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Методи збільшення нафтовидобутку з року в рік стають все більш актуальними зі зростанням кіль-
кості родовищ, що знаходяться на пізній стадії експлуатації. На сьогоднішній день розроблено різні мето-
ди та технології, засновані на сучасних та наукових досягненнях. Технологія АСП є комбінованим методом 
підвищення нафтовіддачі і являє собою закачування суміші поверхнево-активної речовини (ПАР), лугу та 
полімеру. Механізм впливу заснований на мобілізації залишкової нафти шляхом зниження поверхневого на-
тягу ПАР і лугом, а також збільшенням коефіцієнта охоплення пласта полімерним витісненням. Успіш-
ність впровадження технології АСП багато в чому залежить від типу мікроемульсії, що утворюється, 
відповідно до описуваної класифікації Віндзора і безпосередньо пов'язаної з мінералізацією пластової води. 
Так, за найбільш сприятливу величину мінералізації для впровадження технології АСП приймається значен-
ня, при якому утворюється мікроемульсія III типу. Саме в цьому випадку спостерігаються найменший по-
верхневий та міжфазний натяг. Однак, слід зазначити, що на практиці утримання необхідного рівня міне-
ралізації середовища є технічно складним завданням з огляду на змінe значень їх у флюїдів, що закачуються 
в процесі фільтрації. Існують різні підходи до вирішення цієї задачі, найбільш поширеним з яких є закачу-
вання буферних облямівок зниженої мінералізації між розчинами ПАР і полімеру. У поданій роботі прове-
дено дослідження з розробки складу для ефективного впровадження технології АСП в умовах родовища 
Гюнешлі (Азербайджан), вивчено вплив обсягу та мінералізації буферної облямівки на утворення емульсії III 
типу за класифікацією Віндзора та можливість застосування як полімерної складової колоїдно-дисперних 
гелевих частинок. 
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Методы увеличения нефтедобычи из года в год становятся все более актуальными с ростом количес-

тва месторождений находящихся на поздней стадии эксплуатации. На сегодняшний день разработаны 
различные методы и технологии, основанные на современных и научных достижениях. Технология АСП 
является комбинированным методом повышения нефтеотдачи и представляет собой закачку смеси повер-
хностно-активного вещества (ПАВ), щелочи и полимера. Механизм воздействия основан на мобилизации 
остаточной нефти путем снижения поверхностного натяжения  ПАВ-ом и  щелочью, а также увеличени-
ем коэффициента охвата пласта полимерным вытеснением. Успешность внедрения технологии АСП во 
многом зависит от типа образующейся микроэмульсии, традиционно описываемой  классификацией Вин-
дзора и напрямую связанной с минерализацией  пластовой воды. Итак, как наиболее благоприятная величи-
на минерализации для внедрения технологии АСП принимается значение, при котором образуется микро-
эмульсия  III типа.  Именно в этом случае наблюдаются наименьшее поверхностное и межфазное натяже-
ние. Однако, следует отметить, что на практике поддержание необходимого уровня минерализации среды 
является технически сложной задачей в силу изменения ее  значений у закачиваемых флюидов в процессе 
фильтрации. Существуют различные подходы к решению данной задачи, наиболее распространённым из 
которых является закачка буферных оторочек пониженной минерализации  между растворами ПАВ и по-
лимера. В представленной работе проведено исследование по разработке состава для эффективного внед-
рения технологии АСП в условиях месторождения Гюнешли (Азербайджан), изучено влияния объема и ми-
нерализации  буферной оторочки на образование эмульсии  III типа по классификации Виндзора и возмож-
ность применения в качестве полимерной составляющей колоидно-дисперных гелевых частиц. 

Ключевые слова: нефтедобыча, нефтеотдача, поверхностно-активные вещества, полимер. 
 
Enhanced oil recovery techniques are growing more urgent each year as the number of mature fields grows. 

