваемость 
пор сохраняется, так как в обоих случаях поведения нефтяной 
линзы углы по-прежнему остаются насыщены водой. С ростом 
максимального расклинивающего давления пленки воды ста
новятся нестабильными, тонкими или разрываются, поверхность 
становится гидрофобной. Форма пор также оказывает значи
тельное влияние на распределение насыщающих фаз. Например, 
в вогнутых формах пор (форма глаза, рис. 3.3, а) тонкие пленки 
раствора выравнивают стенки самых крупных пор, поэтому 
крупные поры становятся смешанно-смачиваемыми. В выпуклой 
форме пор (симметричная звезда, рис. 3.1) тонкие пленки раство
ра также находятся в самых крупных порах. Форма пор в виде 
неравностороннего треугольника (рис. 3.3, б) нарушает целост
ность пленок воды и все поры становятся нефтенасыщенными. 
В таких порах остаточная нефтенасыщенность будет меньше, чем 
в порах в виде симметричной звезды и глаза. В порах в виде 
асимметричной звезды (рис. 3.3, в) будет меньшая адсорбция 
нефти и более высокая нефтедобыча. У пор в форме симметрич
ной звезды со скругленными углами (рис. 3.3, г) (минералы рас
полагаются между зернами) все стенки пор будут нефтенасы
щенными, поскольку из-за скругленной формы углов раствор не 
будет задерживаться в них даже при высоком капиллярном дав
лении. Распределение пор по размерам. При уменьшении соот
ношения большого размера пор к малому количество остаточной 
нефти уменьшается. Чем больше пор среднего размера (смешан- 
но-смачиваемых), тем больше извлекаемой нефти. Если из рас
пределения пор по размерам убрать самые маленькие поры (мик
ропоры и маленькие трещины), которые остаются насыщены во
дой, то остаточная водонасыщенность уменьшается, при этом 
формы кривых капиллярного давления не изменяются, а просто 
сдвигаются влево, параметры смачивания также не изменятся.

С помощью изотерм расклинивающего давления возможно 
моделировать системы с самой разной смачиваемостью, в том 
числе когда одна часть поверхности водонасыщена, а другая - 
нефтенасыщена.



Рис. 3.3. Альтернативные формы поперечного сечения:
(а) форма глаза, (б) неправильный треугольник, (в) ассиметричная 

звезда, (г) форма звезды с минеральными отложениями в углах

Изучая взаимодействие между формой поры и химией тонких 
пленок, можно предсказать смешанную смачиваемость. Напри
мер, самые крупные звездообразные поры предотвращают ад
сорбцию асфальтенов из-за покрытия стенок толстым слоем во
ды, поэтому в таких порах образование смешанной смачиваемо
сти затруднено. С другой стороны, на стенках средних по разме
ру звездообразных пор присутствуют молекулярные тонкие плен
ки воды, которые позволяют беспрепятственно адсорбироваться 
асфальтенам на стадии первичного дренажа, что приводит к воз
никновения смешанной смачиваемости. Самые маленькие звез
дообразные поры остаются водонасыщенными, так как в них 
нефть никогда не проникала.

В период высокоэффективного заводнения смешанно-смачи- 
ваемой системы образуются густые пленки или ручьи нефти, ко
торые наряду с образованием пленок нефти также заполняют уг
лы пор. Дренаж нефти проходит очень медленно. Остаточная 
нефтенасыщенность может возникать в водонасыщенных облас
тях. Неснижаемая водонасыщенность формируется аналогичным 
способом.



Выводы, полученные из анализа механизмов образования 
микроструктурной гидрофобизации согласуются с результатами 
работ [16; 25; 21; 27; 15; 22; 23], авторы которых также детально 
изучали смешанную смачиваемость на поровом уровне с помо
щью крио-сканирующего микроскопа. Наряду с выявленными за
кономерностями адсорбции углеводородов в зависимости от 
формы, размера и распределения пор, они также исследовали 
влияние минералогического состава (состав и размер частиц, 
присутствие глин) внутрипоровой поверхности на адсорбцию 
водной и нефтяной фазы. В результате этих исследований были 
сделаны выводы о том, что состав породы также существенно 
влияет на адсорбционные процессы. В частности, в выдержанных 
в нефти терригенных образцах присутствие в них частиц каоли
нита способствовало адсорбции нефти на этих частицах, причем 
эта адсорбция происходила селективно, в то время, как иллит 
взаимодействовал только с соленым раствором. Для карбонатных 
образцов существенное влияние на формирование смешанной 
смачиваемости оказывают размер пор и их распределение: нефть 
вторгается в крупнейшие поры, в то время как мелкие остаются 
без нефти вследствие недостаточного капиллярного давления. 
Выдерживание может затем привести к адсорбции полярных со
единений нефти на открытых поверхностях непосредственно или 
через тонкую пленку раствора. Эти поверхности становятся гид
рофобными [25]. Изучая карбонатные породы месторождения 
Саудовской Аравии, авторы [22] показали, что нефть не попадает 
в поры малого размера не только из-за недостаточного капилляр
ного давления и времени состаривания, а еще потому, что размер 
поровых каналов меньше, чем частицы асфальтена, поэтому 
большие поры и каналы смочены нефтью, а маленькие - водой. 
Процесс состаривания образцов приводит к тому, что нефть сво
боднее проникает в поровое пространство и распределяется по 
стенкам пор. При таком состоянии нефть может проникнуть в 
микропоры размером от 1 до 10 мкм.

Авторы [20] показали, что уровень карбонатности и наличие 
глинистых минералов влияет на смачивающие характеристики 
исследованных образцов. Например, образцы с высокой степенью 



карбонатности (выше 30%) более гидрофобны. В образцах со 
средним уровнем карбонатности тип смачивания может быть 
смешанным или промежуточным. Микроструктурная смачивае
мость в этом случае будет проявляться, когда вся поровая по
верхность покрыта тонким слоем органического вещества (при 
этом показатели смачиваемости по Амотту будут иметь низкие 
значения) или когда некоторые области поверхности будут по
крыты углеродом и гидрофобны, а остальные иметь низкий уро
вень карбонатности и являться гидрофильными.

3.5. Экспериментальные подтверждения существования 
микроструктурной смачиваемости

Наиболее информативным методом исследования микро
структуры порового пространства является прямое наблюдение 
нефтенасыщенных пород с помощью растрового электронного 
микроскопа (РЭМ). Исследования показали, что при подъеме 
керна из скважины, насыщенного высоковязкой нефтью, с при
менением для консервации образцов одноразовых керноприем
ных труб, ее начальное микроструктурное распределение на по
верхности образца сохраняется.

Изучение нефтенасыщенных пород проводилось по двум на
правлениям: на основе статистических порометрических данных, 
анализа цифровых изображений пор, полученных в электронном 
микроскопе и на основе морфологических микроструктурных ис
следований нефтенасыщенных образцов в электронном микро
скопе (прямые наблюдения) [2]. Количественная оценка содер
жания растворимых углеводородов в поровом пространстве оп
ределялась на основе изучения порового пространства пород в 
РЭМ, в режиме катодолюминесценции [1; 18].

Для выявления качественных и количественных изменений 
микроструктуры порового пространства на уровне отдельных пор 
и каналов в результате гидрофобизации был проведен экспери
мент с помощью растрового электронного микроскопа (РЭМ).



Для исследования от каждого керна отпиливали по два образ
ца. Один образец исследовался в нефтенасыщенном состоянии, а 
другой экстрагировался от нефти. Экстракцию проводили горя
чим способом спирто-бензольной смесью. Подсчет количествен
ных параметров порового пространства по растровым электрон
но-микроскопическим изображениям (РЭМ-изображениям) осу
ществлялся с помощью программы анализа изображений «Кол
лектор». При анализе порометрических данных с помощью ком
пьютерной программы алгоритм расчетов основан на модельном 
пространственном представлении пустотного пространства как 
системы пор и каналов. При этом поры и каналы принципиально 
различаются, то есть поры рассматриваются как включенные 
объемы с сопоставимыми эквивалентными размерами по трем 
координатам, а каналы как протяженные капилляры, соединяю
щие поры. Программа на основе реальных размеров позволяет по 
катодолюминесцентным электронно-микроскопическим изобра
жениям проводить раздельную порометрию как для пор, так и 
для каналов. Полученные порометрические данные насыщенных 
нефтью и отмытых от нефти образцов пород сопоставлялись. Это 
позволило количественно оценить изменения микроструктурных 
параметров. Проводя экстракцию образов породы от углеводоро
дов и сопоставляя порометрические характеристики до и после 
экстракции, мы получаем состояние пористой среды до и после 
миграции нефти. В результате длительной экстракции адсорби
рованные углеводороды удаляются из внутрипоровой поверхно
сти и поверхность гидрофилизуется. Таким образом моделирует
ся природное состояние поровой поверхности [19].

3.5.1. Характеристика объекта исследования

Исследования были выполнены на карбонатном образце из 
пермско-каменноугольных отложений Усинского месторождения 
Тимано-Печорской нефтегазоносной провинции. Продуктивные 
отложения нефтяной залежи представлены сложнопостроенными 
карбонатными коллекторами с резкой неоднородностью фильт



рационных свойств (газопроницаемость от 0,01 мД до 4 Д и бо
лее), пористостью коллекторов до 30%, насыщенными нефтью, 
вязкостью в среднем 700 сПз в пластовых условиях. Коллекторы 
трещиноватые и кавернозные доломитизированные органогенные 
известняки, редко доломиты. Нефть основной залежи - пермо
карбоновой - очень вязкая, практически с вязкостью гудрона.

Для сохранения микроструктурного распределения нефтена- 
сыщения порового пространства, при бурении для консервации 
образцов применялись одноразовые керноприемные трубы [5]. 
На рис. 3.4 показаны фотографии пластин, отпиленных от нефте
насыщенных кернов. Коллекторские свойства экстрагированного 
образца №172-391-09, исследованного в РЭМ: интервал отбора 
1367,5-1367,6 м, пористость 15,82%, газопроницаемость 
68,83*10-3 мкм2.

Рис. 3.4. Фотография пластины, выпиленной из образца 
керна № 172-391-09

Литологическая характеристика образца №172-391-09. Опи
сание в шлифах: доломит микрозернистый слабо известковистый 
и слабоглинистый, с выщелоченными отпечатками биокластов, с 
наличием кремнистого материала (<1-3%), нефтенасыщенный, 
пористо-кавернозный (15-20%). Текстура пористо-кавернозная. 
Структура кристаллически-зернистая, тонко-микрозернистая, ре
ликтовая биокластовая. Порода сложена кристаллами (<0,01 мм, 
гораздо реже до 0,02-0,04 мм) доломита с ромбоэдрической не
правильной и изометричной формой зерен. Присутствуют отпе
чатки биокластов (преимущественно спикулы губок, редко кри- 



ноидеи, брахиоподы, трудноопределимые реликты), по которым, 
как правило, развиваются пустоты выщелачивания. Наблюдается 
детрит (до 5%) кремнистых спикул губок, сложенный халцедо
ном, опалом, пигментированным органическим веществом, и аг
регатным кварцем, и единичным диоритом фосфатного состава. 
Терригенная примесь алевритовой размерности представлена 
зернами кварца и чешуями мусковита, её количество крайне ма
ло. Акцессории (ед.): циркон, анатаз. Аутигенные минералы: - 
кальцит (ед.) - в биокластах (частично заполняет поры); - пирит 
(до 1%) присутствует в виде тонкорассеянных зерен. Открытые 
пустоты размером 0,01-6,5 мм развиваются по детриту и в меж
зерновом пространстве. Пустоты изолированные и редко сооб
щающиеся имеют разнообразные формы, соответствующие фор
ме выщелоченного детрита (округлую, овальную, удлиненную, 
неправильную), и угловатую. В пустотах изредка встречается ор
ганическое вещество, халцедон и монокристаллический кальцит. 
Присутствует органическое вещество коричневого цвета в виде 
примазок и выпотов.

Для оценки распределения пор по размерам приготовленные 
образцы были исследованы в РЭМ в режиме катодолюминесцен
ции. Полученные изображения порового пространства, представ
ляющие собой белые поры на черном фоне (рис. 3.5), были обра
ботаны методом компьютерного анализа изображений и по ним 
были рассчитаны статистические структурные параметры поро
вого пространства (таблица 3.1), а также построены гистограммы 
распределения пор и каналов по размерам (рис. 3.6-3.8).

а-нефтенасыщенный б-отмытыи от нефти

Рис. 3.5. Изменения порового пространства в результате 
экстракции нефти из образца 172-391-09 (катодолюминисценция 

в электронном микроскопе, белое - поры)



Таблица 3.1

Лабораторные и структурные параметры порового пространства 
нефтенасыщенного образца керна №172-391-09 

до и после экстракции

3.5.2. Результаты экспериментов и их обсуждение

Показатели До 
экстракции

После 
экстракции

Лабораторные параметры
Коэффициент пористости, д. ед. 0,070 0,153
Коэффициент проницаемости, мкм2 0,0065 0,0650

Структурные параметры порового пространства
Пористость по РЭМ, д. ед. 0,060 0,205
Суммарный периметр пор и каналов, мкм 74779,46 284461,98
Суммарная площадь пор и каналов, мкм2 403086,81 1378417,3
Средняя площадь пор и каналов, мкм2 302,16 486,90
Средний эквивалентный диаметр пор и 
каналов, мкм 19,62 24,90

Средний периметр пор и каналов, мкм 56,06 100,48
Максимальный диаметр каналов, мкм 10,00 16,66
Расчетная эффективная пористость 0,050 0,164
Остаточная водонасыщенность, Кво 17,23 19,82
Газонефтенасыщенность, Кнг 82,77 80,18
Проницаемость, Кпр, мкм2 0,0051 0,0643
Проницаемость каналов, мкм2 0,0046 0,0602
Проницаемость пор, мкм2 0,0005 0,0041
Координационное число 3,82 4,00

Описанные структуры порового пространства продемонстри
ровали изменение микроструктуры в результате гидрофобизации. 
На гистограмме распределения пор по размерам (рис. 3.7) можно 
наблюдать увеличение «видимой» пористости после экстракции.



Рис. 3.6. Долевой объем пор и каналов в образце керна №172-391-09
до и после экстракции

Рис. 3.7. Распределение пор и каналов по размерам в образце керна 
№172-391-09 до и после экстракции



Рис. 3.8. Распределение пор и каналов по периметрам в образце 
керна №172-391-0 до и после экстракции

Можно констатировать, что в результате экстракции высоко
вязкой нефти из образцов пород увеличилось количество свобод
ных пор, которые ранее были полностью заполнены нефтью. 
Увеличение пористости в различных размерных группах пор по
сле экстракции связано как с освобождением от нефти мелких 
пор, так и с некоторым увеличением размеров частично запол
ненных нефтью более крупных пор за счет удаления из них высо
ковязкой нефти углов пор (менисковой), пленочной.

После экстракции, за счет освобождения порового простран
ства от нефти, количество открытых пор и каналов возросло 
(рис. 3.6), а средний диаметр увеличился с 19,62 до 24,90 мкм, 
при этом площадь открытых пор и каналов увеличилась с 302,16 
до 486,90 мкм2. Средний периметр пор увеличился почти в 2 раза 
(рис. 3.8), что объясняется значительным усложнением поверхно
сти пор за счет удаления пленки нефти, сглаживающей конфигу
рацию пор [12].



3.5.3. Изменение порометрической характеристики образца 
(в зависимости от формы пор) до и после экстракции

Для оценки изменения формы сечений пор и каналов в про
цессе отмывки нефтенасыщенного образца использовали пара
метр Kf - коэффициент формы, который характеризует вытяну
тость поры. Коэффициент формы рассчитывается как отношение 
осей эллипса вписанного в фигуру поры. Для круга Kf = 1, для вы
тянутой поры доли единицы. На гистограммах показаны распре
деления по коэффициенту формы от частоты встречаемости Ni/N

Рис. 3.9. Распределение по коэффициенту формы 
для образца №172-391-09 до экстракции

Рис. 3.10. Распределение по коэффициенту формы для образца 
№172-391-09 после экстракции



После отмывки нефтенасыщенного образца добавились более 
округлые формы пор, что привело к среднему увеличению округ
лости Kf = 0,5020 (таблица 3.2). Количество пор в единице объема 
после отмывки возросло в 2,91 раза. В тоже время визуально по 
снимкам видно (рис. 3.11), что форма пор изменилась очень су
щественно, появились зигзагообразные с острыми углами пери
метры поровых каналов, резко увеличилась поверхность, количе
ственно это показано как увеличение периметров пор.

Значения коэффициента формы сечения пор и каналов 
до и после экстракции образца керна № 172-391-09

Таблица 3.2

Коэффициент формы, Kf, д. ед. Нефтенасыщенный После экстракции
Минимальный коэффициент 
формы, Kf min 0, 1753 0,1425

Максимальный коэффициент 
формы, Kf max 0, 7142 0, 8478

Средний коэффициент формы, 
Kf mid 0, 4464 0,5020

а б
Рис. 3.11. Снимок РЭМ: изменение структуры порового 
пространства карбонатного образца после экстракции 

(а - нефтенасыщенный, б - отмытый от нефти)

Анализ структуры порового пространства нефтенасыщенного 
образца показал, что после того, как он был отмыт спирто- 
бензольной смесью, структура порового пространства измени
лась:



- увеличилось количество свободных пор, которые ранее бы
ли полностью заполнены нефтью. Увеличение пористости в раз
личных размерных группах пор после экстракции связано как с 
освобождением от нефти мелких пор, так и с некоторым увели
чением размеров частично заполненных нефтью более крупных 
пор за счет удаления из них высоковязкой нефти углов пор (ме
нисковой), пленочной;

- средний периметр пор увеличился почти в 2 раза, что объ
ясняется значительным усложнением поверхности пор за счет 
удаления пленки нефти, сглаживающей конфигурацию пор, т. е. 
резко увеличилась поверхность;

- добавились более округлые формы пор, что привело к сред
нему увеличению округлости.

Таким образом,
1. Гидрофобность смешанных по смачиваемости кернов свя

зана как с большими, так и с малыми порами.
2. Экспериментально доказано, что процесс адсорбции угле

водородов зависит от формы, размера и распределения пор, ми
нералогического состава (состав и размер частиц, присутствие 
глин) и также время контакта углеводородов с внутрипоровой 
поверхностью. Утверждение о гидрофильности породы до ми
грации в нее нефти можно считать верным. Однако, как показали 
эксперименты, нефть может присутствовать и в порах малого 
размера (до 10 мкм), особенно это актуально для карбонатных 
коллекторов. Данный факт может быть связан как с катагенети- 
ческим преобразованием органического вещества, т.е. коллектор 
является нефтематеринским, так и с длительным контактирова
нием нефти с поверхностью породы.

3. Таким образом, подтвержден микроструктурный характер 
гидрофобизации, который следует учитывать при моделировании 
процессов в нефтегазовых коллекторах, разработке и добыче уг
леводородов [11, 5].
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Глава 4. Физико-химические механизмы формирования 
микроструктурной смачиваемости

4.1. Влияние состава и свойств природных нефтей 
на формирование микроструктурной смачиваемости

Распределение гидрофобных и гидрофильных участков в кол
лекторе, их число и чередование зависят от природы породообра
зующих минералов, физико-химических свойств насыщающих 
жидкостей и содержания в нем погребенной (реликтовой) воды 
[25]. Появление гидрофобных и гидрофильных участков на по
верхности поровых каналов связано с процессом адсорбции. Вода 
и углеводороды адсорбируются поверхностью согласно их энер
гиям адсорбции, поэтому определение этих параметров дает воз
можность правильно оценить характеристики добычи нефти за
воднением. Во-первых, если энергия адсорбции воды на данной 
поверхности выше энергии адсорбции углеводородов, то углево
дороды будут вытесняться водой с данной поверхности без при
менения дополнительных реагентов, в противном случае необхо
димо применять для вытеснения дополнительные вещества, энер
гия адсорбции которых на данной поверхности будет выше энер
гии адсорбции углеводородов; во-вторых, если энергия адсорб
ции между породой и флюидами (водой и углеводородами) выше, 
чем энергия адсорбции между слоями самих флюидов, то будет 
вытесняться та часть воды или углеводородов, у которой связь 
между слоями наименьшая. Таким образом, у изначально гидро
фильных коллекторов в процессе формирования нефтяной залежи 
смачиваемость меняется в результате процесса гидрофобизации: 
часть внутрипоровой поверхности становится гидрофобной [30; 
31; 35]. Поэтому в реальных условиях большинство коллекторов 
находятся в гидрофобизированном состоянии. В процессе гидро- 
фобизации уменьшается количество свободных пор, нефть зани
мает поры разного размера и в разных формах (пленочная, мени
сковая, контактная) и изменяет конфигурацию порового про



странства (в присутствии углеводородов конфигурация сглажи
вается). В результате адсорбции активных компонентов нефти на 
поверхности нефтевмещающих пород формируются участки с 
измененной смачиваемостью.

Любая нефть в большей или меньшей степени обладает по
верхностной активностью. Исследователями середины и второй 
половины ХХ века (М.М. Кусаков, П.А. Ребиндер, К.Е. Зинченко, 
Ф.А. Требин, В.В. Девликамов, И.Л. Мархасин и др.) было уста
новлено, что фильтрация нефти в пористой среде сопровождается 
некоторым уменьшением ее расхода, то есть наблюдается затуха
ние фильтрации нефти. Данное явление объясняли образованием 
на поверхности поровых каналов адсорбционных слоев полярных 
компонентов нефти, изменяющих молекулярную природу твер
дой поверхности и являющихся базой для формирования коллои- 
дизированных граничных слоев нефти, отличающихся по реоло
гическим свойствам от нефти, находящейся в свободном состоя
нии. В результате этого явления уменьшается сечение фильтра
ционных каналов пористой среды и снижаются ее проницаемость 
и нефтеотдача.

Исследования В.В. Девликамова с сотрудниками, а также 
других авторов показали, что в пластовых условиях нефти обла
дают структурно-механическими свойствами. Поверхностно
активные компоненты нефти, такие как асфальтены, смолы и 
нефтяные кислоты, образуют пространственную структуру, кото
рая препятствует движению нефти в пористой среде и, следова
тельно, ее вытеснению. На контакте нефть - породообразующие 
минералы формируются слои нефти, обладающие аномальными 
свойствами, толщина которых соизмерима с радиусом поровых 
каналов нефтяных коллекторов [7]. Данный факт дал основание 
утверждать, что механизм перемещения нефти в пласте и ее из
влечение во многом определяются молекулярно-поверхностными 
процессами, протекающими на границах раздела фаз (породооб
разующие минералы - насыщающие пласт жидкости и газы - вы
тесняющие агенты) и, следовательно, свойствами и содержанием 
поверхностно-активных компонентов нефти.



Главной причиной изменения смачиваемости является ком
понентный состав нефти.

Исследованиями П.А. Ребиндера, М.М. Кусакова, К.Е. Зин
ченко и Л.Г. Гуревича [9; 22] было установлено, что поверхност
ная активность нефти обусловлена суммарным содержанием в 
ней полярных соединений, которые концентрируются в высоко
молекулярных, тяжелых фракциях нефти и относятся к группе ге- 
тероорганических соединений, проявляющих поверхностную ак
тивность на межфазных границах различной природы [25, 29, 47].

Существенными факторами, контролирующими адсорбцию 
асфальтенов и смол на минеральной поверхности, являются: 
1) наличие, толщина и стабильность водных пленок на минераль
ной поверхности; 2) химический и структурный характер мине
ральной составляющей поверхности породы; 3) количество ас
фальтенов и смол в природной нефти; 4) наличие асфальтенов и 
смол в природной нефти в виде коллоидных мицелл и агрегатов; 
5) способность различных фракций углеводородов в природной 
нефти к стабилизации этих коллоидных агрегатов в нефти и рас
творению их в растворе [43].

Прежде, чем более детально изучать поверхостно-активные 
компоненты нефти, следует дать определение процесса адсорб
ции. Адсорбция - это изменение (обычно повышение) концен
трации атомов или молекул вещества на поверхности раздела 
фаз: твердое тело - жидкость, твердое тело - газ (от лат. ad - на и 
sorbeo - поглощаю) [36]. Адсорбция может происходить на лю
бой поверхности раздела между двумя фазами, например, жид
кость - газ или твердое тело - жидкость. Адсорбцию на поверх
ности твердых тел обычно классифицируют по характеру сил, 
связывающих адсорбируемые молекулы с поверхностными ато
мами твердого тела. Твердое тело, на котором происходит по
глощение газов и паров, называется адсорбентом, а адсорбиро
ванное вещество - адсорбатом или адсорбтивом. Процесс, обрат
ный адсорбции, называется десорбцией. Величину адсорбции, то 
есть количество адсорбированного газа (или пара), выражают в 
разных единицах, но наиболее часто в молях адсорбированного 



вещества на 1 г адсорбента. Величина адсорбции данного веще
ства тем выше, чем более доступна для этого вещества поверх
ность адсорбента, поэтому в качестве характеристики твердых 
тел приводят величину удельной поверхности S (площадь по
верхности 1 г адсорбента) [34]. Существуют два вида адсорбции: 
физическая и химическая (хемосорбция). Основные определения 
представлены в таблице 4.1. В реальных условиях всегда проте
кает смешанная адсорбция из-за наличия несовершенств на по
верхности твердых тел, которые делают поверхность энергетиче
ски неоднородной. К таким несовершенствам относятся: ступени 
скола, дислокации и точечные дефекты, кристалло-химические и 
физико-химические особенности. Процесс протекания адсорбции 
зависит от природы и структуры адсорбата и адсорбента, термо
барических условий, размера поверхности адсорбента.

Среди поверхностно-активных компонентов нефти выделяют 
нафтеновые кислоты, асфальтосмолистые соединения и металло- 
порфириновые комплексы.

Нафтеновые кислоты (нефтяные карбоновые кислоты) - это 
кислоты, выделенные из предельных углеводородов - циклопа
рафинов, которые также называют нафтенами. Общая химиче
ская формула нафтеновых кислот CnH2n-2COOH. В нефти содер
жание нафтеновых кислот составляет сотые доли процента, редко 
достигает 1% и очень редко 2%. Нафтеновые кислоты хорошо ад
сорбируются на границе раздела нефть - породообразующие ми
нералы. При контакте с щелочными водами нафтеновые кислоты 
образуют соли, которые являются водорастворимыми поверхно
стно-активными веществами и снижают поверхностное натяже
ние на границе раздела нефть - вода. Присутствие нафтеновых 
кислот подавляет в некоторой мере (20-30%) адсорбцию асфаль
тенов, но, тем не менее, наибольший вклад в процесс гидрофоби- 
зации поверхности породообразующих минералов оказывают ас
фальтены.



Основные особенности физической и химической адсорбции
Таблица 4.1

Физическая адсорбция Химическая адсорбция
Молекулы адсорбата сохраняют свою 
индивидуальность

Молекулы адсорбата образуют 
новое химическое соединение. 
При химической адсорбции мо
лекулы адсорбата не сохраняют 
свою индивидуальность.

Обратима Необратима
Молекулы адсорбата удерживаются 
на поверхности адсорбента силами 
Ван-дер-Ваальса. Силы имеют элек
трическую природу и зависят от рас
стояния между молекулами.

Химическая гетерогенная реак
ция - это образование ковалент
ных связей.

Молекулы адсорбата сначала удер
живаются за счет силового поля по
верхности, затем десорбируются. По
сле того как силы адсорбции и де
сорбции уравновесятся, образуется 
адсорбционный слой (моно-, поли- 
или мультимолекулярный слой). С 
повышением температуры адсорбция 
уменьшается.

Химическая адсорбция возможна 
при химическом родстве адсор
бата и адсорбента.
Скорость химической адсорбции 
растет с повышением температу
ры.
Образуется только мономолеку- 
лярный слой.

Смолы и асфальтены - это тяжелые фракции нефти, в кото
рых присутствуют полярные компоненты, или как их еще назы
вают, гетероатомы, такие как кислород, азот и сера, а также вана
дий и никель [37]. Природные углеводородные флюиды образуют 
непрерывный ряд составов от сухого газа до битумов. В этом ря
ду происходит существенное повышение плотности и вязкости, а 
по мере увеличения содержания асфальтенов от 0 до 20% изменя
ется и цвет - от прозрачного до темно-коричневого. Термин «ас
фальтены» был введен Ж.-Б. Буссенго в 1837 г. Так он назвал ос
таток от перегонки битума, нерастворимый в спирте, но раство
римый в скипидаре. Сегодня используется схожее определение 
асфальтенов - остаток, нерастворимый в н-алканах, таких как 
н-пентан или н-гептан, но растворимый в толуоле.



Асфальтены - это класс компонентов углеводородного сырья 
[48]. Особенность смол и асфальтенов в том, что они могут обла
дать как гидрофобными, так и гидрофильными свойствами по от
ношению к поверхности породы. Кислородные компоненты пред
ставляют кислоты, включая фенолы и различное количество кар
боксильных кислот. Серосодержащие компоненты включают 
сульфиды и тиофены с небольшим количеством других компонен
тов, таких как меркаптаны и полисульфиды. Азотсодержащие 
компоненты являются в основном либо основными, либо ней
тральными и включают карбозолы, амиды, пиридины и порфири
ны. Порфирины могут образовывать межфазно-активные комплек
сы металл - порфирин с различными металлами, включая никель, 
ванадий, железо, медь, цинк, титан, кальций и магний [37].

Содержание смол в тяжелой нефти может достигать 40-50%, 
содержание асфальтенов от 10% и более. Из-за небольшой разни
цы между размером и типом молекул смол и асфальтенов, нет 
резких переходов, а точнее, при определенных условиях возмо
жен процесс перехода смол в асфальтены. Асфальтены рассмат
риваются как класс веществ, объединенных не по химической 
природе, а по растворимости [25].

Наличие асфальтенов в нефти влияет на процесс разработки 
месторождения. При разработке нефтяного месторождения для 
вытеснения нефти часто используют закачку газа. Если в добы
ваемой нефти присутствуют асфальтены, то контакт с закачивае
мым газом может нарушить фазовое равновесие и привести к 
осаждению асфальтенов. Такое осаждение может изменить ха
рактер смачиваемости поверхностей пор [44].

Существует давно принятое убеждение, что смолы связаны с 
асфальтенами и необходимы для их стабилизации в природной 
нефти. Некоторые химики, работающие в области асфальтенов, 
ставят под сомнение это утверждение, основываясь на том, что ас
фальтены могут быть стабильны в толуоле и без смол [1; 38]. Дан
ный факт был хорошо проиллюстрирован при анализе содержания 
смол и асфальтенов в зависимости от глубины на месторождении 
Таити в Мексиканском заливе. С помощью оптико-спектрометри



ческих приборов на кабеле из скважины на разных глубинах отби
рались пробы флюидов и определялась их оптическая плотность. 
Содержание асфальтенов по данным измерений оптической плот
ности увеличивалось от кровли к подошве более чем на 100%, то
гда как содержание смол возрастало всего на 8% [1].

Металлопорфириновые комплексы нефти. Обычно порфи
рины находятся в нефти в виде металлопорфириновых комплек
сов, главным образом с ванадием и никелем, а также с железом. 
Ванадий и никель являются постоянными компонентами золы 
нефтей.

На основании экспериментальных работ по изучению метал
лов и металлопорфириновых комплексов в нефти выявлено, что в 
основном количество ванадия превышает количество никеля в 
кратное число раз. Данное соотношение зависит преимуществен
но от происхождения нефти. Ванадий содержится в асфальтенах 
и смолах, растворимых в спирто-бензольной смеси, а никель со
держится в асфальтенах и петролейно-эфирных маслах. Очевид
но, что ванадий и никель связаны с асфальто-смолистыми фрак
циями, но концентрация их в смолах ниже, чем в асфальтенах [5].

Порфирины представляют собой систему из четырех пирол- 
ловых молекул, соединенных метиновыми мостиками. Металло- 
порфириновые комплексы нефти являются биохимическими ос
татками хлорофилла и гемина. Поверхностная активность порфи
ринов зависит от содержания в них карбонильных и карбоксиль
ных групп, придающих молекуле четко выраженный полярный 
характер.

Влияние растворимости углеводородов на изменение сма
чиваемости. Существуют причины изменения смачиваемости в 
зависимости от состава природной нефти:

1. Наличие полярных компонентов в природной нефти, в осо
бенности во фракциях тяжелых асфальтенов и смол (рис. 4.2);

2. Разделение поверхностно-активных компонентов между 
основной массой нефти и поверхностями раздела нефть/вода и 
нефть/вода/твердая поверхность вследствие растворяющей спо
собности нефтей.



Первый пункт признан давно, а важность второго пункта час
то не учитывалась. Нефть как растворяющая среда влияет на раз
деление поверхностно-активных компонентов между основной 
массой нефти и поверхностями раздела нефть/вода и 
нефть/вода/твердая поверхность. Плотность нефти (или удельный 
вес) является одной из характеристик растворяющей способности 
нефти. В работах, проведенных в последнее время [39, 40, 41] для 
количественной оценки растворяющей способности нефти по ас
фальтенам использовались показатели преломления в нефти сме
сях нефти с растворителями и осадителями. Если нефть является 
слабым растворителем для асфальтенов, то поверхность будет 
более гидрофобна. Выдерживание образцов породы в нефти уве
личивает гидрофобизацию [41]. На рис. 4.1 приведена итоговая 
схема возникновения гидрофобных участков поверхности в при
родно-гидрофильных породах.

Рис. 4.1. Возникновение гидрофобных участков поверхности 
в природно-гидрофильных породах

Хроматографический процесс Изменение термобарических 
условий Адсорбционный процесс

1 Г 1 1 1 Г

Структурные особенности 
порового пространства 

и углеводородов

Селективное осаждение и 
растворение углеводородных 

компонентов

Молекулярно-поверхностные 
взаимодействия. Возникновение 

связей от водородной до 
химической



Рис. 4.2. Сравнение углов смачивания между деканом 
и дважды дистиллированной водой на поверхностях кальцита, 

в течение 12 дней, выдержанных в природных нефтях 
с различным содержанием асфальтенов

4.2. Влияние свойств пластовых вод на формирование 
микроструктурной смачиваемости

Все горные породы содержат в своем составе воду. Состояние 
воды в породах определяется характером ее связи с твердой ми
неральной поверхностью (рис. 4.3). По характеру этой связи вы
деляют связанную и свободную воду. Когда вода находится в 
свободном состоянии, ее молекулы взаимодействуют лишь друг с 
другом, а при наличии адсорбирующей поверхности ближайшие 
к ней молекулы воды начинают испытывать влияние ее активных 
центров. Это приводит к искажению структуры связанной воды 
по сравнению со структурой воды в свободном объеме, к ориен
тации ее молекул относительно активных центров. Однако моле
кулы воды, ориентируясь относительно активных центров твер



дой поверхности, не полностью теряют свою способность к 
трансляционным перемещениям. Первый мономолекулярный 
слой, непосредственно соприкасающийся с твердой поверхно
стью, связан очень прочно и находится под давлением свыше де
сятка тысяч килограмм на 1 см2 [2]. П.А. Ребиндером [32; 33] бы
ла предложена классификация форм связанной воды в зависимо
сти от величины и природы энергии связи воды с поверхностью
дисперсионного тела (капиллярно-пористого) в порядке убыва
ния энергии.

Рис. 4.3. Формы нахождения воды в пустотном пространстве горной 
породы: а - гигроскопическая, б - пленочная, в - капиллярная, 

г - гравитационная; 1 - зерна породы, 2 - вода

Позднее Р.И. Злочевская [10; 20] дополнила эту классифика
цию, подразделив химически связанную воду на конституцион
ную и воду кристаллической решетки (таблица 4.2). Вода кри
сталлической решетки минералов удерживается за счет химиче
ских и физико-химических сил с энергией связи более 
80 кДж/моль, это конституционная (немолекулярная) форма воды 
типа ОН-групп, и кристаллизационная вода различных кристал
логидратов. Адсорбционная вода относится к типу воды, которая 
образуется за счет «притяжения» молекул воды к активным цен
трам минеральной поверхности посредством электростатических 
и водородных связей. Активными центрами адсорбции мине
ральной поверхности могут быть ионы, обменные катионы, гид
роксилы, кислород и др.



Классификация форм воды в дисперсных породах 
(по Р.И. Злочевской, 1988 г.)

Таблица 4.2

Категория 
(тип воды) Вид и разновидность воды

1. Связанная вода

1. Вода кристаллической решетки минералов (кон
ституционная, кристаллизационно-связанная)
2. Адсорбционная вода (моно- и полимолекуляр- 
ной адсорбции)

2. Вода переходно
го типа (от связан
ной к свободной)

1. Осмотически-поглощенная вода
2. Капиллярная вода (капиллярной конденсации и 
капиллярного впитывания)

3. Свободная вода 1. Замкнутая в крупных порах
2. Текучая

Каждый активный центр адсорбции способен взаимодейство
вать только с одной молекулой адсорбента. При мономолекуляр- 
ной адсорбции молекулы воды образуют вокруг активных центров 
адсорбции минеральной поверхности дискретный условный «мо
нослой», энергия связи в этом случае будет более 40 кДж/моль. 
Вода полимолекулярной адсорбции образуется за счет сил связи 
менее 40 кДж/моль. В этом случае активными центрами адсорбции 
для более удаленных молекул воды будет уже адсорбированная 
вода монослоя. По мере удаления от поверхности энергия связи 
молекул воды с поверхностью убывает. Связанная вода образует 
адсорбционные пленки, толщина которых может изменяться от 
одного молекулярного слоя до нескольких. Такая вода существен
но отличается по свойствам от объемной воды.

Вода переходного типа между связанной и свободной водой 
удерживается в породе осмотическими и капиллярными силами. 
Осмотически поглощенная вода образуется в горных породах из- 
за процессов избирательной диффузии молекул воды в направле
нии к минеральной поверхности за счёт наличия на минеральной 
поверхности двойного электрического слоя (ДЭС), состоящего из 
катионов порового раствора. Возникший градиент концентрации 
катионов вызывает осмотическое передвижение молекул воды из 



объема свободного порового объема в пределы двойного элек
трического слоя. Другими словами, обменные катионы стремятся 
к диффузии в свободный раствор, но за счет компенсации заряда 
минеральной поверхности удерживаются от ухода на большие 
расстояния. Данное явление хорошо иллюстрируется на примере 
набухания глин, когда происходит самопроизвольный перенос 
воды из внешнего объема к твердой поверхности, приводящий к 
увеличению объема (набухания) увлажненной породы. Отличия в 
структуре и физические свойства воды переходного типа по 
сравнению со свободной водой менее различаются за счет мень
шего влияния поверхностных сил.

Вода капиллярной конденсации образуется в порах капилляр
ного размера (диаметр от 10-3 до 103 мкм) за счет капиллярного 
давления и удерживается в горной породе за счет капиллярных 
сил водных менисков (поверхностного натяжения), образующих
ся на границе раздела фаз твердая поверхность - вода - газ. При 
капиллярной конденсации молекулы воды постепенно конденси
руются на поверхности пленки адсорбированной влаги. Пленка 
адсорбированной влаги окружает частицы, и в местах контакта 
частиц образуются мениски [20].

Вода капиллярного впитывания образуется при контакте ми
неральной поверхности со свободной водой в каналах, сообщаю
щихся порах и трещинах.

Свободная вода обладает свойствами обычной воды, находит
ся под действием гравитационных сил или напора в порах 
(r > 10мкм) и трещинах.

При формировании залежи нефти и газа в поровом пространст
ве остается вода, ее принято называть остаточной водой. Она по
крывает поверхность мелких сообщающихся пор, заполняет пол
ностью мельчайшие капиллярные каналы и удерживается молеку
лярно-поверхностными силами от участия в общем движении пла
стовой жидкости к скважинам. Количество остаточной воды в по
родах различного литологического состава определяется строени
ем порового пространства, соотношением мелких и крупных 
фильтрующихся каналов, их извилистостью, плотностью породы, 



наличием веществ в породе, подверженных гидратации. Величина 
остаточной водонасыщенности может изменяться в широких пре
делах от 5 до 70-100%. На величину остаточной водонасыщенно
сти влияет также минералогический состав породы: в песчано
алевритовых породах количество остаточной воды увеличивается с 
увеличением количества глины. Свойства глинистых пород по- 
разному изменяются в зависимости от типа воды: если в глинах 
присутствует адсорбционно-связанная вода, то такие глины имеют 
прочную и твердую консистенцию, если осмотическая или капил
лярная вода, глины приобретают свойство пластичности, липко
сти, легко деформируются и теряют прочность, если в глинах при
сутствует свободная вода, порода становится текучей, жидкооб
разной [20]. Вода на поверхности глинистых минералов образуется 
в виде комплексов путем взаимодействия водородных связей мо
лекул воды с протонизированным водородом гидроксилов алюмо
силикатов. Количество водородных связей обуславливается удель
ной поверхностью и размерами пор [14].

Остаточная вода включает в себя несколько форм воды, кото
рые могут находиться в породе одновременно: адсорбционная, 
капиллярная и вода углов пор. Тонкий слой остаточной воды, на
ходящийся в поровом пространстве, имеет определенный размер. 
Остаточная вода имеет неодинаковый характер распределения: в 
виде пленок различной толщины она располагается в крупных и 
мелких поровых каналах, заполняет углы и извилистые участки и 
почти полностью занимает мельчайшие поры размером менее 
1 мкм. Именно этим объясняются столь различные величины тол
щины пленки связанной воды (от 0,01 мкм до 0,857 мкм) [2]. 
Толщина слоя связанной воды зависит от гидрофильности мине
рального скелета породы, внешних условий, от условий равнове
сия доминирующей способности к смачиванию водой или угле
водородами минеральной поверхности, от присутствия катионов, 
степени концентрации электролитов в пластовой воде, от размера 
частиц породы.

Начальное распределение нефти, остаточной воды и газа в 
пористой среде пласта влияет на процессы движения нефти и вы



теснение ее водой из пласта. Количество остаточной воды зави
сит от сортированности и окатанности кластического материала, 
а также от размера пор [19]. По своему химическому составу ос
таточная вода может отличаться от контурной воды и от воды, 
добываемой вместе с нефтью и газом [8].

Контакт между природной нефтью и породой зависит от ста
бильности водной пленки между поверхностями и природной 
нефтью. Устойчивость водных пленок между природной нефтью 
и поверхностью горной породы способствует предотвращению 
адсорбции водонерастворимых компонентов. Если же пленка не
стабильна, полярные компоненты нефти будут напрямую адсор
бироваться на поверхности горной породы. Стабильность водной 
пленки определяется показателем нейтральности рН, концентра
цией раствора и составом [3; 12; 13].

Формирование и условия устойчивости тонких пленок воды в 
пористых средах можно рассмотреть в рамках теории Дерягина, 
Ландау, Фервея, Овербека (сокр. (ДЛФО) [11]. Коллоидные час
тицы в растворе, вследствие броуновского движения, могут бес
препятственно сближаться друг с другом, пока не соприкоснутся 
своими жидкими диффузными оболочками или слоями. При этом 
между ними не возникает никаких сил взаимодействия. Для 
дальнейшего сближения частицы должны деформировать свои 
диффузные оболочки, чтобы произошло их взаимное перекрыва
ние (или проникновение друг в друга). Но жидкости плохо сжи
маются, и в ответ на деформацию с их стороны появляются так 
называемые силы расклинивающего давления, препятствую
щие осуществлению данного процесса. Причем чем больше раз
меры диффузного слоя, тем значительнее силы расклинивающего 
давления. На прослойку жидкости толщиной h действуют три 
дальнодействующие силы, которые в сумме описывают изотерму 
расклинивающего давления П(1т). Молекулярные силы Пт(1т) и 
H^h) структурные силы (силы, отвечающие за образование гра
ничных слоев) обеспечивают притяжение тел, и ионно
электростатические силы Пе(1т), которые связаны с образованием 
вблизи любой заряженной межфазной границы диффузного ион



ного слоя. Диффузионный ионный слой образуется за счет спон
танного перераспределения ионов под действием избыточных за
рядов поверхности. Ионно-электростатические силы могут быть 
как положительно, так и отрицательно заряженными и вносят 
значительный вклад в формирование и устойчивость тонких вод
ных пленок. Данная сила возникает в момент перекрытия слоев 
при их сближении. Если Пе(й) отрицательна, то пленки притяги
ваются с уменьшением ее толщины h. Толщина пленки уменьша
ется до минимума, а на некоторых участках поверхности разру
шается за счет микроструктурных неоднородностей поверхности. 
Если поверхности заряжены одинаково, то поведение Пе(1т) имеет 
два ассиметричных максимума, в этом случае давление может 
как убывать, так и возрастать. Чем больше давление в максимуме 
Петах^тах) и шире диапазон положительной волны давления, тем 
выше устойчивость пленки воды.

Пластовые воды имеют различную минерализацию. Чем вы
ше концентрация электролита, тем пленка воды становится менее 
устойчивой. Это происходит за счет адсорбции противоионов и 
сжатия диффузионного слоя, то есть механическая прочность 
пленки электролита снижается. В работах [14; 15] эксперимен
тально показана зависимость роста гидрофобности поверхности 
от увеличения минерализации пластовой воды.

Таким образом, можно сделать некоторые выводы. Вода в 
горных породах находится в виде адсорбционных пленок и мени
сков, свойства которых (стабильность, характер расположения в 
поровом пространстве) значительно влияют на процесс адсорб
ции углеводородов в процессе формирования залежи и при раз
работке месторождений. Вода взаимодействует с породой, в ре
зультате чего может измениться структура порового пространст
ва, а следовательно, и свойства породы, как было показано на 
примере с глинистыми минералами. Остаточная вода неравно
мерно распределяется в поровом пространстве коллектора, в ре
зультате чего часть поверхности оказывается занята адсорбиро
ванной водой, а часть - адсорбированными углеводородами. 
Гидрофобные и гидрофильные участки поверхности пор и кана
лов могут занимать как крупные, так и мелкие поры. Это опреде



ляется структурой порового пространства, составом минеральной 
поверхности, составом насыщающих флюидов и термобариче
скими условиями. Описанные явления тесно связаны со смачи
ваемостью коллекторов и влияют на процессы движения нефти и 
вытеснение ее водой из пласта в процессе разработки.

4.3. Влияние физических полей на формирование 
микроструктурной смачиваемости

4.3.1. Влияние температуры на формирование 
микроструктурной смачиваемости

На характер смачиваемости породы-коллектора влияет тем
пература. Влияние температуры на смачиваемость тесно связана 
с физическими и химическими свойствами как поровой поверх
ности породы, так и с составом насыщающих углеводородов и 
воды. Как показали многочисленные эксперименты [20; 21; 50], с 
ростом температуры адсорбция активных компонентов нефти 
уменьшается, и следовательно, поверхность становится более 
гидрофильной. Поэтому все исследования на смачиваемость надо 
проводить при пластовой температуре с использованием природ
ных пластовых флюидов (табл. 4.4).

Однако, как показывают эксперименты, влияние температур
ного фактора на смачиваемость нефтей различного состава неод
нозначно (рис. 4.4).

Снижение или увеличение температуры в пласте во время 
проведения термических методов воздействия на залежь может 
влиять на нефтеотдачу. В работе [18] изучалось влияние повыше
ния температуры на кварцевые и кальцитовые поверхности. 
Кварцевые песчаники становились более гидрофобными, а каль
цитовые - более гидрофильными с ростом температуры. Также 
следует учитывать выпадение солей из минерального водного 
раствора при повышении температуры, осадок которых может 
изменять смачивающие свойства поверхности породы, образуя 
пленку [22; 24; 25].
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Рис. 4.4. Сравнение углов смачивания между деканом 
и дважды дистиллированной водой на поверхностях, 
в течение 12 дней выдержанных в природной нефти 
различного состава при температурах 25°С и 60°С

4.3.2. Влияние давления на формирование 
микроструктурной смачиваемости

Кинетику изменения смачиваемости на различных минераль
ных поверхностях в зависимости от изменения давления и темпе
ратуры изучали многие ученые [4; 6; 23; 46; 49]. Формирование 
природной микроструктурной смачиваемости неразрывно связа
но с процессами адсорбции полярных компонентов нефти на ми
нералах, слагающих внутрипоровую поверхность. Исследования, 
проведенные В.М. Березиным [4], продемонстрировали явную за
висимость адсорбции активных компонентов нефти от давления 
(табл. 4.3).

М.А. Гейсман [6] с соавторами наглядно продемонстрировали 
сложный тип зависимости смачиваемости (B12=cos0) (рис. 4.5). 
По мере увеличения концентрации нефти в растворе толуола вид 
зависимости смачиваемости от давления усложняется. При малых 



величинах давления по мере его роста происходит увеличение 
значений смачиваемости для всех значений концентрации нефти, 
отличных от нуля. При давлении 50 кг/см2 имеет место максимум 
смачивания (0=26-33%), (В12=0,9-0,84), который характерен да
же для самых больших концентраций нефти в растворе. Даль
нейший рост давления (до 350 кг/см2) обуславливает снижение 
смачиваемости. Смачиваемость становится ниже, чем при атмо
сферном давлении. Максимальная степень снижения смачивае
мости наблюдается при максимальной концентрации нефти в 
растворе.

Таблица 4.3

Адсорбция смол и нафтеновых кислот из растворов, (А*10-6) кг/м2 
(н.к.* - нафтеновые кислоты, см.** - смолы)

Образец Температура, 
°С

Давление, МПа
0,1 10,0 20,0

н.к. см.** н.к. см. н.к. см.

Кварцевый
песок

20 1,3 5,1 1,3 7,8 1,3 8,1
50 1,0 4,8 1,0 6,8 1,1 7,5
80 0,9 4,1 0,9 6,2 0,9 6,9
95 0,9 3,7 0,9 5,8 0,9 6,3

Порошок 
кальцита

20 1,0 3,1 1,0 4,3 1,0 4,5
50 0,8 2,8 0,8 3,6 0,8 4,3
80 0,7 2,6 0,7 3,4 0,8 4,0
95 0,7 2,4 0,7 3,1 0,7 3,8

Образец Температура, 
°С

Давление, МПа
50,0 60,0 80,0

н.к.* см.** н.к. см. н.к. см.

Кварцевый
песок

20 1,4 7,9 1,4 8,1 1,4 8,4
50 1,2 7,3 1,1 7,5 1,2 8,0
80 1,0 7,0 1,0 7,2 1,0 7,4
95 0,9 6,8 0,9 7,0 1,0 7,1

Порошок 
кальцита

20 1,1 4,5 1,1 4,6 1,1 4,9
50 0,9 4,3 0,9 4,4 0,9 4,7
80 0,8 4,2 0,8 4,2 0,8 4,5
95 0,7 3,9 0,7 4,1 0,8 4,4



Адсорбция смол, (А*10-6) кг/м2
Таблица 4.4

Концентрация 
раствора, %

Температура, °С
20 35 50 80 95

Кварцевый порошок
0,1 5,1 4,5 4,2 4,1 3,7

0,25 10,1 8,5 7,2 6,8 6,5
0,5 16,0 14,6 13,3 12,6 12,2

0,75 20,2 18,7 17,3 16,1 15,4
1,0 23,5 22,3 22,0 19,7 18,8
1,5 24,3 23,7 23,1 21,2 20,4

Порошок из кальцита
0,1 3,2 2,7 2,4 2,1 1,8

0,25 8,5 8,1 7,9 6,2 6,1
0,5 12,5 9,8 9,0 8,6 8,4

0,75 14,0 13,0 12,0 11,7 11,1
1,0 14,5 13,8 13,5 12,9 12,7
1,5 16,9 15,3 14,0 13,0 12,6

Порошок из глин
0,1 5,4 5,1 4,9 4,7 4,5

0,25 12,2 10,1 9,2 8,3 7,8
0,5 17,6 15,7 15,0 14,6 14,4

0,75 23,2 21,7 21,2 20,4 20,0
1,0 25,5 24,1 23,8 23,0 21,3
1,5 26,4 25,1 24,6 23,8 23,4



Рис. 4.5. Изменение смачиваемости кальцита, 
обрабатываемого толуольными растворами ромашкинской нефти, 

в зависимости от давления р (кг/см2)
Гистерезисное смачивание (В12) на границе: кальцит капля воды (дест.) 
азот: 1 © - 0%, 2 х - 0,01%, 3 о - 0,5%, 4 • - 1,0%, 5 ■ - 5,0%, 6 - 
25,0%, А - 100,0%

4.3.3. Электрические свойства насыщенного пласта

Существуют количественные связи между физическими свой
ствами горных пород (электрическими, радиоактивными, тепло
выми, магнитными) и нефте-, водо- и газонасыщенностью, порис
тостью и проницаемостью. Для установления данных связей ши
роко используют геофизические методы исследования коллектор
ских свойств породы. Смачиваемость влияет на некоторые виды 
каротажных измерений. Для каротажа сопротивлений необходим 
непрерывный путь тока через породу, который обеспечивается во
дой, т.к. вода является проводящим материалом для тока, а нефть и 
газ - диэлектриками. Если в пласте есть некоторое количество во
ды, то удельное сопротивление является функцией водонасыщен- 
ности. От количества и характера распределения воды и углеводо
родов в породе будет зависеть корректность расчета водонасы- 
щенности в зависимости от удельного сопротивления.



Для расчета водонасыщенности используют уравнение Дах- 
нова-Арчи:

S = (Rt/Ro)n (4.1)

Sw - водонасыщенность, д.ед., Rt - текущее удельное сопротивле
ние (Ом-м), Ro - удельное сопротивление при 100% водонасы- 
щенности, n - показатель насыщенности.

На значение показателя насыщенности n влияет смачивае
мость, горное давление, характер и микроскопическое распреде
ление пластовых флюидов, а также типы и количество проводя
щих глинистых минералов [36]. Если водонасыщенность высо
кая, то n не зависит от смачиваемости, т.к. есть непрерывная 
пленка воды для электрического тока, в этом случае n = 2. В од
нородно гидрофобных системах при низкой водонасыщенности 
показатель водонасыщенности может достигать значения 10 и 
выше. Показатель насыщения необходимо измерять в условиях 
смачиваемости, которые существуют в пласте, т.е. на кернах с ес
тественной или восстановленной водонасыщенностью, поскольку 
он является чувствительным показателем, влияет на корректное 
определение водонасыщенности, которая участвует в подсчете 
запасов. В противном случае водонасыщенность, определенная 
по ГИС будет занижена [27; 28].

4.3.4. Ядерно-магнитный резонанс и смачиваемость

Метод ядерного магнитного резонанса (ЯМР) основан на ре
зонансном поглощении электромагнитной энергии в веществах, 
обусловленном магнетизмом ядер. Эффект поглощения наблюда
ется в сильном магнитном поле, на которое накладывается более 
слабое поле области радиочастот. Источником энергии в ЯМР 
служит генератор радиочастот 10-60 МГц (длина волны 30-50 м).

Смачиваемость и ЯМР поверхностная релаксация зависят 
друг от друга. Смачиваемость контролирует расположение жид
кости в пористых средах, а ЯМР поверхностная релаксация пока
зывает, что жидкость в контакте с поверхностью минерала имеет 
время релаксации короче по сравнению с ее объемными значе



ниями. Наблюдается хорошая согласованность в индексах смачи
вания, определяемых по методу ЯМР и методу Амотта-Гарвея, 
что дает основание использовать метод ЯМР с большой уверен
ностью в верности результата [42; 45; 50].
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Раздел III

ЭКСПЕРИМЕНТАЛЬНЫЕ ИССЛЕДОВАНИЯ 
ЗАКОНОМЕРНОСТЕЙ СТРУКТУРНОЙ 

СМАЧИВАЕМОСТИ ПЛАСТОВЫХ СИСТЕМ

Глава 5. Существующие способы определения 
смачиваемости пластовых систем

5.1. Параметры смачивания и способы их определения

Большое разнообразие методов оценки смачиваемости свиде
тельствует об отсутствии универсального метода и о неопреде
ленности области их использования [27].

Система порода - нефть - вода является целостной природной 
системой, в которой все компоненты взаимодействуют друг с 
другом, поэтому различные характеристики системы необходимо 
изучать всесторонне и комплексно [1; 2; 3; 16].

Существуют прямые и косвенные методы определения сма
чиваемости. К прямым количественным методам определения 
смачиваемости относятся: определение краевого угла смачивания 
(0), метод изотермической сушки. К косвенным методам относят
ся: метод Амотта, метод USBM, метод адсорбции воды, ОСТ 39
180-85, капиллярная пропитка, кривые относительной фазовой 
проницаемости, метод ядерно-магнитного резонанса, адсорбция 
метиленовой сини (метиленовый голубой).

Самые ранние попытки количественно оценить смачивае
мость принадлежат Юнгу (1804 г.). Он показал, что форма капли 
на твердой поверхности определяется соотношением сил молеку
лярного притяжения между молекулами жидкости и твердого те
ла и взаимным притяжением молекул жидкости (рис. 5.1). Также



он показал, что равновесный краевой угол смачивания - постоян
ная величина для каждой данной системы твердая поверхность - 
жидкость - среда и вывел уравнение для расчета краевого угла

ст2з = ст13 + ст12 ’cos6 (5.1),
^2,3 °1,3 /■cos 6 = —:------—, (5.2)

П1,2

где о2,3 - межфазное натяжение между твердой поверхностью и 
нефтью, о1,3 - межфазное натяжение между твердой поверхно
стью и поверхностью капли воды, о1,2 - межфазное натяжение 
между поверхностью капли воды и нефтью, 0 - угол смачивания. 
При 0 = 0 - полное смачивание, при 0 = 180 - полное несмачива- 
ние (1 - жидкость, 2 - нефть, 3 - твердая поверхность).

Для измерения 0 применяют различные способы: наклонная 
плоскость, цилиндр, подъем жидкости в капилляре, метод сидя
чего пузырька или капли и др. Все эти методы хорошо работают 
при условии использования гладкой чистой поверхности и чис
тых жидкостей. Поэтому для определения смачиваемости в ре
альных природных средах они не применимы, т.к. шероховато
сти, поры, микротрещины, физико-химическая неоднородность 
поверхности будут оказывать сильное воздействие на смачивание 



твердой поверхности. Эти неоднородности приводят к проявле
нию гистерезиса смачивания, который играет огромную роль в 
реальных средах. Гистерезисом смачивания называется способ
ность жидкости иметь при контакте с твердым телом несколько 
устойчивых (метастабильных) статических краевых углов, от
личных от равновесного (термодинамического) значения. Даже 
при соблюдении постоянных термодинамических условий одна и 
та же капля жидкости на одной и той же поверхности будет иметь 
различные статические углы смачивания в зависимости от усло
вий ее формирования.

Для описания характера движения жидкости в реальных по
ристых телах, таких, как сообщающиеся узкие каналы капилля
ров с переменным поперечным сечением, используют зависи
мость капиллярного давления рк и радиуса канала г. Впервые эту 
зависимость получил Лаплас (1805 г.), для сферической поверх
ности она выглядит так (формула 5.3):

2ст
* - -R- ’ (5.3),

где ожг - поверхностное натяжение жидкости, R - радиус кривиз
ны мениска.

Для сужающегося и расширяющегося канала зависимость рк 

от г различна (формула 5.4, 5.5):

p 2стжг cos(6o +а)
Pk - г
p 2°жг cos(0o “а)Pk - ,г

(5.4) ,

(5.5)

где ожг - поверхностное натяжение жидкости, г - радиус канала, 
а - угол наклона стенки канала к его оси.

Для вытеснения жидкости по каналу переменного сечения не
обходимо преодолеть капиллярное давление, создавая внешнее 
давление. Гистерезис проявляется в том, что при одном и том же 
внешнем давлении мениск может занимать разные положения в 
поре в зависимости от направления перемещения жидкости [23].



5.5.1. Метод измерения контактного угла смачивания

Смачиваемость жидкостью твердой поверхности может ха
рактеризоваться «краевым эффектом» (образованием мениска) на 
границе раздела трех фаз (например, порода - вода - нефть) [10]. 
Или если на поверхность твердого тела нанести каплю жидкости, 
то она под действием молекулярных сил растечется и примет 
форму линзы (рис. 5.2).

Угол, образованный касательной к капле в точках ее перимет
ра 0с зависит от поверхностных натяжений на разделах фаз. Из 
условий равновесия векторов (угол смачивания отвечает термо
динамическому равновесию), без учета сил тяжести получим

Рис. 5.2. Схема образования контактного угла 
в системе гладкая поверхность - вода - нефть

В этих уравнениях ов,п и он,п практически неизвестны, поэтому 
о соотношении поверхностных натяжений судят по углу смачи
вания.

Из выражения 5.2 видно, что чем меньше значение поверхно
стного натяжения между твердой поверхностью и жидкостью, 
тем лучше смачивается поверхность. Или, иначе, поверхность 
должна лучше смачиваться той жидкостью, которая обладает 
меньшей разностью полярностей между твердым телом и жидко
стью, т. е. меньшим значением поверхностного натяжения на их 
разделе (рис. 5.2). Если < соз0с < 0) — поверхность
гидрофильна, 900 < 0с < 1800(0 < соз0с < — 1) — поверхность гид- 
рофобна. Значение 0, если исключить влияние силы тяжести, не 



зависит от размеров капли и определяется лишь молекулярными 
свойствами поверхностей твердого тела и соприкасающихся фаз. 
Поэтому, исходя из теории поверхностных явлений, можно уста
новить связь краевого угла смачивания 0с с поверхностным натя
жением между твердым телом и жидкостью.

Угол смачивания на идеальной поверхности зависит от мно
жества факторов: механического строения поверхности, адсорб
ции на ней газов, поверхностно-активных и других веществ, от ее 
загрязнения, электрического заряда и т. д. Особенно большое 
влияние на угол смачивания оказывают процессы адсорбции в 
связи с изменением химического строения поверхности твердого 
тела. Если при этом к поверхности ориентирована неполярная уг
леводородная цепь поверхностно-активных веществ, то гидро
фильные радикалы (-ОН, -СООН, -СО,-СОН и др.), обращенные 
в сторону жидкости, способствуют смачиванию поверхности во
дой. При обратной ориентации поверхность гидрофобизуется [8].

Методы измерение краевого угла смачивания делятся на ста
тические и динамические (для жидкостей). К статическим мето
дам относятся метод отрыва кольца (метод Дью Нуи [28]), метод 
пластинки (метод Вильгельми [29]), метод вращающейся капли, 
метод падающей капли [26]; к динамическим - метод максималь
ного давления в пузырьке (метод Ребиндера), метод объема капли 
[6]. Для твердых тел: метод лежащей капли, динамический метод 
Вильгельми, метод Вильгельми с единичным волокном, метод 
определения краевого угла в случае порошков. Традиционная ме
тодика лежащей капли и оптического измерения угла смачивания 
по замеру угла мениска, образованного на поверхности образца 
детально описаны в работе [29].

Измерение угла смачиваемости по капле на поверхности об
разца породы легко выполняется современными оптическими 
средствами. Однако способ не получил широкого распростране
ния из-за сложности и трудоемкости нанесения механическим 
способом большого числа соизмеримых по размеру капель. Кро
ме этого, для пористых пород этот метод не пригоден, так как на
несенные капли быстро впитываются в породу.



Суть метода определения контактного угла заключается в 
следующем: чистую гладкую минеральную поверхность (кварце
вую или кальцитовую) устанавливают в специальную ячейку, за
полненную чистой минерализованной водой без кислорода. На 
пластину наносится капля нефти таким образом, чтобы она кон
тактировала с большей частью поверхности пластины. В случае 
двух параллельных пластин каплю нефти помещают между ними. 
Для достижения равновесного состояния каплю нефти оставляют 
в таком положении на несколько дней. После достижения равно
весного положения пластину наклоняют, а в случае двух парал
лельных пластин пластинки смещают параллельно друг другу 
так, чтобы капля нефти слегка сдвинулась. При этом минерализо
ванная вода перемещается над той частью пластинки, где раньше 
контактировала с нефтью. Угол контакта в этом случае будет на
зываться «наступающим» - 0наст (рис. 5.3), т.е. угол, измеренный 
после прекращения растекания капли. При перемещении капли в 
обратном направлении образуется отступающий контактный угол 
- 0отст. Разность (0наст -0отст) называется кинетическим гистерези
сом контактного угла (рис. 5.3).

Рис. 5.3. Схема гистерезиса контактного угла

Поверхность поровых каналов имеет сложный микрорельеф с 
выступами и впадинами различной формы и размера. Наличие 
шероховатости (рис. 5.4) влияет на качество измерения контакт
ного угла по двум причинам: термодинамическая, когда неровно
сти увеличивают реальную поверхность по сравнению с идеально 
гладкой; вторая причина - кинетическая. Во втором случае ско
рость растекания жидкости вдоль канавки (впадины) и при попа
дании ее в канавку будет разной, наличие впадин снижает ско
рость растекания.



Рис. 5.4. Пример шероховатой поверхности естественного 
образца породы

Пласты нефтегазовых коллекторов имеют различный мине
ральный состав. Участки внутрипоровой поверхности имеют раз
ную величину поверхностной энергии, что вызвано неоднородно
стью кристаллической структуры и химическим составом. Дру
гими словами, отдельные участки поверхности имеют различную 
адсорбционную активность [24]. Присутствие глинистых минера
лов в породе делают невозможным адекватно рассчитать кон
тактный угол смачивания, поскольку глинистые минералы обла
дают высокой адсорбционной активностью.

Для измерения контактного угла смачивания следует исполь
зовать гладкие чистые поверхности (искусственные керны) и чис
тые жидкости (отсутствует адсорбция и десорбция поверхностно
активных компонентов). В реальных условиях внутренняя поровая 
поверхность породы шероховатая и гетерогенная, имеет неодно
родную структуру (поры и капилляры различных размеров) и не
однородное насыщение флюидами с присутствием поверхностно
активных веществ. В этом случае при определении контактного 
угла требуется значительное время для достижения равновесного 
состояния. Также смачиваемость является величиной не постоян
ной, а зависит от состава минеральной поверхности, свойств на
сыщающих флюидов и взаимодействия между ними. В связи с 
этим все методы определения смачиваемости по контактному углу 
смачивания не учитывают реальных физико-химических условий и 
дают лишь приблизительную оценку характеристики смачивания. 
Все перечисленные выше методы измерения контактного угла не 
учитывают структуру порового пространства.



5.5.2. Краевой угол на фрактальной поверхности

Фрактальные поверхности, как было отмечено ранее, пред
ставляют собой сильно шероховатые поверхности. Как и в случае 
просто шероховатых поверхностей, краевой угол на подложке с 
фрактальной структурой существенным образом отличается от 
краевого угла на гладкой подложке. Теоретически величина крае
вого угла на фрактальной поверхности может быть определена в 
ситуации, когда размер капли превышает масштабы, на которых 
выполняются закономерности, отвечающие фрактальной струк
туре. Ограничимся рассмотрением типичной для макроскопиче
ских систем ситуации, когда размер капли превышает масштаб 
наиболее крупных неоднородностей на фрактальной поверхно
сти. Эта ситуация характерна для микроскопических систем на 
поверхности коллектора.

Пусть капля радиуса R0 переходит из объемной фазы на по
верхность. Примем, что фрактальная структура поверхности на
чинает проявляться с масштаба 5о и ограничена сверху масшта
бом До. Пусть d1 - размер молекул жидкости, а d2 размер молекул 
газа (или эквивалентной ему фазы). Тогда площади межфазной 
поверхности, измеренные на масштабах d1 и d2 равны соответст- 

венно Af = и , где Af- некоторая постоян

ная; df - фрактальная размерность поверхности.
Здесь надо обратить внимание на различие просто шерохова

тых поверхностей и шероховатых поверхностей с фрактальной 
структурой. Для обычных шероховатых поверхностей площадь 
межфазной поверхности не зависит от типа флюида. Для фрак
тальных же поверхностей площадь будет определяться размером 
молекул, который в данном случае является размером зонда, с 
помощью которого измеряется площадь фрактальной поверхно
сти. Именно по этой причине расчет краевого угла для фракталь
ных поверхностей не сводится просто к аналогичному расчету, 
проведенному для шероховатых поверхностей.



Для капли размером R0>A0 масштаб измерения площади 
фрактальной поверхности равен А0. Тогда площадь основания 
шарового сегмента, очевидно, равна 

A =(tI ■

и мы можем написать следующее соотношение:
/ \2-df

Af I tR2sin2e

(5.6)

(5.7)

С учетом выше приведенных соотношений изменение сво
бодной энергии капли при переносе ее на фрактальную подложку 
может быть записано в виде:

* =-Adj Г - А

(1 - cose) ga (e) 1
2

+7iv 4nR°2

(5.8)

или с учетом соотношения (5.7):
\2~df z \2-df ~

d I -7sv l dp I ~R<Iga (e)sin2e+
d J уd J (5.9)

+ 7iv 4rtR°2 [(1 - COse) ga (e) / 2 - 1]
Используя теорию смачивания, приходим к следующему вы

ражению для равновесного краевого угла на фрактальной по
верхности:

= 7 si

cose f = 7 sv 7 si

7iv

Т1 - (7 J 71 )(d2/ d1 ) ■ 1

J. 1 - (7sv/ 7si) _ kJ J

= cos00
T1 - (7 sv/ 7 . \d2! d1 ) ■ 1

L 1 - (7sv/ 7si) _
U J J

(5.10)

Из формулы 5.10 видно, что краевой угол на фрактальных по
верхностях определяется не только межфазными натяжениями, 



но и размерами молекул, а также масштабом, отвечающим верх
нему пределу фрактального приведения поверхности. Если ниж
ний предел 50 превышает размеры молекул, то формула 5.10 су
щественно упрощается. В этом случае площадь межфазной по
верхности, измеренная на масштабах 30, d1 и d2, имеет одну и ту 
же величину, поэтому в формуле 5.10 можно заменить d1 и d2 на 
50, что приводит к следующему достаточно простому выраже
нию:

cosOf = cosO0l-^°- I (5.11),

сходному с полученным для шероховатых поверхностей.
Поскольку фрактальная размерность поверхностей df всегда 

больше двух, а нижний и верхний масштабы, ограничивающие 
область фрактальной структуры, могут сильно различаться 
(Д0 >> 50), то на фрактальной поверхности краевой угол может 
существенно отличаться от краевого угла на гладкой подложке из 
той же породы, причем на фрактальной поверхности капли суще
ственно лучше (или наоборот существенно хуже) смачивают по
верхность.

Эффект повышения отталкивающей способности для фрак
тальных поверхностей был экспериментально подтвержден. 
Сверх водо- и нефтеотталкивающие поверхности с фрактальной 
структурой были получены. Большая серия экспериментов по 
изучению водо- и нефтеотталкивающих свойств фрактальных по
верхностей представлена в работах Ролдугина В.И. В этих экспе
риментах поверхность анодированного алюминия, имевшая фрак
тальную размерность 2, 19, обрабатывалась перфтортрихлорси- 
ланами для получения супер водоотталкивающей поверхности и 
перфорированными моноалкилфосфатами для получения масло 
отталкивающей поверхности.

На рис. 5.5 представлены зависимости краевого угла смеси 
вода/этанол на обработанных различными модификаторами глад
кой и фрактальной поверхностях. Видно существенное различие 
зависимостей краевого угла от поверхностного натяжения: для



гладких поверхностей имеет место плавное увеличение краевого 
угла с ростом поверхностного натяжения, тогда как для фрак
тальных поверхностей области медленного изменения краевого 
угла разделены скачкообразным его изменением.

Рис. 5.5. Зависимости краевого угла смеси вода/этанол 
на обработанных различными модификаторами фрактальной (1) 
и гладкой (2) поверхностях от поверхностного натяжения смеси

Рис. 5.6. Зависимость краевого угла на фрактальной поверхности 
от краевого угла на гладкой поверхности для смеси вода/этанол



На рис. 5.6 представлена также зависимость краевого угла на 
фрактальной поверхности от краевого угла на гладкой поверхно
сти. Видно, что экспериментальные данные хорошо соответству
ют зависимости (5.11).

5.5.3. Измерение контактного угла смачивания 
по методике К.И. Багринцевой и Т.С. Преображенской

Данный метод [4] позволяет определять контактные углы сма
чивания в идентичных условиях на нескольких образцах сразу с 
помощью микроскопа. Тонкие 2 мм пластины, выпиленные из 
кернов горной породы параллельно или перпендикулярно к напла
стованию, шлифуют, кипятят и насыщают под вакуумом моделью 
нефти, керосином или водой. Использование тонких пластинок по
зволяет свести практически к минимуму эффект капиллярных яв
лений. Далее эти пластины помещаются в кюветы, заполненные 
жидкостью, полярно противоположной исследуемой. Кюветы на
ходятся на специальной неподвижной платформе, вокруг которой, 
вращая микроскоп, измеряют максимальный диаметр и высоту ка
пли с обеих сторон каждой пластины. Условия измерения сле
дующие: максимальный диаметр капли не должен превышать 
1 мм, в противном случае капли сливаются и не отражают реаль
ную характеристику смачиваемости (часто это происходит в силь
нопористых разностях), число образовавшихся капель должно 
быть не меньше 20, также есть определенные условия проведения 
шлифовки, времени кипячения, вакуумирования, времени уста
новления равновесного состояния и времени интервалов замеров. 
Контактный угол рассчитывают по формулам 5.12, 5.13:

(5.12),

cos 0 = Е f cos 0 (5.13)
i=1

где 0 - контактный угол, h - высота капли, - максимальный
диаметр капли, f - значение координат местоположения изме
ряемых капель.



Поверхности по результатам измерения контактного угла де
лят на три зоны: 0-75° - гидрофильная, 75-105° - промежуточ
ная, 105-180° - гидрофобная. Для каждой зоны рассчитывают 
среднее значение контактного угла. А также определяют про
центное содержание капель в диапазоне от 1-180° через каждые 
10°.

Данный метод позволяет сформировать капли одного размера 
и соблюсти одинаковые условия проведения измерения. Также 
метод позволяет визуально наблюдать динамику формирования 
капель. Метод дает возможность координатной привязки каждого 
измеренного контактного угла к минеральному составу породы и 
структуре порового пространства, что позволяет выявлять неод
нородность смачивания отдельных частей поверхности пластинок 
и оценивать влияние отдельных минералов на гидрофобизацию.

Авторы данной методики обращают внимание на тот факт, 
что механизм процесса образования капель на поверхности опре
деляется структурой исследуемых материалов и структурой по
рового пространства. Так, в плотных образцах породы (порис
тость менее 10%) капли образуются из поверхностной пленки с 
момента погружения пластинки в кюветы и еще в течение не
сколько часов, при этом конфигурация капель неизменна. В более 
пористых породах (пористость больше 10%) время образования 
капель увеличивается и число капель непрерывно растет. Авторы 
предполагают, что процесс формирования капель в этом случае 
связан не только с поверхностными явлениями, но и с капилляр
ным движением насыщающих флюидов. Временной интервал за
меров на плотных образцах, как правило, увеличивается.

На гидрофобизацию влияет структура порового пространства 
(наличие пор и трещин) в породе-коллекторе. На образцах Орен
бургского газоконденсатного месторождения был проведен ана
лиз зависимости степени гидрофобизации (по краевому углу сма
чивания) от структуры порового пространства. Высокие значения 
краевого угла смачивания (более 105°) прослеживаются у коллек
торов порового типа. Низкопористые разности (1-3%) преимуще
ственно гидрофобны в области трещин и стилолитовых швов, и 



преимущественно гидрофильны в области микропор. Но данная 
закономерность не постоянна и различна для других месторож
дений. Например, автор [30] при изучении карбонатных образцов 
месторождений Средней Азии сталкивался с тем, что низкопо
ристые (1-18%) образцы породы имели среднее значение кон
тактного угла 80-900, то есть имело место промежуточное смачи
вание, при этом породы с гидрофильными свойствами отсутство
вали. На другом месторождении образцы имели высокую удель
ную поверхность (0,25-0,33 м2/г) и высокое значение остаточной 
воды, то есть логично было предположить гидрофильный харак
тер смачиваемости, однако число капель со средним контактным 
углом 12-15° было очень мало. Данные отклонения авторы объ
яснили тем, что строение пор, их морфология и сообщаемость 
искажают истинную картину поверхностных свойств. Также сле
дует учитывать минералогические включения, такие как ангид
рит, гипс, кальцит в состав породы при изучении смачиваемости. 
Данные включения снижают средний контактный угол, тем са
мым выявляя зоны с гидрофильным характером смачивания [30].

5.5.4. Метод Амотта

Метод Амотта - количественный метод оценки смачиваемо
сти породы. Метод Амотта сочетает в себе пропитку и форсиро
ванное вытеснение для измерения интегрального среднего значе
ния смачиваемости керна. В данном методе обычно используют 
цельный природный образец керна и флюид. Метод Амотта ос
нован на том принципе, что смачивающий флюид будет впиты
ваться в керн, как правило, спонтанно вытесняя несмачивающий. 
Отношение спонтанного впитывания к форсированному вытес
нению обычно уменьшает влияние других факторов, таких как 
относительная проницаемость, вязкость и начальная водонасы- 
щенность породы.

Обычно керн готовят путем центрифугирования в рассоле до 
достижения остаточной нефтенасыщенности. В методе Амотта 
можно выделить следующие четыре этапа:



1. Погружение керна в нефть и измерение объема воды, вытес
ненной путем спонтанной пропитки нефтью в течение 20 часов.

2. Центрифугирование этого керна в нефти до достижения 
неуменьшающейся водонасыщенности и измерение суммарного 
объема вытесненной воды, включая объем вытесненной воды при 
спонтанной пропитке.

3. Погружение керна в рассол и измерение объема нефти, вы
тесненной путем спонтанной пропитки воды в течение 20 часов.

4. Центрифугирование этого керна в рассоле до достижения 
остаточной нефтенасыщенности и измерение суммарного объема 
вытесненной нефти.

Результаты эксперимента выражаются в следующем:
1. Отношение вытесненной нефти (формула 5.14): отношение 

объема воды, вытесненной за счет спонтанной пропитки нефтью, 
Vwsp, к суммарному объему воды, вытесненной за счет пропитки 
нефтью и центрифугирования Vwt:

5о=Vwsp/Vwt (5.14),

где Vwsp - объем воды, вытесненной нефтью при спонтанной про
питке; Vwt - общий объем воды, вытесненный нефтью как при 
пропитке, так и при центрифугировании.

2. Отношение вытесненной воды (формула 5.15): отношение 
объема нефти, вытесненной за счет спонтанной пропитки водой, 
Vosp, к суммарному объему вытесненной нефти, вытесненной за 
счет пропитки водой и центрифугирования, Vot,

8w=Vosp/Vot (5.15),

где Vosp - объем нефти, вытесненной водой при спонтанной про
питке; Vot - общий объем нефти, вытесненный водой как при 
пропитке, так и при центрифугировании.

Керны, преимущественно смачиваемые водой, имеют поло
жительную величину 5w, а величина 5o=0. Отношение 50 («вытес
нение водой») стремится к 1, и достигает ее по мере увеличения 
смачиваемости водой. Точно также, керны, преимущественно 
смачиваемые нефтью, имеют положительное значение 5o, а ои=0. 



Если оба значения равны нулю, то керн имеет нейтральную сма
чиваемость.

Другие исследователи [31; 33] модифицировали метод Амот- 
та, основываясь на том, что 20 часов пропитки недостаточно. До
полнение к методу Амотта состоит в том, что естественный, на
сыщенный рассолом образец породы, после спонтанной пропитки 
нефтью сначала центрифугируется в рассоле, а затем центрифу
гируется в нефти, до достижения неуменьшающейся водонасы
щенности. Отношения 5w и 50 рассчитываются как и прежде, но 
кроме этого, рассчитывается еще и показатель Амотта-Гарвея 
(формула 5.16):

Jah= - - 5o= (Vosp/Vot) - ТТТ (5.16).
Показатель смачиваемости JAH в этом случае изменяется в 

пределах от +1 (полностью смачивается водой) до -1 (полностью 
смачивается нефтью). В работе [33] установлено, что система 
гидрофильна, если JAH <1; имеет промежуточную смачиваемость 
при -0,3 < JAH < 0,3; гидрофобна, если -1 < JAH < -0,3 (табл. 5.1).

Классификация показателя смачиваемости JAH 
по методу Амотта-Гарвея (по Cuiec L.E.)

Таблица 5.1

Ранги показателя Амотта-Гарвея JAH Смачиваемость
От +0,3 до +1,0 гидрофильный
От +0,1 до +0,3 слабогидрофильный
От -0,1 до +0,1 Нейтральный
От -0,3 до -0,1 слабогидрофобный
От -1,0 до -0,3 гидрофобный

Также существует еще одна модификация метода Амотта 
[37], в которой авторы изменили способ измерения скорости про
питки. Образец подвешивается на тонкой нити в воде и нефти и 
взвешивается на электрических весах. Изменение в весе фикси
руется во времени. Смачиваемость керна определяется как сумма 
стандартных показателей смачиваемости (5w, 50) и скоростей 
спонтанной пропитки.



Одним из недостатков метода Амотта и его модификаций яв
ляется нечувствительность в области нейтральной смачиваемо
сти. Существуют ограничения по контактному углу смачивания 
(приблизительно 60-1200), когда ни один из флюидов не будет 
спонтанно поглощать и вытеснять другой. Также ограничение 
будет зависеть от начальной насыщенности образца. Еще одним 
недостатком является применение только не рыхлых, мало под
дающихся разрушению кернов во избежание потерь во время 
проведения опыта.

5.5.5. Метод Тульбовича

Отраслевой стандарт «Метод определения смачиваемости уг
леводородосодержащих пород» (1985 г.) относится к динамиче
ским методам и дает количественную оценку осредненной сма
чиваемости породы [19; 23].

Подготовка эксперимента. Для проведения эксперимента не
обходим образец правильной геометрической формы, хорошо 
сцементированный для обеспечения целостности при работе в 
жидких флюидах и центрифугировании. Проницаемость по газу 
должна быть не менее 0,01 мкм2.

Природный не экстрагированный образец перед проведением 
эксперимента необходимо экстрагировать в спирто-бензольной 
смеси или четыреххлористым углеродом. Затем образец промы
вают дистиллированной водой и сушат в сушильном шкафу при 
температуре 105°С до стабилизации веса.

Проведение эксперимента.
1. Экстрагированный образец насыщают дистиллированной 

водой под вакуумом. Определяют массу образца, погруженного в 
воду.

2. Погружают насыщенный водой образец в керосин на 20 ча
сов. Определяют массу образца, погруженного в воду.

3. Образец помещают в стакан центрифуги, заполненный ке
росином и производят центрифугирование в течение 30 мин при 



факторе разделения 2500. Определяют массу образца, погружен
ного в воду.

4. Образец погружают в дистиллированную воду на 20 часов. 
Взвесить образец в дистиллированной воде.

5. Образец помещают в стакан центрифуги, заполненный дис
тиллированной водой и производят центрифугирование в течение 
30 мин при факторе разделения 2500. Определяют массу образца, 
погруженного в воду.

6. Все результаты измерений заносят в таблицу.
Вместо керосина допускается замена на нефть или ее модель, 

а дистиллированную воду можно заменять на пластовую или ее 
модель.

Обработка результатов эксперимента.
1. Количество воды, вытесненной керосином из образца в ре

зультате противоточной капиллярной пропитки (формула 5.17), 
см3:

Ув = (P1 - ₽2)/(Рв - Рк), (5.17),
где Р1 - масса образца в дистиллированной воде, насыщенного 
дистиллированной водой, г; Р2 - масса образца в дистиллирован
ной воде после противоточной капиллярной пропитки, г; рв - 
плотность дистиллированной воды, г/см3; Рк - плотность кероси
на, г/см3.