To date, various methods and technologies have been developed based on modern scientific achievements. The ASP 
technology is a combined method of enhanced oil recovery, which is the injection of a mixture of surfactant, alkali 
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Введение 
Методы увеличения нефтедобычи из года в 

год становятся все более актуальными с ростом 
количества месторождений, находящихся на 
поздней стадии эксплуатации [1-5]. На сегод-
няшний день разработаны различные методы и 
технологии, основанные на современных науч-
ных достижениях [6-10]. Не редко подобные 
новшества представляют собой малоизученный 
симбиоз уже известных и изученных техноло-
гий. Технология АСП является одним из таких 
комбинированных методов повышения нефте-
отдачи и состоит в закачке смеси поверхностно-
активного вещества (ПАВ), щелочи и полимера 
[11-15]. Механизм воздействия основан на мо-
билизации остаточной нефти путем снижения 
поверхностного натяжения  ПАВ-ом и  щело-
чью, а также увеличением коэффициента охва-
та пласта полимерным вытеснением [16-19]. 
Успешность внедрения технологии АСП во 
многом зависит от типа образующейся микро-
эмульсии, традиционно описываемой класси-
фикацией Виндзора и напрямую связанной с 
минерализацией пластовой воды [20]. Итак, как 
наиболее благоприятная величина минерализа-
ции для внедрения технологии АСП  принима-
ется значение, при котором образуется микро-
эмульсия III типа [21-25]. Именно в этом случае 
наблюдаются наименьшее поверхностное и 
межфазное натяжение. Однако, следует отме-
тить, что на практике поддержание необходи-
мого уровня минерализации среды является 
технически сложной задачей в силу изменения 
ее  значений у закачиваемых флюидов в про-
цессе фильтрации. Существуют различные по-
дходы к решению данной задачи, наиболее ра-
спространённым из которых является закачка 
буферных оторочек пониженной минерализа-
ции между растворами ПАВ и полимера [26-
29]. Возможны и некоторые другие техничес-
кие модификации. Так, к примеру, Шенг пред-

ложил дополнительно, помимо буферных ото-
рочек, закачивать и в качестве вытесняющей 
жидкости воду малой минерализации [30].  Ме-
ханизм всего разнообразия вышеописанных 
технологий на практике сводится к попытке 
создания благоприятных условий для образова-
ния микроэмульсии  III типа по классификации 
Виндзора (как правило, за счет понижения ми-
нерализации пластовых вод). Однако, несмотря 
на множество технических модификаций,  
эффективность данного подхода все же остает-
ся невысокой. Причиной является  неодинако-
вое воздействие солености пластовых вод на 
все три составляющих элемента АСП заводне-
ния. Так, к примеру, в условиях высокой мине-
рализации пластовых вод закачка слабоминера-
лизованной оторочки в определенных случаях 
может иметь негативные последствия (напри-
мер, при высокой концентрации глинистых 
включений в коллекторской породе), а  высокая 
минерализация пластовой воды, в свою оче-
редь, создает не самые благоприятные условия 
для полимерной составляющей. Как видно, при 
внедрении технологии АСП возможны сцена-
рии, при которых необходимо учитывать и вза-
имоисключающие факторы, что значительно 
снижает диапазон возможного применения 
данного метода.  Таким образом, с точки зрения 
эффективности и успешности внедрения АСП  
заводнения можно выделить два ключевых фа-
ктора: образование эмульсии  III типа по клас-
сификации Виндзора и стабильность полимер-
ной составляющей в текущих пластовых усло-
виях. Оба фактора напрямую зависят от хими-
ческого состава применяемых компонентов. 
Необходимо подобрать такой компонентный 
состав ПАВ и щелочи, который позволит соз-
дать эмульсию III типа в пласте, не сильно из-
менив первоначальную минерализацию пласто-
вых вод, и в этих условиях одновременно обес-
печить стабильность полимерной составляю-

and polymer. The mechanism behind this technology is based on the residual oil mobilization by reducing surface 
tension with surfactant and alkali, as well as by increasing the sweeping efficiency by the polymer displacement. 
The success of the ASP technology implementation largely depends on the type of microemulsion formed, tradition-
ally described by the Winsor classification and directly related to the salinity of the formation water. Thus the value 
at which a type III microemulsion is formed is taken as the most favorable mineralization value for the introduction 
of ASP technology. It is in this case that the lowest surface and interfacial tension is observed. However, it should 
be noted that in practice, maintaining the desired mineralization level of the medium is a technically difficult task 
due to the change of its values in the injected fluids during the filtration process. There are various approaches to 
solving this problem, the most common is the injection of low salinity buffer layer between the surfactant and poly-
mer solutions. The presented work dwells upon a study on development of composition for effective implementation 
of ASP technology in conditions of the Guneshli field (Azerbaijan) has been carried out. The effect of volume and 
mineralization of preflush layer on formation of the type III emulsion by Winsor classification and possibility of us-
ing coloidal dispersed gel particles as a polymer component has been studied. 