2. Количество воды, вытесненной керосином из образца в ре
зультате противоточной капиллярной пропитки и центрифугиро
вания (формула 5.18), см3:

Ув^=(Р1 - Рз)/(Рв - Рк) (5.18),

где Р3 - масса образца в дистиллированной воде после центрифу
гирования в керосине, г;

3. Количество керосина, вытесненного дистиллированной во
дой из образца в результате противоточной капиллярной пропит
ки (формула 5.19), см3: 

V = (P4 - Р3Ж - Рк) (5.19),



где Р4 - масса образца в дистиллированной воде после погруже
ния его в дистиллированную воду в течение 20 часов, г;

4. Количество керосина, вытесненного дистиллированной во
дой из образца в результате противоточной капиллярной пропит
ки и центрифугирования (формула 5.20), см3:

Vt = (P5 - Рз)/(Рв - Рк) (5.20),
где P5 - масса образца в дистиллированной воде после капилляр
ной пропитки и центрифугирования в воде, г.

Показатель смачиваемости (М) (табл. 5.2) является инте
гральной характеристикой смачиваемости внутрипоровой по
верхности образца породы и рассчитывается по формуле 5.21:

М = VJ V/ = (Р4 - Рз)/ (Р5 - Рз) (5.21),
Таблица 5.2

Характеристика смачиваемости поверхности породы 
по показателю смачиваемости М

Показатель смачиваемости, М Тип смачиваемости
0,0-0,2 Гидрофобная
0,2-0,4 Преимущественно гидрофобная
0,4-0,6 Промежуточная смачиваемость
0,6-0,8 Преимущественно гидрофильная
0,8-1,0 Гидрофильная

Стандартизированный* метод США-USBM. 
Комбинированный метод USBM-Амотта 

Стандартизированный метод США-USBM

Метод был разработан Дональдсоном [38; 39]. Сущность ме
тода заключается в сравнении работы, необходимой для того, 
чтобы одна жидкость вытеснила другую. Работа, необходимая 
для того, чтобы смачивающий флюид вытеснил несмачивающий, 
меньше (изменение свободной энергии будет благоприятно), чем 
работа, необходимая для вытеснения несмачивающего флюида 



смачивающим. Уменьшение энергии происходит за счет эффек
тивной самопроизвольной пропитки, как дополнительной полез
ной силы, способствующей вытеснению несмачивающей жидко
сти в первом случае.

Если смачивающая жидкость вытесняется несмачивающей, то 
самопроизвольная пропитка несмачивающей жидкости отсутству
ет. Следовательно, должна быть произведена большая работа для 
достижения вытесненной смачивающей жидкости того же объема.

Подготовка пробы. Естественный неэкстрагированный керн 
цилиндрической формы насыщают рассолом и центрифугируют в 
нефти на высоких скоростях до достижения неуменьшающейся 
водонасыщенности.

Проведение эксперимента:
1. Образец насыщают нефтью (присутствует неуменьшающая- 

ся водонасыщенность) и центрифугируют в рассоле при различных 
скоростях до достижения Рк = -10 psi (-70 кПа), т. е. до порога 
дренирования рассола, способного вытеснить из керна нефть.

2. Керн помещают в нефть и снова центрифугируют, при этом 
рассол вытесняется нефтью. Рк и средняя насыщенность рассолом 
на этом этапе измеряется до тех пор, пока значение Рк не достиг
нет +10 psi (+70 кПа).

Результаты вытеснения нефти водой и воды нефтью наносят
ся на соответствующие кривые. Показатель смачиваемости по 
методу USBM рассчитывается по формуле (формула 5.22):

W = LogO41)/LogC42) (5.22),
где А1 и А2 - площади под кривыми вытеснения нефти и воды.

Если W>0, то образец гидрофилен, если W < 0, гидрофобен. 
При W = 0 образец имеет нейтральную смачиваемость. Чем боль
ше абсолютная величина W, тем выше смачивающие способно
сти жидкости.

Комбинированный метод USBM-Амотта

Sharma и Wunderlich [41] модифицировали USBM метод, ко
торый позволяет рассчитывать как показатель Амотта, так и по
казатель по методу USBM.



Подготовка пробы. Естественный неэкстрагированный керн 
цилиндрической формы насыщают рассолом.

Проведение эксперимента.
1. Вытеснение рассола нефтью: насыщенный рассолом обра

зец породы помещают в нефть и центрифугируют. При этом дос
тигается неуменьшающаяся водонасыщенность.

2. Далее этот нефтенасыщенный образец помещают в рассол 
и измеряют объем спонтанно впитавшейся воды.

3. Вытеснение нефти рассолом: керн помещают в рассол и 
цетрифугируют. Среднюю водонасыщенность образца определя
ют по количеству вытесненной нефти при каждом увеличиваю
щемся Рк. Таким образом, в конце третьей ступени в образце ос
тается только остаточная нефтенасыщенность.

Полученные данные по трем ступеням опыта используются 
для расчета площади под кривой внедрения рассола согласно 
USBM методу. Рассчитывают отношение вытесненной воды 
(формула 5.23):

3w = Vosp/Vot 5W = Vl (5.23),
Vot

где Vosp - объем нефти, вытесненной водой при спонтанной про
питке; Vot - общий объем нефти, вытесненной водой как при про
питке, так и при центрифугировании.

4. Образец помещают в нефть и измеряют объем спонтанно 
впитавшейся нефти.

5. Образец помещают в нефть и центрифугируют до достиже
ния неснижаемой водонасыщенности.

Рассчитывают отношение вытесненной нефти и показателя 
смачиваемости по USBM методу (формула 5.24):

3o=Vwsp/Vwt (5.24),
где Vwsp - объем воды, вытесненной нефтью при спонтанной про
питке; Vwt - общий объем воды, вытесненной нефтью как при 
пропитке, так и при центрифугировании. Показатель смачивае
мости по комбинированному методу USBM-Амотта рассчитыва
ется по формуле (формула 5.25):



W = log(Ai)/log(A2) (5.25),

где А1 и А2 - площади под кривыми вытеснения нефти и воды.
Комбинированный метод USBM-Амотта позволяет улучшить 

расчет изменения насыщения при Рк=0, а также подсчитываются 
показатели смачиваемости по Амотту. Также, метод Амотта ино
гда может указывать на то, что система неравномерно смачивается.

5.5.7. Метод изотермической* сушки

Метод изотермической сушки является количественным ме
тодом оценки относительной смачиваемости поверхности пор. 
Метод дает точное определение значений долей поверхности, за
нятой водой и углеводородами. Данный метод оценки повышает 
точность прогнозных значений при подсчете извлекаемых запа
сов, а также позволяет более объективно подходить к выбору ме
тода воздействия на коллектор при разработке. Имея данные о 
структуре порового пространства породы, возможно также на
блюдать адсорбционные явления на уровне отдельных пор и ка
пилляров [20; 26].

Суть метода изотермической сушки состоит в определении 
объема свободной воды, испарившейся из гидрофобизованного 
образца, и объема свободной воды, испарившейся из образца по
сле устранения гидрофобизации. Сопоставление этих объемов 
позволяет определить коэффициент гидрофобизации как долю 
площади поверхности пор, занятую гидрофобными веществами 
(формула 5.26) [36]:

0H =
W2 - W1

W2

(5.26),

где 0М - коэффициент гидрофобизации; W1 - объем свободной во
ды, испарившейся из гидрофобизованного образца, W2 - объем 
свободной воды, испарившейся из гидрофильного образца.

Порядок выполнения. При исследовании методом изотермиче
ской сушки образцы керна насыщаются дистиллированной водой 
и помещаются в установку, где поддерживается температура 



25°С и влажность 33%. Установка снабжена аналитическими ве
сами (рис. 5.7). В процессе испарения воды получают кривые 
сушки сначала для гидрофобизованных образцов, затем, после 
экстракции - для гидрофильных образцов (рис. 5.8). Экстрагиро
вание образца проводят в аппарате Сокслета последовательно 
хлороформом и спиртом. Спирт удаляют с помощью паров ки
пящей воды. Экстракция проводится до прекращения свечения 
пробы из экстрактора под ультрафиолетовым светом.

Рис. 5.7. Принципиальная схема для проведения 
изотермической сушки:

1 - климатическая камера, 2 - аналитические весы, 3 - эксикатор для 
вакуумирования образцов, 4 - вакуумный насос

Рис. 5.8. Кривые сушки: гидрофобизированного образца (1) 
и того же образца после устранения гидрофобизации (2)



5.5.8. Метод капиллярной пропитки

Капиллярная пропитка - процесс самопроизвольного вытес
нения жидкости или газа из пористой среды другой несмеши- 
вающейся жидкостью под действием капиллярных сил. Данное 
явление играет существенную роль при вытеснении нефти и газа 
из неоднородных пористых и трещиновато-пористых коллекто
ров.

Метод основан на явлении капиллярности и относится к каче
ственным методам определения смачиваемости.

Нефтенасыщенный природный керн, имеющий остаточную 
водонасыщенность, помещают в рассол (пластовую воду), нахо
дящийся в цилиндре с градуировкой, и измеряют объем и ско
рость вытесненной нефти [3]. Низкие скорости пропитки свиде
тельствуют о слабой гидрофильности керна. Если вода не впиты
вается вообще, то керн считается гидрофобным или имеет ней
тральную смачиваемость [10; 13]. Далее гидрофобный керн про
мывается водой до остаточной нефтенасыщенности и помещается 
в цилиндр, заполненный нефтью. Затем цилиндр переворачивают 
вверх дном (градуировкой наоборот) и измеряют объем воды, вы
тесненной нефтью при пропитке нефтью. Если керн впитывает 
нефть, он гидрофобный. Если не впитывает ни нефть, ни воду, 
керн характеризуется нейтральной смачиваемостью. Если впиты
вается и нефть, и вода, то керн имеет смешанную или фракцион
ную смачиваемость.

Данный метод не учитывает тот факт, что скорость пропитки 
зависит не только от смачиваемости, но и от относительной про
ницаемости, вязкости, поверхностного натяжения жидкостей, а 
также от структуры порового пространства и начальной водо- и 
нефтенасыщенности [9]. Для учета влияния физических свойств 
породы и жидкостей экспериментальные данные пропитки ана
лизируют, сравнивая поведение образца породы неизвестной 
смачиваемости с известной смачиваемостью этого же образца. 
Для этого исследуемый образец породы очищается (прокаливает
ся при высокой температуре), а затем при насыщении соответст



вующими жидкостями делается преимущественно смачиваемым 
водой или нефтью.

5.5.9. Метод полупроницаемой* мембраны

Метод полупроницаемой мембраны основан на отжатии сво
бодной воды предварительно насыщенных пород силами капил
лярного давления. Часть воды, сохранившаяся в порах образца 
после создания предельного давления, соответствует содержанию 
остаточной воды для данной породы. Основной недостаток мето
да - длительность проведения опыта для снятия капиллярной 
кривой (более 20 дней), отсутствие и невозможность термостати- 
рования прибора.

В методе полупроницаемой мембраны определяют соотноше
ния капиллярного давления и насыщенности. Данный метод при
меняется для оценки содержания остаточной воды, а также для 
определения соотношения поровых каналов различного диамет
ра. Опыты проводятся на приборе - капилляриметре.

При создании небольшого давления (150-200 Па) жидкость 
вытесняется сначала из широких капиллярных пор размером бо
лее 100 мкм, а затем по мере повышения давления до 15 кПа и 
более вода вытесняется из мелких поровых каналов, минималь
ный размер которых равен 1мкм. При каждом новом увеличении 
давления образец выдерживают около 24 часов до достижения 
статического равновесия, после чего вычисляют объем вытеснен
ной воды. Вода, сохранившаяся в породе, соответствует остаточ
ной водонасыщенности.

При вытеснении жидкости из поры цилиндрической формы 
радиуса r должно быть преодолено капиллярное давление Рк. Вы
числение эквивалентных радиусов пор проводят по формуле Ла
пласа (формула 5.27):

Лэкв = 2о cosO/P,, (5.27),

где о - поверхностное натяжение воды; 0 - краевой угол смачи
вания, условно принятый для воды 0°, Рк - капиллярное давление.



Полученная кривая капиллярного давления характеризует 
структуру порового пространства. При простом геометрическом 
строении порового пространства пород порометрические кривые 
имеют один четкий максимум, наблюдается общее увеличение 
проницаемости с возрастанием количества крупных фильтрую
щих пор [20].

5.5.10. Метод ядерного магнитного резонанса

Метод ядерного магнитного резонанса (ЯМР) основан на резо
нансном поглощении электромагнитной энергии в веществах, обу
словленном магнетизмом ядер. Эффект поглощения наблюдается в 
сильном магнитном поле, на которое накладывается более слабое 
поле области радиочастот. Источником энергии в ЯМР служит ге
нератор радиочастот 10-60 МГц (длина волны 30-50 м). Образец в 
кристаллическом или порошкообразном состоянии помещается 
между полюсами магнита. Регистрация спектра производится либо 
визуально на экране осциллографа, либо с помощью самописца. 
В ЯМР-спектроскопии важны следующие характеристики ядер: 
спин, наличие магнитного и квадрупольного моментов; величина 
магнитного момента; естественное содержание изотопа. Интен
сивные спектры ЯМР дают ядра: 1H, 1 9F, 1 1 P со спином 1-1/2, 
(спектр в этих случаях состоит из одной линии), Ч-i, 9Be, 1 1B, 
2 3Na со спином 1-3/2 и 2 7A1 с 1-5/2. Для наблюдения эффекта 
необходимо, чтобы исследуемые ядра содержались в значительном 
количестве (т. е. являлись основным компонентом) и желательно в 
значительном объеме (~0,5 см3). Существуют две методики ЯМР- 
спектроскопии: 1) ЯМР высокого разрешения, применяющийся 
для исследования жидкостей и являющийся стандартным спосо
бом определения строения органических молекул; 2) ЯМР широ
ких линий для изучения твердых тел, используемый в геологиче
ских исследованиях. Из спектров ЯМР в твердых телах можно по
лучить информацию по структуре, например, о расстояниях между 
ближайшими ядрами, об ориентации соединяющего их направле
ния, о наличии неэквивалентных ориентаций и неэквивалентных 
положений этих ядер, о характере упорядочения их в структуре, а 



при наличии квадрупольного момента у ядра - также об одной из 
важнейших характеристик кристаллического поля - его градиенте. 
Большую часть этих сведений получают в результате длительной 
обработки наблюдаемых спектров, как правило, с применением 
компьютеров.

Смачиваемость и ЯМР поверхностная релаксация зависят 
друг от друга. Смачиваемость контролирует расположение жид
кости в пористых средах, а ЯМР поверхностная релаксация пока
зывает, что жидкость в контакте с поверхностью минерала имеет 
время релаксации короче по сравнению с ее объемными значе
ниями. Наблюдается хорошая согласованность в индексах смачи
вания, определяемых по методу ЯМР и методу Амотта-Гарвея, 
что дает основание использовать метод ЯМР с большой уверен
ностью с истинности результата [32; 40; 42].

5.5.11. Метод определения адсорбции из водных растворов красителей 
метиленовой сини (метиленовый голубой)

Адсорбция метиленового голубого позволяет оценивать гид
рофильность поверхности породы, основываясь на предположе
нии, что этот краситель адсорбируется породой, причем только 
участками, смоченными водой. В этом случае из кернов парал
лельно напластованию вытачиваются по два небольших образца. 
Оба они насыщаются пластовой водой, но второй - после экс
тракции хлороформом и метанолом.

Интенсивность адсорбции красителя на поверхности образцов 
определяется прокачкой через них раствора красителя. Определя
ется отношение интенсивности красителя на исходном и экстра
гированном образцах. На экстрагированном образце адсорбиру
ется большее количество красителя, в то время, как на гидрофоб
ных образцах - незначительное. Пленка нефти, покрывающая от
дельные участки порового пространства образцов, изолирует рас
твор красителя от твердой фазы кернов [22]. Недостатком данно
го метода является высокая адсорбция метиленового голубого на 
поверхности порового пространства.



5.5.12. Определение смачиваемости с помощью растровой 
электронной микроскопии

Растровая электронная микроскопия (РЭМ) - это метод изу
чения строения образца, основанный на взаимодействии элек
тронного пучка с веществом, предназначенный для получения 
изображения поверхности образца с высоким пространственным 
разрешением, а также получения данных о составе, строении и 
некоторых других свойствах приповерхностных слоев (рис. 5.9). 
Метод РЭМ дает возможность напрямую (in situ) визуально на
блюдать распределение флюидов в поровом пространстве образ
ца и рассчитывать количественные параметры с помощью специ
ального программного обеспечения. РЭМ позволяет непосредст
венно изучать монолитные образцы пород с произвольной гео
метрией поверхности, не подвергая их специальной и трудоемкой 
подготовке. Основные преимущества РЭМ: неразрушающая ме
тодика, относительная простота в подготовке образцов для ана
лиза, экспрессность, а также широкий спектр анализируемых 
твердых тел. РЭМ незаменим при исследовании микростроения 
пород, т.к. позволяет непосредственно наблюдать поверхность 
массивных образцов и получать информацию не только о взаим
ном расположении минералов, но и о структуре порового про
странства.

Рис. 5.9. Структура порового пространства и микростроение 
каолинита (РЭМ-изображение)



Принцип работы РЭМ заключается в том, что тонкий элек
тронный пучок направляется на анализируемый образец. В ре
зультате взаимодействия между электронным зондом и образцом 
возникают низкоэнергетические вторичные электроны, которые 
отбираются детектором вторичных электронов. Каждый акт 
столкновения сопровождается появлением электрического сигна
ла на выходе детектора. Интенсивность электрического сигнала 
зависит как от природы образца (в меньшей степени), так и от то
пографии (в большей степени) образца в области взаимодействия. 
Таким образом, сканируя электронным пучком поверхность объ
екта, возможно получить карту рельефа проанализированной зо
ны. Изображение регистрируется исключительно в цифровой 
форме. Электронная пушка и электронная колонна формируют 
остросфокусированный электронный зонд средних энергий (10
50 кэВ) на поверхности образца. Прибор обязательно должен 
быть оснащен вакуумной системой (в современных моделях мик
роскопов высокий вакуум желателен, но не обязателен). Также в 
каждом РЭМ есть предметный столик, позволяющий перемещать 
образец минимум в трех направлениях. При взаимодействии зон
да с объектом возникают несколько видов излучений, каждое из 
которых может быть преобразовано в электрический сигнал. 
В зависимости от механизма регистрирования сигнала различают 
несколько режимов работы сканирующего электронного микро
скопа: режим вторичных электронов, режим отражённых элек
тронов, режим катодолюминесценции и др.

Подготовка объектов. Если образцы непроводящие, то на 
них напыляется тонкий проводящий слой. Это может быть любое 
проводящее вещество, однако, чаще всего используют углерод и 
золото. Первый, как правило, имеет малый размер напыляемых 
частиц, и, как следствие, позволяет получать микрофотографии с 
большим увеличением без собственной визуализации. РЭМ-ана
лиз способом катодолюминесценции, предложенный В.А. Кузь
миным в 1987 г., дает наиболее полное и объективное представ
ление о структуре емкостного пространства. Суть методики за
ключается в исследовании аншлифа образца породы, поровое 



пространство которого предварительно насыщается люминесци- 
рующим под электронным пучком органическим люминофором.

Получаемые РЭМ-изображения представляют собой практи
чески бинарные изображения, на которых светлые участки соот
ветствуют порам, заполненным люминесцирующим полимером, а 
темные - частицами (рис. 5.10) [26].

Рис. 5.10. РЭМ-изображение (катодолюминесценция в электронном 
микроскопе, белое - поры)

Изучение поверхностных свойств горных пород методом 
РЭМ дает возможность напрямую исследовать распределение 
флюидов в поровом пространстве, сопоставить степень запол
ненности флюидом группы пор определенного размера, просле
дить закономерность данного распределения и, в конечном счете, 
оценить степень гидрофильности и гидрофобности поверхности 
поровых объемов [36].

Тем не менее, данные, полученные с помощью сканирующего 
электронного микроскопа, не могут быть экстраполированы на 
всю залежь в целом, т.к. смачиваемость зависит от температуры, 
давления, уровня рН и состава жидкости [34].



5.5.13. Сравнение метода Амотта (Амотта-Гарвея) и ОСТ 39-180-85

Метод Амотта [15] (также его модификация Амотта-Гарвея 
[31; 33] и метод отраслевого стандарта ОСТ 39-180-85 [18; 21; 
22] относятся к количественным динамическим методам опреде
ления смачиваемости. Методы сочетают в себе пропитку и фор
сированное вытеснение центрифугированием для измерения сма
чиваемости керна и базируются на том принципе, что смачиваю
щий флюид будет впитываться в керн, как правило, спонтанно, 
вытесняя несмачивающий. В результате эксперимента рассчиты
вают показатели смачиваемости (табл. 5.3).

Таблица 5.3

Показатели смачиваемости методов Амотта (Амотта-Гарвея) 
и ОСТ 39-180-85

Параметр Гидрофильный Нейтральный Гидрофобный
Показатель смачиваемо
сти по Амотту

Звода>0
^нефть 0

^вода 0

^нефтъ 0

^вода 0

^нефть>0

Показатель смачиваемо
сти Амотта-Гарвея 0,3<Iah<1,0 -0,3 <Iah<0,3 -1,0<Iah<-0,3

Показатель смачиваемо
сти по отраслевому стан
дарту ОСТ 39-180-85

0,6<M<1,0 0,4<M<0,6 0<M<0,4

Между этими методами существуют отличия в подготовке 
образца к исследованию. В методе Амотта (Амотта-Гарвея) ис
пользуют образец с природной нефтенасыщенностью. Данный 
образец центрифугируют в рассоле для достижения остаточной 
неуменьшающейся нефтенасыщенности. Далее образец исследу
ют согласно методике. В методе отраслевого стандарта ОСТ 39
180-85 перед проведением эксперимента образец необходимо 
экстрагировать в спирто-бензольной смеси (соотношение компо
нентов 1:3) или четыреххлористым углеродом до полного удале
ния углеводородов. При высокой пластовой (связанной) воде об
разцы водостойких пород промывают дистилированной водой в 
аппарате Сокслета. Проэкстрагированный образец высушивают 



до постоянной массы в сушильном шкафу при температуре 102°- 
105°С и производят определение абсолютной газопроницаемости. 
После подготовки образца проводят испытание согласно методи
ке. Поскольку смачиваемость зависит от вида насыщающего 
флюида [15], то данным методом определяют тип смачиваемости 
по рабочему агенту (керосин, нефть, модель нефти, пластовая во
да, дистиллированная вода, модель воды). При использовании 
метода отраслевого стандарта ОСТ 39-180-85 не сохраняется ес
тественная смачиваемость образца. Также следует с осторожно
стью использовать дистиллированную воду в качестве рабочего 
агента для пропитки и центрифугирования. Если в образце поро
ды присутствуют глинистые минералы, особенно чувствительные 
к воде, то при контакте с водой происходит нарушение структуры 
порового пространства (набухание, смещение структуры кри
сталлической решетки). ОСТ 39-180-85 хотя и имеет количест
венную оценку, но в целом способен указать лишь на предпочте
ние породы смачиваться тем или иным флюидом.

5.6. Взаимосвязь между различными показателями 
смачиваемости

Значительное количество разработанных методов определе
ния смачиваемости указывает на нерешенность к настоящему 
времени задачи надежной оценки смачивания [1]. Описанные ме
тоды базируются на различных физических предпосылках и ха
рактеризуют отдельные (часто локальные) аспекты смачивания. 
Исторически базовым параметром смачивания считается локаль
ный угол смачивания (0).

В измерениях угла касания задействованы капельные жидко
сти (обычно вода), вступающие в контакт с твердой поверхно
стью (пластиной кристалла минерала либо поверхностью поро
ды), которые окружаются другой жидкостью (обычно нефтью). 
Жидкостям позволяется прийти в равновесие, после чего запира
ется угол касания между каплей жидкости и твердой поверхно



стью. Величина угла касания прямо указывает на смачиваемость 
породы (Anderson, 1986). В таблице 5.4 приведены диапазоны уг
ла касания и соответствующие состояния смачивания.

Таблица 5.4

Зависимость между смачиваемостью и общими измерениями 
(Anderson, 1968) [28]

Гидрофильная Нейтральная Олеофильная
Угол контакта (минимум) 0° 60° - 75° 105° - 120°
Угол контакта (максимум) 60° - 75° 105° - 120° 180°
Показатель смачиваемо
сти USBM ~ 1 ~ 0 ~ -1

Отклонение показателя 
смачиваемости (Amott) по 
воде

>0 0 0

Отклонение показателя 
смачиваемости (Amott) по 
нефти

0 0 0

Показателя смачиваемо
сти (Amott - Harvey) 0,3< Iw < 1.0 -0,3< Iw < 0,3 -1,0< Iw < -0,3

5.7. Взаимосвязь между стандартными показателями 
смачиваемости США

Наиболее широко используемые эмпирические измерения 
смачиваемости для керна: методом Амотта (Amott, 1959; Boneau 
and Clampitt, 1977), стндартизированным методом США-USBM и 
комбинированными методами USBM-Амоттa (Шарма и Дональд
сон и др., 1969) Вундерлих, 1985, 1987) - основаны на исследова
ниях смещения.
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Рис. 5.11. Схематическое определение Amott индекса для воды (Iw) 
и нефти (1о), индекс Амотт-Харви (Iah), и Соединенные Штаты 

Бюро шахт (USBM) индекс (Iusbm) с точки зрения 
водонасыщенности в определенных капиллярных давлениях 

Последовательность и направление смещений указывают пронумеро
ванными стрелками. Сплошные линии показывают дренаж или насиль
ственные перемещения; пунктирные линии показывают спонтанные со
бытия

5.7.1. Индекс Амотта

Оригинальный тест, предложенный Amott (1959) сравнивает 
количество жидкости, которая впитывается спонтанно в течение 
20 часов с количеством той же жидкости, которая может переме
щаться в результате центрифунгирования или вязкого вытесне
ния (как предложено Cuiec , 1975). На рисунке 5.11 (S2 - S1) пред
ставляет собой изменение насыщенности воды из-за спонтанного 
впитывания, в то время как полное изменение водонасыщенности 
из-за спонтанного впитывания и принудительного движения во



ды представлено величиной (S3 - S1). Индекс Амотта для воды 
IW = (S2 - S1)/(S3 - S1). Это некоторая дробная величина, изме
няющаяся от 0 (нет спонтанного пропитывания) и до 1 (сильная 
смачиваемость водой: нет дополнительного извлечения принуди
тельным движением воды). Точно также спонтанную пропитку 
нефтью можно сравнить с принудительным вытеснением воды 
нефтью, чтобы определить индекс нефти Амотта по нефти, 
(рис. 5.11). Два показателя, IW и 1о, участвуют в определении ин
декса Амотта-Гарвея (1АН). Ьн = Iw - Io (Boneau and Clampitt, 
1977). 1АН колеблется от -1 (сильная смачиваемость нефтью) и до 
+1 (сильная смачиваемость водой).

Многие практические детали эксперимента могут иметь 
большое влияние на значения индексов Амотта для воды и нефти. 
Это продолжительность спонтанного поглощения, капиллярное 
давление, установленное после первичного дренажа, количество 
и распределение начальной водонасыщенности (Swi), прилипание 
капель вытесняемой фазы к внешней поверхности керна, и т.д. 
Хотя любой из этих факторов может производить только не
большое изменение в числах Амотта, однако взятые вместе, они 
могут вызывать значительные искажения. Результаты отдельного 
опыта могут показать стойкие тенденции, потому что все керны 
испытывались одинаково. Но сравнение результатов разных опы
тов может показать значительные расхождения, которые связаны 
с различиями в экспериментальных методиках. Точность измере
ний насыщения фаз также может варьироваться. Эксперименты, 
проводимые в различных лабораториях, включают встряхивание 
при заводнении, чистку керна и др. Идеальный эксперименталь
ный метод до сих пор не разработан.



5.7.2. Индекс USBM

Индекс смачиваемости USBM (Iusbm) был введен Дональдсо
ном и др. (1969). Как показано на рисунке 5.11, при вынужденном 
движении нефти (насыщение водой уменьшается) и при вынуж
денном движении воды (увеличение водонасыщенности) кривые 
дренажа капиллярного давления измеряются методом центрифу
гирования. Логарифм отношения площадей под этими кривыми 
дает индекс смачивания USBM (IusbM). Iusbm = 1од10(А1/А2). 
Gatenby и Marsden (1957) было обнаружено, что площадь под 
кривой капиллярного давления является характеристикой работы 
процесса вытеснения. В экспериментах Дональдсона и др. выше
описанные условия не соблюдались: при определении средних 
насыщенностей, установленных в керне путем центрифугирова
ния, не учитывалось аномальное насыщение на входе для соот
ветствующего значения Рс. Другие исследователи обычно ис
пользовали исправленные значения насыщенности.

Как значение индекса Амотта-Гарвея, так и масштаб индекса 
USBM положительные для более смачиваемых водой образцов и 
отрицательные для более смачиваемых нефтью. В принципе, эти 
значения не могут быть в диапазоне от +1 (сильная смачивае
мость водой) до -1 (сильная смачиваемость нефтью). Тем не ме
нее, для практических целей, диапазон -1 < IUSBM < +1 широко 
используется. Аналогия со шкалой Амотта-Гарвея, в сочетании 
со скоростью и удобством метода, привели к широкому исполь
зованию метода USBM.

Хотя эти два индекса используются почти как синонимы в 
нефтяной промышленности в качестве индикаторов смачивания 
породы, есть очевидные различия. Индекс Амотта-Гарвея, по оп
ределению, должен быть в диапазоне -1 и +1. Более важно сопос
тавление индексов для широкого спектра слабо увлажненных и 
промежуточных условий смачивания. Индекс Амотта-Гарвея от
ражает спонтанное впитывание, а индекс USBM отражает кривые 
капиллярного давления.



5.7.3. Комбинированные измерения индексов USBM-Амотта

Шарма и Вундерлих (1985, 1987) предложили комбинирован
ный тест USBM-Амотта, который измеряет оба индекса в одном 
эксперименте. Этот метод имеет важное преимущество, так как 
он оценивает оба индекса смачиваемости с использованием оди
наковой последовательности и на том же образце в керне. После
довательность эксперимента начинается с анализа керна полно
стью насыщенного водой (Sw = 1 и Рс = 0 на рис. 5.11). Первая 
фильтрация - это дренаж нефти, который заставляет воду вытес
няться из керна до начальной водонасыщенности (Swi), (показано 
сплошной линией 1 на рисунке 5.11). В этот момент эксперимент 
может быть продолжен или приостановлен на некоторое время, в 
течение которого компоненты нефти взаимодействуют с поверх
ностью пор, изменяя их смачиваемость. Это рассматривается как 
процесс «старения». Процесс сопровождается спонтанной про
питкой водой или солевым раствором, обозначенной пунктирной 
линией 2 на рисунке 5.11. Капиллярное давление, как правило, не 
измеряется во время спонтанных процессов. Насыщение воды в 
керне меняется, пока Рс не упадет до нуля. В этот момент начина
ется принудительное вытеснение нефти водой, обычно путем 
центрифугирования, хотя также используется вязкое смещение. 
Этот этап (сплошная линия 3 на рисунке 5.11) иногда называют 
принудительным вытеснением, поскольку насыщение водой уве
личивается, хотя на самом деле идет процесс дренажа. Спонтан
ное пропитывание нефтью и принудительное вытеснение воды 
нефтью завершают цикл вытеснения. Из полученных экспери
ментальных данных могут быть рассчитаны индексы смачивания: 
индекс Амотта-Гарвея, индекс USBM, IW, 1о.

В случаях, когда имеются данные для обоих индексов (Амот
та-Гарвея и USBM), сравнение их значений показывает значи
тельный разброс (Бакли, 1996). Наблюдается только качественное 
соответствие между ними. На рисунках 5.12 (а) и 5.12 (б) по
строена связь между значениями индекса Амотта-Гарвея и ин
декса USBM на основе экспериментальных данных из нескольких



литературных источников. На рисунке 5.12 (а) некоторые точки 
из разброса, вероятно, могут быть связаны с реальными разли
чиями между образцами, так как для определения были исполь
зованы различные образцы. Рисунок 5.12 (б) показывает измере
ния, сделанные при комбинированном тесте USBM-Амотта. Это 
были эксперименты с обоими показателями, измеренными на од
ной и той же части керна. Совпадения между показателями хо
рошие в пределах одного набора данных, но есть заметные отли
чия при переходе от одного набора данных к другому. Некоторые 
расхождения могут быть связаны с реальными различиями между 
различными наборами кернов. Кроме того, в то время как суще
ствует общее согласие для условий испытаний Amott и USBM- 
тестов, некоторые изменения были введены другими авторами 
(например, Cuiec, 1975; Лонжерон др., 1994), и их методики мо
гут значительно отличаться в разных опытах.

2

Рис. 5.12. Сравнение Iah и USBM индексов, 
измеряемых в (а) отдельных экспериментах с одинаковыми 

кернами или (б) в комбинированной последовательности измерений 
на одном керне (данные из различных литературных источников)
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На рисунке 5.12 (а) четыре сектора: А (Iusbm > 0, IAH > 0), B
(Iusbm > 0, Iah < 0), С (Iusbm < 0, Iah < 0) и D (Iusbm < 0, Iah > 0). На
рисунке 5.12 (а) наибольшее количество значений попадают в 
сектор А, на рисунке 5.12(б) во всем диапазоне от Iah = -1 к 
Iah = +1 видна тенденция - наибольшее количество значений ин
дексов лежат выше линии Iusbm = Iah; сектор С - почти пустой 
квадрат, а сектора В и D - пустые.

5.8. Зависимости между коэффициентом гидрофобизации 
и стандартным показателем смачиваемости

(ОСТ 39-180-85) [14]

Сравнительный анализ показателей смачивания проводился 
на примере пород-коллекторов Тэдинского месторождения и тер
ригенных пород Самотлорского месторождения (пласт АВ4-5).

Из керна большого размера карбонатных пород Тэдинского 
месторождения и терригенных пород Самотлорского месторож
дения (пластАВ45) были выпилены цилиндры меньшего размера 
в непосредственной близости друг от друга (параллельные образ
цы). Одна часть образцов исследовалась по ОСТ 39-180-85, дру
гая часть исследовалась методом изотермической сушки.

Метод определения смачиваемости пород, согласно 
ОСТ 39-180-85, предусматривает определение параметра, выра
жающего интегральную характеристику смачиваемости пород по 
данным капиллярного впитывания в образец воды и керосина, 
при атмосферных условиях и в поле центробежных сил при цен
трифугировании.

Количественно смачиваемость характеризуется показателями, 
которые выражаются через соответствующий вес на разных ста
диях опыта. Определяется объем самопроизвольно вытесненной 
керосином воды, общий объем вытесненной керосином воды, 
объем самопроизвольно вытесненного водой керосина, общий 
объем вытесненного водой керосина. Отношение объема само
произвольно вытесненного водой керосина (VK) к общему объему 
вытесненного водой керосина (^VK) определяет показатель М.



По показателю М принята следующая градация типов смачи
ваемости (табл. 5.5):

Таблица 5.5
Типы смачиваемости по ОСТ 39-180-85

Показатель М
ОСТ 39-180-85 Тип смачиваемости

М = 0 - 0,2 Гидрофобный
М = 0,2 - 0,4 преимущественно гидрофобный
М = 0,4 - 0,6 Промежуточный
М = 0,6 - 0,8 преимущественно гидрофильный
М = 0,8 - 1,0 Гидрофильный

При исследовании методом изотермической сушки образцы 
керна насыщаются дистиллированной водой и помещаются в ус
тановку, представляющую собой термостат, в котором поддер
живается температура 25° С и влажность 33%, снабженный ана
литическими весами [17]. В процессе испарения воды получают 
кривые сушки сначала для гидрофобизованных образцов, затем, 
после экстракции, получают кривые сушки для гидрофильных 
образцов.

Первая группа образцов (1, 2, 3, 4, 5, 6) исследовалась соглас
но ОСТ 39-180-85 (показатель М); вторая группа образцов (1', 2', 
3', 4', 5', 6') - методом изотермической сушки (коэффициент 
гидрофобизации, 0н).

Таблица 5.6

Показатель М и коэффициент гидрофобизации 0„ карбонатных 
образцов Тэдинского месторождения

№ образца М, доли единиц № образца 0н, доли единиц 
площади поверхности

1 0.27 1' 0.728
2 0.18 2' 0.610
3 0.1 3' 0.767
4 0.14 4' 0.759
5 0.47 5' 0.738
6 0.36 6' 0.568



В таблице 5.5 приведены данные по определению показателя 
М и коэффициента гидрофобизации 0н карбонатных пород Тэ- 
динского месторождения. Как видно из таблицы 5.5, показатель 
М изменяется от 0,1 до 0,47. Это характеризует образцы как гид
рофобные и преимущественно гидрофобные.

Коэффициент гидрофобизации изменяется от 0,568 до 0,767. 
Из этого следует, что доля площади поверхности пор, занятая ад
сорбированными углеводородами, составляет больше 50%, то 
есть, данные образцы также можно отнести к преимущественно 
гидрофобным.

Коэффициент гидрофобизации, полученный для второй груп
пы образцов, увеличивается при уменьшении суммарного про
центного содержания пор с размером 21,6 мкм - 7,68 мкм. Такая 
же зависимость прослеживается для пор с размером 0,504 мкм - 
0,06 мкм. Для пор с размером 4,32 мкм и 2,16 мкм наблюдается 
обратная зависимость - чем больше процентное содержание пор 
такого размера, тем больше коэффициент гидрофобизации.

Таким образом, установлено, что показатели смачиваемости 
связаны с особенностями поровой структуры и коррелируются с 
диапазоном пор определенного размера.

В таблице 5.7 приведены данные по определению показателя 
М и коэффициента гидрофобизации, 0н, терригенных пород Са
мотлорского месторождения. Капилляриметрия для этих образ
цов не проводилась.

Из таблицы 5.7 следует, что показатель М для терригенных 
пород изменяется от 0,403 до 0,996, то есть смачиваемость этих 
образцов характеризуется как промежуточная и гидрофильная.

Коэффициент гидрофобизации терригенных образцов изме
няется от 0,138 до 0,207, то есть данные образцы можно охарак
теризовать как преимущественно гидрофильные.

На рисунке 5.13 показана зависимость коэффициента гидро- 
фобизации от показателя М для карбонатных пород Тэдинского 
месторождения. Как следует из рисунка, большему значению по
казателя М соответствует меньшее значение коэффициента гид- 
рофобизации. Увеличение показателя М указывает на гидрофи- 



лизацию пород, а уменьшение коэффициента гидрофобизации 
также указывает на гидрофилизацию породы.

Таблица 5.7
Показатель М и коэффициент гидрофобизации 0н 

терригенных образцов Самотлорского месторождения

№ образца М,доли единиц № образца 0н, доли единиц 
площади поверхности

1 0.467 1’ 0.200
2 0.469 2’ 0.140
3 0.403 3’ 0.174
4 0.522 4’ 0.142
5 0.503 5’ 0.138
6 0.526 6’ 0.164
7 0.525 7’ 0.195
8 0.524 8’ 0.207
9 0.924 9’ 0.165
10 0.996 10’ 0.144

На рисунке 5.14 показана зависимость коэффициента гидро
фобизации от показателя М для терригенных пород Самотлорско
го месторождения. Таким образом, результаты экспериментов 
указывают на определенную взаимосвязь между показателями 
смачивания, основанными на различных физических принципах 
определения.

Оба испытанных метода характеризуют смачиваемость поро
ды водой и углеводородами. Показатель М указывает на предпоч
тение породы смачиваться водой и керосином. Коэффициент 
гидрофобизации определяет долю площади поверхности пор, за
нятую гидрофобными веществами, то есть определяет относи
тельную смоченность поверхности пор водой и углеводородами.

Несмотря на то, что рассмотренные методы совершенно раз
ные, и по показателю смачиваемости М, и по коэффициенту гид- 
рофобизации исследованные образцы керна квалифицируются 
одинаково: карбонатные образцы керна Тэдинского месторожде
ния преимущественно гидрофобны, а терригенные образцы керна 
Самотлорского месторождения преимущественно гидрофильны.



Рис. 5.13. Зависимость коэффициента гидрофобизации 0н 
и показателя М для карбонатных образцов 

Тэдинского месторождения

Рис. 5.14. Зависимость коэффициента гидрофобизации 0н 
и показателя М для терригенных образцов 

Самотлорского месторождения

Согласно определенному в ходе опыта показателю М образцы 
Тэдинского месторождения разделились на гидрофобные, пре
имущественно гидрофобные и с промежуточной смачиваемо
стью.

Сопоставление показателя М и коэффициента гидрофобиза- 
ции 0н показывает значительный разброс точек. Такой разброс 



можно объяснить реальным различием между параллельными 
образцами керна и различием в методах определения смачивае
мости.
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Глава 6. Электрохимические механизмы смачивания 
в нефтегазовых пластовых системах

В Главе 4 описано влияние состава нефти на адсорбцию и из
менение смачиваемости. Неоднородность адсорбционных 
свойств минералов, слагающих пласт-коллектор, обуславливает 
формирование микроструктурной смачиваемости, когда часть 
порового пространства гидрофильна, а другая часть гидрофобна. 
Эти процессы происходят в геологическом времени, и гидрофо- 
бизация природно-гидрофильных коллекторов является исход
ным состоянием на момент начала разработки залежи.

В то же время силовое равновесие, сложившееся в геологиче
ское время, может быть изменено технологическим способом. 
Возможности такого изменения связаны с электрохимическими 
условиями смачивания.

Контакт между природной нефтью и породой зависит от ста
бильности водных пленок между поверхностью породы и при
родной нефтью. Установлено, что существование стабильных 
водных пленок, толщиной в диапазоне от 1 до 100 нм [от 10 до 
1000 А ], зависит от наличия электрического двухслойного от
талкивания, которое вытекает из того, что поверхностные заряды 
на межфазных поверхностях раздела твердое тело/вода и во- 
да/нефть однотипны (имеют один и тот же знак: либо +, либо -). 
В местах контакта тонкие пленки облегают твердую поверхность, 
за исключением шероховатых поверхностей. Вода, удерживае
мая, как кожа, на поверхности породы за счет электрических 
двухслойных сил или сил малого радиуса действия, является пле
ночной водой. Равновесие с объемной водой обеспечивается рас
клинивающим давлением, действующим в пленочной воде.

До тех пор, пока водорастворимые поверхностно-активные 
вещества (ПАВ) из сырой нефти или из пластовой воды не изме
нят смачиваемость, стабильность водных пленок между природ
ной нефтью и поверхностью породы и их способность предот
вращать адсорбцию нерастворимых в воде компонентов в тече



ние геологического времени являются ключевыми факторами в 
формировании гидрофильности. Однако при неустойчивости 
пленки, полярные компоненты из нефти имеют возможность ад
сорбироваться непосредственно на внутрипоровой поверхности 
горных пород. Если адсорбированные компоненты нефти нахо
дятся в контакте с породой, то часть поверхности, занятая ими 
гидрофобна, а другая часть остается занята водой и будет гидро
фильной. В общем случае нестабильность смачивающей пленки 
изменяет изначально сильную природную гидрофильность на 
частичную гидрофобизацию порового пространства.

Щелочное и кислотное числа

Кислотное число - количество щелочи в мг (КОН), необхо
димое для нейтрализации всех кислых компонентов, содержа
щихся в 1 г органического соединения.

Щелочное число - количество кислоты в мг (HCl), необхо
димое для нейтрализации всех основных компонентов, содержа
щихся в 1 г органического соединения.

В системе природная нефть/кварц, характер смачивающих 
свойств коррелируется с отношением щелочного числа к кислот
ному и соответствует теориям смачивания, базирующимся на по
нятии расклинивающего давления. Кислотные и щелочные числа 
нефти влияют на смачивание за счет их воздействия на электро
статические взаимодействия с поверхностью минерала.

В процессе формирования залежи нефть приближается к по
верхности пород, но остается отделенной от поверхности очень 
тонкой (обычно толщиной <50 нм) водной пленкой. Смачивание 
в системах нефть/минерализованная вода/порода будет опреде
ляться водно-пленочной толщиной, которая в свою очередь опре
деляется равновесием сил в пределах пленки. Эти силы дают на
чало избыточному давлению, давлению расклинивания, которое 
препятствует утончению пленки. Пленка будет утончаться, пока 
расклинивающее давление в ней не будет равно приложенному 
капиллярному давлению.

Различные силы составляют общее расклинивающее давле
ние. Для относительно толстых пленок имеют значение только 



силы Ван-дер-Ваальса и силы электростатического поля, так как 
они являются дальнодействующими. Считается, что в представ
ляющих практический интерес системах нефть/минерализованная 
вода/порода только силы Ван-дер-Ваальса, будут утончать вод
ную пленку.

Электростатическое взаимодействие в системе нефть/вода/по- 
рода значительно изменяется в зависимости от минерального со
става пласта, pH и состава пластовой воды и нефти. Если элек
тростатическое взаимодействие является отталкивающим, то это
го может быть достаточно для уравновешивания сил притяжения 
Ван-дер-Ваальса. Таким образом, стабилизируется относительно 
толстая пленка воды, и в этом случае формируется гидрофильный 
тип смачиваемости породы.

Если сила электростатического поля будет недостаточно от
талкивающей, то водная пленка продолжит утончаться, пока про
цесс не будет ограничен короткодействующими отталкивающими 
структурными силами. Структурные силы - универсальный 
термин для локальных эффектов, возникающих в результате пре
рывистости тонкой пленки, состоящей из молекул, заполняющих 
пространство. В коллекторах нефти и газа структурные силы 
проявляются в масштабе пор (микромасштабе) и, по сути, явля
ются микроструктурными и формируют микроструктурный тип 
смачиваемости. Эффект влияния структурных сил на практике 
выражается в формировании нижнего предела толщины водной 
пленки. В этом более низком пределе пленочной толщины по
верхность не будет смачиваема водой, и краевой угол может быть 
вычислен из зависимости расклинивающего давления от толщи
ны пленки.

6.1. Электростатика в системах 
пластовая нефть/пластовая вода/порода

Поскольку нефть вступает в тесный контакт с первоначально 
смачиваемой водой поверхностью породы, водная пленка на по
верхности ограничивается поверхностью раздела нефть/минера



лизованная вода, с одной стороны, и поверхностью раздела поро
да/ минерализованная вода - с другой. Если у этих двух поверх
ностей раздела будут одноименные заряды, то будет действовать 
сила электростатического поля отталкивания, что увеличит рас
клинивающее давление и будет сохраняться толстая водная плен
ка. Эта ситуация, очевидно, приведет к преимущественной гид
рофильности системы. Наоборот, если у поверхностей раздела 
нефть/минерализованная вода и порода/минерализованная вода 
будут противоположные заряды, электростатическое взаимодей
ствие будет утончать пленку воды, и система будет преимущест
венно гидрофобной.

Характеристика заряда на поверхности раздела нефть/минера
лизованная вода или порода/минерализованная вода может быть 
определена из измерений дзета-потенциала. Электрохимический 
потенциал - потенциал в плоскости сдвига, который находится на 
некотором незначительном расстоянии от поверхности. Значения 
электрохимического потенциала могут быть получены посредст
вом проведения специальных электрокинетических эксперимен
тов, таких как электрофорез. При отсутствии прочной определен
ной адсорбции противоиона, значение дзета-потенциала указыва
ет на наличие поверхностного заряда. Численное значение элек
трохимического потенциала может использоваться для вычисле
ния силы электростатического взаимодействия между фазами.

Электрохимические потенциалы пластовой породы могут из
меняться в широких пределах. Поверхности, состоящие из квар
ца, который является доминирующим минералом в составе тер
ригенных пород-коллекторов, являются отрицательно заряжен
ными. Однако поверхности других минералов, также входящих в 
состав терригенных пород (полевые шпаты и глины) могут иметь 
различные заряды поверхности (включая различие зарядов на 
разных гранях кристалла), но, как правило, имеют отрицательный 
заряд. Поэтому в терригенных породах-коллекторах величина 
дзета-потенциала определяется в первую очередь значениями pH 
минерализованной воды.



Изоэлектрическая точка

Изоэлектрическая точка - кислотность среды (рН), при кото
рой определенная молекула или поверхность не несет электриче
ского заряда.

Показатель рН также определяет заряд на поверхности разде
ла нефть/минерализованная вода. При низких значениях pH воды 
заряд нефти положителен; при более высоких значениях pH воды, 
электрохимический потенциал падает до нуля в изоэлектриче
ской точке и затем становится отрицательным. Эта тенденция за
мечена как у чистых углеводородов, так и у природной нефти. 
Если минеральная поверхность отрицательно заряжена, то изме
нение от положительного до отрицательного потенциала на гра
нице раздела нефть/минерализованная вода приводит к отрица
тельной электростатике и к изменению смачивания от гидрофоб
ной к гидрофильной. Это явление имеет большое практическое 
значение для технологий повышения нефтеотдачи пластов путем 
регулирования смачиваемости пласта посредством изменения 
компонентного состава закачиваемых реагентов (см. Главу 8).

Можно констатировать, что для возникновения гидрофильно
сти необходимо достаточно сильное электростатическое отталки
вание, то есть отталкивающая сила должна быть достаточно боль
шой, больше сил притяжения Ван-дер-Ваальса. В системах 
кварц/нефть/минерализованная вода это условие означает, что 
поверхность кварца будет гидрофильной только в случае, если 
значения дзета-потенциала больше значений изоэлектрической 
точки нефти.

Это положение иллюстрирует рис. 6.1 на примере природной 
Калифорнийской нефти и очищенного кварца (25°C и NaCl на 
0,02 М). В данном примере у нефти относительно высокая изо
электрическая точка, между pH = 6 и pH = 7. Электростатическое 
притяжение приводит к гидрофобности системы, по крайней ме
ре, до pH = 7.

Природные нефти и чистые углеводороды имеют изоэлектри
ческую точку. В чистых углеводородах изоэлектрическая точка 
обычно ниже pH = 3, и электрохимический потенциал при этих



значениях pH незначителен, что обуславливает гидрофильность 
системы. Напротив, у природных нефтей значения изоэлектриче
ских точек более высокие и более высокие положительные элек-
трохимические потенциалы при низком водородном показателе, 
что обуславливает гидрофобизацию системы.

Рис. 6.1. Зависимость дзета-потенциала от pH природной нефти 
California и кварца и предполагаемая связь со смачиванием
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Другое очевидное различие между природными нефтями и 
чистыми углеводородами - это присутствие поверхностно-актив
ных веществ в природных нефтях, тогда как в растворах чистых 
углеводородов они отсутствуют. Природные нефти содержат ки
слоты и основания, которые могут быть активизированы при раз
ных значениях pH, и которые, большей частью, являются поверх
ностно-активными.

Исследования показали, что значение изоэлектрической точки 
увеличится при увеличении поверхностной концентрации осно
вания или при уменьшении поверхностной концентрации кисло
ты. Считается, что указанные поверхностные концентрации кор
релируются с кислотными и щелочными числами природной 
нефти.



Кроме кислотных и щелочных чисел на смачиваемость влия
ют значения констант равновесия (pKa) кислот и оснований.

6.2. Определение кислотного и щелочного числа

Методом титрования получают конечные точки кривых со
стояния природной нефти. Эти конечные точки, однако, не соот
ветствуют общепринятым упрощенным моделям определения ки
слотных и щелочных чисел. Причиной является то, что природ
ная нефть - многокомпонентная сложная смесь молекул. А ин
тервал значений констант равновесия pKa для оснований в нефти 
имеет тенденцию изменять конечную точку. Кроме того, значи
тельная часть кислотной и щелочной характеристики природной 
нефти связана с высокомолекулярными фракциями в нефти (на
пример, смолами и асфальтенами). Они не являются полностью 
растворимыми в растворителях.

При титровании небольшого количества образцов природной 
нефти были получены две или три точки перегиба. В этом случае 
за конечную точку нейтрализации принимают последний перегиб 
кривой титрования и по нему определяют щелочное число 
(рис. 6.2). Эти точки согласуются с поведением дзета-потенциала, 
показанном на рисунке 6.1.

Некоторые образцы природной нефти не дают перегиба при 
титровании. В этом случае к природной нефти добавляют извест
ное количество хинолина в декане, хинолин дает хороший перегиб. 
Щелочное число в природной нефти определяется с учетом при
сутствия хинолина. Полученные результаты сравнивались со сту
пенчатой и не ступенчатой методиками титрования образцов неф
ти, которые дали хорошие перегибы. Ошибка в эксперименталь
ном определении щелочных чисел не превышала 10%. На рис. 6.2 
показано сравнение ступенчатого и не ступенчатого методов тит
рования на примере Калифорнийского образца природной нефти.

Нефти титровались смесью хлорной и ледяной кислоты в рас
творителе.



Рис. 6.2. Титрования Калифорнийской нефти смесью хлорной 
и ледяной уксусной кислот в растворителе MIBK:

(а) непомеченный и (b) помеченный

Щелочное число вышеописанным методом было определено 
для 26 образцов природной нефти. Полученные значения щелоч
ных чисел были выше, чем аналогичные значения, измеренные по 
Стандарту Американского общества испытания материалов. 
В таблице 6.1 дана сравнительная характеристика четырех образ
цов природной нефти из различных географических регионов. 
С помощью вышеописанного метода показано, что почти у всех 
образцов нефти щелочное число выше, чем кислотное.

Сравнение щелочного числа нефти разных регионов

Таблица 6.1

Нефтяной 
регион

Кислотное
число

Щелочное число Отношение 
старый/новый 

методСтарый метод Новый метод

Gulf coast 1.13 0.14 0.93 6.6
North Sea 0.08 0.08 1.40 16.7
Middle East 0.12 0.22 1.14 5.2
California 0.22 1.09 4.90 4.5



Щелочное число, определенное этим методом по крайней ме
ре в 4.5 раза больше, чем при использовании Стандарта Амери
канского общества испытания материалов. Для нефти North Sea 
(табл. 6.1) более высокие значения щелочного числа объясняют 
высокую степень гидрофобности, что для нефти со щелоч- 
ным/кислотным отношением ~ 1 необычно.

Чтобы установить зависимости между значениями щелочных 
или кислотных чисел и смачиванием нефтью, был разработан 
простой тест - «бутылочный тест» [12].

«Бутылочный тест» для определения щелочного 
и кислотного чисел

В исследованиях применялись: в качестве морской воды - 
0.02 м раствор NaCl (460 ррт Na); в качестве образца породы - 
образец, содержащий 60% кремнезема, который был просеян че
рез сито 120 меш. Была проведена обработка данного образца ки
слотой для удаления загрязнения железом, и затем система ней
трализована кислым углекислым натрием (NaHCO3).

При проведении «бутылочного теста» первые восемь стек
лянных пузырьков объемом 3.70 см3 (один пузырек для опреде
ленного значения pH) были заполнены морской водой и оставле
ны на 48 часов. Затем морскую воду из пузырьков вылили (она не 
нужна). Этот шаг необходим для предотвращения взаимодейст
вия испытуемых растворов со стеклом пузырьков. Затем в каж
дый пузырек помещали взвешенное количество образца породы, 
заливали морской водой с определенным рН, и пузырьки остав
ляли на 2 дня. По истечении этого времени морскую воду слива
ли во вторую серию пузырьков. Затем в первые пузырьки (с об
разцом породы) наливалась нефть в количестве, необходимом для 
полного покрытия образца. Пузырьки встряхивались, чтобы пол
ностью смешать увлажненный образец с нефтью. Этот процесс 
повторяли два раза в день в течение 2 дней. После этого морская 
вода из второй серии пузырьков добавлялась обратно в пузырьки 
с нефтью и образцом породы. Этап смачивания водой заканчи
вался, когда нефть переставала перемещаться сверху вниз и оста



валась в основании пузырька. Нефть некоторое время задержива
лась образцом, и образец оказывался или обесцвеченным, или ок
рашенным нефтью. Результаты теста приведены ниже.

В пузырьке с нефтью Gulf coast (рис. 6.3) со щелочным/кис- 
лотным соотношением 0.8 содержится небольшое количество 
чистого песка при pH = 3.8, а при pH 5 уже большая часть песка 
является чистой.

Рис. 6.3. «Бутылочный тест» для природной нефти Gulf coast

Рис. 6.4. «Бутылочный тест» для природной нефти North Sea

В пузырьке с нефтью North Sea (рис. 6.4), щелочное/кислот- 
ное соотношение 17.5: при pH = 5.1 песок сильно обесцвечен; при 
pH = 6.1 песок очень чистый.



В пузырьке с нефтью California (рис. 6.5) гидрофобность на
ступает при pH = 6.1, однако при pH = 7.6 все еще имеется 50% 
чистого песка. У этой нефти щелочное/кислотное соотношение 
равно 22.3.

Рис. 6.5. «Бутылочный тест» для природной нефти California

Для установления корреляции между смачиваемостью и ре
зультатами, полученными в «бутылочном тесте», были выбраны 
результаты с такими значениями рН, где 50% песка визуально 
выглядит чистым, и 50% визуально выглядит обесцвеченным или 
насыщенным нефтью. Были выбраны: pH = 4.0 - для нефти Gulf 
coast; pH = 5.5 - для нефти North Sea; pH = 7.6 - для нефти 
California.

Измерения изоэлектрической точки

Зависимости дзета-потенциал/pH были получены для всех об
разцов нефти с помощью лазерного прибора электрофореза Доп
лера, Coulter Delsa 440 (Coulter Electronics Inc). Все измерения 
были в морской воде (NaCl 0,02 М при 25°C). Измерения элек
трофореза выполнялись на нефтяных эмульсиях, полученных 
разбавлением образцов нефти приготовленной морской водой с 
соответствующим pH. На основании экспериментальных данных, 
интерполируя pH нулевого потенциала дзета, были определены 
изоэлектрические точки.



6.3. Зависимость между соотношением щелочь /кислота, 
изоэлектрической точкой и смачиваемостью

Рис. 6.6 показывает взаимосвязь между соотношением ще- 
лочь/кислота и pH смачивания. Исходные данные получены из 
«бутылочного теста» на 24 образцах природной нефти. Сущест
вует также зависимость между соотношением щелочь/кислота и 
изоэлектрической точкой. Установлено, что с увеличением вели
чины соотношения основание/кислота увеличиваются значения 
изоэлектрической точки и pH смачивания. Однако имеется значи
тельный разброс вокруг линии тренда в обоих случаях, что может 
быть связано со спецификой проведения эксперимента.

Рис. 6.6. Зависимость между щелочным/кислотным соотношением 
и pH смачивания

Кроме соотношения щелочь/кислота на значение изоэлектри
ческой точки могут оказывать влияние константы равновесия 
щелочи (pKa) и кислоты (pKa) в нефти. Таким образом, значи
тельный разброс экспериментально определенных изоэлектриче
ских точек на рисунке 6.7 связан с разнообразными электрохими
ческими процессами.



Щелочно/кислотное соотношение

Рис. 6.7. Зависимость pH изменения смачивания 
от значений изоэлектрических точек

«Бутылочный тест» является простым прямым методом. Это 
позволяет применять его в случае сложных характеристик смачи
вания.

Нефти, используемые в эксперименте, должны быть свобод
ными от поверхностно-активных загрязняющих примесей (анти
коррозийные добавки, и т.д.) и предпочтительно должны быть 
защищены от окисления, которое может изменить кислотно
щелочной баланс.

Посредством неводного потенциометрического титрования 
показано, что в исследованных образцах природной нефти со
держится значительное количество слабых оснований (pKa <7) и 
содержание оснований выше, чем кислот. Исключение составили 
две американские природные нефти Gulf coast.

На основании проведенного эксперимента («бутылочный 
тест») было установлено, что кремнезем смачивается нефтью при 
низком значении pH, а водой при достаточно высоком значении 
pH.



В экспериментах все нефти характеризовались значениями 
поверхностного заряда, равного нулю при соответствующих pH. 
При этом заряд на границе нефть/морская вода изменялся от по
ложительного до отрицательного при увеличении значений pH. 
При изменении щелочного/кислотного отношения в нефти изо
электрическая точка и pH увеличиваются.

При изменении смачивания показатель рН выше, чем изо
электрическая точка, приблизительно на 1 pH. Это наблюдение 
согласуется с теорией смачивания, основанной на понятии рас
клинивающего давления. Гидрофильность проявляется только, 
когда есть реальное электростатическое отталкивание между ми- 
нералом/морской водой и границей нефть/морская вода.

6.4. Электрические свойства межфазных поверхностей

В Главе 4 было показано, что на границах раздела фаз дейст
вуют межфазные силы, имеющие различную природу. Наиболь
ший практический интерес имеют силы электрической природы, 
так как они могут регулироваться технологическим путем, путем 
изменения состава закачиваемых агентов. На различных межфаз
ных поверхностях: вода/нефть; вода/порода; нефть/порода; 
нефть/газ и т.д. - действие электрических сил проявляется по- 
разному.

Электрические свойства межфазной поверхности 
нефть/вода. Известно, что поверхность раздела нефть/вода имеет 
отрицательный электрический заряд, который может базировать
ся на модели ионизируемой поверхностной группы (ИПГ). При 
применении этой модели, предполагается, что отрицательный за
ряд поверхности раздела вызван диссоциацией карбоновых ки
слот, которые являются натурально образующимися поверхност
но-активными веществами.

Эксперименты по электрофорезу для типичных нефтей про
демонстрировали изменение межфазного заряда с отрицательно
го на положительный при низких значениях рН. Это указывает на 



присутствие щелочной и кислотной поверхностно-активных 
групп на границе раздела нефть/вода. Поэтому теоретическая мо
дель, учитывающая цвиттерионный (биполярный) характер по
верхности раздела сырая нефть/вода, была адаптирована посред
ством использования метода, описанного Хардингом и Хилли:

AH A - + H+ 

и BH+ B + H+

(6.1а)

(6.1б)

где A- и BH+ представляют собой кислотные и основные груп
пы на границе раздела. Их константы диссоциации определяются, 
как

Kai = [ A -][ H +] /[AH] (6.2а)

и Ka 2 = [ B][ H + ] /[BH+ ] (6.2б)

где, [H+ ] = концентрации ионов водорода в непосредственной 

близости от поверхности, которая может быть связана с объем
ной концентрацией, [H+] с использованием отношения Больц

мана;
[ H +] = [ H+] - 0 (6.3а)

где Фг 0 - сниженный потенциал, равный

Фг 0 = еФ0/ kT (6.3б)

где е = заряд электрона, Ф0 = поверхностный потенциал, к = по
стоянная Больцмана, Т = абсолютная температура.

Поверхностная плотность заряда, ст0, для этого типа поверх
ности раздела может быть записана в виде:

1f •п (6.4)

где частичное покрытие, f поверхности кислотной и основной 
группами выражается в виде:



f = N 2/ N1 (6.5)

и Na1 и Na2 = общее количество кислотных и основных позиций 
на границе раздела, соответственно.

Плотность поверхностного заряда должна быть уравновешена 
плотностью заряда в двойном электрическом слое, ,

= -(8nbskTУ2 sinh(e0o / kT) (6.6)

где: nb = плотность ионов в объеме раствора и s = диэлектриче
ская проницаемость среды.

Зависимости рН от Ф0, которые удовлетворяют условию 
электрического нейтралитета (ст0 +od =0), могут быть определе
ны численно для данных установленных значений Na1, Na2, 
рКа1 и рКа2 в различных решениях электролита.

Для сравнения зависимостей теоретического прогноза дзета- 
потенциала от рН с экспериментально определенными электро
форетическими подвижностями необходимы данные о значениях 
дзета-потенциала при разных рН, а не значения поверхностного 
потенциала. Таким образом, дзета-потенциал, , рассчитывается
отношением Гуи-Чапмана:

Ф(х) = ()ln [1 + у0e k] /[1 - у0e kx] (6.7а)

где у0 = [ефг0/2 - 1]/[еФ0/2 + -1] (6.7б)
и k является инверсной длиной двойного слоя Дебая-Хюккеля, 
данная из

k2 = 2e2nb / skT (6.7в)

Если предположить, что сдвиг плоскости находится на рас
стоянии х от поверхности,

Q = Ф ( х ) (6.7г)



Электрические свойства поверхности раздела стекло/вода

Амфотерная природа поверхности раздела минеральный ок-
сид/вода может быть описана:

AH2 AH t Ht (6.8а)

и AHA- tHt (6.8б)
Константы диссоциации этих реакций даны

Kt=[ AH ][ H t]/[AHt ] (6.9а)

и K-=[A-yHt ]/[AH] (6.9б)

Для получения выражения для поверхностной плотности за
ряда используем уравнения 6.6, 6.8 и 6.9:

ст = eNs
([H ]/ K+ )e-Ф-0 - (K /[Ht ])еФг0

1t ([Ht ]/ K+ )е-Фг0 t (K /[Ht ])еФ0

(6.10)о

Численное решение уравнений 6.6 и 6.10 дает взаимосвязь 
между Ф0 и pH.

Расчеты расклинивающего давления. Расклинивающее 
давление Pd, действуя между сырой нефтью и твердыми поверх
ностями, состоит из трех типов взаимодействий: Лондон-Ван- 
дер-Ваальсовой силы притяжения, электрической двухслойной 
силы и близко действующих сил отталкивания:

P (h) = Fa (h)t Fd (h)t FH (h) (6.11)

где h = расстояние между поверхностями.
Замедленная сила притяжения Ван-дер-Ваальса между двумя 

параллельными пластинами может быть выражена:

F (h) = -A(15,96h / Xt2) 
Д ' 12nh3(115,32h / X)2

где А = постоянная Гамакера (примерно 1,0 х 10 20 Дж [0,0624 эВ] 
для нефти/стекла в воде. И Z = длина волны Лондона примерно 
100 нм [1000 А ].



Двухслойное взаимодействие для поверхности раздела, обла
дающей разными потенциалами, ^1 и Q 2, может быть представ
лено аппроксимацией постоянного потенциала:

Fd (h) = пъкТ{\Фг}Фг2 cosh (kh) - Ф\ - Ф^] / sinh(kh)} (6.13) 

где Ф. = сниженный потенциал (Фн = eQ. / кТ).
Расклинивающая сила была рассчитана из уравнений 6.11 и 

6.13, с предположением, что FH (h) = 0 для различных значений 
рН и концентраций электролита. Дзета-потенциалы, предсказан
ные из ИСГ модели, были использованы для оценки двухслойно
го взаимодействия. Примеры отношений Pd (h) для сырой нефти 

Моутрей в 10-2 М NaCl при рН=4,5, и рН = 6 и в 0,1, 0,14 и 
0,16 М NaCl при рН 8,0, показаны на рис. 6.8.

Рис. 6.8. Сравнение зависимости Pd от h 
для а) pH = 4-6 при [Na+] = 0.01 M 

и b) [Na+] =0.1; 0.14; 0.16 M при рН = 8

Результаты были использованы для прогнозирования поведе
ния адгезии на поверхности кварца для трех природных нефтей. 
Предполагалось, что адгезия неочищенной нефти имеет место, 



когда (Pd )max < 0, где (Pd )max максимальное значение расклини
вающего давления (см. рис. 6.8). Полученные диаграммы адгезии 
для трех природных нефтей приведены на рис. 6.9.

™ er 0-S

Адгезия
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Рис. 6.9. Прогнозируемые границы сцепления
для трех природных нефтей. Нижние пределы соответствуют 

(Pd)max = 0; верхние пределы для (Pd)max = 10 кПа. 
Спрогнозированная адгезия возникает ниже и правее этих кривых

На рисунке значения (Pd )max от 0 до 10 кПа [0 и 1,5 фунтов на 
квадратный дюйм] указаны как переходная зона от адгезии к не 
адгезии. Этот диапазон (Pd )max был выбран произвольно, по
скольку на практике переход от адгезии к не адгезии нечеткий. 
Переходная зона также служит для отражения неопределенности 
в расчетных значениях FA (h) и FD (h) из-за неопределенности в 
используемом значении константы Гамакера и приближений, 
участвующих в теории.

Расхождения между экспериментально определенным пове
дением адгезии и теоретическим, предсказанным на основе тео
рии расклинивающего давления, указывают на условия, при ко
торых силы малого радиуса действия, и, по-видимому, силы гид
ратации, становятся значимыми.



6.5. Экспериментальные исследования электрических свойств 
межфазных поверхностей

Измерения электрофореза

Эмульсии природной нефти. Эмульсии природной нефти в 
воде были получены при комнатной температуре с использовани
ем 4-мл образца природной нефти в 100 мл воды со значениями 
рН, доведенными с помощью NaOH до 10. Для смешивания ис
пользовался ручной гомогенизатор, при этом каждый образец 
пропускали через гомогенизатор дважды.

Полученные капли нефти имели радиус от 0,5 до 8 мм, со 
средними радиусами около 1,0 мм для нефтей Ледук и ST-86 и 
1,6 мм для нефти Моутрей. Электрофоретические подвижности 
были измерены для эмульсий природной нефти в зависимости от 
рН в 10 3, 10 2 и 10 1 М растворов NaCl при 25 °C [77°F] с по
мощью лазерной доплеровской аппаратуры. Для измерений элек
трофоретической подвижности 100-мл образец каждой эмульсии 
разбавлялся в 20 мл воды для достижения требуемых значений 
рН и концентрации ионов натрия. Буферные растворы с концен
трацией Na+ около 10 1М использовались для контроля на же
лаемом уровне рН и для предотвращения изменения рН на по
верхности электрода.

Суспензии матового стекла. Предметные стекла (гранули
рованные) были измельчены с помощью ступки и пестика до та
кой степени, что полученные частицы проходили через сита 
120 меш (<125 мм). Приблизительно 50 мг этого образца диспер
гировали в 20 мл водного раствора с желаемой концентрацией 
электролита и рН. Электрофоретическую подвижность измеряли 
в течение 1 часа после приготовления дисперсии и снова через 2 
недели после получения.

Расчет дзета-потенциала. Дзета-потенциалы были рассчи
таны из измеренных электрофоретических подвижностей. Урав
нение Осимы-Хили-Уайта использовалось для коррекции эффек
та электрофоретической релаксации измерений в NaCl с концен
трацией 10 3 М при рН >6.



Результаты

Зависимость Z от рН для природных нефтей. Дзета- 
потенциалы трех природных нефтей как функциия рН в раство
рах с концентрацией NaCl 10 3, 10 2 и 10 1М показаны на 
рис. 6.10; 6.11а; 6.12; 6.13: для природных нефтей Моутрей, СТ
86 и Ледук соответственно.

Результаты для всех трех природных нефтей показали 
(табл. 6.2), что изоэлектрическая точка (ИЭТ), при которой дис
социированные кислотные и основные группы присутствуют на 
поверхности, оказывает одинаковый эффект на поверхностный 
заряд.

Электрохимические эффекты старения

Для эмульсии ST-86, ИЭТ была снижена с 4,3 до 3,4 после 
хранения в течение 2 недель в водном растворе при рН 10,0. За
висимости от рН, измеренные после хранения, были подобраны 
путем изменения значения Na2 от 2,08 х1018 до 1,97 х1018 м 2. 
Это говорит о том, что некоторые из основных групп выщелачи
вались из природной нефти в процессе хранения.

Рис. 6.10. Дзета-потенциал как функция от рН и [Na+]
для эмульсий природной нефти Моутрей
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Рис. 6.11. Дзета-потенциал как функция от рН и [Na+] для эмульсий 
из нефти СТ-86: а) хранящейся 1 неделю (свежая);

b) хранящейся 2 недели (старая)
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Рис. 6.12. Дзета-потенциал как функция от рН и [Na+] 
для эмульсий природной нефти Ледук

Рис. 6.13. Дзета-потенциал как функция от рН и [Na ] для суспензий 
измельченного микроскопного стекла: сплошные линии - старые 

суспензии, пунктирные линии - свежие суспензии
На этих рисунках символы представляют измеренные данные и линии 
показывают зависимые от рН отношения, предсказанные из модели



Физические свойства трех природных нефтей, 
используемых для измерений адгезии и электрофореза

Таблица 6.2

Сырые 
нефти

Вязкость 
при 25 °С 
(мПа*с)

Плот
ность 
(кг/м3)

Молеку
лярная 

масса у.е.

Кислотное 
число (мг 

КОН/г)

Выпадение 
осадков (мл 

пентана/г нефти)
Ледук 2,49 813 184 0,15 *
Моутрей 5,23 838 226 0,26 2,52
СТ-86-1 13,01 875 246 0,15 8,14
*Осадки не наблюдались вплоть до 50 мл пентана

Материальные константы, используемые для прогнозирования 
дзета-потенциалов

Таблица 6.3

Материал Na1*1018 Na2*1018 рКа1 рКа2 ИЭТ (рН)
Жидкости
Ледук 1,55 1,4 3,8 8,0 4,75
СТ-86-1 2,00 2,08 1,75 5,8 4,3
Моутрей 0,10 4,0 7,0 3,5
Твердые тела 2,5 - -1.0 4,0 1,5Стекло (старое)

Хотя теория адекватно объясняет измеренные зависимости от 
рН для всех нефтей, изученных в этом исследовании, материаль
ные константы, перечисленные в таблице 6.3, не обязательно яв
ляются уникальным набором значений для каждой природной 
нефти. Поэтому для идентификации химической природы групп 
зарядов на границах раздела фаз может потребоваться дополни
тельная экспериментальная работа.

Из имеющихся результатов можно сделать выводы о химиче
ских свойствах поверхностно активных групп на границе 
нефть/вода.

1. В природной нефти присутствует достаточное количество 
поверхностно активных веществ для насыщения поверхности 
раздела нефти и воды даже при больших величинах этой поверх
ности.



2. По-видимому, карбоновые кислоты являются доминирую
щей кислотной группой для природных нефтей Моутрей и Ледук.

3. Значительная доля кислот для СТ-86 может быть более ки
слой, чем уксусная кислота в водном растворе.

4. Общее количество поверхностно-активных групп в поверх
ности раздела Моутрей/вода составляет примерно одну четверть 
от поверхности раздела Ледук/вода и СТ-86/вода.

5. Одним из объяснений предыдущего вывода (4), является то, 
что стерическая помеха может привести к более низкому охвату 
поверхностно-активных групп для природной нефти Моутрей.

Эксперименты по определению адгезии

Результаты адгезионных тестов для трех природных нефтей 
на поверхности стекла приведены на рисунках 6.14-6.16. Здесь + 
обозначает состояние, при котором нефть осталась на стеклянной 
поверхности и о показывает условия, при которых нефть удаля
ется целиком. Экспериментально определенные диаграммы адге
зии ясно демонстрируют наличие двух критических значений: рН 
и концентрации электролита. Адгезия природной нефти происхо
дит только при низких критических значениях рН (ниже критиче
ского значения рН) и высоких значениях концентрации Na+ (вы
ше критических).

Временная адгезия к стеклу наблюдалась для нефти Ледук 
при промежуточных значениях рН. Наблюдаемая капля нефти 
прилипала к подложке, однако угол контакта через водную фазу 
со временем уменьшался. В конечном итоге капля нефти отрыва
лась от поверхности. Этот процесс занимал от получаса до 2 
дней, в зависимости от состава рассола и начального времени 
контакта нефти со стеклом (до разрыва капли нефти). На рис. 6.16 
временная адгезия обозначается символом (+).

Результаты теоретического прогноза границы между адгезией 
и не адгезией также показаны на рисунках 6.14; 6.15; 6.16. Для 
природной нефти СТ-86 для расчета поведения адгезии были ис
пользованы зависимости от рН для свежей эмульсии. Если на
блюдаемые явления старения в самом деле являются результатом



Рис. 6.14. Отображение адгезии для природной нефти Моутрей: 
(+, =) - адгезия наблюдается; о - адгезия не наблюдается. 

Заштрихованная область - предсказанная граница адгезии, 
пунктирная линия - пересмотренный прогноз

Рис. 6.15. Отображение адгезии для природной нефти СТ-86: 
(+, =) - адгезия наблюдается; о - адгезия не наблюдается. 

Заштрихованная область - спрогнозированная граница адгезии, 
пунктирная линия - пересмотренный прогноз 

с предположением постоянной плотности заряда



Рис. 6.16. Отображение адгезии для природной нефти Ледук: 
(+, =) - адгезия наблюдается; о - адгезия не наблюдается;

(+) - временная адгезия наблюдается. 
Заштрихованная область - спрогнозированная граница адгезии

выщелачивания основной группы, то они не будут возникать во 
время измерения адгезии, потому что: (1) тест на адгезию обычно 
занимает гораздо меньше одного часа и отношение площади по
верхности к объему капли нефти, используемой для определения 
адгезии, очень мало по сравнению с аналогичным отношением в 
эмульсии нефть в воде.

Как видно на рис. 6.14 и 6.16, теоретически рассчитанные 
диаграммы адгезии успешно воспроизводят в общих чертах по
ведение адгезии этих природных нефтей на поверхности стекла. 
Основными расхождениями между экспериментально измерен
ной и теоретически предсказанной критической адгезией обу
словлены рН и концентрацией Na+ , : (1) (pHc)th < (pHc)obs, (2) 
[Na+ ]th <[NaCU и (3) [Na+cU = 1(T'M при рН 12, где (pHc)л, 

(PHC )obs, [NaC ]th и [NaC ]obs .
Рис. 6.16 показывает неубедительные результаты, которые 

могут быть вызваны поверхностно-активными добавками в этом 



образце. Это подчеркивает необходимость в незагрязненных об
разцах нефти для изучения смачиваемости.

Наблюдение, что (pHc )th < (pHc )obs, связано с предположени
ем, используемым для расчета двухслойных взаимодействий; т. е. 
что Q, определенная при бесконечном разделении частиц, остает
ся постоянной как разделение h, уменьшающееся во время адге
зионного эксперимента. При рН выше ИЭТ для стекла, концен
трация Н+ в непосредственной близости от поверхности стекла 
значительно выше, чем в объеме раствора из-за отрицательного 
заряда поверхности. Это приводит к снижению диссоциации ки
слотных групп и увеличению диссоциации основных групп на 
поверхности природной нефти по мере того, как поверхности 
природной нефти и стекла приближаются друг к другу. Измене
ние знака поверхностного заряда природной нефти может про
изойти, даже когда рН больше, чем рН при ИЭТ нефти.

Трудно сделать вывод на данном этапе, вызвана ли наблю
даемая разница между измеренной и предсказанной критически
ми концентрациями Na+ или силой гидратации в результате гид
ратации стеклянной поверхности. Коагуляция битумных эмуль
сий может быть полностью объяснена двухслойным взаимодей
ствием, что указывает на отсутствие силы гидратации на границе 
нефть/вода.

Рядом с [NaC ] при рН > 6, большинство из кислотных групп 
природной нефти полностью диссоциируются. В этом состоянии, 
двухслойное отталкивание при предположении постоянной плот
ности заряда:

Fd (h) = nkT <

(1 + Ф2 )2
4

( - ФГ2 )2
— (6.14)

kh
2

2 1 +



Таким образом, [Na^ ] для каждой природной нефти была 
оценена уравнениями 6.12 и 6.14 и показана пунктирными ли
ниями на рис. 6.15 и 6.16.

Снижение дзета-потенциала при высоком рН объясняется 
дискретностью эффекта в диссоциировавших группах на границе 
раздела. Понижение С может способствовать адгезии при рН >2. 
Если старая стеклянная поверхность действительно имеет порис
тый слой геля, растворение такого слоя при высоком рН может 
также повысить адгезию природной нефти.
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Раздел IV

ВЛИЯНИЕ СМАЧИВАЕМОСТИ 
НА НЕФТЕИЗВЛЕЧЕНИЕ ПРИ РАЗРАБОТКЕ 

МЕСТОРОЖДЕНИЙ

Введение в проблему

Состояние смачиваемости пласта влияет на коэффициент 
нефтеотдачи. Это широко известный факт. Одна из основопола
гающих работ, показывающих важность смачиваемости для про
цесса заводнения, была проведена Бакли и Левереттом еще в 1941 
году. Однако характеристики смачиваемости, которые влияют на 
оптимальное значение извлечения нефти, являются предметом 
многолетних научных дискуссий [2]. В результате были опубли
кованы «оптимальные» значения нефтеотдачи для гидрофильных, 
нейтральных и гидрофобных пластов. Однако значения, получен
ные разными исследователями, сильно различались. Причины 
этих расхождений связаны со следующими факторами:

1) сложность в воспроизводстве состояния смачивания;
2) недостаток единых стандартных процедур для отбора кер

на, его хранения;
3) различные методы, принятые для описания состояния сма

чивания, и свойственные им ограничения;
4) тот факт, что совокупность других пород пласта и свойств 

жидкости, вдобавок к состоянию смачивания в пласте, также 
влияют на коэффициент нефтеотдачи.

При изучении влияния смачиваемости на нефтеотдачу прин
ципиальное значение приобретает достоверность определения 
смачиваемости пласта на этапе обоснования систем разработки 
залежей и планирования технологий повышения нефтеотдачи 
пластов.



Согласно исследованиям, изменение гидрофильности приво
дит либо к снижению, либо к повышению коэффициента нефте
отдачи, отражая диапазон возможных изменений смачиваемости. 
Трудность в измерении состояния смачивания пласта на месте 
залегания вынуждает производить измерения на поверхности, 
используя образцы керна. Однако состояние смачивания образ
цов керна может быть изменено по сравнению с природным со
стоянием на месте залегания.

Специальный анализ керна для определения смачиваемо
сти необходим для получения результатов исследований в целях 
успешной разработки залежи [8]. Определение смачиваемости 
пласта и кривых относительной фазовой проницаемости - слож
ная задача. Основной вопрос - возможно ли в лабораторных ус
ловиях создать такое же распределение поверхностных свойств и 
распределения внутрипоровых фаз, как в природных пластах?

Основные этапы решения этой задачи следующие: извлечение 
керна; обработка и хранение керна; очистка керна; восстановле
ние природной смачиваемости керна до адекватных значений и 
структуры водонасыщения; измерение смачиваемости; модели
рование фильтрации при заводнении и определение функций от
носительных фазовых проницаемостей. Традиционный анализ 
керна для определения смачиваемости устарел и требует обнов
ления. В настоящее время ведется работа по изменению сущест
вующих стандартов в этой области.

Отбор керна из пласта. Изменение природной смачиваемо
сти керна происходит во время резки, наплавки и последующей 
обработки по ряду причин: загрязнённость жидкости, воздейст
вия температуры и давления на смачиваемость (осаждение ас
фальтенов или выпадение парафина), окисление нефти кислоро
дом воздуха, сушка керна, влияние снижения давления на при
родную водонасыщенность.

Когда отбирается керн на водной основе или основе буровых 
растворов, акцент делается на использование так называемых 
мягких растворов, так как твердые частицы из бурового раствора 
осаждаются в основном на поверхности керна, а изменение водо- 



насыщенности происходит в результате промывки фильтратами. 
Раньше исследования были направлены в основном на выявление 
состава буровых флюидов, не изменяющих природную смачи
ваемость керна. Однако в последние годы большое внимание 
уделяется изменениям смачиваемости в нефтенасыщенных кер
нах с гетерогенным типом смачиваемости.

Считается, что отбор керна с использованием буровых рас
творов на нефтяной основе с низким содержанием воды имеет 
явное преимущество при определении смачиваемости, т.к. при
родная водонасыщенность керна остается неизменной. Однако 
растворы на нефтяной основе могут гидрофобизировать керн. 
Расширение использования растворов на нефтяной основе приве
ло к тому, что особое внимание уделяется проблемам очистки 
керна и восстановлению его природной смачиваемости в лабора
торных условиях. Вундерлих дал подробный обзор различных 
вариантов и сравнений при отборе керна с сохраненными значе
ниями природной смачиваемости.