Key words: enhanced oil recovery, alkaline, surfactant, polymer, colloidal dispersion gel, emulsion 
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щей. Первая задача сводится к подбору соот-
ветствующей рецептуры состава ПАВ и щело-
чи, а наиболее перспективным для решения 
второй задачи является применение коллоидно-
дисперсных гелей, коллоидных систем, не  
обладающих жесткой полимерной матрицей, 
вследствие чего более устойчивых к пластовым 
условиям.  

С этой целью в представленной работе 
проведено исследование по разработке состава 
для эффективного внедрения технологии АСП 
в условиях месторождения Гюнешли (Азербай-
джан), изучено влияния объема и минерализа-
ции  буферной оторочки на образование эмуль-
сии  III типа по классификации Виндзора и во-
зможность применения в качестве полимерной 
составляющей колоидно-дисперcных гелевых 
частиц. 

 
Экспериментальная часть 
 
Материалы 
Керн. Все образцы керна, используемые в 

испытаниях, были отобраны из основного гори-
зонта – Свита Перерыва, месторождения  
«Гюнешли». Данные по образцам керна и мес-
торождению «Гюнешли» приведены в табли-
цах 1 и 2. 

Нефть / Пластовая вода. При всех экспе-
риментах по вытеснению были использованы  
нефть и пластовая вода с месторождения «Гю-
нешли». Свойства нефти  и пластовой воды 
приведены в таблице 3.  

Щелочная среда создавалась водным раст-
вором карбоната натрия (Na2CO3). Коллоидно-
гелевые частицы были получены на  основе ги-
дролизованного полиакриламида (HPAM) сог-
ласно методике и составу, описанным в работах 
[31-32] . 

Таблица 3 – Свойства нефти и пластовой  
воды 

Наименование Нефть Пластовая 
вода 

Вязкость в скважин-
ных условиях, сП 

1,2 0,49 

Вязкость при 20о, сП 4,6 1,02 
Плотность, кг/м3 712 1078 
 
В качестве ПАВ использовалась смесь двух 

анионных поверхностно-активных веществ: 
сульфанола и натриевой соли сульфосукцината 
бис-(2-этилгексила) (ДОСС). 2-метилпропанол-1 
(Изобутанол – ИБ) и Триэтилортоацетат  
(ТЭОА) были использованы в качестве сораст-
ворителей (табл. 4). 

Эксперименты, проведенные в представ-
ленной работе, разделены на две группы: 

– определение типа эмульсии – для нахож-
дения наиболее оптимального состава смеси 
щелочи и ПАВ; 

– эксперименты по вытеснению на керно-
вом материале – для подтверждения ранее по-
лученных результатов и оценки эффективности 
применения КДГ в качестве полимерной соста-
вляющей при АСП заводнении. 

 
Определение типа эмульсии 
Тип эмульсии согласно классификации 

Виндзора определялся по изменению коэффи-
циента растворимости нефти и воды в зависи-
мости от значений минерализации. Цель данно-
го эксперимента сводиться к нахождению зна-
чения минерализации, при которой коэффици-
ент растворимости нефти и воды будет одина-
ковым. Данное значение  называется оптималь-
ным уровнем минерализации. Минерализация 
среды изменялась путем разбавления синтети-

Таблица 1 – Свойства месторождении «Гюнешли» 

Вязкость 
API 

Вязкость нефти 
в пластовых 
условиях, сП 

Вязкость нефти 
при температуре 

20оС, сП 

Нефтенасы-
щенность, % 

Тип  
коллектора 

Давление  
насыщения, 

МПа 
31,4 1,2 4,6 77 песчаник 23,2 

Мощность 
пласта, м 

Средняя  
проницаемость, 

мД 

Средняя  
пористость, % 

Средняя  
глубина, м 

Температура, 
оС 

Текушее дав-
ление пласта, 

МПа 
65,3 198 26 2920 62 15,8 

 
Таблица 2 – Свойства образцов керна 

Образец Проницаемость, мД Пористость, % Длина, см Диаметр, см 
1 194 23 20.21 7.75 
2 198 22 20.15 7.56 
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ческой пластовой воды с  соленостью 30000 млн-1 
деинонизированной. После получения рассчи-
танных значений минерализации пластовую 
воду смешивали с образцом нефти из месторо-
ждения «Гюнешли» в соотношении 1:1 
(масс./масс.).  Полученные образцы располага-
лись в штативе в порядке возрастания соленос-
ти пластовой воды. Объемы водной, нефтяной 
и эмульсионной фаз измерялись при равновес-
ном состоянии, когда не наблюдалось значите-
льного изменения объема фаз. Уравнения (1, 2) 
были использованы для расчета коэффициентов 
растворимости  нефти и воды: 