Хранение керна. Обычно проходит много времени между 
отбором керна и его исследованием, в течение которого свойства 
керны должны быть сохранены для изучения. Керны обычно хра
нят в фильтратах бурового или солевого растворов. При этом 
керны защищены от влияния кислорода, испарения, попадания 
света и резких колебаний температуры. Неконсолидированный 
керн, как правило, подвергается замораживанию. При исследова
нии смачиваемости хранящиеся керны называют свежими, хотя 
переход к их изучению может происходить через несколько лет 
после их отбора.

Очистка керна. Целью очистки керна с помощью раствори
телей или при помощи экстракции является удаление всех орга
нических соединений без изменения основной структуры пус
тотного пространства породы. В настоящее время опробован 
широкий спектр составов растворителей и их комбинаций. 
Обычно растворители подбираются, исходя из свойств природ
ной нефти и типа коллектора, однако эти процедуры не стандар
тизированы.



Традиционно в исследованиях используются очищенные пол
ностью водонасыщенные керны с измененными параметрами 
смачиваемости. Эти керны не адекватны структуре природной 
смачиваемости. Например, достижение фиксированного индекса 
Амотта при фильтрации природной нефти не гарантирует дости
жения природной структуры смачиваемости. Более надежная 
проверка удаления адсорбированных углеводородов (гидрофили- 
зации керна) производится посредством определения параметров 
измерения самопроизвольной пропитки при фиксированных объ
емах вытесненной нефти.

Изначальной целью очистки керна являлось создание высокой 
водонасыщенности и гидрофильности для сопоставимости экспе
риментов. Последующие исследования, такие, как определение 
относительной фазовой проницаемости, выполняются с солевым 
раствором и очищенной нефтью. В последнее время растёт пони
мание того, что создание условий высокой водонасыщенности 
керна не является вполне достаточным для определения его сма
чиваемости, так как указанная обработка керна - это только пер
вый шаг в процедуре восстановления природной смачиваемости 
образца.

Восстановление природной смачиваемости коллектора. 
В процедурах восстановления смачиваемости целью является 
восстановление природного типа и структуры смачивания кол
лектора посредством воздействия на него пластовой нефтью. 
Признание большой важности структурной смачиваемости пла
ста обусловило особое внимание к процедурам восстановления 
смачиваемости «старых» образцов керна.

Важным шагом в восстановлении смачиваемости керна яв
ляется создание водонасыщенности керна (Swl), соответствую
щей пластовой. Это требует достоверных сведений о природной 
водонасыщенности пласта и способе ее воссоздания в лаборато
рии. Определение истинной реликтовой водонасыщенности кол
лектора является сложной самостоятельной задачей. Необходи
мая степень водонасыщения достигается фильтрацией при вы
соком давлении или посредством центрифугирования. Керн 



промывается природной нефтью и затем выдерживается при 
пластовой температуре в течение 1-4 недель. Целью процесса 
«старения» является восстановление состояния равновесия ад
сорбции между коллектором и нефтью, которое было создано 
природой в течение геологического времени.

При восстановлении природной смачиваемости могут возни
кать большие сложности. Опираясь на ключевые параметры фор
мирования структурной смачиваемости, можно добиться боль
шей надежности в восстановлении природной смачиваемости 
керна.

Сравнение результатов, показанных при исследовании 
свежих и восстановленных кернов. Основной проблемой при 
определении смачиваемости керна является то, что нет надежно
го способа проверки достоверности результатов. Сравнение ре
зультатов свежих кернов и аналогичных кернов в восставленном 
состоянии показывает, что одинаковые керны дают похожие ре
зультаты. Наилучшим свидетельством того, что результаты дей
ствительны, является то, что два набора данных будут близки по 
значениям. Если такового не наблюдается, всевозможные причи
ны следует искать в выборе набора данных.

Измерение относительной проницаемости. После получе
ния образцов керна и жидкостей из пласта, особое внимание уде
ляется поддержанию или восстановлению пластовых условий, 
лабораторные испытания проводятся с целью получения измере
ний относительной проницаемости. Эти измерения используются 
в гидродинамическом моделировании для получения прогнозов 
добычи.

Наиболее часто используемый и удобный метод для измере
ния относительной проницаемости - это нестационарный метод. 
Этот метод был разработан и применен для гидрофильных сис
тем. В настоящее время широко признано, что такой подход 
нельзя использовать при имитации условий промежуточной или 
смешанной смачиваемости. Однако если тесты проводятся в пла
стовых условиях, то аномальные результаты могут быть обуслов
лены влиянием капиллярных концевых эффектов. Выявленные 



причины аномального заводнения моделируемого керна могут 
быть использованы для корректировки фильтрационных экспе
риментов. Существует множество доказательств, что концевые 
эффекты для заводненных пластов со смешанной смачиваемо
стью могут быть невыраженными. Для проверки влияния конце
вых эффектов проводятся измерения насыщения керна методом 
поглощения или с помощью сканирующего микроскопа, что 
обеспечивает надежность проведения экспериментов.

Пластовая смачиваемость и удельное электрическое со
противление. Электрический каротаж является наиболее широко 
используемым методом выявления нефтегазоносных интервалов 
в скважине. Стандартные методы изучения основаны на взаимо
связях нефтенасыщенности с удельным электрическим сопротив
лением, которые получаются при измерениях в солевых раство
рах обработанных кернов. Как правило, в этих экспериментах 
воздух является ненасыщенной фазой. Эти измерения соответст
вуют условиям очень высокой водонасыщенности. Большинство 
исследований влияния смачиваемости на сопротивление показали 
рост сопротивления с уменьшением водонасыщенности. Однако 
большинство этих экспериментов проводились для систем, в ко
торых изменение смачиваемости было вызвано искусственным 
путем, например, обработкой кернов силаном.

Практическим решением, обычно предлагаемым для опреде
ления смачиваемости, является измерение и анализ относительной 
проницаемости и других параметров для гидродинамического мо
делирования при условиях, соответствующих пластовым. Однако 
неполное понимание механизмов смачиваемости при таком подхо
де и высокая затратность получения экспериментальных данных 
накладывают определенные ограничения. Еще более серьезной 
проблемой является невозможность проверить достоверность по
лученных данных. Большое внимание уделяется смешанной сма
чиваемости систем и использованию сканирования для получения 
прямых измерений распределения жидкостей и газов и выявления 
неопределенностей в измерениях относительной проницаемости. 
Интерпретация кривых относительной проницаемости, в плане по



ведения и распределения жидкости, по-прежнему остаётся доволь
но примитивной. Правило большого пальца, широко используемые 
в интерпретации влияния смачиваемости на поведение относи
тельной проницаемости, следует использовать с осторожностью. 
Механистические расчёты влияния смачиваемости на капиллярное 
давление, распределение жидкостей и газов и хранение нефти 
обеспечивают прямой подход к пониманию взаимодействия между 
смачиваемостью и геометрией пор и являются логической отправ
ной точкой для разработки более полного понимания физики отно
сительной проницаемости.

Накопленный опыт определения смачиваемости показы
вает, что значительное количество анализируемых объектов де
монстрирует не гидрофильную характеристику смачиваемости 
(табл. 7.1).

Таблица 7.1

Распределение в коллекторе смачиваемости 
в зависимости от значений краевого угла

Характер 
смачиваемости

Краевой угол 
(°)

Песчаный
коллектор

Карбонатный 
коллектор

Всего 
пластов

Гидрофильный 0-75 13 2 15
Промежуточный 75-105 2 1 3
Гидрофобный 105-180 15 22 37
Количество 
пластов (ед.) - 30 25 55

В экспериментах использовался наступающий краевой угол 
смачивания для воды при определении смачиваемости 55-ти неф
тяных пластов. В этой процедуре обескислороженный синтетиче
ский пластовый раствор и мертвое анаэробное сырье нефти ис
пытывались на кристаллах кварца и кальцита при пластовой тем
пературе. При значении краевого угла, измеренном по воде, от 0° 
до 75° (0-1,3 рад) - система гидрофильна, от 75° до 105° (1,3
1,83 рад) - с промежуточной смачиваемостью и от 105° до 180° 
(1,03-3,14 рад) - гидрофобная. Как показано в табл. 7.1, 37 иссле
дованных пластов были отнесены к гидрофобным, 3 имели про



межуточную смачиваемость, 15 были гидрофильными. Большая 
часть гидрофобных пластов была слабо гидрофобной с краевым 
углом 120-140° (2,1-2,4 рад). Из карбонатных пластов 8% были 
гидрофильными, 8% имели промежуточную смачиваемость и 
84% были гидрофобными.

Как следует из табл. 7.1, смачиваемость рассмотренных объ
ектов менялась в широких пределах. Такой результат вызывает 
необходимость специального анализа и учета влияния смачивае
мости на разработку.

Глава 7. Влияние смачиваемости на заводнение пластов

Заводнение является вторичным методом извлечения нефти, 
при котором вода нагнетается в продуктивный пласт для добычи 
дополнительного количества нефти, которое осталось в пласте 
после первичного извлечения. Заводнение - это наиболее широко 
применяемый метод для лучшего извлечения нефти; более поло
вины нефти в США добывается именно этим способом. Во всем 
мире похожие соотношения по этому показателю.

Когда заводнение применяется в гидрофильных системах, вода 
впитывается в более мелкие поры из-за благоприятных капилляр
ных сил, и нефть вытесняется в более крупные поры. Процесс вы
теснения происходит таким образом, что водная фаза сохраняет 
довольно равномерный фронт, и только нефтяная фаза движется 
впереди фронта. Из-за преимущественного смачивания породы во
дой, нефть вытесняется и движется впереди воды, которая пере
мещается вдоль стенок пор. В некоторый момент времени сужен
ная часть нефти оказывается нестабильной и отделяется от основ
ной нефти, в результате образуется сферическая глобула нефти, 
оставшаяся в центре поры (рис. 7.1) [45]. После чего нагнетаемая 
вода блокирует нефть. Почти вся оставшаяся нефть неподвижна. 
Защемленная остаточная нефть представляет собой маленькие 
сферические глобулы в центре более крупных пор и более крупные 
нефтяные участки, расположенные внутри множества пор, окру



женных водой. В гидрофобных системах расположение воды и 
нефти противоположное. Заводнение в гидрофобных породах 
обычно менее эффективно, чем в гидрофильных породах. После 
начала заводнения вода образует непрерывные каналы и языки по 
центрам крупных пор, проталкивая нефть впереди себя (рис. 7.2). 
Нефть затем остается в мелких порах и трещинах. Обычно в гид
рофобных пластах оставшаяся нефть оказывается в виде пленок 
вокруг поверхности пород, в суженных порах и крупных кавернах, 
где она окружена водой из-за образования непрерывных каналов и 
языков воды в центрах пор. Эти языки могут, в конце концов, со
единиться между собой, заблокировав нефть.

Нефть Нефть Нефть

Вода Вода Вода

I I Вода 1..LJ Нефть У//Л Зерна пород

Нефть Нефть Нефть

Рис. 7.1. Замещение нефти при заводнении водой 
в гидрофильных породах [45]

Вода Вода Вода

I I Вода C—J Нефть t2223 Зерна пород

Рис. 7.2. Замещение нефти при заводнении водой 
в гидрофобных породах [45]



7.1. Смачиваемость и относительная проницаемость

Давно известно, что смачиваемость является главным опреде
ляющим фактором коэффициента нефтеотдачи при заводнении 
[1]. Вдобавок, нефтеотдача при заводнении определяется относи
тельными проницаемостями нефти и воды, которые являются не
явными функциями смачиваемости [3]. На практике наиболее 
широко принятый метод учета влияния смачиваемости при за
воднении - это измерение относительных фазовых проницаемо- 
стей на образцах керна из продуктивного пласта, при этом ис
пользуются пластовые флюиды при пластовых термобарических 
условиях.

7.1.1. Смачиваемость и относительная проницаемость 
в однородно смачиваемой среде

Как отмечалось, уже давно известно, что смачиваемость явля
ется основным фактором, определяющим эффективность добычи 
при заводнении [13; 16; 20; 44; 43]. Кроме того, добыча при за
воднении контролируется относительной проницаемостью по во
де и нефти, которая является неявной функцией смачиваемости. 
На практике общепринятым методом учета эффектов смачивае
мости является измерение относительной проницаемости на об
разцах керна пласта с использованием пластовых флюидов при 
пластовых температуре и давлении [10, 21].

Однородно смачиваемая среда представляет собой систему, 
где смачиваемость всей поверхности однородна, то есть это гид
рофобная, гидрофильная или промежуточная среда. В зависимо
сти от способа нормировки кривой относительной проницаемо
сти форма кривой может отличаться от подобной кривой при 
аналогичном сочетании флюидов так же, как и при изменениях 
смачиваемости [6]. Нормировка кривой относительной прони
цаемости достигается за счет использования проницаемости по 
рассолу/воздуху или эффективной проницаемости породы по 
нефти при остаточной водонасыщенности. В нашей работе поня



тия «водонасыщенность порового объема», «погребенная водона
сыщенность» и «остаточная водонасыщенность» являются одним 
и тем же понятием, поэтому они используются попеременно. Из
вестно, что эффективная проницаемость нефти уменьшается, ко
гда керн становится гидрофобным. Также было показано, что так 
как керн становится более гидрофобным, кривые относительной 
проницаемости унифицируются на начальное водонасыщение с 
результатами абсолютной проницаемости при снижении фазовой 
проницаемости по нефти [22]. Там, где кривая относительной 
проницаемости унифицируется с эффективной проницаемостью 
нефти, влияние смачиваемости, наблюдаемое в предыдущем слу
чае (унификация проницаемости), факторизуется так, что кривые 
начинаются в одной и той же точке независимо от изменений 
смачиваемости [14].

Рисунки 7.3 (а, б) показывают зависимость относительных 
проницаемостей нефти и воды от смачиваемости. Они иллюстри
руют относительную проницаемость (в полулогарифмическом 
масштабе) нефти и воды при впитывании в песчанистом керне. 
В эксперименте смачиваемость нефтью была получена в резуль
тате использования растворимого в нефти поверхностно
активного вещества. Измерение угла смачивания было использо
вано для описания состояния смачивания керна. Базовые прони
цаемости для обоих рисунков были определены как эффективные 
проницаемости нефти при погребенной водонасыщенности. Из 
рисунка 7.3.а видно, что относительная проницаемость нефти 
выше при небольшой смачиваемости водой (0=47°), чем при 
сильной смачиваемости нефтью (0=180°).

Наблюдаемый гистерезис кривых относительных проницае- 
мостей совпадает с пониманием распределения насыщенности 
для различных состояний смачиваемости.

Из-за того, что нефть удерживается в порах (для 0=180°) ка
пиллярными силами, гораздо проще вытеснить водную фазу, чем 
нефтяную в данном случае. Обратная ситуация наблюдается так
же для сильно смачиваемой водой системы. Изменение зависи
мости относительной проницаемости от смачиваемости, показан



ное на рисунке 7.3 а, также проиллюстрировано на рисунке 7.3б. 
Было замечено, что для любого значения водонасыщенности вы
ше водонасыщенности порового объема, относительная прони
цаемость воды уменьшается с увеличением смачиваемости водой. 
Когда водонасыщенность 60%, относительная проницаемость во
ды 4%, тогда как нефти - 11% для хорошо смачиваемых водой 
пород (краевой угол смачивания равен 0). Для хорошо смачивае
мых нефтью пород, с краевым углом смачивания 180°, относи-
тельная проницаемость воды при том же росте насыщенности 
увеличивается от 10 до 40%, тогда как для нефти почти равна ну
лю. Смысл в том, что при более высоких значениях краевого угла 
(когда порода становится постепенно более смачиваемой неф
тью), проводимость воды в пластовой породе выше, чем нефти и, 
по существу, извлечение нефти должно быть менее эффективным
в хорошо смачиваемых нефтью, 
дой пластах.

чем в хорошо смачиваемых во-

одонасыщенность. % поровый объем Водонасыщенность, % поровый объем

Рис. 7.3(б). Относительные 
проницаемости для интервала 

состояний смачиваемости

Рис. 7.3(a). Относительные 
проницаемости для двух 

состояний смачиваемости [43]



Morrow et al. [38] изучили влияние изменения смачиваемости 
на установившуюся относительную фазовую проницаемость воды 
и нефти. Их исследования проводились в гидрофильных, ней
тральных и гидрофобных породах. Изменения смачиваемости бы
ли достигнуты с помощью использования различных концентра
ций октановых кислот в нефти. Они пришли к выводу, что относи
тельная фазовая проницаемость воды увеличивается с усилением 
гидрофобности, а нефти наоборот уменьшается. Также заметили, 
что с ростом смачиваемости нефтью их пересечение происходит 
при более низких значениях водонасыщенности.

Mungan [40] измерил нестационарные относительные прони
цаемости кернов из тефлона и сообщил, что соотношение отно
сительных проницаемостей (вытесняющей к вытесненной фазе) 
почти перпендикулярное и длится в течение короткого интервала 
значений насыщенности, когда смачивающая фаза вытесняет не
смачивающую. Затем он пришел к выводу, что обратная ситуация 
получается, когда несмачивающая фаза вытесняет смачивающую. 
В данном случае соотношение относительных проницаемостей 
сравнительно выше и длится при большем интервале значений 
насыщенности.

Известная из научных публикаций зависимость кривых отно
сительной проницаемости от изменений смачиваемости подтвер
ждается многими исследованиями [31; 32; 40]. Однако However, 
McCaffery et al. [32] заметили, что относительная проницаемость 
не зависит от изменений смачиваемости при сильно влажных ус
ловиях, и что большие изменения происходят только когда сма
чиваемость системы близка к нейтральной. К похожим выводам 
пришли и другие авторы: Morrow et al. [35; 36] - которые сооб
щили об изменениях кривых капиллярного давления с изменени
ем смачиваемости. Однако полученные результаты Owen and 
Archer [43] противоречат этому, так как они наблюдали только 
изменения кривых относительных проницаемостей при измене
нии краевого угла смачивания от 0° до 47°. Наблюдаемые изме
нения поведения относительной проницаемости (рис. 7.3) говорят 
о возможности выявления взаимной зависимости относительной 



проницаемости и смачиваемости для гомогенного типа смачи
ваемости. Обоснование такой взаимозависимости помогло бы оп
ределять тип смачиваемости по виду кривых относительных про- 
ницаемостей. Однако до настоящего времени не придумано соот
ношений, несмотря на предложенные руководства для оценки со
стояний смачивания. В заключение уместно представить при
ближенный подсчет Крейга (Craig's Rule of Thumb) [18] для оп
ределения смачиваемости из анализа кривых относительных про- 
ницаемостей для систем с высокой степенью водонасыщения. 
Приближенный подсчет представлен в таблице 7.2. Следует от
метить, что другие факторы: форма пор, начальная водонасы- 
щенность, распределение пор по размерам и связность пор - так
же влияют на форму кривых относительных проницаемостей [6, 
9]. Morgan and Gordon [39] продемонстрировали данный факт, 
измерив относительные проницаемости в чисто гидрофильных 
кернах, и сообщили о значительных различиях между этими по
казателями для кернов с большими, хорошо связанными порами, 
и с более мелкими, менее связанными порами. Caudle et al. [17] 
заметили, что кривые относительных проницаемостей, получен
ные на гидрофильном песчанике, зависят от начальной водона- 
сыщенности. Изменения значений начальной водонасыщенности 
влияют на формы и размещение кривых. Поэтому интерпретация 
смачиваемости породы при использовании приближенного под
счета Крейга (Craig's Rule of Thumb) [18] должна быть дополнена 
там, где это возможно, другими измерениями смачиваемости, ме
нее чувствительными к «помехам» (то есть другим факторам, ко
торые также влияют на форму кривых относительных проницае- 
мостей, как было описано выше).

7.1.2. Смачиваемость и относительная проницаемость 
в неравномерно увлажненной среде

В случае смешанной смачиваемости вода и нефть могут са
мопроизвольно поглощаться при высоких значениях нефте- и во- 
донасыщенности соответственно. Особенность смешанно-смачи- 



ваемого пласта - части поверхностей пород (обычно большие по
ровые пространства) преимущественно гидрофобны, в них нефти 
находятся в виде пленок, тогда как остальные части (мелкие поры 
и зоны контактов зерен, устья пор) преимущественно гидрофиль
ны. Для смешанно-смачиваемых систем относительная прони
цаемость нефти достаточно высока даже при низкой нефтенасы- 
щенности. На рисунке 7.4 показаны данные относительных про- 
ницаемостей для кернов песчаника Berea до и после так называе
мой «Dri-Film» обработки [51].

Таблица 7.2

Приближенный подсчёт Крейга для определения смачиваемости 
по кривым относительных проницаемостей [18]

Гидрофильная 
порода

Гидрофобная 
порода

Водонасыщенность порового 
объема

Обычно больше
20-25% порового 
объема

Обычно больше 15% 
порового объема. 
Часто меньше 10%

Насыщенность, когда относи
тельные проницаемости воды 
и нефти равны

Больше 50% во- 
донасыщенности

Меньше 50% водо- 
насыщенности

Относительная проницаемость 
воды при максимальной водо- 
насыщенности; на основе эф
фективной проницаемости 
нефти при водонасыщенности 
порового объема

Обычно меньше
30%

Ближе 50% и с дос
тижением 100%

«Dri-Film» - это полимер кремния, используемый для умень
шения смачиваемости пород водой, а также для достижения же
лаемого смешанно-смачиваемого поведения. Полагают, что ис
пользование полимеров кремния для изменения смачиваемости 
приведет к ее неравномерности из-за преимущественно смещен
ной адсорбции реагентов на породе. Обе серии кривых на рисун
ке 7.4 были получены при неустановившемся методе для опреде
ления относительных проницаемостей. Из рисунка видно, что 
при связной водонасыщенности проницаемость нефти растет 



сильнее, чем относительная проницаемость воды с увеличением 
смачиваемости водой (из-за обработки «Dri-Film», в результате 
которой керн становится гидрофобным). Данный результат про
тивоположен тому, который был получен в системах с однород
ной смачиваемостью, где относительная проницаемость нефти 
снижается с увеличением смачиваемости нефтью.

Рис. 7.4. Кривые относительных проницаемостей 
для песчаников Berea до и после обработки «Dri-Film» [51]

Wang et al. [50] исследовали влияние изменения смачиваемости 
на относительные проницаемости нефти и воды, используя керны 
песчаников Berea и Loudon. Керны песчаника Loudon были изна
чально смешанно-смачиваемые, а затем превращены в гидрофиль
ные, тогда как смешанная смачиваемость была достигнута в гид
рофильных кернах песчаника Berea с помощью окисления природ
ной нефти из Loudon. Измерение относительных проницаемостей 
при установившемся режиме было выполнено благодаря принци
пу, описанному в работе Braun and Blackwell [15]. Они сравнили 
относительные проницаемости при впитывании кернов песчаника 
Berea до и после окисления и обнаружили существенные отличия 



при высоком значении водонасыщенности >50%. Они сообщили, 
что окисленные керны песчаника Berea имеют остаточную нефте- 
насыщенность, равную 17%, тогда как естественные керны показа
ли значение, равное 47%. В конечный период относительная про
ницаемость воды была 35% в окисленных кернах и 3,4% - в есте
ственных. Для водонасыщенности ниже 50% параметры относи
тельных проницаемостей были похожими. Те же исследования бы
ли проведены на кернах песчаника Loudon, где в конечный период 
относительная проницаемость воды снизилась с 20% для смешан- 
но-смачиваемого состояния до 7,8% для гидрофильных пород. Бы
ло похожее снижение значений относительной проницаемости 
нефти в конечный период с 82% до 63%.

Richardson et al. [46] исследовали поведение соотношения от
носительных проницаемостей на кернах в естественных состоя
ниях и очищенных кернах из East Texas Woodbine, измеряя отно
сительные фазовые проницаемости нефти и воды при неустано- 
вившемся режиме. Они заметили, что поведение керна в экспе
риментах после очистки отличалось от того, которое было в од
нородно смачиваемой системе. В однородно смачиваемых систе
мах соотношение относительных проницаемостей (смачивающая 
фаза замещает несмачивающую) при заданной водонасыщенно- 
сти было наименьшим для гидрофильных систем, и большее ко
личество кривых гидрофобных систем были расположены слева 
от кривой для гидрофильной системы. То есть было численно 
большее соотношение относительных проницаемостей при той 
же водонасыщенности. Однако они заметили, что кривая гидро
фильной системы была расположена слева от кривой в естествен
ном состоянии. Заводнение керна в естественном состоянии при
вело к очень низкому значению остаточной нефтенасыщенности 
(ОН), которое изменяется от 2% до 12% порового объема, тогда 
как результаты извлеченного керна (гидрофильного) оказались 
равными 30%. Данное исследование рассматривало смешанно- 
смачиваемое состояние кернов в естественном состоянии.

Другие исследователи [23; 47] измеряли отношение относи
тельных проницаемостей (kw/k0) в незначительно смачиваемых 



системах, используя обработанные/необработанные пески или 
крошки стекла/тефлона для имитации незначительно смачивае
мого состояния. Главный результат исследований - изменения 
отношений относительных проницаемостей с увеличением от 0 
до 1 (или снижением от 1 до 0) долей пород, смачиваемых неф
тью, похожи на изменения, наблюдаемые при смене смачиваемо
сти пород однородно смачиваемых кернов.

7.2. Влияние микроструктурной смачиваемости 
на характеристики заводнения

Для нефтегазопромысловой практики характерно, что фазы, 
фильтрующиеся в реальных пластах (нефть, природный газ, вода, 
конденсат, технологические жидкости), не являются инертными 
по отношению к скелету пласта. Они активно взаимодействуют с 
твердой фазой и с другими фазами пласта. Поэтому вместо абсо
лютной проницаемости, характеризующей фильтрационную спо
собность пласта для «инертной» фазы, не взаимодействующей со 
скелетом породы, должна рассматриваться фазовая проницае
мость при полной насыщенности пористой среды данным флюи
дом Кф.

Значения коэффициентов фазовой проницаемости Кф зависят 
от значений коэффициентов абсолютной проницаемости, по
скольку и та, и другая проницаемости определяются структурой 
порового пространства, но величины этих коэффициентов раз
личны, так как фазовая проницаемость определяется существенно 
более обширным набором параметров, чем абсолютная прони
цаемость. Взаимосвязь коэффициентов фазовой (Кф) и абсолют
ной (К0) проницаемостей может быть представлена в виде

Кф = Ко F,
где F - функция взаимодействия фильтрующихся фаз со скелетом 
пласта, характеризующая степень изменения проницаемости для 
конкретной пары флюид/порода при фиксированном характере 
физических полей.



На гидрофобной поверхности скелета возникает структура с 
ориентацией диполей воды параллельно поверхности. Эффект 
упорядоченной ориентации распространяется на значительные 
расстояния (является дальнодействующим). Такая структура при
водит к уменьшению плотности воды вблизи стенок пор и повы
шает подвижность молекул в тангенциальном направлении к внут- 
рипоровой поверхности скелета. Это интерпретируется как сниже
ние вязкости граничных слоев воды. Этот эффект проявляется как 
скольжение воды по гидрофобной подложке. Подобные эффекты 
могут приводить к росту фазовой проницаемости по воде.

Для гидрофильной поверхности ситуация обратная. Имеет 
место повышение плотности и снижение тангенциальной под
вижности молекул в слое толщиной несколько нанометров. Это 
интерпретируется как рост вязкости граничных слоев воды. В ка
пиллярах эффект увеличения вязкости воды зависит от радиуса 
капилляра (т.е. от соотношения свободного объема и объема свя
занной воды). С уменьшением радиуса капилляра средняя вяз
кость воды растет. На математических сеточных моделях порис
тых сред было смоделировано влияние изменения вязкости в по
ристых образцах в зависимости от смачиваемости образца. На 
рис. 7.5 показано, что изменение значений фазовых проницаемо- 
стей при 100% заполнении порового объема флюидом, отнесен
ных к абсолютной проницаемости (F = Кф/Ко), зависит от величи
ны площади смачиваемой поверхности (OPSP) и структуры сма
чиваемости (диапазона смачиваемых пустот). Причем при несма- 
чиваемой пористой среде F может быть значительно больше 1. 
Влияние типа смачиваемости на фазовую проницаемость необхо
димо учитывать при прогнозе показателей разработки в сложно- 
построенных пластах.

В промысловой практике обычно делался акцент на эффектах 
занижения фазовой проницаемости по отношению к абсолютной. 
Обратный эффект ранее никогда не рассматривался. В то же вре
мя для относительной фазовой проницаемости при неполном за
полнении порового пространства фильтрующейся известны экс
периментальные данные, демонстрирующие аналогичный эффект 



(рис. 7.6) [3], (рис. 7.7) [4]. Видно, что при малых значениях во- 
донасыщенности фазовая проницаемость по нефти может суще
ственно превышать значение абсолютной проницаемости. Этот 
эффект может быть успешно использован при добыче нефти по
вышенной вязкости.

-■-смачиваемы 
меньшие пустоты 

■ *■ смачиваемы 
большие пустоты

Рис. 7.5. Влияние структуры смачивания на приведенную величину 
фазовой проницаемости при 100% заполнении порового объема 

флюидом

Рис. 7.6. Зависимости относительных фазовых проницаемостей 
от насыщенности порового объема смачивающей фазой 

для низкопроницаемого песчаника при различных значениях 
параметра р()/Ци' (Odeh, 1959)



Рис. 7.7. Зависимость относительной фазовой проницаемости 
по нефти при двух различных значениях нефтенасыщения керна S0 

(Danis, Jacquin, 1983).

7.2.1. Влияние микроструктурной смачиваемости 
на относительную фазовую проницаемость

Относительные фазовые проницаемости (ОФП) обычно опре
деляются на экстрагированных кернах, которые являются равно
мерно гидрофильными. Влияние микроструктурной смачиваемо
сти на ОФП не исследовано. На рис. 7.8 даны ОФП для микро- 
структурно-смачиваемого коллектора. Микроструктура соответ
ствует пластам ЮК 10-11 Талинской площади Красноленинского 
месторождения.

Для коллекторов пластов ЮК 10-11 характерно наличие 4 ти
пов фазовых проницаемостей по вытесняющей воде, меняющих
ся от выпуклого до вогнутого. Получение того или иного типа 
ОФП зависит от того, какой элемент структуры пустотного про
странства: проводящие капилляры (малые пустоты) или крупные 
поры являются смачиваемыми водой.



Приведенные фазовые проницаемости по воде и нефти.

Коэффициент водонасыщенности Кв

Рис. 7.8. Влияние структуры смачивания на относительные 
фазовые проницаемости

7.3. Смачиваемость и движение водной фазы при заводнении

Как было замечено, нефть обычно занимает более крупные 
поры в гидрофильных пластах, тогда как вода - мелкие поры. 
Градиент давления, необходимый для замещения воды из пласта, 
таким образом, выше, чем тот, который необходим для замеще
ния нефтяной фазы из-за высоких капиллярных сил. Поэтому 
увеличение водной фазы отражается на росте эффективной про
ницаемости нефти и спаде эффективной проницаемости воды. Из 
вышесказанного следует: если свойства другой породы и флюида 
остаются постоянными, извлеченная нефть в любой момент вре
мени будет выше в гидрофильном пласте, чем гидрофобном. 
Оценка эффективности вытеснения при заводнении проведена с 
помощью анализа кривой движения отдельных фаз. Тогда, когда 
составлено уравнение движения отдельных фаз с идеализирован
ными свойствами, возможна оценка, с определенными погрешно-



стями, связанными с распределением насыщенностей при вытес
нении водой, а также с влиянием состояния смачивания на форму 
и местоположение кривой. Выражение для кривой движения от
дельной фазы fw представлено ниже (7.2).

(7.2)

где fw - фазовое движение воды, kro, krw - относительные прони
цаемости нефти и воды соответственно, po, pw - вязкости нефти и 
воды соответственно, Sw - водонасыщенность.

В такой упрощенной форме уравнение движения фаз является 
показателем количества воды, которая добывается вместе с неф
тью в любой момент времени. Уравнение 7.2 показывает, что это 
количество зависит от отношений вязкости и относительных про
ницаемостей. Так как относительная проницаемость неявная 
функция смачиваемости и явная функция насыщенности, то 
фронт вытеснения зависит также от состояния смачивания пла
ста. Следовательно, при постоянных значениях соотношений вяз
костей нефти и воды, объем движущейся фазы зависит неявно от 
наблюдаемого в пласте состояния смачивания. На рисунке 7.9 
[51] показано это отношение между кривой движения фазы и 
смачиваемости. Состояние смачивания было определено с помо
щью краевого угла смачивания, и соотношение вязкостей нефти и 
воды оставалось постоянным на уровне 25.

Кривая движения фаз для гидрофобного пласта более крутая 
и имеет более длинный «хвост» по сравнению с гидрофильным 
пластом. Поэтому фронт вытеснения и средняя насыщенность по
зади фронта более высокая для смачиваемых водой систем 
(0=47°), чем для хорошо смачиваемых нефтью систем (0=180°). 
Смысл в том, что больше нефти будет добыто в гидрофильном 
пласте по сравнению с гидрофобным пластом. Другой важный 
вывод, который можно сделать по рисунку 7.9 [51]: несмотря на 
то, что суммарные добычи обеих систем, в конечном счете, будут



одинаковыми, извлечение в гидрофобном пласте после достиже
ния фронта вытеснения будет связано с добычей большого коли
чества воды из-за длинного «хвоста». В конечном счете, невы
годные показатели в экономике заставят снизить предельную до
бычу. Если определим среднее значение водонасыщенности за 
фронтом вытеснения как SwBT водонасыщенность погребенной 
водой как Swi, тогда насыщенность вытесненных углеводородов 

на фронте вытеснения определяется как SwBT - Swi.

Рис. 7.9. Кривые движения отдельных фаз при заводнении 
в гидрофильных и гидрофобных системах при соотношении 

вязкостей нефти и воды, равном 25 [51]

Поэтому общее количество вытесненной нефти вычисляется 
по формуле:



NP = Vp (SwBT - Swf) (7.3)

где Vp - поровый объем продуктивного пласта. Интересно, что 
при получении уравнения 7.3 фундаментальным предположением 
было то, что в начальный момент заводнения вода была непод
вижной. Из рисунка 7.9 SwBTis = 0.55 для гидрофильных и 
SwBTis = 0.39 для гидрофобных систем. Предполагается, что во
донасыщенность погребенной воды является постоянной величи
ной, равной 0,2. Таким образом, суммарное количество нефти Np 

на фронте вытеснения для обоих случаев соответственно пред
ставлено ниже:

Np (0=47°) = 0.35PV (то есть 35% порового объема пласта); 
Np (0=180°) = 0.19PV (то есть 19% порового объема пласта). 
Таким образом, для системы, показанной на рисунке 7.9, на 

фронте вытеснения извлеченная нефть из гидрофильного пласта 
будет превышать в два раза тот объем, который мог бы быть до
быт из гидрофобного пласта. На рисунке 7.10 [51] представлено 
данное исследование, где приводится сравнение нефтевытесне- 
ния для той же системы. На оси у показана извлеченная нефть, на 
оси x - объем пор, затронутых заводнением.

Рис. 7.10. Влияние смачиваемости на вытеснение нефти 
при нагнетании воды [51]



На рисунке 7.10 показана наблюдаемая тенденция при водном 
вытеснении и, возможно, она отражает норму нефтеотдачи при 
заводнении. Следующие важные вопросы достойны внимания: 
после фронта вытеснения не происходит значительного извлече
ния нефти в гидрофильных системах; водный фронт вытеснения 
достигает добывающую скважину меньше чем через 1 поровый 
объем нагнетаемой воды. Обычно разработка месторождения с 
гидрофильным типом коллектора происходит при прокачке в 
пределах от 1 до 1,5 поровых объемов воды; для объемов, боль
ших одного порового объема нагнетаемой воды, гидрофобные 
системы являются слабой функцией нагнетаемых поровых объе
мов.

7.4. Влияние смачиваемости на коэффициент нефтеотдачи

7.4.1. Однородно-смачиваемая среда

Опубликовано множество лабораторных исследований, кото
рые были проведены для выявления влияния однородной смачи
ваемости на добычу нефти и на коэффициент нефтеотдачи. Одна 
из ранних работ, посвященная влиянию гидрофобных и гидро
фильных систем на добычу нефти при заводнении, была выпол
нена авторами Donaldson and Thomas [22]. Они использовали 
микромодели (двухслойный песок между двумя плоскими микро
скопическими слоями образцов) для наблюдения влияния одно
родной смачиваемости на добычу нефти. Результаты исследова
ний были подтверждены работами по заводнению песчанистых 
кернов. Состояние смачивания для микромоделей были опреде
лены по визуальным наблюдениям, тогда как песчанистые керны 
были описаны с использованием индекса USBM. Изменения сма
чиваемости образцов керна были достигнуты при помощи обра
ботки GE Dri-Film №144. В качестве раствора использовался вос
становленный (0,1 NaCl). Тест по заводнению керна проводился 
при постоянном дифференциальном давлении 50 фунтов на квад
ратный дюйм. Согласно результатам эксперимента было извле



чено большее количество нефти из гидрофильных систем, чем из 
гидрофобных или смешанных систем. Низкие значения нефтеот
дачи в гидрофобных системах объяснялись быстрым образовани
ем конусов заводнения, которые приводили к одновременному 
прорыву воды в скважины с первой добытой нефтью. Однако до
быча нефти продолжалась еще длительные периоды даже после 
этого прорыва. После того, как добыча нефти прекращалась, 
большие целики нефти (от 20 до 30 диаметров зерен порового 
пространства) еще оставались в системе. В гидрофильных систе
мах также были обнаружены целики нефти. Однако они оказыва
лись малых размеров (обычно 3-4 диаметра зерен порового про
странства), и последующее вытеснение этой защемленной нефти 
было возможно при очень высокой скорости нагнетании.

Вопреки отчету Дональдсона и Томаса [22] по относительно 
плохой эффективности вытеснения и извлечения нефти при сме- 
шанно-смачиваемых условиях по сравнению с гидрофильной 
системой, другие исследователи [34; 27; 30; 26] показали, что из
влечение из гидрофильных или гидрофобных кернов на самом 
деле ниже, чем из смешанно-смачиваемых. Некоторые правдопо
добные объяснения для этого очевидного разногласия в получен
ных экспериментальных результатах могут включать: разное оп
ределение смешанно-смачиваемой системы и метода описания 
смачиваемости; влияние скорости нагнетания на извлечение при 
заводнении (некоторые исследования отрицают данное влияние). 
Недостаток стандартизированного определения для этого состоя
ния смачивания привел к тому, что разные авторы имеют различ
ные субъективные представления об этом. Некоторые исследуе
мые состояния смачивания, которые были классифицированы как 
смешанно-смачиваемые различными авторами, включают: ней
тральное состояние смачивания; от слабогидрофильного до сла
богидрофобного состояния; смешанное состояние смачивания 
(комбинация гидрофобных и гидрофильных участков). Характе
ристики смачивания каждого из этих состояний смачивания пока
заны для варьирования влияния на добычу нефти и коэффициен
ты вытеснения.



Jadhunandan and Morrow [26] исследовали отношение между 
смачиваемостью и нефтеотдачей при заводнении и основные из
менения, которые контролируют смачиваемость в системах при
родная нефть - раствор - порода (COBR), используя песчаники 
Berea. Изменение смачиваемости керна (от смачиваемого водой 
до смачиваемого нефтью) было достигнуто окислением в течение 
10 дней при температуре от 26 до 80 °С. Смеси Солтрола 130 и 
керосина были подготовлены для достижения необходимых вяз
костей, и впоследствии получили названия Moutray и сырая 
нефть ST-86. Нагнетание воды проводилось при комнатной тем
пературе, и темпы закачки составили от 2 до 100 футов в день 
(для определения влияния интенсивности нагнетания на нефтеот
дачу), с преобладанием от 3,5 до 7 футов в день (для описания 
влияния смачиваемости на нефтеотдачу). Коэффициент смачи
ваемости был определен с использованием измененного метода 
Амотта. Время самопроизвольного впитывания, равное 3 неде
лям, было принято после исследования тенденции кривых в сис
теме впитывание - время. Перепад давления < 35 фунтов на 
квадратный дюйм был использован в исследовании из-за того, 
что при градиенте давления выше 50 фунтов на квадратный дюйм 
происходило разрушение кернов. Результаты работ показали, что 
температура окисления, начальная водонасыщенность, состав 
раствора и свойства природной нефти были главными факторами 
при определении смачиваемости в системах COBR. Авторы сде
лали вывод, что при определении влияния смачиваемости на неф
теотдачу данные, которые показывали очевидный концевой эф
фект и образование вязкостных языков, не учитывались.

На рисунках 7.11 [26] и 7.12 [26] показано влияние смачивае
мости на нефтеотдачу на фронте вытеснения, а также при про
качке различного количества поровых объемов (1, 3, 5 и 20). Из 
рисунка 7.11 видно, что максимальное значение нефтеотдачи по
лучают при смачиваемости, близкой к нейтральной (/w-o«0.2). 
Схожая тенденция показана на рисунке 7.12, на котором показа
ны результаты для значений остаточной нефтенасыщенности. 
В обоих случаях максимальное значение нефтеотдачи и мини



мальное значение нефтенасыщенности достигается при непре
рывном заводнении. Кривые показывают: гидрофильная система 
(Iw-o~ 1.0) не зависит от количества поровых объемов, прокачен
ных водой;

(1) гидрофобные системы (/^o»-0.5) слабо зависят от прока
ченных поровых объемов, однако эта зависимость усиливается с 
изменением состояния смачивания в сторону более смешанной;

(2) если мы примем, что измененный коэффициент Амотта- 
Гарвея равен нулю (Д^О) в нейтральной системе, тогда нефте- 
отдача/остаточная нефтенасыщенность будет оптимальной.