 ,                           (1) 

 ,                           (2) 

где  σ – (мл/мл) коэффициент растворимости,  
V (мл) - объем при равновесном состоянии; 

подстрочные индексы н, в и пав обозначают 
нефть, воду и поверхностно-активное вещество 
соответственно.  

Уравнение (3) было использовано для  рас-
чета значения межфазного натяжения при оп-
тимальном уровне минерализации [33]: 

   
2

0 3

опт

,
γ

( σ )
 ,                           (3) 

где  γ – межфазное натяжение (мН/м),  
σопт – коэффициент растворимости воды 

или нефти, определенный при оптимальном 
уровне минерализации. При оптимальном уро-
вне минерализации значения коэффициента 
растворимости должны быть больше или равны  
10 мл/мл, а межфазного поверхностного натя-
жения – меньше 0,003 мН/м. 

 
Исследования  на керновом материале 
Для определения эффективности получен-

ного состава была проведена следующая серия 
экспериментов по вытеснению нефти на керно-
вых образцах в  пластовых условиях месторож-
дения «Гюнешли». Эксперименты проводились 
согласно методике, описанной в работах [34-
35]. Схема экспериментальной установки при-
ведена на рис. 1. 

Таблица 4 – Характеристики сорастворителей 

Характеристики Триэтилортоацетат 2-Метилпропанол-1 
Химическая формула C8H18O3 C4H10O 
Молярная маса, г/моль 162,22 74,12 
Давление пара, (мм рт.ст. - 9 ± 0,1 
Плотность, г/см3 0,8847 0,8016 
Температура плавления, °С -68 –108 °C 
Температура кипения, °С 144-146 108 °C 
Температура вспышки, °С 78 28 °C 
Кинематическая вязкость (20°С) - 4 мм²/с 
Описание Бесцветная жидкость  

с эфирным запахом 
Бесцветная, горючая жидкость 

с характерным запахом 
Растворимость Хорошо растворим  

в спирте, эфире и воде 
8,5 масс % при 20 °C  

растворим в воде 
 

 

Рисунок 1 – Схема экспериментальной установки 
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Результаты и обсуждение 
 
Определение типа эмульсии 
Только в двух образцах, в которых в качес-

тве сорастворителей применялся ТЭОА, на-
блюдались оптимальные значения коэффицие-
нта растворимости – более 10 мл/мл. Данные 
образцы были отобраны для дальнейших исс-
ледований на керновом материале (табл. 5). 
Динамика изменения коэффициента раствори-
мости для обоих образцов показана на рис. 2.  
Как видно из полученных результатов, незна-
чительное увеличение концентрации ПАВ уве-
личивает коэффициент растворимости с 21,4 до 
27. Дальнейшее увеличение концентрации ПАВ 
к подобному эффекту не приводило.  Результа-
ты эксперимента показали, что оптимальным 
составом для технологии АСП будет являться: 
1 масс.% Na2CO3, 2 масс. % 1:3 (масс./масс.) 
смеси Сулфанол: ДОСС в качестве ПАВ и 
5 масс. % ТЭОА в качестве сорастворителя. 
Концентрация полимерной составляющей сос-
тавила 3000 мг/л.  Эксперимент показал, что 
эмульсия III типа по классификации Виндзора 

образуется в диапазоне минерализации от 0,85 
до 1,6 масс.% для обоих образцов. Эмульсия II 
типа образуется в более высоких диапазонах 
солености, что на практике будет соответство-
вать этапу закачки вытесняющего агента (т.е. 
морской воды).  Эмульсия I типа будет образо-
вываться на этапе предварительной промывки в 
случае закачки слабоминерализованной воды в 
качестве буферного раствора. Примечательно, 
что эфир более эффективен в качестве раздели-
теля дисперсных фаз эмульсии и обеспечивает 
большую их стабильность. [36]. Таким образом, 
для достижения уровня минерализации пласто-
вой воды, при которой образуется эмульсия III 
типа по классификации Виндзора в условиях 
высокой минерализации пластовых вод, необ-
ходима закачка оторочки слабоминерализован-
ной воды.  