Рис. 7.11. Нефтеотдача - коэффициент Амотта-Гарвея 
при разных прокаченных поровых объемах [26]

Рис. 7.12. Остаточная нефтенасыщенность - коэффициент 
Амотта-Гарвея при разных прокаченных поровых объемах [26]



Однако нужно осторожно интерпретировать наблюдаемую 
нефтеотдачу в нейтральной системе, полученную с помощью ко
эффициента Амотта-Гарвея, поскольку в работах [11; 33; 37] бы
ло показано, что данный коэффициент слабо реагирует на ней
тральную смачиваемость при краевых углах смачивания от 60° до 
120°.

Tweheyo et al. [49] исследовали характеристики добычи в гид
рофильных, нейтральных и смешанно-смачиваемых кернах, ис
пользуя различные песчаники Северного моря и три разные сис
темы флюидов, составленные из раствора NaCl и чистого n-дека
на или n-декана с добавками. Модификация смачиваемости была 
достигнута с помощью добавления небольшого количества орга
нической кислоты или органической основы нефти. Они пришли 
к выводу, что гидрофильные керны имеют наибольшую нефтеот
дачу на фронте вытеснения, и негидрофильные системы - хвост 
нефти. Наибольшие конечные нефтеотдачи были получены для 
нейтральных систем, а наименьшие нефтеотдачи - для гидрофоб
ных систем. Состояния смачиваемости кернов были описаны с 
использованием комбинированного метода USBM-Амотта.

Многие другие авторы [19; 28; 29; 42; 41] также сравнивали 
нефтеотдачу при заводнении в гидрофильных и гидрофобных 
кернах и замечали более высокую нефтеотдачу в гидрофильных 
кернах с однородно-смачиваемой средой. Противоположно со
стоянию смачивания, наблюдаемому в песчанистых пластах, 90% 
карбонатных пластов описываются как нейтральные и гидрофоб
ные. Для карбонатных нефтяных пластов смачиваемость водой 
увеличивается с ростом температуры. Известно, что кислотное 
число (AN) может быть очень важным фактором при изменении 
состояния смачивания пласта, так как было изучено, что смачи
ваемость водой уменьшается с ростом AN. AN определяется как 
количество миллиграммов щелочи, необходимое для нейтрализа
ции всех кислотных компонентов, которые присутствуют в 
1 грамме образца нефти. Кислотное число - это неявная функция 
температуры пласта, так как декарбоксилирование происходит 
при росте температуры. Поэтому AN в природной нефти умень



шается с ростом температуры. Zhang and Austad [52] эксперимен
тально разъединили влияния температуры и AN как параметры 
смачивания меловых отложений и определили, что смачивае
мость карбонатных пластов в большей степени зависит от AN 
природной нефти и не зависит от температуры пласта.

Tang and Firoozabadi [48] изучили влияние смачиваемости и 
начальной водонасыщенности на показатели нагнетания воды в 
меловых образцах из Канзаса. Так как мел является гидрофиль
ной породой, изменение смачиваемости было достигнуто с по
мощью стеариновой кислоты. Для описания смачиваемости были 
использованы коэффициент Амотта для воды (Iw) и соотношение 
самопроизвольного впитывания. Нагнетание воды было проведе
но с разными темпами и перепадами давления. Они пришли к вы
воду, что начальная водонасыщенность имеет резко выраженное 
влияние на нефтеотдачу при заводнении в средне смачиваемых 
меловых породах и намного меньшее влияние - на гидрофильные 
породы. Для хорошо смачиваемого водой состояния пород неф
теотдача уменьшается незначительно с увеличением начальной 
водонасыщенности, тогда как при слабо смачиваемых водой и 
средне смачиваемых породах нефтеотдача повышается сущест
венно с ростом начальной насыщенности. Далее они заметили, 
что коэффициент нефтеотдачи чувствителен к силам внутреннего 
трения, когда мел средне или плохо смачиваем водой. Не было 
влияния на конечную нефтеотдачу, когда мел был хорошо смачи
ваем водой. Когда сила внутреннего трения была высока 
(Ар = 13,5 psi/cm), средне смачиваемое состояние породы 
(/и=0,09) показало лучшие результаты при заводнении, а хорошо 
смачиваемые водой породы - худшие результаты. Однако при 
малых значениях сил внутреннего сопротивления 
(Ар = 0,96 psi/cm) хорошо смачиваемая водой система показала 
лучшие значения.

Hognesen et al. [25] исследовали увеличение коэффициента 
нефтеотдачи в гидрофобных карбонатах с самопроизвольным 
впитыванием воды благодаря изменению смачиваемости. Тесты 
по самопроизвольному впитыванию были проведены на породах 



мела и образцах пластового известняка при разных температур
ных диапазонах (70°С-130°С) с использованием морской воды с 
различными концентрациями сульфата. Они представили благо
приятные результаты при высоких температурах, и еще лучше 
результаты были при увеличении концентрации сульфата в мор
ской воде. При более низких температурах увеличение самопро
извольного впитывания достигалось с помощью добавления ка
тионогенного поверхностно-активного вещества в жидкость впи
тывания. Ограничения для использования включают: (1) пробле
му окисления и масштаб пласта и (2) начальную минерализацию 
раствора и температуру.

В своей работе [53] Zhang and Austad подтвердили опублико
ванные наблюдения H0gnesen et al.[25]. Они установили соотно
шение между нефтеотдачей при заводнении в меловых пластах на 
основе «нового» коэффициента смачиваемости (основанный на 
хроматографическом методе, определенном в работе Strand [29]) 
и составом раствора (сходна с работой, проделанной H0gnesen et 
al. [25].). Они заметили, что самопроизвольное впитывание будет 
происходить только в тех меловых пластах, в которых смачивае
мая водой часть поверхности мела имеет численное значение 
«нового» коэффициента >0,6.

Al-Hadhrami and Blunt [12] исследовали влияние нагнетания 
горячей воды на нефтеотдачу в трещиноватых гидрофобных кар
бонатных породах. Они заметили, что обычная нефтеотдача из 
месторождения Омани, где трещиноватый коллектор, была всего 
2% после 20 лет. Нагнетание воды на таких месторождениях бу
дет неэффективной из-за значительных игнорируемых проблем. 
Однако использование горячей воды/пара привело к изменению 
смачиваемости (пласт стал гидрофильный), что позволило полу
чить увеличенную нефтеотдачу.

Graue and Bogn0 [24] исследовали механизм нефтеотдачи в 
трещиноватых меловых отложениях при различных состояниях 
смачиваемости с помощью повторного сравнения эксперимен
тальной работы (исследования заводнения кернов) и численного 
моделирования. В каждом использованном меловом блоке были 



две вертикальные трещины и три горизонтальные. Первые две 
вертикальные трещины были 4 см и 13 см соответственно, а го
ризонтальные трещины располагались на центральной линии 
блока и выходили с обоих концов для гидравлической связи этих 
концов. Смачиваемость была описана с помощью коэффициента 
Амотта-Гарвея, и измерения смачиваемости были проверены на 
стабильность и воспроизводимость. Они пришли к выводу, что 
хотя на движение воды сильно повлияло присутствие гидрофоб
ных трещин и в меньшей степени - «закрытых» гидрофильных 
трещин, гидроразрыв пласта не привел к значительному увеличе
нию нефтеотдачи для обеих хорошо и средне смачиваемых водой 
систем. Уместно заметить, что проницаемость увеличилась на 
50% после гидроразрыва пласта.

7.4.2. Неоднородно-смачиваемые системы

Понимание того, что гетерогенная смачиваемость может быть 
нормальной смачиваемой системой пласта подтверждается на
блюдениями таких смачиваемостей в пласте [4; 5; 8; 9; 10]. Могут 
ли пласты быть охарактеризованы как строго однородные, оста
ется вопросом, потому что некоторые изменения состояния сма
чивания по всей площади пласта все равно происходят. В данной 
работе однородно-смачиваемая поверхность - эта поверхность, 
которая преимущественно смачивается водой или нефтью на 
протяжении всей площади. Используя данную стандартную фор
мулировку, мы определяем неоднородно-смачиваемую систему 
как систему, которая имеет определенные и идентифицируемые 
смачиваемые площади, которые находятся внутри той же систе
мы, и они могут быть четко описаны как гидрофобные или гид
рофильные области.

Два вида неоднородно-смачиваемых систем представляют ин
терес для нефтяной промышленности: смешанно-смачиваемая 
система и частично-смачиваемая система. Смешанно-смачивае- 
мая система - это система, которая имеет продолжительные гид
рофобные полосы в более крупных порах и гидрофильные в бо



лее мелких. Важно заметить, что данное определение было рас
ширено для того, чтобы включить наблюдаемое присутствие 
также средне смачиваемых мест в породе. В частично-смачи- 
ваемых системах гидрофобные и гидрофильные поверхности 
имеют размеры, равные размеру отдельных пор, и эти гидрофоб
ные или гидрофильные поверхности не нуждаются в определе
нии. На рисунках 7.13 и 7.14 представлены схематичные модели 
смешанно-смачиваемых и частично-смачиваемых систем, пред
ложенные Дикситом и другими.

Рис. 7.13. Схематическое представление смешанно-смачиваемой 
системы

Радиус пор

область, 
смачиваемая 
нефтью

9 = 91-180°

Начальная вода
В = (Р

область, 
смачиваемая водой

0 = 0-89°

Рис. 7.14. Схематическое представление смешанно-смачиваемой
системы



7.4.3. Смешанно-смачиваемые системы

Было продемонстрировано, что остаточная нефтенасыщен- 
ность при заводнении в смешанно-смачиваемых пластах часто 
сильно зависит от объемов нагнетаемой воды. Влияние числа 
прокаченных поровых объемов было показано для различных 
нефтяных месторождений со смешанно-смачиваемыми пластами, 
например, в Ист Техас Вудбайне и Эндикоте (Аляска). Дальней
шее понижение остаточной нефтенасыщенности возможно в 
смешанно-смачиваемом пласте, где происходит поверхностное 
дренирование пленки. Поверхностное дренирование пленки не 
происходит во всех смешанно-смачиваемых пластах, но было ус
тановлено, что оно особенно активно проявляется в смешанно- 
смачиваемых пластах с высокой вертикальной проницаемостью. 
Более низкая остаточная нефтенасыщенность была в смешанно- 
смачиваемых пластах, где происходило поверхностное дрениро
вание пленки по сравнению с теми, где не было данного меха
низма дренирования. Месторождение Эндикот в Аляске является 
примером смешанно-смачиваемого пласта с эффектом поверхно
стного дренирования. В эксперименте с керном при пластовых 
условиях было выяснено, что остаточная нефтенасыщенность при 
заводнении Sorw была 40% после нагнетания одного порового 
объема воды, 22% - после 500 поровых объемов и 12% - после 
огромного количества поровых объемов. Заводнение в центрифу
ге было проведено для наблюдения влияния поверхностного дре
нирования пленки на остаточную нефтенасыщенность и, таким 
образом, было исключено влияние заводнения на коэффициент 
нефтеотдачи. Было замечено, что нефтеотдача выше в смешанно- 
смачиваемом состоянии по сравнению с гидрофильным состоя
нием. Нефтеотдача в смешанно-смачиваемом керне сильно зави
села от количества прокаченных водой поровых объемов, тогда 
как в гидрофильном керне нефтенасыщенность понижается до 
подхода фронта вытеснения (~1 поровый объем), после чего не 
происходит значительного извлечения нефти. Похожие исследо
вания на образцах кернов из Боиз Ист Техаса показали, что неф- 



тенасыщенность продолжала понижаться в течение всего време
ни нагнетания воды в смешанно-смачиваемые керны, тогда как 
нефтенасыщенность быстро достигала постоянного значения (по
сле фронта вытеснения) в гидрофильных кернах независимо от 
количества прокаченных поровых объемов (рис. 7.15). Вязкость 
нефти также влияла на конечное значение нефтенасыщенности 
при заводнении, при более низкой вязкости значение Sorw было 
намного меньше. Также было показано, что состав породы пласта 
имеет ограниченное влияние на Sorw для того же смачиваемого 
состояния (рис. 7.16).

Морроу и другие изменили смачиваемость гидрофильного 
керна на гетерогенно-смачиваемое состояние с помощью окисле
ния раствора и сырой нефти Мотроу и наблюдали за нефтеотда
чами в обоих состояниях смачивания. Аналогичные изменения 
были сделаны также в стеклянных микромоделях для проведения 
прямых наблюдений влияния состояния смачивания и изменения 
смачивания на коэффициент вытеснения и механизм извлечения. 
Они пришли к выводу, что хотя показатели фронта вытеснения 
были одинаковыми для всех случаев (было прокачено 1,5 поро
вых объема (ПО воды), Sorw в окисленных кернах был намного 
более низким по сравнению с гидрофильными кернами. Далее 
они заметили, что хотя изменение вязкости нефти влияло на Sorw в 
гидрофильных породах (более низкая вязкость приводила к более 
низкому значению Sorw), коэффициент микроскопического вытес
нения был относительно постоянным, так как было установлено, 
что снижение вязкости нефти приводило к соответствующему 
снижению начальной нефтенасыщенности. Коэффициент микро
скопического вытеснения определяется как отношение изменения 
нефтенасыщенности A.S'0 к значению начальной нефтенасыщен
ности Soi, то есть [(Soi-Sorw)/Soi] . Стоит сказать, что, по мнению 
авторов, фактическая природа измененных состояний смачивания 
была сопряжена с большими рисками, поэтому для их работы, 
они определили ее как неоднородно-смачиваемая. Ванг исследо
вал влияние изменения смачиваемости (от смачиваемых водой до 
смешанно-смачиваемых состояний и наоборот) на подвижную/



Нагнетаемая вода - П.О.

Рис. 7.15. Сравнение влияния заводнения на смешанно- 
смачиваемые и гидрофильные керны из месторождения Ист Техас

Рис. 7.16. Сравнение заводнения при разных состояниях 
смачивания в нескольких пористых средах



неподвижную нефтенасыщенность, используя керны Berea и 
Loudon. Он пришел к выводу, что хорошо смачиваемый водой 
керн прекращал давать нефть после фронта вытеснения, тогда как 
в смешанно-смачиваемом керне происходила непрерывная неф
теотдача даже после многократного прокачивания водой поровых 
объемов, что привело к очень низкому значению остаточной неф- 
тенасыщенности (данный вывод совпадает с описанием поведе
ния смешанно-смачиваемых пластов, выполненным Салатиелем, 
Вудом и др.). Далее он сообщил, что более высокое значение 
подвижной нефтенасыщенности при двухфазовом течении было 
для смешанно-смачиваемых кернов по сравнению со значениями 
для гидрофильных кернов. Данный феномен объясняется тем 
фактом, что в смешанно-смачиваемом керне гидрофобные по
верхности представляют собой непрерывные пленки по всей 
площади пор, тогда как более мелкие поры заняты водой. Таким 
образом, доля нефти, защемленной водными пленками, при 
двухфазном течении была меньше в смешанно-смачиваемом кер
не, чем в гидрофильном. Он также пришел к выводу, что под
вижная водонасыщенность не является функцией смачиваемости. 
Неподвижная водонасыщенность была малой величиной во всех 
случаях независимо от изменения смачиваемости (от смачивае
мых водой до смешанно-смачиваемого состояния и наоборот).

Хуанг и другие также сравнили нефтеотдачи при заводнении 
между смешанно-смачиваемыми и смачиваемыми водой систе
мами, и пришли к таким же выводам, как было описано выше. Их 
работа была направлена на исследование осадочных обломочных 
пластовых пород в малых масштабах. Они описали смешанно- 
смачиваемые характеристики пласта как гетеро-смачиваемое со
стояние.

7.4.4. Частично-смачиваемые системы

Поведение систем, которые являются частично-смачиваемы- 
ми, похоже на то, которое было описано для однородно-смачи- 
ваемых систем. Наблюдался рост остаточной нефтенасыщенно- 



сти с увеличением доли гидрофобной поверхности. Описанные 
показатели заводнения лежат между рабочими характеристиками 
для 100% гидрофильной и 100% гидрофобной песчаными по
верхностями.
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Глава 8. Повышение нефтеотдачи путем регулирования 
смачиваемости пластов

8.1. Смачиваемость разрабатываемых пластов

Как было показано в предыдущей главе, смачиваемость мо
жет оказывать определяющее влияние на процессы нефтеизвле
чения при заводнении.

Традиционно считалось, что все нефтяные коллекторы сильно 
гидрофильны. Основой этого утверждения служил тот факт, что 
все чистые природные осадочные породы сильно гидрофильны. 
В 1930 году эта теория подверглась сомнению, и было доказано, 
что смачиваемость различных минералов может изменяться за 
счет адсорбции органического вещества из пластовой нефти на 
внутрипоровую поверхность, в результате чего возникает гидро- 
фобизация внутрипорового пространства и формируются разли
чия в степени смачиваемости. Однако традиционное представле
ние о природной гидрофильности коллекторов нефти и газа пре
допределило ошибочный методический подход к моделированию 
процессов повышения нефтеотдачи в лабораторных условиях. 
Моделирование проводилось, как правило, на экстрагированных 
кернах, которые характеризовались сильной гидрофильностью. 
Использование при проектировании и анализе разработки место
рождений полученных таким образом результатов показало зна
чительные расхождения фактических и проектных показателей, 
особенно для карбонатных пластов.

Анализ имеющихся данных о средних значениях смачиваемо
сти разрабатываемых терригенных и карбонатных пластов при
веден в таблицах 7.1 и 8.1. Как следует из данных этих таблиц 
значительная доля разрабатываемых терригенных, и подавляю
щее большинство карбонатных пластов не являются гидрофиль
ными. В таблицах 8.2 и 8.3 представлены осредненные характе
ристики степени гидрофобизации и коллекторские свойства тер
ригенных и карбонатных пластов на разрабатываемых месторож



дениях Российской Федерации. Как видно из данных указанных 
таблиц, смачиваемость коллекторов на всех приведенных объек
тах не может быть охарактеризована как чисто гидрофильная. 
Даже на чисто газовых месторождениях определена гидрофоби- 
зация 20% от площади внутрипоровой поверхности коллектора. 
Средняя степень гидрофобизации внутрипорового пространства 
для газоконденсатных месторождений увеличивается и также 
может достигать двадцати и более процентов от внутрипоровой 
поверхности. Максимальная степень гидрофобизации наблюдает
ся для нефтяных месторождений, особенно с высоковязкой неф
тью, содержащей полярные компоненты. Гидрофобизация внут- 
рипоровой поверхности является препятствием к увеличению 
нефтеотдачи пластов (как описано в Главе 7). Лабораторные экс
перименты по тестированию разнообразных технологий повыше
ния нефтеотдачи, очевидно, дают верхний предел возможностей 
повышения нефтеотдачи для испытуемых технологий. Этот ре
зультат в промысловых условиях может быть достигнут лишь с 
применением технологий гидрофобизации пласта.

Обобщенная характеристика смачиваемости по ряду разраба
тываемых терригенных пластов США была представлена в 
табл. 7.1.

Характеристика смачиваемости разрабатываемых в США 
карбонатных пластов приведена в таблице 8.1.

Таблица 8.1

Распределение смачиваемости в карбонатных коллекторах США

Характер смачиваемости Краевой угол (°) % коллектора
Гидрофильный 0-80 8
Промежуточный 80-100 12
Гидрофобный 100-160 65
Сильно гидрофобный 160-180 15



Таблица 8.2
Коллекторские свойства и коэффициент гидрофобизации 

терригенных коллекторов в Российской Федерации

Месторождение Класс 
коллектора

Кэфф, 

доли 
единиц

Коп, 

доли 
единиц

Кпр

10-15м2
Он,

доли единиц

Средний Тюнг 
(газовое)

II 0,176 0,233 438 0,051
III 0,110 0,171 65 0,101
IV 0,06 0,142 14 0,203

Новый Уренгой 
(газоконденсат
ное)

II 0,156 0,190 158 0,052
III 0,130 0,166 83 0,057
IV 0,075 0,134 7,5 0,084

Ромашкинское 
(нефтяное)

II 0,171 0,183 569,4 0,258
III 0,13 0,151 216 0,236
IV 0,084 0,114 74,3 0,202

Талинское 
(нефтяное)

II 0,172 0,188 712 0,125
III 0,152 0,173 253 0,112
IV 0,083 0,121 34 0,092

Таблица 8.3

Коллекторские свойства и степень гидрофобизации карбонатных 
коллекторов в Российской Федерации

Месторож
дение Кл

ас
с 

ко
лл

ек
то

ра
Кэ

фф
, 

до
ли

 ед
ин

иц

Ко
п,

 

до
ли

 ед
ин

иц О1 
ft S pin

о О
н,

 
до

ли
 ед

ин
иц X® о4

СПо о
и

счСПо
ад

и

X© о4
■р о (Z) 

и

Карачаганак
ское (газовое)

II 0,163 0,181 67,9 0,199 3,15 84,7 9,75
III 0,107 0,129 35,9 0,153 61,6 36,5 0,72
IV 0,044 0,063 2,7 0,230 44,6 49,5 3,5

Астраханское 
(газоконден
сатное)

II 0,121 0,144 - 0,192 96,49 1,87 0,07
III 0,075 0,102 - 0,212 96,54 1,94 0,07
IV 0,018 0,035 - 0,064 83,12 4,64 0,07

Усинское 
(нефтяное)

II 0,178 0.206 - 0,823 99,9 - -
III 0,133 0.157 - 0,719 99,9 - -
IV 0,05 0,069 - 0,445 99,9 - -



8.2. Физико-технологические принципы регулирования 
смачиваемости пластовых систем

Чтобы понять влияние смачиваемости на нефтеотдачу, важно 
осмыслить физические механизмы трансформации смачиваемо
сти и методы, позволяющие изменять смачиваемость пласта. 
Смачиваемость коллектора сильно зависит от химического соста
ва поверхности и адсорбционных свойств минералов породы. 
Почти все геологические формации в процессе осадконакопления 
полностью насыщаются водой и изначально гидрофильны. Во 
время миграции углеводородов в водонасыщенную формацию 
слагающие ее пласты могут оставаться либо гидрофильными, ли
бо их смачиваемость изменится вследствие взаимодействия с уг
леводородами. Buckley е1 al. [48] кратко объяснили причины ус
тойчивости состояния нейтральной смачиваемости и ее измене
ния.

Hirasaki, G.J. [59] обратил внимание на то, что изменения в 
смачиваемости часто связаны с присутствием или отсутствием 
стабильных водных пленок, образующихся между поверхностями 
нефти и пласта-коллектора. Он утверждал, что смачивание в сис
темах сырая нефть/вода/порода определяется толщиной водной 
пленки. Если стабильные толстые водные пленки отделяют нефть 
от породы, то система гидрофильна. В другом случае нестабиль
ные пленки будут разрушаться, оставляя во внутрипоровом про
странстве от одного до нескольких молекулярных слоев воды, в 
результате чего нефть вступит в непосредственный контакт с по
верхностью породы. Полярные компоненты нефти могут затем 
адсорбироваться или отлагаться на внутрипоровой поверхности. 
Асфальтены являются причиной изменения смачиваемости из-за 
наличия в их составе полярных групп, которые могут взаимодей
ствовать с поверхностью минерала.

Стабильность водной пленки зависит от величины капилляр
ного давления, а также величины критического давления раскли
нивания. Расклинивающее давление характеризуется изменением 
энергии на единицу площади, величина его изменяется при уве



личении или уменьшении расстояния между поверхностями раз
дела двух фаз. Положительное расклинивающее давление спо
собствует разделению поверхности раздела двух фаз, тогда как 
отрицательное расклинивающее давление притягивает их. Соот
ношение между расклинивающим давлением и капиллярным 
давлением, выведенное из уравнения Юнга-Лапласа, выглядит 
следующим образом:

Рс = pa- /> П + 2Hау- о“у (8.1)

где pa, pY - давление в фазах, Pc - капиллярное давление (Pc= pa - 
pY), П - расклинивающее давление, HaY - средняя кривизна, о“7 - 
межфазное натяжение.

Там, где капиллярное давление выше критического расклини
вающего давления, тонкие пленки воды разрушаются так, что 
природная нефть начинает соприкасаться с породой пласта и по
степенно гидрофобизует ее. В результате продуктивный пласт 
становиться гидрофобным, и с уменьшением значений водона- 
сыщенности происходит рост величины капиллярного давления.

Однако Kaminsky, R. and Radke C.J. [65] считают, что смачи
ваемость пласта может меняться без разрушения стабильной 
пленки воды. В своей работе они показали, что компоненты неф
ти, быстро растворимые в воде (в течение не более 1 минуты), 
способны просачиваться через водные пленки и затем адсорбиро
ваться на поверхности минералов. Но установленный факт, что 
не все асфальтеносодержащие нефтяные пласты гидрофобны, 
противоречит данному объяснению. При объяснении очевидного 
противоречия, указанные авторы предположили, что в этих слу
чаях адсорбция асфальтенов, в присутствии водной пленки, не 
обязательно приводит к изменению смачиваемости.

Таким образом, смачиваемость пласта может оставаться 
сильно гидрофильной, если пленка воды, покрывающая поверх
ность зерен, остается устойчивой, а нефть не содержит раство
ренных в воде поверхностно активных компонентов, способных 
изменять химический заряд межфазных поверхностей раздела 
флюид - флюид или флюид - твердое тело. С другой стороны, 



неустойчивость пленки воды может не препятствовать нефти 
вступать в контакт с поверхностью породы, а нерастворимые в 
воде компоненты при условии неустойчивости пленок могут ад
сорбироваться поверхностью зерен породы, изменяя их заряд и 
смачиваемость. Устойчивость пленки воды зависит от показателя 
pH, состава соляного раствора и капиллярного давления.

В настоящее время разработан целый ряд технологий, позво
ляющих изменить природную смачиваемость пласта. Для гидро- 
фобизации пласта используются следующие технологии: закачка 
химически активных реагентов, тепловые технологии, закачка 
слабоминерализованных вод, закачка коллоидных частиц железа 
и т.д. Наименее затратной и легко реализуемой технологией яв
ляется закачка слабоминерализованных вод.

8.3. Закачка слабоминерализованных вод 
как метод повышения нефтеотдачи пласта

Заводнение применяется во всех странах более 100 лет. До 
последнего времени этот метод рассматривался исключительно 
как физический процесс поддержания пластового давления для 
вытеснения нефти к добывающим скважинам, однако с появле
нием возможностей анализировать влияние изменения минерали
зации и состава закачиваемых вод в пласт на степень смачивае
мости и повышение нефтеотдачи, заводнение может использо
ваться и как третичный метод увеличения нефтеотдачи.

Результаты проводимых в разное время многочисленных ис
следований показали, что вода, используемая в качестве рабочего 
агента в системе поддержания давления, должна быть макси
мально близка по своему химическому составу к пластовой воде. 
Считалось, что это позволяет сохранить структуру порового про
странства коллектора и избежать снижения проницаемости. При 
смене воды с высокой минерализацией на менее минерализован
ную возможно снижение проницаемости породы вследствие 
влияния ряда факторов: 1) набухание глинистого материала, при



водящее к сужению сечения фильтрующих каналов; 2) частичное 
закупоривание сечения поровых каналов глинистыми частицами, 
которые были оторваны от обломочных зерен и вовлечены в 
фильтрационный поток из-за их высокой дисперсности и удель
ной поверхности; 3) образование нерастворимых осадков и дру
гих процессов.

Обзор научных публикаций 
слабоминерализованного заводнения

Многие опубликованные данные в литературе показывают, 
что состав, особенно минерализация, закачиваемого водного рас
твора влияет на увеличение коэффициента вытеснения.

Еще в 1959 г. исследования Wagner O.R. и Leach R.O. [84] по
казали, что изменение смачиваемости нефтяного коллектора, ре
гулируемое изменением содержания в воде ионов натрия и пока
зателя pH, оказывает влияние на степень повышения нефтеотда
чи. В 1962 г. на основе этих исследований были проведены опыт
но-промышленные испытания (R.O. Leach et al.) [41].

В 1965 г. Mungan N. провел исследования в лаборатории, ко
торые показали снижение проницаемости за счет изменения pH и 
минерализации [74].

В 1967 г. Bernard G.G. проводил исследования влияния мине
рализации закачиваемых вод на нефтеизвлечение из глиносодер
жащих коллекторов [47].

В дальнейшем, до 90-х годов 20 века, лабораторные исследо
вания практически не проводились.

В 1990-х годах Jadhunandan P., Morrow N.R., Tang G.-Q. [64; 
81; 82], Yildiz H.O [88] опубликовали работы о влиянии состава 
закачиваемой воды на добычу нефти, которые начали менять 
взгляд нефтяников на механизмы и оптимизацию процессов за
воднения. Результаты экспериментов показали влияние свойств 
воды (ионные группы, рН, минерализация) на поверхностные 
взаимодействия в системе природная нефть/вода/порода, и, сле
довательно, на изменение смачиваемости.



В исследовании Tang G.-Q. и Morrow N.R. [82] проводились 
тесты по вытеснению на образцах песчаников Berea. В экспери
ментах были использованы три различных вида природной нефти 
и пластовых вод. Результаты показали увеличение нефтеотдачи 
при уменьшении минерализации как закачиваемой, так и релик
товой (связанной) воды, без анализа механизмов этого явления. 
Было установлено, что при увеличении температуры происходит 
изменение смачиваемости и, как следствие, увеличивается неф
теотдача.

В другом исследовании влияния состава воды на коэффици
ент вытеснения нефти Tang G.-Q. и Morrow N.R. [83] также ис
пользовали образцы песчаников Berea. Для заводнения и само
произвольного впитывания использовались растворы с разными 
валентными катионами (NaCl, CaCl2 и AlCl3). Результаты иссле
дования показали, что при росте валентности катиона в растворе, 
содержащем 1% соли хлорида (NaCl, CaCl2, AlCl3), происходит 
увеличение нефтеотдачи. Авторы обнаружили, что при уменьше
нии минерализации нефтеотдача повышается на 8-13%, происхо
дит гидрофилизация породы, т.е. изменяется смачиваемость. 
Исключение составил раствор трёхвалентной соли AlCl3. Такое 
аномальное поведение было приписано влиянию показателя рН 
на характеристики межфазного заряда.

Filoco P.R. и Sharma М.М. [54] при исследованиях эффектив
ности слабоминерализованного заводнения на кернах песчаника 
Berea пришли к следующим выводам: 1) снижение минерализа
ции приводит к увеличению нефтеотдачи при одинаковой мине
рализации вытесняющей и реликтовой (связанной) воды; 2) при 
уменьшении минерализации вытесняющей воды и неизменной 
минерализации связанной воды увеличения нефтеотдачи не 
наблюдается; 3) при снижении минерализации связанной воды, 
независимо от минерализации вытесняющей воды, наблюдается 
увеличение нефтеотдачи. Причины расхождения этих выводов с 
теми, которые получили Tang G.-Q. и Morrow N.R. до настоящего 
времени не определены.

В начале 2000-х гг. были опубликованы исследования 
McGuire P.L., Chatham Jr. [72], Webb, K.J. et al. [85; 86; 87], 



Yildiz, H.O. et al. [88], которые проводились для компании British 
Petroleum. Основой экспериментов по закачке воды низкой мине
рализации были исследования трассеров и гидродинамические 
исследования.

Исследования, проведенные Webb, K.J. et al. [86], Yildiz, H.O. 
et al. [88] показали эффективность слабоминерализованного за
воднения. Сначала образцы керна были очищены, затем восста
новлены до начальной водонасыщенности, т.к. смачиваемость 
является важным показателем при заводнении. Далее воссоздава
ли пластовые условия (давление и температуру), чтобы насыщен
ная нефть приняла параметры природной нефти. Заводнение под
готовленных образцов (кернов) проводилось в пластовых услови
ях вторичным (закачка слабоминерализованных вод) и третич
ным (закачка слабоминерализованных вод после высокоминера
лизованного заводнения) методами. Оценку эффективности неф
теизвлечения при заводнении авторы проводили с использовани
ем зависимости добычи нефти от количества извлеченной воды. 
Результаты показали увеличение добычи нефти при уменьшении 
минерализации воды.

На рисунке 8.1 McGuire et al. [72]; Webb et al. [87] демонстри
руется, как снижение солености рассола приводит к снижению 
остаточной нефтенасыщенности или, другими словами, как 
уменьшение солености в рассоле способствует увеличению до
бычи нефти. Рисунок 8.1 показывает, что уменьшение солености 
рассола всегда приводит к снижению остаточной нефтенасыщен- 
ности, то есть увеличению добычи нефти. Замечено, что при 
уменьшении солености рассола более чем на 80%, наблюдается 
значительное увеличение добычи нефти.

Однако при закачке морской воды увеличения нефтеотдачи 
не было, даже в том случае, когда минерализация морской воды 
была меньше минерализации пластовой воды. Объяснение тако
му явлению авторы в своей работе не дали. Следует отметить, за
качка слабо- и высокоминерализованной воды производилась при 
одинаковой начальной водонасыщенности керна. Графики, пока
зывающие динамику нефтеизвлечения, изображены на рис. 8.1.



Рис. 8.1. Увеличение добычи нефти в % / Изменение Sor в % 
при снижении солености рассола для различных исследований 

(McGuire et al. [72], Webb et al.) [87]

Из рис. 8.2 видно, что до подхода фронта вытеснения к концу 
образца керна добывается только безводная нефть. После прокач
ки одного порового объема воды, когда фронт вытеснения подо
шел к концу образца, нефть добывалась в незначительных коли
чествах, либо ее добыча полностью прекращалась.

Рис. 8.2. Сравнение характеристик добычи вторичных методов 
при пластовых условиях закачки слабоминерализованной воды 

и высокоминерализованного заводнения (Михайлов Н.Н. и др.) [22]



Результаты исследований компании British Petroleum показа
ли, что технология, основанная на закачке слабоминерализован
ной воды, позволяет увеличить эффективность обычного завод
нения на 10-55%.

Крупные нефтяные компании (Total S.A., Royal Dutch Shell, 
Statoil ASA) и университеты разных стран мира работают в этом 
направлении.

Возрастающее с каждым годом количество публикаций сви
детельствует о высоком интересе к этой теме.

8.4. Механизм вытеснения нефти при закачке 
слабоминерализованной воды

Роль в организации взаимодействия нефть-порода проявляет
ся в нескольких аспектах. В присутствии воды на поверхности 
пород и нефти получают заряд. Полярные функциональные груп
пы, относящиеся и к породам, и к сырой нефти могут проявлять 
себя как кислоты (отдавая протон и становясь отрицательно за
ряженными) и основания (присоединяя протон и получая поло
жительный заряд). Есть два основных пути, согласно которым 
явление образования поверхностного заряда влияет на взаимо
действия между природной нефтью, рассолом и твердыми по
верхностями.

Влияние поверхностных сил в стабилизации тонкой пленки 
воды между породой и нефтью наиболее значительно, когда ми
нерализация фазы рассола является низкой. При более высоких 
значениях минерализации, появляются ограничения теории дей
ствия поверхностных сил. Значение сил, не относящихся к элек
тростатическим и силам Ван-дер-Ваальса, значительно возраста
ет. Для данных поверхностей нефти или породы, поверхностный 
заряд зависит от степени реакций диссоциации кисло- 
ты/основания, которые в свою очередь зависят от показателя рН 
на поверхности. Для некоторых составов растворов солей, по
верхности раздела нефть-вода и твердое тело-вода будут иметь 



один и тот же заряд и в результате отталкивание стабилизирует 
промежуточную (переходную) пленку воды. Если водная пленка 
является стабильной, могут поддерживаться условия сильной 
гидрофильности. Если нет, то разрыв водной пленки позволяет 
протекать взаимодействиям, изменяющим смачивание.

Потеря равновесного состояния водной пленки является лишь 
первым шагом в изменении смачивания. На данном этапе компо
ненты природной нефти на межфазной поверхности нефть- 
рассол могут адсорбироваться на твердой поверхности. Кремне
вые поверхности отрицательно заряжены при значениях рН>2; 
положительно заряженные азотистые основания могут адсорби
роваться. Кальцитовые поверхности являются более сложными, 
но могут быть положительно заряжены при значениях рН <9.5, 
что приводит к повышенной адсорбции кислот.

Если присутствуют ионы Ca2+, они маскируют чисто кислот- 
ные/основные взаимодействия. Возможны несколько взаимодей
ствий: нефть-Са-нефть; порода-Са-порода; нефть-Са-порода. 
Первые два могут ограничить изменение смачиваемости, тогда 
как последнее стимулирует его.

В настоящее время авторы научных публикаций на основе 
имеющихся экспериментальных данных выделяют несколько 
процессов, приводящих к изменению смачиваемости. Эти про
цессы происходят в системе природная нефть/вода/порода в пла
стовых условиях.

1. Многокомпонентный ионный обмен, происходящий в 
пласте между заряженными поверхностями породы и закачивае
мой минерализованной водой. В пластовых условиях компоненты 
нефти адсорбируются на минералах, слагающих коллектор, и из
меняют смачиваемость. При закачке слабоминерализованной во
ды, многовалентные катионы, имеющие большую электрохими
ческую активность, замещают полярные компоненты нефти, в ре
зультате происходит десорбция последних и гидрофилизация 
пласта. Как показали исследования, многовалентные катионы, 
которые находятся в реликтовой (связанной) минерализованной 
воде, способствуют увеличению нефтеотдачи при закачке слабо-



минерализованной воды. Изменения в ионообменном равновесии 
при слабой минерализации приводят к возникновению подвиж
ности прочно адсорбированной, связанной со скелетом нефти. 
В результате разрыва связей, удерживающих нефть на внутрипо- 
ровой поверхности, происходит гидрофилизация и, как следст
вие, увеличение нефтеотдачи пласта.

2. Эффект двойного электрического слоя. Двойной электри
ческий слой образуется на межфазных поверхностях в результате 
избыточной поверхностной энергии соприкасающихся фаз. 
Двухфазная система стремится к уменьшению поверхностной 
энергии, что приводит к упорядочиванию полярных молекул и 
ионов в поверхностном слое, после чего соприкасающиеся фазы 
принимают заряды противоположного знака и равной величины. 
Исследованиями установлено, что при закачке слабоминерализо
ванной воды происходит возрастание электрокинетического 
потенциала (дзета-потенциала) двойного электрического слоя 
(рис. 8.6), в результате чего происходит гидрофилизация. Други
ми словами, расширение области двойного электрического слоя 
из-за низкой минерализации приводит к ускорению десорбции 
полярных компонентов нефти с поверхности глин (рис. 8.7). 
Следствием этих процессов является гидрофилизация и увеличе
ние нефтеотдачи.

Не менее важным фактором является изменение величины 
площади поверхности межфазного раздела вода /нефть при изме
нении минерализации закачиваемой воды. Как показали исследо
вания (Abhijit Dandekar, Shirish Patil, Santanu Khataniar) на приме
ре нефтей одного из месторождений Аляски, межфазная площадь 
меняется.

На рис. 8.3 приведены значения остаточного нефтенасыщения 
(Sor) и удельной площади поверхности раздела в зависимости от 
объемной концентрации NaCl в закачиваемой воде.

Как видно из рисунка 8.3, величина остаточной нефтенасы- 
щенности падает с уменьшением солености, в то время, как пло
щадь межфазного раздела меняется немонотонно с уменьшением 
солености и достигает своего максимума при солености ~ 2%.



А nw

Рис. 8.3. Остаточная насыщенность Декана Sor 

и особая поверхность раздела нефть/вода Anw 

в противовес солености. Сниженная Sor с пониженной соленостью, 
пока anw достигала максимума при солености ~2%

3. Снижение межфазного поверхностного натяжения. За
воднение слабоминерализованной водой действует подобно за
качке в пласт щелочного раствора: снижается значение меж
фазного поверхностного натяжения для пластовой воды и нефти 
(рис. 8.4)

Рис. 8.4. Межфазное натяжение между нефтью и водой 
в зависимости от концентрации раствора соли в воде



4. Остаточная нефть в виде капель и пленки, которые при
липли к твердой поверхности породы, хорошо отмывается и ув
лекается к добывающим скважинам. Как следствие, уменьшается 
остаточная нефтенасыщенность.

5. Повышение показателя рН. Рост показателя рН закачи
ваемой воды (пресная вода имеет более высокий показатель рН, 
чем пластовая вода) приводит к изменению характера смачивае
мости горной породы. Коллектор становится преимущественно 
смачиваемым водой, а не нефтью (происходит гидрофилизация 
породы), что обуславливает повышение нефтеотдачи.

Необходимо отметить, что изменение показателя pH закачи
ваемого раствора оказывает влияние на характеристики двойного 
электрического дзета-потенциала (рис. 8.5).

g (mV)

Рис. 8.5. Зависимость дзета-потенциала £(mV) от pH-раствора 
для кальцитового порошка (концентрация раствора MNaCl 0,01 

(Norman К. Morrow, Sill Buckly)

Как видно из рис. 8.5, когда показатель pH раствора составля
ет ~8—10, дзета-потенциал принимает значения, близкие к нулю.



6. Омыление и эффекты поверхностно-активных веществ. 
Данные процессы осуществляются при контакте слабоминерали
зованного раствора, имеющего повышенные значения показателя 
рН, с пластовой нефтью. Происходит омыление присутствующих 
в нефти кислотных и полярных компонентов.

7. Эффект диспергирования глинистых частиц происходит 
при взаимодействии слабоминерализованных вод с глинистыми 
минералами. Слабоминерализованная вода способствует гидра
тации глинистых частиц, что приводит к уменьшению фазовых 
проницаемостей по воде и нефти [14].

Рис. 8.6. Схема строения двойного электрического слоя. 
фо - потенциал стенки; ф^ - потенциал Штерна, 

Z - электрокинетический потенциал

Определяющую роль в механизме вытеснения нефти при за
качке слабоминерализованной воды играет ионно-обменный про
цесс между флюидами и породой.

Можно условно разделить коллектора на те, в которых при
сутствуют глинистые минералы (глинистый цемент) и на те, в ко
торых их содержание мало. Для коллекторов с малым содержани
ем глинистых минералов преобладают процессы ионного обмена, 
а для коллекторов со значительным содержанием таких минера
лов - процессы набухания и диспергирование глинистых частиц. 
В терригенных коллекторах доля глинистых минералов может 



составлять до 20-50%, а в карбонатных до 5-10% [38]. При ко
эффициенте глинистости Кгл (доля глинистых минералов в общем 
объеме скелета породы) выше 15-20% порода-коллектор почти 
непроницаема [39].

Рис. 8.7. А) Схема двойного электрического слоя 
и нефтяных компонентов, адсорбированных на двухвалентных 

поверхностях двойного электрического слоя; В) толщина двойного 
электрического слоя, при контакте воды высокой минерализации 
с поверхностью глины; С) толщина двойного электрического слоя, 
при контакте воды низкой минерализации с поверхностью глины 

(по Lee, 2010) [67; 74]

Смачиваемость поверхности горной породы, с электрохи
мической точки зрения, является следствием зарядовых взаимо
действий, которые действуют между породой, нефтью и водой, 
причем силы этих взаимодействий действуют сильнее между по
родой и нефтью, чем между породой и водой (см. Главу 6). Объ
ясняется это тем, что поверхность частиц горной породы и пла
стовая вода первоначально заряжены положительно, глинистые 
частицы и нефть имеют отрицательный заряд. Ослабление заря
довых взаимодействий, описанных выше, между нефтью и поро
дой обеспечивает процесс гидрофилизации породы. Установлено, 
что наличие глинистых частиц в коллекторе способствует меха
низму гидрофилизации при закачке слабоминерализованных вод.

Для коллекторов с наличием глинистых минералов, глини
стые частицы создают избыточный отрицательный заряд, кото
рый притягивает растворенные в пластовой воде, положительно 
заряженные ионы (рис. 8.8а). Положительно заряженные двухва



лентные ионы Ca2+ и Mg2+, присоединенные к глинистым части
цам, также притягиваются к полярным компонентам нефти (та
ким как асфальтены, нафтеновые и асфальтогеновые кислоты, 
смолы), тем самым, играют роль связующего звена, удерживаю
щего нефть на поверхности породы, как показано на рисунке 8.8. 
Закачка слабоминерализованной воды способствует уменьшению 
электростатической силы, что приводит к отрыву и миграции 
верхнего слоя глинистого материала, на котором адсорбированы 
полярные компоненты нефти.

Рис. 8.8. Начальное распределение зарядов в системе 
порода-нефть-вода: гидрофильный коллектор (а), 

гидрофобный коллектор (б) (V. Akhmetgareev, R. Khisamov) [44]

Для случая, когда количество глинистых частиц в породе не
значительно, все заряженные поверхности в контакте с пластовой 
водой имеют доступ к ионам вблизи поверхности (двойной элек
трический слой). Несмотря на то, что концентрация ионов Na+ и 
Cl- в пластовой воде высокая, они не принимают активного уча
стия в процессе изменения смачиваемости породы. Концентрация 
отрицательно заряженных ионов CO32- и SO42- в пластовой воде 
невелика, поэтому она имеет положительный заряд. Связь между 
поверхностью породы, имеющей положительный заряд, и отри
цательно заряженной карбоксильной группой нефти -СОО- очень 
сильная. Поэтому крупные молекулы нефти могут удерживаться 
на поверхности пород. Следовательно, угол смачивания породы 
водой большой, и порода характеризуется как гидрофобная 



(рис. 8.8б). Разрыв связей, удерживающих нефть на поверхности 
породы, обуславливает увеличение нефтеотдачи (рис. 8.9) [22].

Рис. 8.9. Механизм увеличения нефтевытеснения 
за счет гидрофилизации поверхности породы

Состав пластовой воды, как уже отмечалось выше, влияет на 
смачиваемость пород. Ионы сульфата SO42- являются самыми ак
тивными в процессе смачиваемости в карбонатных породах, од
нако их содержание в пластовой воде очень невелико. При закач
ке слабоминерализованной воды, ввиду расширения области 
двойного электрического слоя, ионы SO42- адсорбируются на по
ложительно заряженную поверхность породы и таким образом 
снижают положительный заряд породы. Это приводит к умень
шению угла смачивания водой, и как следствие, порода становит
ся более гидрофильной.

Присутствие ионов сульфата в закачиваемой воде увеличива
ет гидрофильность в карбонатной породе [78], следовательно, 
дополнительная нефть может быть вытеснена из пор, что обу
славливает снижение остаточной нефтенасыщенности и увеличе
ние нефтеотдачи.

Согласно имеющимся исследованиям, при заводнении слабо
минерализованной водой основным процессом для карбонатных 
коллекторов является многокомпонентный ионный обмен и, как 
следствие, изменение смачиваемости. Для терригенных коллекто
ров, из-за более сложного минералогического состава, преобладает 
процесс диспергирования глинистых частиц и их миграция.



Экспериментально установлено, что ионы Mg2+ в слабомине
рализованной воде способны замещать ионы Ca2+ на поверхности 
карбонатного коллектора, что проиллюстрировано уравнением 
СаСОз + Mg2+ ~ MgCOs + Ca2+.

На рисунке 8.10 представлена схема предполагаемого процес
са изменения смачиваемости поверхности карбонатной породы 
при заводнении слабоминерализованной водой.

Рис. 8.10. Схема предполагаемого процесса изменения 
смачиваемости поверхности карбонатной породы при заводнении 

слабоминерализованной водой (Y. Zhang, N.R. Morrow) [89]

На рисунке 8.11 представлен предполагаемый механизм де
загрегации (диспергации) глинистых минералов с образованием 
взвесей и коллоидных растворов, и последующее влияние частиц 
взвеси на процесс фильтрации при слабоминерализованном за
воднении.

глинистые 
частицы

Рис. 8.11. Механизм дезагрегации глинистой компоненты 
и последующее влияние частиц взвеси на процесс фильтрации



Помимо вышеперечисленных процессов, в пласте параллель
но могут проходить процессы, негативно влияющие на нефте
отдачу.

Очевидным негативным фактором при заводнении водой, от
личной по составу от пластовой воды, является снижение прони
цаемости коллектора из-за набухания и диспергирования глин. 
При увеличении объема глинистого цемента в несколько раз, в 
результате изменения структуры пор и поровых каналов, прони
цаемость породы может уменьшиться в десятки раз. Набухание 
глинистых минералов повышается при уменьшении минерализа
ции закачиваемой воды, что связано с ионным обменом, приво
дящим к поглощению глинами воды и преобразованию одних 
минералов в другие [31]. Величина и характер набухания глин за
висит от ряда факторов. Основными факторами являются: мине
ральный состав закачиваемой воды, структура и состав глини
стых минералов.

Однако авторы некоторых работ отмечают положительные 
эффекты от набухания глинистого цемента на процесс вытесне
ния нефти [11; 33; 35]. Изменение структуры порового простран
ства коллектора приводит к уменьшению значений коэффициента 
эффективной пористости, вследствие чего происходит «выжима
ние» части нефти из пласта. При этом фазовая проницаемость по 
воде снижается, а по нефти увеличивается.

Следующим негативным фактором при заводнении водой 
слабой минерализации является биоценоз [32]. При использова
нии пресной воды большую опасность представляют сульфатвос- 
станавливающие бактерии, часто присутствующие в пресных во
дах.

Немаловажной задачей при закачке жидкости, отличной от 
состава пластовой воды, является предотвращение процесса со- 
леобразования. Выпадение осадка в виде соли происходит при 
смешении вод разного состава. Концентрация ионов может резко 
возрасти и превысить значение растворимости для соответст
вующего соединения, и тогда оно выпадет в осадок.



Вышеописанные механизмы изменения смачиваемости в сис
теме вода-нефть-пласт при закачке слабоминерализованных вод 
характеризуют возможные сценарии реализации технологий по
вышения нефтеотдачи при слабоминерализованном заводнении. 
Однако ни один из этих механизмов не является доминирующим 
для всех нефтяных резервуаров, так как степень значимости от
дельных процессов в различных геолого-технологических усло
виях изменяется. Это следствие широкого разнообразия связей 
параметров разработки с физическими свойствами горных пород, 
флюидов в пластовых условиях и нагнетаемых в пласт жидко
стей.

В некоторых работах [63], [45] авторы указывают, что при за
воднении слабоминерализованной водой эффект может дости
гаться в результате проявления нескольких механизмов, которые 
действуют одновременно. В то же время вклад каждого из них в 
эффективность данного метода увеличения нефтеотдачи может 
быть различным.

Вызывают интерес результаты экспериментов по сравнитель
ному анализу изменения смачиваемости и остаточной нефтена- 
сыщенности при вытеснении нефти минерализованной и пресной 
озерной водой, приведенные S. Kulathu, A.Y. Dandekar, S. Patil, S. 
Rkataniar [66]. При использовании керна Berea и природных неф
тей одного из месторождений Аляски было обнаружено незначи
тельное изменение индекса смачиваемости (рис. 8.12) и почти 
двукратное изменение значений остаточной нефтенасыщенности 
(рис. 8.13).

Зависимость нефтеотдачи от объема закачанной воды показа
но на рис. 8.14. Как видно из рис. 8.14, процесс вытеснения нефти 
минерализованной водой практически завершается при прокачке 
двух поровых объемов, в то время как при использовании пре
сной озерной воды стабилизация нефтеотдачи наступает лишь 
при прокачке восьми поровых объемов.

Сравнение экспериментально определенной динамики завод
нения, показанное на рис. 8.14, иллюстрирует эффект увеличения 
текущей нефтеотдачи при прокачке минерализованной воды



(только при закачке одного или немного более поровых объемов 
воды), в то время как при заводнении озерной водой формирова
ние остаточной нефтенасыщенности достигается лишь при до
полнительной прокачке шести и более поровых объемов.

Соленость рассола (TDS)

Рис. 8.12. Влияние солености пластового рассола на смачиваемость

Рис. 8.13. Влияние солености рассола на остаточную 
нефтенасыщенность



Рис. 8.14. Динамика текущей нефтеотдачи при закачке 
минерализованной и озерной воды

8.5. Влияние структуры и подвижности остаточной нефти 
на эффективность слабоминерализованного заводнения

Успешное решение проблемы повышения нефтеотдачи по
средством закачки слабоминерализованной воды наталкивается 
на трудности, связанные с традиционными представлениями об 
остаточной нефтенасыщенности как об одном из петрофизиче
ских свойств, присущих коллектору. Согласно используемому в 
промышленности общепринятому российскому стандарту (ОСТ 
39-195-86), а также стандартным методикам, используемым в 
США, остаточная нефтенасыщенность определяется при фикси
рованных условиях вытеснения и считается неизменной величи
ной для определённых значений фильтрационно-емкостных 
свойств пласта-коллектора. Априори считается, что в определен
ном диапазоне фильтрационно-емкостных свойств остаточное 
нефтенасыщение не зависит от физико-гидродинамических усло
вий вытеснения и не может быть изменено посредством новых 
технологических решений по заводнению. Однако такие пред
ставления противоречат описанным выше экспериментам, кото



рые демонстрируют изменения коэффициентов вытеснения (ос
таточной нефтенасыщенности) при проведении стандартных ис
пытаний по вытеснению с заменой пластовой воды на пресную. 
В работах [23; 13; 18; 21; 27; 40; 42; 46; 49; 50; 52; 53; 55; 56; 57; 
58] приведены экспериментальные данные, демонстрирующие 
изменения остаточной нефтенасыщенности (ОНН) в условиях 
меняющихся режимов вытеснения.

Исследования в области физики пласта. Нами ранее пока
зано, что остаточная нефтенасыщенность представляет собой 
сложную динамическую систему, в которой выделяется как ус
ловно-подвижная компонента, так и прочно связанная часть оста
точной нефти [13; 18]. Если значение прочно связанной части ос
таточной нефтенасыщенности контролируется фильтрационно
емкостными и поверхностными свойствами пласта, то величина 
условно подвижной остаточной нефтенасыщенности определяет
ся не только фильтрационно-емкостными свойствами пласта, но 
и условиями вытеснения нефти (скорость вытеснения, соотноше
ние вязкостей нефти и воды, поверхностное натяжение, смачи
ваемость и другие параметры). Изменение условий вытеснения в 
процессе заводнения пластов формирует неоднородное поле ос
таточной нефтенасыщенности, которое реагирует на технологи
ческие параметры вытеснения [13; 18; 21; 27].

Как показали недавние исследования, учет структуры и под
вижности остаточной нефти позволяет по-новому подойти к про
блемам доизвлечения остаточных запасов и более достоверно оце
нить эффективность технологий повышения нефтеотдачи [15; 16].

При малых скоростях вытеснения, близких к скорости капил
лярной пропитки, формируются максимально возможные значе
ния остаточной нефтенасыщенности. По мере роста скорости вы
теснения достигнутые при пропитке значения остаточной нефте- 
насыщенности остаются практически неизменными, однако при 
достижении некоторой критической скорости вытеснения они 
уменьшаются, и имеет место переход от капиллярного режима 
образования остаточной нефтенасыщенности к капиллярно
напорному. Критическое значение скорости вытеснения характе



ризует порог мобилизации остаточной нефти, образовавшейся 
при капиллярном режиме. При дальнейшем увеличении скорости 
вытеснения значения остаточной нефтенасыщенности уменьша
ются, уменьшение происходит до значений второй критической 
скорости, отделяющей капиллярно-напорный режим образования 
остаточной нефтенасыщенности от автомодельного режима. Вто
рое значение критической скорости - порог вытеснения оста
точной нефти, характеризующий полное вытеснение условно 
подвижной части остаточной нефтенасыщенности. Дальнейший 
рост скорости вытеснения уже не вызывает изменений остаточ
ной нефтенасыщенности, так как остаточная нефть представлена 
уже только прочно связанной частью остаточной нефти. Этот ре
жим, в соответствии с исследованиями и терминологией 
Д.А. Эфроса, назван нами автомодельным [13].

В целях обобщения результатов экспериментов нами предло
жено рассматривать не значение скорости вытеснения, а отноше
ние гидродинамического перепада давления к капиллярному [12; 
13]. При капиллярном режиме гидродинамическим перепадом 
можно пренебречь и считать, что глобулы капиллярно- 
защемлённой нефти формируются исключительно за счет капил
лярных сил. При капиллярно-напорном режиме имеет место рав
новесие - гидродинамический перепад давления уравновешива
ется капиллярным. В автомодельном режиме доминируют напор
ные гидродинамические силы. Исходя из условия капиллярно
напорного равновесия, было получено соотношение, связываю
щее значение коэффициента остаточной нефтенасыщенности 
(Кно) со значениями обобщенного капиллярного числа (П) [13].

к. = 1 - Кво - сП' (8.2),

где П характеризует соотношение напорных и капиллярных сил,
Си/- коэффициенты, зависящие от структуры порового 

пространства,
Кво - коэффициент остаточного водонасыщения.
Для гидрофильных пластов, пренебрегая эффектами структуры 

порового пространства, получаем общепринятое упрощённое вы



ражение для отношений гидродинамического перепада давления к 
капиллярному в виде безразмерного капиллярного числа (Nc)

Nc =
СТ

(8.3),

где v и и - скорость вытеснения и вязкость вытесняющего агента 
ст - межфазное натяжение на границе нефть - вытесняющий 

агент.
Порогу мобилизации соответствует критическое значение ка

пиллярного числа Nc1, порогу вытеснения Nc2.

Эффекты снижения значений остаточной нефтенасыщенности 
при закачке слабоминерализованной воды, очевидно, связаны с 
изменениями значений капиллярного числа и режима образова
ния остаточной нефтенасыщенности. Поскольку значения оста
точной нефтенасыщенности контролируются скоростью (гради
ентом давления), вязкостью вытесняющей воды и межфазным на
тяжением, то все эти параметры изменяются при смене минера
лизации закачиваемых вод.

Экспериментальная часть. Имеющиеся эксперименты убе
дительно демонстрируют изменение остаточной нефтенасыщен- 
ности с изменением минерализации закачиваемых вод (например, 
рис. 8.13).

Однако эти эксперименты проведены при строго фиксирован
ных условиях вытеснения при капиллярном режиме [48; 54] или в 
условиях напорного вытеснения, без привязки к конкретным зна
чениям капиллярного числа. Следовательно, оценить эффектив
ность увеличения нефтеотдачи, при изменяющихся в широких 
диапазонах условиях вытеснения на основе данных этих экспе
риментов невозможно.

Для решения проблемы Н.Н. Михайловым и С.В. Мелехиным 
в 2015-2016 гг. были поставлены специальные эксперименты в 
широком диапазоне условий формирования остаточной нефтена- 
сыщенности для всех трех режимов ее образования. Задача экс
периментов - оценка эффектов изменения остаточной нефтена- 
сыщенности в широком диапазоне условий вытеснения при за
качке как пластовой, так и слабоминерализованной воды.



Характеристика объектов исследования. В качестве объек
та исследования были выбраны образцы керна терригенного кол
лектора. Характеристики исследуемых образцов даны в табли
це 8.4.

Таблица 8.4

№ 
п/п

Лаборатор
ный номер 

образца

Параметры образцов керна

Длина
L, см

Диаметр 
D, см

Порис
тость, Кп, 

%

Объем 
пор,

3 см

Газопрони
цаемость,

Кпр,
10-3мкм2

1 2 4 5 6 7 8
1 610 3,09 3,02 16,81 3,72 197,90
2 606 3,09 3,02 17,02 3,77 142,70
3 644 3,09 3,02 15,43 3,42 38,39
4 645 3,09 3,02 16,13 3,57 28,77
5 586 3,09 3,02 10,05 2,23 9,19
6 607 3,09 3,02 7,27 1,61 3,34

Образцы находились в пластовых термобарических условиях. 
В качестве модели нефти использовалась изовязкостная модель со 
свойствами и компонентным составом, соответствующим пласто
вой нефти. В качестве модели пластовой воды использовался вод
ный раствор NaCl с минерализацией 240 г/л. В качестве агента за
качки тестировались высокоминерализованная пластовая вода 
(минерализация 240 г/л) и пресная вода (минерализация 0,60 г/л). 
Фильтрационные исследования проводились на установке УИК-4, 
позволяющей проводить эксперименты по моделированию много
фазной фильтрации в условиях, моделирующих пластовые.

Методика проведения эксперимента. Как было отмечено, 
стандартная методика проведения экспериментов по вытеснению 
не позволяет изучать зависимость остаточной нефтенасыщенно- 
сти от условий вытеснения (капиллярного числа) и рассматривает 
остаточную нефтенасыщенность как фиксированные свойства 
коллектора. Для решения поставленной задачи нами использова
лась оригинальная экспериментальная процедура. На образцах 
керна с адекватной остаточной водонасыщенностью был реали



зован процесс капиллярной пропитки путем погружения нефте
насыщенных образцов в емкость с моделью высокоминерализо
ванной пластовой воды. Динамика насыщения определялась пу
тем периодического взвешивания образца. Капиллярное вытесне
ние проводилось при пластовой температуре до стабилизации 
гидростатического веса (отсутствие изменений измеряемых па
раметров в течение 24 часов), после чего определялось значение 
остаточной нефтенасыщенности при пропитке.

После капиллярной пропитки образец керна помещали в кер- 
нодержатель фильтрационной установки. Для стабилизации 
свойств системы порода-флюид он выдерживался при термоба
рических условиях, соответствующих пластовым. Далее прово
дили вытеснение нефти водой при различных скоростях фильт
рации, начиная с наименьшей, близкой к скорости капиллярной 
пропитки. Вытеснение на каждой ступени продолжали до момен
та стабилизации перепада давления и отсутствия нефти в выхо
дящей жидкости. На каждой ступени определялся объем извле
ченной нефти и рассчитывалась остаточная нефтенасыщенность.

Увеличение скорости вытеснения проводилось до выхода на 
автомодельный режим и достижения минимальных значений 
прочно связанной остаточной нефтенасыщенности. После окон
чания первой части экспериментов на образцах воссоздавалась 
начальная нефтенасыщенность, и эксперимент повторялся заново 
с использованием пресной воды.

В результате были получены зависимости остаточной нефте- 
насыщенности от капиллярного числа. Для удобства обработки 
экспериментальных данных и повышения надёжности их интер
претации было использовано не значение коэффициента остаточ
ной нефтенасыщенности (Ано), а значение коэффициента водона- 
сыщения полностью промытого керна, содержащего остаточную 
нефть (Квпп). Между этими коэффициентами имеется однозначная 
связь.

Авпп = 1 - Ано. (8.4)
Для капиллярно-напорного режима соотношение (8.4) может 

быть представлено в удобном виде:



а
впп (8.5),

где A и а - безразмерные параметры экспериментальной зависи
мости.

Результаты эксперимента. На рис. 8.15 приведены зависи
мости водонасыщенности полностью промытого образца керна 
(Квпп) от капиллярного числа для анализируемых образцов керна.

Рис. 8.15. Примеры зависимостей водонасыщенности 
промытой зоны от числа капиллярности при вытеснении 

пресной и минерализованной водами

Как видно из рисунка 8.15, зависимости от числа капиллярно
сти при вытеснении нефти пластовой и слабоминерализованной 
водой различны. Максимальные отличия наблюдаются при ка
пиллярном режиме образования остаточной нефтенасыщенности. 
При капиллярно-напорном режиме образования остаточной неф
тенасыщенности различия в ее значениях (водонасыщения про
мытой зоны) уменьшаются. При автомодельном режиме различия 
в значениях остаточной нефтенасыщенности, практически, исче
зают. Отличаются также коэффициенты в соотношении (8.5), ко
торые характеризуют чувствительность остаточной нефтенасы- 
щенности к изменению условий вытеснения. Как было показано 
ранее, значения этих коэффициентов зависят от фильтрационно
емкостных свойств и смачиваемости пласта [12].

На рисунке 8.16 даны зависимости множителя (А) от прони
цаемости и остаточной водонасыщенности для пластовой (мин- 
реализованной) и слабоминерализованной воды (пресной).
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Рис. 8.16. Зависимости значения множителя А от проницаемости 
(слева) и от остаточной водонасыщенности (справа)

На рисунке 8.17 приведены зависимости показателя степени а 
от тех же параметров. Как следует из рисунков 8.16 и 8.17, значе
ния параметров А и а для пресной и минерализованной воды раз
личаются даже для одних и тех же значений фильтрационно
емкостных и поверхностных свойств. Это указывает на отличие 
значений остаточной нефтенасыщенности при заводнении пла
стовой и пресной водой в широком диапазоне условий вытесне
ния.

1,00 10,00 100,00 1000,00Проницаемость, мД

Рис. 8.17. Зависимости значения показателя степени А 
от проницаемости (слева) 

и от остаточной водонасыщенности (справа)

Важным результатом экспериментальных исследований явля
ется обнаружение изменения порога мобилизации (Ng1) и порога 



вытеснения (Nc2) при смене пластовой воды на слабоминерализо
ванную (рис. 8.18).

Как видно из рисунка 8.18, изменение минерализации в мак
симальной степени влияет на значения порога мобилизации (N^) 
и в минимальной степени - на значения порога вытеснения (N^).

Таким образом, результаты проведенного эксперимента на
глядно демонстрируют влияние минерализации закачиваемой во
ды на значения и подвижность остаточной нефтенасыщенности в 
широком диапазоне изменяющихся условий вытеснения.

Рис. 8.18. Сопоставление значений порога мобилизации (слева) 
и порога вытеснения (справа) с проницаемостью при вытеснении 

нефти пресной и минерализованной водой

Гидродинамические исследования. Как было отмечено вы
ше, замена пластовой воды на слабоминерализованную приводит 
к уменьшению остаточной нефтенасыщенности при фиксирован
ных параметрах эксперимента. В общем случае при изменении 
минерального состава закачиваемой воды условие постоянства 
скорости вытеснения нефти (при проведении эксперимента) не 
адекватно условию постоянства соотношений гидродинамическо
го и капиллярного перепада давлений. При закачке слабоминера
лизованной воды может изменяться проницаемость испытуемых 
образцов, что при постоянной скорости эквивалентно изменению 
действующего градиента давления. Таблица 8.5 [13] иллюстриру
ет влияние действующего градиента давления на остаточную 



нефтенасыщенность при закачке воды с различной минерализа
цией в заглинизированный образец. Из данных таблицы 8.5 сле
дует, что эффекты уменьшения остаточной нефтенасыщенности 
определяются увеличением действующего градиента давления.

Таблица 8.5

Минерализация воды 
% NaCl ОНН % Действующий градиент 

давления МПа/см
15 34,3 0,11
0 23,4 3,68
10 31,5 0,08

0,1 24,8 2,28
15 34,5 0,08

0,1 24,4 3,60
15 42 0,11

0,1 27,7 2,64

Специальные эксперименты по закачке вод с различной ми
нерализацией, но с постоянными значениями действующего гра
диента давления наглядно продемонстрировали постоянство ос
таточной нефтенасыщенности (см. таблицу 8.6).

Таблица 8.6

Минерализация воды 
% NaCl

ОНН % Действующий градиент 
давления МПа/см

10 54,6 0,275
0,5 54,6 0,247
0,1 54,6 0,247
10 52,9 0,247

0,5 52,9 0,247
0,1 54,8 0,247
10 57 0,275

0,5 57 0,247
0,1 57 0,247

Таким образом, для оценки эффективности повышения неф
теотдачи за счёт закачки слабоминерализованной воды необхо
димо использовать значение числа капиллярности в виде



N = Vp ( 8.6), 

где k0 значение проницаемости в данной точке пласта, Vp - ло
кальный градиент давления, ов - коэффициент поверхностного 
натяжения для закачиваемой воды.

Для нахождения локального числа капиллярности использо
вался ранее разработанный метод [17; 25; 51].

Гидродинамическое моделирование нефтеотдачи при за
качке пластовой и слабоминерализованной воды. Стандарт
ные коммерческие симуляторы, используемые для моделирова
ния нефтеизвлечения, не позволяют учитывать структуру и под
вижность остаточной нефти. Они не пригодны для оценки нефте
отдачи при замене пластовой воды на слабоминерализованную. 
Для решения проблемы была использована оригинальная гидро
динамическая модель [24].

Была рассмотрена задача доотмыва остаточной нефти из пол
ностью промытого неоднородного пласта при изменении минера
лизации воды. Скорость фильтрации воды в произвольной точке 
неоднородного промытого пласта определяется согласно закону 
Дарси:

k0 (x, у ) .
Ч Л (s )VPb (8.7),

Рв

где k0 = k0 (x,y) - закон распределения абсолютной проницаемо
сти пласта по латерали рв - вязкость воды; fB (sB)- относительная 
фазовая проницаемость по воде для промытого пласта (5В=5ВПП). 
Коэффициент водонасыщенности промытого пласта (5ВПП) связан 
с остаточной нефтенасыщенностью (SHO) следующим образом: 
SHO=I~SBnn. В свою очередь, остаточная нефтенасыщенность свя
зана со значением локального капиллярного числа, что отражает
ся в следующем выражении:



<omax
SHO

о min
SHO

(8.8),
>

где С - коэффициент, характеризующий фильтрационно-ёмкост
ные свойства пласта, а а - коэффициент, который учитывает 
структуру порового пространства; 5во - коэффициент остаточного 
водонасыщения.

Здесь параметр П связан с упомянутым выше капиллярным 
числом Nc следующим образом: П=A*Nc, где A - константа, ха
рактеризующая поровое пространство. При этом Пкр1= A*NcKP1 и 
Пкр2= A*Nckp2 - критические значения параметра при которых 
происходит смена режима образования ОН (порог мобилизации и 
порог вытеснения).

Следует отметить принципиальные различия моделирования 
для неоднородного пласта в сравнении с аналогичной проблемой 
для однородного пласта [24]. Дело в том, что в общем виде неод
нородность как таковая подразумевает не только некоторое про
странственное распределения коэффициента проницаемости, но и 
распределение других параметров. Так, Smax= Sm^^ (x,y), Sm>m = 

5нооп (x,y), Nckp!= NcKP1(x,y), Nckp2= NcKP2(x,y). Sво=Sво(x,y), а также 
A(x,y), a(x,y). В соответствии с полученными экспериментальны
ми данными были использованы значения коэффициентов C, 5 и 
константы A и корреляционные соотношения Sm,^ = Sm,^ (k0) и 

SHOln = Sm" (k0), S№= S№ (k0), а остальные зависимости пересчиты
вались с помощью формулы (8.6) при заданном распределении 
абсолютной проницаемости k0 = k0 (x,y).

Для моделирования ставится краевая задача в квадратной об
ласти счёта с непроницаемой границей (ставится условие непро- 

dwтекания — = 0). Внутри области действуют добывающие и на- 
dw

гнетательные скважины, параметры которых задаются функцией 
плотности источников и стоков.



Совместно с уравнением неразрывности div(w) + V(x,y) = 0, 
где V(x,y) - функция плотности источников и стоков, рассматри
ваемая задача является в высокой степени нелинейной с коэффи
циентами, зависящими от градиента. Для её решения была ис
пользована методология численного моделирования на основе 
релаксационного итерационного метода с замороженными коэф
фициентами.

С учётом полученных экспериментальных данных и на основе 
выше описанной гидродинамической модели, был проведён ряд 
модельных численных исследований, призванных показать эф
фект от выбора вытесняющего агента при длительной разработке.

В качестве модельного был выбран неоднородный участок 
пласта АВ,3 Ватинского месторождения с широким диапазоном 
изменения проницаемости. Для моделирования диапазон измене
ния проницаемостей, полученный в наших экспериментах, был 
приведён к диапазону изменения этого параметра на Ватинском 
месторождении. Анализировалась пятиточечная система расста
новки скважин с плотностью сетки 10 га/скв. Давление закачки в 
нагнетательных скважинах - 200 атм., забойное давление добы
вающих скважин 100 атм.

В нашем случае значения максимальной и минимальной неф- 
тенасыщенностей также зависят от коэффициента абсолютной 
проницаемости (X.. = X.. (k0(x,y)) = X.. (x,y); X.. = бно
(k0(x,y)) = .S'Uo.max (x,y)), поэтому для демонстрации чистого эф
фекта был использован нормированный коэффициент остаточ
ной нефтенасыщенности, определяемый формулой (8.9):

С(x У) = (x, У) - SHT( x, y) 
SH:ax( x, У) - хноь( x, y)

(8.9)

Результаты моделирования приведены на рисунке 8.19.
Как видно из рисунка 8.19, закачка пресной воды приводит к 

изменениям характера распределения остаточной нефтенасы- 
щенности в межскважинном пространстве.

Моделирование показало, что при длительной закачке пла
стовой воды осреднённый по площади коэффициент остаточной



нефтенасыщенности равен 0,399, тогда как при закачке пресной - 
0,403. Значения нормированного коэффициента соответственно 
равны 0,643 и 0,745. То есть результаты моделирования демонст
рируют положительный эффект от применения слабоминерали
зованной воды.

Рис. 8.19. Результат моделирования длительной разработки 
с закачкой пластовой (слева) и пресной (справа) воды. 

Карта нормированного коэффициента остаточной 
нефтенасыщенности

Влияние изменения проницаемости на нефтеотдачу моде
лировалось путём введения специального коэффициента умень
шения проницаемости при закачке слабоминерализованной воды. 
Его значение менялось от своего минимального значения при 
максимальных значениях проницаемости до единицы при мини
мальной проницаемости.

Распределение контрастности проницаемости дано на рисун
ке 8.20.

Для выявления влияния снижения проницаемости на эффек
тивность заводнения слабоминерализованной водой было прове
дено моделирование распределения ОНН при снижении прони
цаемости в результате закачки слабоминерализованной воды.



L, м

Рис. 8.20. Контрастность проницаемости для участка пласта АВ13
Ватинского месторождения

Рассмотрены случаи снижения проницаемости в 10 и 100 раз.
Результаты моделирования представлены на рисунках 8.21 и 8.22.

Рис. 8.21. Результат моделирования длительной разработки 
с закачкой пластовой (слева) и пресной (справа) воды. 

Карта нормированного коэффициента остаточной 
нефтенасыщенности. Модифицирующий множитель 0.1.

Пунктиром выделены области, в которых происходит более 
эффективное вытеснение нефти, чем при закачке пластовой воды



Рис. 8.22. Результат моделирования длительной разработки 
с закачкой пластовой (слева) и пресной (справа) воды. 

Карта нормированного коэффициента остаточной 
нефтенасыщенности. Модифицирующий множитель 0.01.

Пунктиром выделены области, в которых происходит более 
эффективное вытеснение нефти, чем при закачке пластовой воды

Как видно из Рисунка 8.21, с учётом изменения проницаемо
сти абсолютный эффект от закачки пресной воды меняется на 
противоположный, а средний коэффициент меняется от 0,403 при 
закачке пластовой воды до 0,422 при закачке пресной. Значения 
нормированного коэффициента соответственно: 0,745 и 0,744, 
что означает более интенсивное вытеснение на менее проницае
мых участках, где эффект снижения проницаемости ниже. Одна
ко чистый эффект всё ещё остается положительным.

Если же минимальное значение модифицирующего множите
ля будет равным 0,01, то и чистый эффект от закачки пресной 
воды становится отрицательным. При этом ненормированный ко
эффициент остаточной нефтенасыщенности незначительно отли
чается от результата предыдущего моделирования и равен 0,426, 
в то время как нормированный коэффициент уже меняется весьма 
существенно и равен 0,755.

Как видно из проведённого моделирования, длительная за
качка пресной воды при прочих равных условиях может оказы
вать разнонаправленное влияние на эффективность вытеснения 



при разработке. Конечный эффект зависит от чувствительности 
минеральных компонентов породы к пресной воде и соотноше
ния высокопроницаемых и низкопроницаемых участков. Хотя 
при высокой глинистости пласта закачка пресной воды не реко
мендуется, следует отметить общую тенденцию к интенсифика
ции отмыва остаточной нефти в низкопроницаемых участках.

Таблица 8.7

Жидкость закачки Изменение 
проницаемости <8но*> <8но>

Пластовая вода Нет 0,745 0,403

Пресная вода
Нет 0,643 0,399

множитель 0.1 0,744 0,422
множитель 0.01 0,755 0,425

8.6. Закачка слабоминерализованных вод 
как третичный метод повышения нефтеотдачи

Все проведенные лабораторные эксперименты демонстриру
ют снижение остаточного нефтенасыщения за счет гидрофилиза- 
ции внутрипоровой поверхности. На практике процессы заводне
ния осуществляются непрерывно. Как было показано выше, при 
непрерывной закачке слабоминерализованных вод процесс дос
тижения остаточного нефтенасыщения растягивается, по сравне
нию с аналогичным процессом, происходящим при закачке мине
рализованной воды. Это является ощутимым финансово-техноло
гическим ограничением для технологий непрерывной закачки.

На рис. 8.23 представлено сравнение эффективности добычи 
нефти в лабораторной модели при использовании растворов раз
личной солености.

В данном эксперименте нефтеотдача, полученная при исполь
зовании 4%-го солевого раствора, использовалась как базовый 
показатель для вторичной добычи нефти при закачке растворов с 
меньшей минерализацией. Третичная добыча осуществлялась пу
тем последующей закачки более пресного раствора (2% и 1%).



Наблюдаемые на графике эксперимента «полки» демонстрируют 
достижение предельной нефтеотдачи при прокачке раствора фик
сированной солености.

1% раствор

О ОО 0.16 0 35 5 71 11.39 14.17 16 94 19 72 22.50 25 26 2в 06

Рис. 8.23. Влияние закачки растворов с различной соленостью 
на добычу нефти

На рис. 8.24 показано изменение значений остаточного нефте- 
насыщения при уменьшении солености закачиваемого раствора.

Рис. 8.24. Влияние изменения солености раствора 
на остаточную нефтенасыщенность



На рис. 8.23 и 8.24 представлены данные, наглядно показы
вающие увеличение нефтеотдачи (рис. 8.23) и снижение остаточ
ной нефтенасыщенности (8.24) при уменьшении солености рас
твора. Однако наряду с увеличением нефтеотдачи происходит и 
рост количества добываемой воды. С уменьшением солености за
качиваемой воды увеличивается и время прорыва воды.

Вариантом решения проблемы может стать использование за
качек опресненной воды в виде оторочек. В этом случае может 
быть реализован циклический режим закачки слабоминерализо
ванной воды на фоне предшествующей закачки соленых вод. Ре
жим циклической закачки может быть осуществлен с помощью 
устройств синхронизации подачи раствора в насосной системе. 
Включение и выключение синхронизирующего устройства позво
ляет создавать требуемые водные оторочки заданной солености, 
что способствует постепенному (без прорывов) распространению 
слабоминерализованной жидкости по всему объему пласта.

Одно из основных преимуществ циклической закачки воды 
состоит в том, что остаточная нефтенасыщенность достигается 
раньше, чем при режиме непрерывного нагнетания. Это обстоя
тельство часто играет решающую роль на практике, поскольку 
для добычи из пласта 60% нефти, при непрерывной закачке воды 
путем нагнетания потребуется 1,5 порового объема воды, тогда 
как при циклической закачке воды - только 1 поровый объем. 
Это означает, что при одинаковом объеме закачиваемой воды 
(в циклическом случае) возможна большая нефтеотдача. В работе 
Ivanov D.A., Araujo Fresky M.G. [61] в 2006 г. представлены ре
зультаты экспериментов, подтверждающие этот вывод. Авторами 
была выполнена циклическая и непрерывная закачка воды в 
идентичных условиях, которые показали более плавное вытесне
ние нефти водой при циклическом заводнении по сравнению с 
непрерывным заводнением. Хотя конечная нефтеотдача оказа
лась почти одинаковой в обоих случаях, текущая добыча нефти 
была выше при циклической закачке, что указывает на более бы
строе достижение остаточной нефтенасыщенности. Эксперимен
ты показали также, что при циклическом нагнетании требуется 



меньшее количество воды для достижения конечной нефтеотда
чи. Уменьшение скорости нагнетания и соблюдение более корот
ких интервалов импульсов нагнетания приводят к увеличению 
нефтеотдачи.

На рис. 8.25 даны экспериментальные соотношения остаточ
ной нефтенасыщенности, полученные при циклической закачке 
опресненного раствора в течение 1 и 0,3 мин.

Остаточная нефтенасыщенность

10 15 20 25 30 35

Остаточная нефтенасыщенность в %

Рис. 8.25. Остаточная нефтенасыщенность 
(различные интервалы времени цикла закачки)

Рис. 8.26. Добыча нефти (различные интервалы времени 
цикла закачки)



Как видно из рис. 8.25, уменьшение периода закачки приво
дит и к уменьшению значения остаточной нефтенасыщенности.

На рис. 8.26 показана циклическая добыча нефти при разных 
циклах закачки опресненной воды. Как видно из рис. 8.26, 
с уменьшением временного интервала цикла добыча нефти воз
растает.

8.7. Влияние природной и техногенной микроструктуры 
на эффективность повышения нефтеотдачи 

путем закачки слабоминерализованных растворов

При реализации технологии закачки слабоминерализованных 
вод в качестве третичного метода повышения нефтеотдачи эф
фект гидрофилизации происходит за счет контактов слабомине
рализованной воды с внутрипоровой поверхностью. Изменение 
концентрации солей в поровом пространстве происходит в ре
зультате массопереноса закачиваемого вещества фильтрующимся 
потоком. Эффективность этого процесса зависит от истинной 
скорости движения закачиваемого флюида во внутрипоровом 
пространстве.

Полный поток вещества U складывается из конвективного пе
реноса вещества Uk со средней скоростью движения жидкости 
(v2) в порах и диффузионного переноса с эффективным коэффи
циентом диффузии Вэф.

В общем виде коэффициент эффективной диффузии

Аф = Вм + XV (8.10),
где X - коэффициент гидродинамической дисперсии, Вм - коэф
фициент молекулярной диффузии, показатель степени а варьиру
ется от 1 до 2, большинство авторов полагают а = 1.

Многочисленные эксперименты показывают, что зависимость 
коэффициента эффективной диффузии от условий вытеснения в 
общем случае может быть представлена в виде

Вэф/ Do=Вм/ Do + BPea (8.11),



где а и В - коэффициенты, зависящие от геометрии пористой сре
ды и типа коллектора: Pe - безразмерное число Пекле, характери
зующее условия вытеснения смешивающихся жидкостей.

Для коллекторов число Пекле равно v2Jko /Вм. Величина 

yjk~ характеризует линейный масштаб порового пространства. 

Для песков линейным масштабом является средний диаметр зе
рен.

С гидродинамической точки зрения процесс изменения мине
рализации при закачке слабоминерализованного раствора в об
водненный минерализованной водой пласт определяется процес
сом изотермической фильтрации двух взаиморастворимых не
сжимаемых жидкостей.

В общем случае процесс описывается уравнением конвектив
ной диффузии (Н.Н. Веригин, Ж. Фрид) [3,37]. В зоне замещения 
минерализованной пластовой воды можно выделить зону полного 
замещения и переходную зону (рис. 8.27).

Рис. 8.27. Распределения степени замещения пластовой воды 
при различных значениях коэффициента 

гидродинамической дисперсии X

Полученные теоретические профили минерализации качест
венно хорошо согласуются с результатами экспериментальных 
исследований, проведенных на кернах (А.В. Ручкин) [30] и на
сыпных моделях пластов (Л.И. Орлов) [29].



В то же время практическое использование полученных ре
зультатов затруднено из-за отсутствия до настоящего времени 
достоверных экспериментальных данных по зависимости эффек
тивного коэффициента диффузии от условий вытеснения и струк
турных особенностей коллектора. Подавляющее большинство 
экспериментов по определению коэффициентов эффективной 
диффузии проведено для несцементированных песков и рыхлых 
песчаников. Для коллекторов нефти и газа имеется очень ограни
ченное количество экспериментов. В то же время эксперимен
тальные исследования Я. Бэра, Н.Н. Веригина, Ж. Фрида [2; 3; 37] 
показывают, что при одинаковых значениях проницаемости ко
эффициенты эффективной диффузии для песков и уплотненных 
песчаников могут отличаться более чем в 100 раз. Эксперимен
тальные исследования Л. Лукнера, В.М. Шестакова [10], Ж. Фри
да [37] показали также, что коэффициент эффективной диффузии 
возрастает с уменьшением общей пористости (Пэф пропорцио
нальна 3). Степенная зависимость коэффициента эффективной 
диффузии от пористости, очевидно, связана с усложнением мик
рофильтрационных потоков при увеличении степени уплотнен
ности пород.