 
Исследования на керновом материале  
Эксперименты на керновом материале 

проводились согласно следующей процедуры: 
– первоначально в образце керна создава-

лась остаточная водо- и нефтенасыщенность; 

Таблица 5 – Физико-химические показатели составов композиций АСП 

Состав Композиции АСП Физико-Химические Показатели 

№ Na2CO3,  
% 

ПАВ, масс %, 
(сульфанол:ДОСС) 

Сораство- 
ритель, % 

Опт. минера-
лизация, % 

Опт. коэфф. 
раствори- 

мости, мл/мл 

Поверхностное 
натяжение, 

мН/м 
1 0 1 (1:3) 5% ИБ 2,5 4,5 0,0284 
2 1 1 (1:2) 5% ИБ 2,0 5,0 0,0346 
3 0 2 (1:3) 5% ИБ 1,5 3,5 0,0295 
4 1 2 (1:2) 5% ИБ 1,0 6,5 0,0214 
5 0 1 (1:3) 5% ТЭОА 2,0 6,0 0,0132 
6 1 1 (1:2) 5% ТЭОА 1,5 7,5 0,01245 
7 0 2 (1:3) 5% ТЭОА 1,0 8,5 0,01132 
8 1 2 (1:2) 5% ТЭОА 1,2 21,4 0,000576 
9 1 2 (1:3) 5% ТЭОА 1,25 27 0,000384 
10 1 3(1:3) 5% ТЭОА 1,26 27,4 0,00037 

 

     
(а)      (б) 

Рисунок 2 – Динамика изменения коэффициентов растворимости 
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– закачивалась оторочка раствора слабоми-
нерализованной воды (500 млн-1) в количестве: 

0,5 поровых объемов (п.о.) пласта 
0,25 поровых объема (п.о.) пласта 
0,1 порового объема пласта 

– закачивалась оторочка АСП в количестве 
0,5 поровых объемов (п.о.); 

– закачивался вытесняющий агент: 
– полимерный раствор 
– коллоидно-дисперсные гелевые частицы 

(КДГ). 
Таким образом, в данной серии экспериме-

нтов была поставлена задача определить влия-
ние объема предварительно закачиваемой бу-
ферной оторочки и типа вытесняющего агента 
на коэффициент извлечения нефти (КИН). При 
закачке буферной жидкости в количестве 0,1 от 
порового объема пласта наблюдались наиме-
ньшие значения КИН, что связано с недостато-
чным уменьшением минерализации среды для 
образования эмульсии III типа. Увеличение об-
ъема оторочки с 0,25 до 0,5 привело к росту 
КИН, но одновременно существенно возросло 
давление закачки, что, по всей видимости, обу-
словлено набуханием глинистых частиц в сос-
таве керна (табл. 6). 

Следует также отметить, что при примене-
нии в качестве вытесняющего агента полимера 
давление закачки возросло больше по сравне-
нию с применением КДГ. В данном случае низ-
кая минерализация среды создала более благо-
приятные условия для набухания полимерного 
раствора, тем самым увеличив значения гидра-
влических сопротивлений. Для КДГ, представ-
ляющих собой разрозненные сферические геле-
вые частицы, увеличение минерализации среды 
приводит к уменьшению их размера в силу 
увеличения отталкивающих сил и, как следст-
вие, роста давления закачки не наблюдается. 
Однако значения фактора остаточного сопро-
тивления были выше при вытеснении раство-

ром КДГ, что объясняется их лучшей устойчи-
востью в высокоминерализованной среде по 
сравнению с раствором полимера. 

 
Выводы 
Применение эфира в качестве сораствори-

теля более эффективно при создании компози-
ции для  АСП заводнения. 

Закачка 0,25 поровых объемов слабомине-
рализованной воды в качестве буферной жид-
кости позволяет получить в пласте эмульсию 
III типа согласно классификации Виндзора. 

Применение КДГ в качестве вытесняюще-
го агента более эффективно по сравнению с 
использованием полимера. 
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