Гидрогеологические исследования, проведенные в естествен
ных условиях, показали, что коэффициенты дисперсии, опреде
ленные в естественных условиях, превышают на два-три порядка 
соответствующие коэффициенты, полученные в условиях лабо
раторного эксперимента. Так, в трещиноватых породах (песчани
ки, мел, доломиты) коэффициент дисперсии, измеряемый в мет
рах, достигает 50 м, в высокопроницаемых песчаных отложениях 
X меняется от 6 до 21 м.

При таких больших значениях коэффициентов дисперсии 
вклад молекулярной диффузии в эффективный коэффициент 
диффузии становится пренебрежимо малым, так как характерное 
значение коэффициента молекулярной диффузии /Л, ~ 10 7 м/с. 
Размеры зоны смешения закачиваемого раствора и минерализо
ванной пластовой воды пропорциональны л/Х. При значениях X 
порядка метров размеры зоны смешения имеют порядок, меньше 



размеров типичной модели. В этом случае зона полного замеще
ния может вообще не образоваться, и изменение концентрации 
будет происходить во всей области, занятой раствором, в течение 
всего периода нагнетания раствора.

Прямые экспериментальные исследования показали, что в 
песчано-глинистых и кавернозно-трещинных коллекторах про
мытая зона не образуется даже при прохождении 12-50 поровых 
объемов фильтрата. Количество невытесненной пластовой воды 
при этом может составлять 30-50% и более.

Изменение природной микроструктуры пласта при вы
теснении нефти водой. При вытеснении нефти водой можно вы
делить следующие основные виды оставшейся после заводнения 
нефти: природную (подвижную), капиллярно-защемленную (не
подвижную), адсорбированную, пленочную, остаточную нефть 
тупиковых пор и микронеоднородностей (эти виды прочно связа
ны со скелетом коллектора). Согласно этой классификации мож
но говорить о соответствующих насыщенностях (Михайлов Н.Н.) 
[13]. В реальных разрабатываемых пластах присутствует, как 
правило, несколько видов остаточной нефти, которые в совокуп
ности формируют остаточное нефтенасыщение разрабатываемых 
пластов.

Капиллярно-защемленная остаточная нефть образуется пре
имущественно в гидрофильной пористой среде в отдельно взятых 
порах, узлах пор, либо в нескольких порах одновременно в виде 
изолированных капель-глобул. С ухудшением фильтрационно
емкостных свойств в коллекторе усложняется структура порового 
пространства: увеличивается извилистость капилляров, возраста
ет доля субкапиллярных пор и возникает значительное количест
во тупиковых пор. Тупиковые поры с гидродинамической точки 
зрения являются застойными зонами, и в них невозможен про
цесс вытеснения ни под действием гидродинамических, ни под 
действием капиллярных сил. В этих порах возможны лишь мед
ленные массообменные процессы с проточными порами.

В гидрофобных пластах и пластах со смешанным типом сма
чиваемости эти тупиковые поры содержат остаточную нефть, ко



торая по свои свойствам может быть аналогична природной неф
ти, и, таким образом, целесообразно выделение этой остаточной 
нефти в отдельную категорию.

Размеры тупиковых пор, как правило, малы, однако возмож
ны тупиковые поры и значительных размеров, частично залечен
ные поры выщелачивания, незначительные каверны и т.д. При 
наличии таких пор остаточная нефть тупиковых пор может фор
мироваться и в гидрофильных коллекторах. Доля остаточной 
нефти тупиковых пор растет с уменьшением проницаемости кол
лектора.

В сложно построенных коллекторах со вторичной пористостью 
значительные запасы нефти могут содержаться в тупиковых порах. 
Запасы нефти в тупиковых порах не вырабатываются с помощью 
традиционных технологий, и в настоящее время ведется активный 
поиск принципиально новых технологий для извлечения нефти как 
из проточных, так и из тупиковых пор. Кроме того, в процессе раз
работки залежи образуется класс пор, которые изначально принад
лежали открытой активной пористости, но, оставаясь принадле
жащими связанной фазе, были блокированы другой несвязанной 
фазой, и в результате флюид в них стал неподвижным. В макро
объеме происходит перестройка поровых сетей, в результате кото
рой образуются техногенные тупиковые поровые системы, не при
нимающие участие в фильтрации. Фильтрующая часть поровой 
системы сообщается с тупиковой, но она не в состоянии выдавить 
блокированную часть флюидов из тупиковой системы. Застойная 
часть объема фильтрующейся подвижной фазы может быть оха
рактеризована как непроводящая неподвижная насыщенность.

Изучая это явление в 80-х гг. прошлого века мы называли эти 
поры псевдотупиковыми (Михайлов Н.Н. и др.) [26]. В иностран
ной литературе применяют термин «дендритовые» (древовидные) 
(Stephen J. Salter et al.) [79]. Наличие псевдотупиковых пор ока
зывает серьезное влияние на достоверность методов изучения 
нефтенасыщенности с помощью индикаторных методов и влияет 
на эффективность физико-химических методов доизвлечения ос
таточной нефти.



Количество микропор в коллекторе можно связать с его лито
логическим составом. В этом случае для коллекторов с распреде
ленным глинистым материалом доля тупиковых пор определяет
ся количеством глинистого цемента и его пористостью. В тре
щинно-поровых пластах поры блока являются фактически полу- 
тупиковыми по отношению к трещинной пористости. Аналогич
ная ситуация в породах с малопроницаемыми включениями.

При капиллярном защемлении ганглий нефти часть пор бло
кируется, и образуются псевдотупиковые поры техногенного 
происхождения. Кроме того, в процессе разработки нефтяного 
месторождения происходит значительное ухудшение коллектор
ских свойств пласта в результате засорения пор твердыми части
цами технологических жидкостей, адсорбции полимера на стен
ках пор, выпадения солей из пластовой воды и т.д. Ухудшение 
коллекторских свойств пласта имеет большое значение для оцен
ки остаточной нефтенасыщенности в околоскважинной зоне и 
для проектов повышения нефтеотдачи пластов.

Процессы ухудшения коллекторских свойств пористой среды 
при вытеснении нефти водой вполне поддаются моделированию 
на сеточных микромоделях (Михайлов Н.Н. и др.) [20]. Авторы 
смоделировали процесс образования «псевдотупиковых» пор в 
процессе вытеснения нефти водой. Так, в результате блокировки 
отдельных нефтяных ганглий водой и перехода их из активной 
нефтяной фазы в пассивную (т.е. при появлении неподвижной 
нефти), нефть занимает отдельные поры и прочно удерживается в 
них капиллярными силами, тем самым превращая поры, занятые 
водой и примыкающие к поре, занятой нефтью, в «псевдотупико- 
вые». Наличие таких «псевдотупиковых» пор, появившихся в ре
зультате заводнения, влияет на эффективность методов регулиро
вания смачиваемости и повышения нефтеотдачи пластов.

Рассмотрены различные механизмы образования «псевдоту- 
пиковых» пор. В результате проведенных исследований образо
вания тупиковых пор получены зависимости относительного 
объема тупиковых пор от относительного объема запертой неиз
влекаемой нефти (рис. 8.28) (Михайлов Н.Н. и др.) [19]. Зависи



мость относительного объема тупиковых пор от относительного 
объема пассивной нефти является прямо пропорциональной. 
Прямая, относящаяся к случаю, когда порода является несмачи- 
вающейся водой, т.е. cos0 < 0, идет наиболее круто. Прямая, от
носящаяся к случаю, когда порода является смачивающей, т.е. 
cos0 > 0, идет наиболее полого. Прямые, характеризующие поро
ду с микроструктурной смачиваемостью, расположены между 
ними.

Таким образом, получена зависимость относительного объема 
тупиковых пор от относительного объема остаточной защемлен
ной нефти и показано, что эта зависимость является прямо про
порциональной, причем угол наклона прямой к оси абсцисс тем 
меньше, чем больше в породе смачиваемых пор.

Рис. 8.28. Зависимость относительного объема тупиковых пор КТ 
от относительного объема защемленной остаточной нефти КНО. 
1 - cos0 = -1; 2 - cos0 = +1; 3 - р = 0,4, q = 0,2; 4 - поры большого 
радиуса нейтральные, малого радиуса смачиваемые; 5 - поры 

большого радиуса - смачиваемые, малого радиуса - несмачиваемые

Суть процессов изменения смачиваемости при закачке слабо
минерализованных растворов заключается в проявлении ряда фи- 



зико-химических процессов, интенсивность которых зависит от 
начальной концентрации компонентов раствора. Таким образом, 
без знания структуры остаточной нефтенасыщенности нельзя су
дить о достоверности и эффективности лабораторных экспери
ментов, и в этом заключается главная трудность.

Другими важными физическими процессами, сопровождаю
щими проникновение раствора в пласт, являются химические ре
акции и процессы сорбции, которые наиболее ярко выражены у 
глинистых пород. Однако процесс прохождения химической ре
акции зависит не только от константы скорости реакции, но и от 
гидродинамических эффектов и микроструктурных особенностей 
пористой среды. Наличие тупиковых пор, массообмен с которы
ми осуществляется только за счет молекулярной диффузии, за
трудняет протекание реакции, снижает эффекты гидрофилизации. 
Неоднородность порового пространства порождает и временную 
неоднородность, что, в свою очередь, вызывает искажение функ
ции распределения концентрации раствора и нефтеотдачу (Коль- 
чицкая Т.Н. и др.) [34].

При моделировании первоначального распределения фаз в 
керне с последующим вытеснением нефти из керна учет наличия 
псевдотупиковых пор приводит к изменению как вида кривой ка
пиллярного давления, так и кривых фазовых проницаемостей.

Было смоделировано образование псевдотупиковых пор в 
процессе многократного заводнения и дренирования пористого 
образца. Показано значительное влияние величины и структуры 
смачиваемости образца на процесс образования псевдотупиковых 
пор, а также на величину псевдотупиковой пористости.

В табл. 8.8 [13] приводятся экспериментальные данные по оп
ределению значений псевдотупиковой пористости. Приводятся 
взаимосвязи активной и псевдотупиковой пористости.

На рис. 8.29 даны экспериментально полученные взаимосвязи 
тупиковой, защемленной и природной (подвижной) насыщенно
сти в зависимости от насыщенности флюидом.

Как видно, имеется тенденция к увеличению значений защем
ленной и псевдотупиковой насыщенности с уменьшением значе
ний подвижной насыщенности. Эти факты не учитываются при 



лабораторном тестировании различных технологий изменения 
смачиваемости и доизвлечения остаточной нефти.

Таблица 8.8

Изменение псевдотупиковой пористости КПТ в зависимости 
от остаточного нефтенасыщения

Кно % Кпт
Насыщение в тупиковых порах

Кв Кн

0 12,26 12,26 0
2 14,71 12,71 13,60

2,8 17,44 14,64 16,05
8,9 27,52 18,62 32,33
18 38,69 20,69 46,52

29,7 49,86 20,16 59,56

Подвижная

О 50 Нефтенасыщенность 100

Рис. 8.29. Доля (ед.) различных видов остаточной нефти 
при дренаже в зависимости от нефтенасыщенности (%) [26]

Гидродинамический анализ влияния микроструктуры на 
степень замещения пластовой воды на слабоминерализован
ную. Распределение закачиваемого компонента имеет очень слож
ный и комплексный характер. На него влияют: вид закачиваемых 
жидкостей, течение и состояние вытесняющего агента в обводнен
ных пластах с остаточной нефтенасыщенностью, строение обвод- 
нившихся пластов, технология закачки. Физические свойства зака



чиваемых агентов, скелета породы, остаточной нефти, а также раз
личных веществ-примесей, таких, как вязкость пластовой и зака
чиваемой воды, проницаемость пласта, растворимость отдельных 
компонентов, определяют распределение концентрации закачи
ваемых реагентов при реализации технологии.

Остановимся на математической модели описанных процес
сов изменения смачиваемости. Мы видим, что тупиковые поры 
являются одним из основных факторов, контролирующих про
цесс фильтрации и массообменные процессы. Количество за
стойных зон естественного происхождения связано с такими ха
рактеристиками пласта, как пористость, извилистость, литологи
ческий состав, и другими структурными особенностями среды. 
Количество застойных зон, образующихся в результате вытесне
ния нефти водой, зависит, в первую очередь, от смачиваемости, 
фазовой проницаемости остаточной нефтенасыщенности, по
верхностных свойств вмещающих пород. На рис. 8.30 представ
лена зависимость количества застойных зон КЗАСТ от логарифма 
проницаемости Кпрф по газу, для терригенных и карбонатных по
род. Эта зависимость линейна, и с ростом фазовой проницаемо
сти количество техногенных застойных зон падает.

Рис. 8.30. Зависимость относительного содержания 
тупиковых пор а от газопроницаемости Кпр для терригенных (1) 

и карбонатных (2) пород



Система уравнений, описывающая технологию метода изме
нения минерализации в пласте, в случае неоднородного пласта в 
цилиндрических координатах имеет вид

V (D * VtC)-V(VC) = Кп + KnT 'C + K
ot ot ot

dC] K = Y1(C-CJ (8.12)
ot

= y2( Кгл ^C-aC2)
ot

VC(rc,t) = VC1 + D * VrC(rc,t), i = 1,2
C (rM, t) = C1( rM, t) = C2(rx, t) = 0 
C (r ,0) = C1(r,0) = C2(r ,0) = 0

С02 = С-С01 при per t > t* (8.13),

где С01 , С02 - минерализации закачиваемого раствора при пер
вичной и вторичной закачке, соответственно t* - момент време
ни, при котором происходит смена раствора, Кпт - общая тупико
вая пористость, равная сумме техногенной (ДКпн)) и естествен
ной (KnN) тупиковых пористостей, то есть Кпт = (ДКпн)) + (KnN) - 
линейная функция подвижной нефти в объеме >открытых пор. 
Скорость фильтрации мы принимаем равной Q/r, тогда эффек
тивный коэффициент D* можно записать в виде:

D* = DM +XV = Dm + X Qn/rn (8.14).

Характер вытеснения смешивающихся жидкостей определя
ется, в первую очередь, эффективным коэффициентом диффузии 
D*. Эффективный коэффициент диффузии представляет собой 
сумму коэффициентов молекулярной (Dm) и конвективной 
(DK +XVn) диффузией. От соотношения этих составляющих и за
висит характер распределения минерализации в области закачки 
(рис. 8.27).

Величина коэффициента конвективной диффузии зависит от 
скорости потока и от параметра X, характеризующего структуру 
порового пространства. Величина коэффициента гидродинамиче



ской дисперсии л изменяется от сотых долей метров в глинистых 
породах, до десятков метров в трещиноватых породах. В высоко
проницаемых песчаных отложениях Л меняется от 6 до 21 м. При 
малых значениях коэффициента Л соотношение между DM и DK 
определяется соотношением между DM и V. На начальном этапе 
формирования зоны закачки, когда скорости поступления раство
ра в пласт значительны, конвективный перенос преобладает над 
молекулярным (рис. 8.27). Но после уменьшения скорости закач
ки определяющей стадией становится молекулярная диффузия, 
интенсифицируется процесс молекулярной диффузии. При зна
чениях л>>1 вклад молекулярной диффузии в эффективный ко
эффициент диффузии становится пренебрежимо малым, так как 
характерная величина коэффициента молекулярной диффузии 
имеет порядок DM « 10 9м2/с.

Размер зоны смешения закачиваемой и пластовой воды про
порционален >/Х . При Л порядка нескольких метров, размер зоны 
смешения имеет порядок размера модели. В этом случае полно
стью промытая зона не образуется, и изменения минерализации 
происходят по всей области, занятой раствором, в течение всего 
периода нагнетания.

Рис. 8.31 (а и б) иллюстрирует это. На нем представлены гра
фики распределения минерализации в модели для различных зна
чений Л.

Распределения минерализации, представленные на 
рис. 8.31(а, б) были получены для случая однородной пористой 
среды при отсутствии процессов сорбции. Массообменные про
цессы с глинистыми частицами и тупиковыми порами не только 
осложняют динамику формирования области с измененной мине
рализацией, но и влияют на скорость ее расформирования. Рас
пределение минерализации характеризуется изменением кривиз
ны профиля. При высоких скоростях массообмена на стадии рас
формирования происходит возрастание концентрации реагента и 
формируется зона повышенной концентрации, в связи с чем не 
наблюдается эффекта расформирования (рис. 8.32).



Рис. 8.31. Динамика распределения концентрации солей в пласте 
при первичном заводнении (сплошные линии) и закачке 

слабоминерализованного раствора (пунктир для разных значений 
коэффициента гидродинамической дисперсии X = 0.03 (а) 

и X = 0.6 (б). Шифр кривых - безразмерное время

Рис. 8.32. Изменение минерализации закачиваемого раствора 
при различных значениях скорости массообмена Y 

в фиксированный момент времени.
1. Yi = Y2 = 0; 2. Y1 = 0,55.10-6, Y2 =10-6; 3. Y1 = 0,55.10-4, Y2 = 10-4;

4. y1 = 0,55.10-3, y2=10-3. y1 - коэффициент массообмена 
с псевдо-тупиковыми порами y2- коэффициент массообмена

с глинистым цементом



Наличие глинистого цемента и неоднородность объекта ска
зываются и на динамике изменения минерализации воды при за
мене пластовой воды на низкоминерализованную. Рис. 8.31 ил
люстрирует процесс вытеснения пластовой воды раствором кон
трастной солености в случае однородной (1) и заглинизирован- 
ной породы (2) со сложным внутрипоровым строением при 
X = 0,03 и X = 0,6. Кривые а соответствуют первичной закачке. 
Кривые б описывают состояние пласта при смене раствора на бо
лее пресный. Шифром кривых является безразмерное время. 
В высокопроницаемых песчаниках (X > 6) вклад молекулярной 
диффузии в массообменные процессы пренебрежимо мал, поэто
му влияние тупиковых пор на динамику формирования зоны с 
измененной минерализацией незначительно. С ростом уплотнен
ности горных пород массообменными процессами с тупиковыми 
порами и глинистым цементом пренебречь нельзя, становится 
существенным их влияние на вторичное формирование завод
ненной области.

8.8. Регулирование смачиваемости пласта 
путем закачки химически активных реагентов

Buckley и др., (1989) акцентировали внимание на естествен
ном изменении смачиваемости с течением геологического време
ни. Изменение смачиваемости пласта можно также осуществить 
термическим или химическим способами. Al-Hadhrami и Blunt 
(2000) изучали эффект термально вызываемого изменения смачи
ваемости гидрофобного карбонатного пласта, имеющего естест
венную систему трещин. Механизмом, за счет которого смачи
ваемость изменялась в процессе закачки пара/горячей воды, яв
лялась десорбция асфальтенов с поверхности породы.

В нескольких исследованиях рассматривалось влияние закач
ка химического реагента на изменение смачиваемости. Основны
ми химическими реагентами, используемыми для изменения сма
чиваемости, являются поверхностно-активные вещества и щело



чи. Поверхностно-активные вещества могут быть анионогенны
ми, катионогенными, неионогенными или амфотерными [6]. 
В благоприятных условиях поверхностно-активные вещества бу
дут адсорбироваться на внутрипоровой поверхности породы и 
изменять смачиваемость. Например, положительно заряженная 
порода будет сильно притягивать анионогенные поверхностно
активные вещества, а отрицательно заряженная порода будет 
сильно притягивать катионогенные поверхностно-активные ве
щества. Неионогенное поверхностно-активное вещество притяги
вается к поверхностям минералов за счет водородной связи 
(hydrogen bonding) и силами Ван-дер-Ваальса. Поверхностный 
заряд породы существенно зависит от значения показателя pH, 
поэтому адсорбция самых широко используемых анионогенных 
поверхностно-активных веществ обычно снижается с ростом по
казателя pH.

Standnes и Austad [45] исследовали влияние катионогенных и 
анионогенных поверхностно-активных веществ на изменение 
смачиваемости гидрофобного мелового керна при их впитыва
нии. Было выявлено, что первоначальная гидрофобность керна 
была следствием адсорбции отрицательно заряженных компонен
тов нефти. Затем смачиваемость была изменена за счет десорб
ции природно-адсорбированного вещества в результате образо
вания ионной пары между положительно заряженными мономе
рами поверхностно-активного вещества и отрицательно заряжен
ными адсорбированного вещества. Если адсорбированный мате
риал удалялся, порода становилась гидрофильной, и происходило 
активное впитывание. Применение анионогенного поверхностно
активного вещества оказалось безрезультатным, так как оно не 
смогло образовать ионную пару и десорбировать адсорбирован
ный материал.

В последнее время большое внимание уделяется извлечению 
нефти химическими составами и, в частности, с использованием 
инъекций растворов поверхностно-активных веществ. Предла
гаемые механизмы дополнительной добычи нефти после введе
ния поверхностно-активных веществ основаны на изменении 



смачиваемости породы и уменьшении межфазного натяжения. 
Если поверхностно-активное вещество выбрано в соответствии 
со свойствами коллектора, такими как давление, температура, со
леность, это может привести к более эффективному вытеснению 
нефти из резервуара. С другой стороны, необоснованный выбор 
поверхностно-активного вещества может привести к низкому ко
эффициенту извлечения нефти, и даже неблагоприятно повлиять 
на свойства коллектора, что приведет к блокированию порового 
пространства. Также необоснованный выбор поверхностно
активного вещества без учета минерального состава пород может 
привести к высокой адсорбции на внутрипоровой поверхности 
породы и снижению эффективности. Отметим, что поверхностно
активные вещества являются одними из самых дорогих химиче
ских веществ, используемых в третичных методах. Обзор совре
менной литературы показывает, что анионное поверхностно
активное вещество относится к предпочтительному классу по
верхностно-активных веществ, особенно когда речь идет о при
менении в песчаных резервуарах. Иногда в конкретных ситуаци
ях, особенно при работе с карбонатными резервуарами, было об
наружено более эффективное действие растворов поверхностно
активных веществ после инъекции катионных, неионогенных по
верхностно-активных веществ (или их смесей). Механизмы дей
ствия поверхностно-активного вещества заключаются в умень
шении значений величины межфазного натяжения и изменении 
смачиваемости пласта. Остаточную нефть коллектора (после за
воднения) можно разделить на две категории: нефть, находящая
ся в недоступных для воды порах (тупиковые поры), и нефть, на
ходящаяся во внутрипоровом пространстве. Как правило, оста
точная нефтенасыщенность находится в диапазоне 20-50%. 
Нефть остается гидродинамически неподвижной в этом диапазо
не из-за влияния поверхностного натяжения между нефтью и во
дой, определяющего влияние капиллярных сил. Кроме того, гид
родинамический перепад давления не может преодолеть капил
лярные силы, чтобы вытеснить нефть из поры. Однако поверхно
стно-активные вещества могут заметно уменьшать межфазное 



натяжение, тем самым уменьшая капиллярное давление и позво
ляя воде (с поверхностно-активным веществом) удалять защем
ленную нефть. Все исследователи согласны с тем, что концентра
ция поверхностно-активного вещества в химической оторочке 
всегда должна быть значительно выше критической концентра
ции мицеллообразования, чтобы можно было инициировать со
любилизацию. Hirasaki et al. [60] описывают этот процесс: при 
большей концентрации поверхностно-активных веществ больший 
объем нефти и воды становятся солюбилизированными и обра
зуют среднюю фазу (раствор типа Winsor III), что приводит к бо
лее высокой степени вытеснения нефти. Поэтому низкая концен
трация поверхностно-активного вещества нежелательна. Hirasaki 
et al. [60] сообщили, что даже если концентрация выше критиче
ского значения, но все еще близка к ней, средняя фаза минималь
на или не обнаружена вовсе. С другой стороны, следует иметь в 
виду, что при высокой концентрации поверхностно-активного 
вещества поведение мицеллярной фазы отличается от нормально
го поведения.

Standnes и Austad (2003), Chen и др., (2004), Seethepalli и др., 
(2004), Li и др.,(2004) и другие представили данные по изменени
ям смачиваемости породы с использованием поверхносто- 
активных веществ. В двух похожих исследованиях Hirasaki и 
Zhang (2003) и Adibhatla и др., (2005) были проведены экспери
менты по изменению смачиваемости карбонатных кернов Перм
ского бассейна с месторождения Yates от преимущественно гид
рофобной к гидрофильной. Эксперименты проводились в комби
нации со снижением поверхностного натяжения путем использо
вания карбоната натрия и поверхностно-активных веществ.

Смачиваемость коллектора оказывает серьезное влияние на 
эффективность химических технологий повышения нефтеотдачи 
пластов. В масштабах залежи может наблюдаться множество раз
нообразных условий смачиваемости, от сильной гидрофильности 
до нейтральной смачиваемости, от смешанной смачиваемости до 
гидрофобности. Разнообразные свойства пласта контролируют 
локальное состояние смачиваемости. В частности, наблюдаемое 



состояние коллекторов, условия их образования, условия мигра
ции жидкостей, химический состав флюидов и породы. Обычно 
карбонатные породы стремятся адсорбировать из пластовой неф
ти простые органические кислоты (Anderson, 1986A), демонстри
руя при этом состояние слабой гидрофильности. Chilingar и Yen 
(1983) показали, что обычно карбонатные коллекторские породы 
слабо гидрофобны. С другой стороны, можно ожидать, что пес
чаник, стремящийся адсорбировать простые органические осно
вания (Anderson, 1986A), в основном окажется гидрофильным. И, 
напротив, Treiber и др. (1972) отмечали, что терригенные коллек
торы не обладают общими условиями смачиваемости. В некото
рых случаях проявилось, что поверхностно-активные вещества 
трансформируют природное состояние смачиваемости посредст
вом смены химических зарядов межфазных поверхностей на про
тивоположные. Standnes и Austad (2000, 2003), Chen и др. (2004), 
Seethepalli и др. (2004), Li и др. (2004), Hirasaki и Zhang (2003) и 
Adibhatla и др. (2005) провели лабораторные исследования этих 
эффектов. Тем не менее, в настоящее время не достает опублико
ванных сведений и данных, необходимых для моделирования 
этих эффектов и прогнозирования поведения коллекторов в про
мысловых условиях.

Приведем некоторые примеры технически успешно осущест
вленных промысловых проектов с использованием композиций 
поверхностно-активных веществ/полимеров. Gilliland and Conley 
(1976) описывают пилотный тест с использованием композиций 
поверхностно-активных веществ/полимеров, проведенный на ме
сторождении Big Muddy Field в Вайоминге. Коллектор представ
лял собой незаводненный песчаник с низким давлением и до
вольно высокой остаточной нефтенасыщенностью. В результате 
реализации проекта содержание нефти в пластовой жидкости 
возросло с 1% до 14% во время пиковой добычи. Bragg и др. 
(1982) также представили результаты пилотного теста, проведен
ного на месторождении Exxon's Loudon Field в Иллинойсе. Тест 
проводили в незаводненной части терригенного коллектора. Было 
получено 60% от остаточного нефтенасыщения, несмотря на то, 



что пластовый соляной раствор имел высокую минерализацию. 
Bae (1995) описал проект по закачке композиции поверхностно
активного вещества/полимера на месторождении Chevron's Glenn 
Pool Field в Оклахоме. В низкопроницаемом песчанике неглубо
кого залегания удалось доизвлечь 30% остаточной нефти. Putz и 
др. (1980) представили результаты пилотного теста с использова
нием микроэмульсии. Им удалось извлечь 68% остаточной неф
ти. Holm and Robertson (1980) и Widmeyer и др. (1988) также до
ложили об успешно проведенных пилотных тестах.

В карбонатных коллекторах было реализовано меньше проек
тов с закачкой композиций химических реагентов. Известняки и 
доломитовые коллекторы имеют сложное строение, и их трудно 
моделировать. Они сильно неоднородны и обычно обладают низ
кой пористостью и проницаемостью. Кроме того, карбонатные 
коллекторы сильно гидрофобны, сильно трещиноваты. Примером 
осуществленного проекта по закачке композиций химических 
реагентов может служить промысловый эксперимент, описанный 
в работе Adams и др., (1987). Был представлен пилотный тест с 
закачкой композиций поверхносто-активных веществ/полимеров 
для двух пар скважин, проведённый в коллекторе доломита San 
Andreas в Западном Техасе. Индикаторные исследования показа
ли, что остаточные нефтенасыщения после закачки композиции 
химических реагентов составили 7,5% для одной пары скважин и 
18% для другой. Определяющими свойствами пласта, влияющи
ми на эффективность технологии закачки композиции, оказались 
неоднородность пласта и высокая минерализация пластовых вод. 
Это редкий проект, в котором исследовалась эффективность за
качки химических реагентов в карбонатные породы для повыше
ния нефтеотдачи пластов. Обычно проведение подобных опера
ций в карбонатных коллекторах связано с большим риском, обу
словленным возрастающей неопределенностью ожидаемых ре
зультатов.

Метод закачки композиций химических реагентов, известный 
как ASP (щелочь/поверхностно-активные вещества/полимер), не 
такой дорогостоящий, как закачка композиций SP (поверхностно



активные вещества/полимер), и поэтому в период низких цен на 
нефть (1986 и 2003 гг.) метод использовался гораздо чаще. Clark 
и др. (1993) представили ASP расчет (план) для месторождения 
West Kiehl Field в Вайоминге. Этот расчет (план) опирался на 
данные лабораторных закачек, в которых за счет закачки ASP 
(щелочи/поверхностно-активного вещества/полимера) извлека
лось на 23% нефти больше, чем при обычном заводнении. Zhijian, 
и др. (1998) доложили об успешном проекте с закачкой щело- 
чи/поверхностно-активного вещества/полимера на месторожде
нии нефти Gudong Oil Field в Китае. Изучаемый объект сильно 
неоднороден и содержит высоковязкую нефть. Удалось увели
чить добычу на 13,4% от начального содержания нефти в пласте. 
Qi, и др. (2000) проводили ASP пилотный тест на месторождении 
Karamay в Китае. Они отметили, что комбинация ультранизкого 
поверхностного натяжения и контроль подвижности стали клю
чевыми факторами успешного осуществления проекта. Было до
ложено о постепенном росте добычи, достигшем 24% от началь
ного содержания нефти в пласте. Wang и др. (1999) и Manrique и 
др. (2000), а также другие исследователи сообщили об успешных 
результатах, полученных при закачке ASP. Закачка ASP обычно 
проводилось в песчанике с грануллярным типом пористости при 
низкой пластовой температуре с использованием редкой сетки 
скважин. Чаще всего используемыми веществами были карбонат 
натрия или гидроокись натрия, либо смесь этих соединений, сме
шанная с мягкой, пресной водой, чтобы избежать образования 
осадка. Почти всегда полимером был гидролизованный полиак
риламид (ГПАМ). Обычно используется ГПАМ, поскольку он 
является самым дешевым растворимым в воде и доступным по
лимером для повышения нефтеотдачи. В коммерческом плане 
некоторые проекты оказались успешными, что выразилось в не
высокой стоимости химических реагентов для реализации проек
та, составляющей около 5 долларов на 1 баррель прироста нефте
добычи. Однако проекты не были масштабными, поэтому приве
ли к относительно небольшим объемам нефтедобычам.



8.9. Использование коллоидных частиц железа в воде 
для изменения смачиваемости внутрипоровой поверхности

Рассмотренные выше технологии гидрофилизации пласта ос
нованы на физико-химическом и электрохимическом взаимодей
ствиях на межфазных поверхностях. Эффективность таких тех
нологий зависит от свойств минерального скелета и насыщающих 
его флюидов. Такие технологии эффективны как для терриген
ных, так и для карбонатных пластов. В 2002 г. В.И. Лесин, 
Н.Н. Михайлов и Л.С. Сечина предложили иной (коллоидный) 
подход к модификации внутрипоровой поверхности [9]. Этот 
подход базируется на следующих предпосылках.

Распространенные породообразующие минералы в осадочном 
чехле, а именно: силикаты, алюмосиликаты и карбонаты - спо
собны, по своей природе, адсорбировать воду. В этом смысле их 
поверхность гидрофильна. Гидрофобность поверхности, отме
чаемая исследователями при изучении осадочных пород- 
коллекторов нефти и газа, является приобретенным качеством, 
следствием физической или химической адсорбции углеводоро
дов. В результате адсорбции происходит формирование слоев ад
сорбированной воды и нефти, имеющих сложное строение. Необ
ходимо отметить, что смачивающая характеристика пористой 
среды не является ее постоянным свойством, а изменяется с из
менением физико-химических условий, сопутствующих процессу 
вытеснения нефти водой.

Как показывают экспериментальные исследования, степень 
гидрофобизации пород-коллекторов нефти и газа изменяется в 
широких пределах [36]. Различные значения принимает степень 
гидрофобизации и по разрезу отдельной скважины.

Степень гидрофобизации зависит от многих факторов, в том 
числе от физико-химических свойств углеводородов и минераль
ного состава глин, содержащихся в породе. Порода с различным 
минеральным составом глинистого комплекса гидрофобизирует- 
ся углеводородными жидкостями в разной степени. Для каждого 
месторождения характерна своя степень гидрофобизации глин с 



одинаковым минеральным составом. Чем сложнее состав углево
дородов, контактирующих с поверхностью, тем выше, как прави
ло, степень гидрофобизации.

Как было показано ранее, для эффективной разработки необ
ходимо регулировать гидрофильность/гидрофобность порового 
пространства. Основная часть гидрофобизированной, за счет ад
сорбции асфальтенов и смол, поверхности порового пространства 
представлена поверхностью глинистых минералов. Глинистые 
минералы (особенно монтмориллонит) обладают высокой ад
сорбционной способностью по отношению к полярным органиче
ским молекулам, типа смол и асфальтенов, что широко использу
ется, например, для осветления и демеркаптанизации нефтепро
дуктов, физико-химической модификации буровых растворов пу
тем добавления органических веществ, содержащих гетероатомы 
кислорода, серы и т.д. Это свойство глин обусловлено наличием 
электрического заряда и электропроводящих слоев воды на по
верхности глинистых минералов, благодаря которым между ор
ганическими молекулами, содержащими полярные группы и 
алифатические фрагменты (например, смолами, имеющими по
лярную «голову» и неполярный «хвост») и поверхностью глини
стого минерала возникают силы электростатического притяже
ния. Благодаря особенностям строения содержащихся в нефти 
полярных компонентов поверхности глинистые минералы могут 
приобретать гидрофобные/гидрофильные свойства из-за адсорб- 
ции/десорбции на их поверхности смол, асфальтенов, нафтено
вых кислот и других компонентов нефти. При этом следует учи
тывать, что адсорбция смол и асфальтенов сопровождается вклю
чением в состав адсорбционного слоя также и молекул аромати
ческих углеводородов и других компонентов нефти, например, 
тяжелых масел. При наличии на поверхности глинистых минера
лов нескольких адсорбированных слоев поверхность минерала 
может иметь как гидрофобные, так и гидрофильные свойства, в 
зависимости от ориентации молекул смол относительно поверх
ности. В случае адсорбции монослоя смол поверхность глинисто
го минерала гидрофобна. Наличие на поверхности поры гидро



фобных участков препятствует проникновению в нее воды, из-за 
чего определенный объем порового пространства не подвергается 
воздействию заводнения и физико-химических агентов. Гидро- 
фобизация глиносодержащих пор полярными фрагментами неф
ти, следовательно, приводит к снижению полноты вытеснения 
нефти, снижению скорости фильтрации, формированию языков 
прорыва воды.

Количество связанной, остаточной нефти пропорционально 
общей адсорбционной емкости породы-коллектора, поскольку 
величина емкости, в основном, определяется содержанием глини
стых минералов (рис. 8.33). На рис. 8.34 показана зависимость 
общей адсорбционной емкости от емкости обмена.

♦ Средний Тюнг —■—Н. Уренгой —А—Ромашкинское

Рис. 8.33. Зависимость общей адсорбционной емкости 
от содержания глинистой фракции для выделенных 

классов коллекторов

Линейная зависимость между коэффициентом остаточной 
нефти и адсорбционной емкостью подтверждает правильность 
предположения об основной роли глинистых частиц в образова
нии связанной нефти (рис. 8.35).
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Рис. 8.34. Зависимость общей адсорбционной емкости от емкости 
обмена породы для выделенных классов коллекторов

Рис. 8.35. Зависимость степени гидрофобизации 0н 
от адсорбционно-связанной нефти Ксн для выделенных 

классов коллекторов



Для гидрофилизиации породы необходимо десорбировать 
смолы и асфальтены с поверхности глинистых минералов, сла
гающих внутрипоровые пространства. Для реализации этого эф
фекта предлагается провести переадсорбцию на гидрофобизован- 
ную поверхность ферромагнитных примесей, присутствующих в 
воде. Переадсорбция на ферромагнитные примеси коллоидных 
частиц железа осуществляется благодаря тому, что энергия ад
сорбции на поверхности частиц железа выше, чем энергия ад
сорбции на поверхности частиц глины [75].

Коллоидные частицы железа могут присутствовать в воде в ви
де крупных агрегатов с размерами частиц до нескольких кубиче
ских микрометров. По данным [5] характерные размеры агрегатов 
порядка 5х5 мкм и 0.75х0.75 мкм. Агрегаты такого размера не спо
собны проникать в поры малого диаметра и осуществлять их гид- 
рофилизацию. Однако известно [69, 8], что эти агрегаты образова
ны единичными суперпарамагнитными наночастицами оксида же
леза, которые имеют характерную длину - 0,1 мкм (100 нм), диа
метр - 0,015-0,020 мкм (15-20 нм) нм, и массу порядка 10-15
10-14 г. Адсорбционная емкость таких частиц составляет величину 
порядка 1,1 г/м2. Оценка площади гидрофобизации такими наноча
стицами [43], при закачке воды, содержащей санитарную норму 
железа - 0,3 мг/л, показывает, что для гидрофобизации порового 
пространства площадью ~300 м2, заполненного глинистыми части
цами монтмориллонита, требуется примерно 2000 л воды [7].

После обработки воды, содержащей крупные по размеру агре
гаты магнитных частиц железа, насыщенной газом с помощью 
специального устройства, обеспечивающего достаточно сильное 
магнитное поле в водоводе, крупные агрегаты дезинтегрируются, 
и можно получить одиночные частицы субмикронных размеров 
[7], которые способны проникать в поры диаметром порядка до
лей микрометра и гидрофилизировать их поверхности, улучшая 
однородность фронта движения воды и обеспечивая более полное 
извлечение нефти [1].

Высокая проникающая способность для микрочастиц железа 
обеспечивается формированием на их поверхности газовых мик-



ропузырьков в атмосферных условиях с исходными типичными 
диаметрами 2-5 мкм. Сама межфазная поверхность раздела пу
зырек газа-жидкость имеет электрический заряд и может слу
жить в качестве поверхности, адсорбирующей смолы и асфальте
ны. Это явление определяет десорбцию поверхностно активных 
компонентов нефти с поверхности глинистых частиц, что приво
дит к гидрофилизации внутрипорового пространства. Такие элек
трически заряженные микропузырьки не исчезают, а лишь 
уменьшают свой диаметр при высоких давлениях в сотни атмо
сфер, и являются центрами адсорбции смол, асфальтенов, тяже
лых нефтяных фракций и подвижных механических примесей. 
Благодаря устойчивости к схлопыванию и способности к упругой 
деформации микропузырьки способны проходить через узкие по
ры, осуществляя декольматацию порового пространства. Процесс 
гидрофилизации поверхности поры, гидрофибизированной за 
счет десорбции слоя полярных молекул смол и асфальтенов, схе
матически проиллюстрирован на рис. 8.36.

Гидрофильная поверхность
---------------------------------- >

Гидрофобная поверхность

Рис. 8.36. Схема гидрофилизации поверхности поры 
в результате взаимодействия газового микропузырька, 

на поверхности которого расположены наночастицы оксида железа, 
с адсорбированными на поверхности асфальтенами и смолами

Взаимодействие пузырька с гидрофобизированной внутрипо- 
ровой поверхностью определяется положительным электриче



ским зарядом газового пузырька, обусловленным положительным 
зарядом коллоидной частицы железа, в которой он образуется и 
отрицательным зарядом глинистой частицы, с которой он взаи
модействует. Благодаря силам электростатического притяжения 
увеличивается вероятность столкновения пузырька с гидрофиби- 
зированным участком поверхности. Использование коллоидных 
частиц железа, связанных с микропузырьками газа, как следует из 
работ [1; 28] позволяет улучшать технологические характеристи
ки заводнения, а именно: увеличивать полноту вытеснения нефти 
на 20-40%; увеличивать продолжительность периода безводной 
добычи на 10-25%; увеличивать приемистость водонагнетальных 
скважин на 50-100%.

Дополнительное вытеснение и поршневой эффект возникают 
за счет увеличения охвата пористой среды заводнением в резуль
тате проникновения воды в гидрофилизированные, за счет фер
ромагнитных частиц, узкие поровые каналы, ранее блокировав
шие нефтесодержащие участки. В этом случае для достижения 
эффекта роста коэффициента вытеснения на 40% может быть 
достаточно (в условиях модели) нескольких миллиграммов час
тиц железа, т.е. нескольких литров воды.

Из сказанного выше следует, что физико-химический меха
низм увеличения эффективности заводнения при использовании 
коллоидных частиц железа состоит в вовлечении в процесс дви
жения объемов нефти, содержащихся в поровых пространствах, 
ранее блокированных гидрофобизированными узкими порами, 
содержащими частицы глины с адсорбированными на них слоями 
полярных молекул нефти.

Отметим, что и поршневой эффект, и увеличение коэффици
ента извлечения нефти и другие эффекты достигаются при ис
пользовании коллоидных частиц железа без увеличения вязкости 
среды. Этот факт дает основание полагать, что при полимерном 
заводнении существенной характеристикой полимерного раство
ра может являться не его вязкость, а физико-химические свойства 
агрегатов полимерных молекул.
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