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Актуальность. В последние годы технологии полимерного заводнения широко применяются при эксплуатации нефтяных и га8
зовых месторождений, особенно на поздних стадиях разработки месторождений. Однако при эксплуатации коллекторов с по8
вышенной температурой более 70–80 °С и высокой степенью минерализации пластовых вод многие полимерные нефтевыте8
сняющие агенты подвергаются быстрой деструкции, что приводит к снижению уровня добычи углеводородного сырья. В связи с
этим одной из важных проблем является создание и разработка термо8 и солеустойчивых полимерных материалов и компози8
ций на их основе для повышения добычи углеводородного сырья на нефтяных и газовых месторождениях.
Цель: исследование влияния минерализации пластовых вод на физико8химические и фильтрационные характеристики поли8
мерных растворов и гелей для повышения нефтеотдачи пластов.
Методы. Определение вязкости растворов полимера и полимерного геля проводили на вискозиметре Брукфилда DV8II, форму
и размеры частиц полимеров и полимерного геля изучали на сканирующем электронном микроскопе марки Hitachi S8400N, из8
мерение размеров полимерного молекулярного клубка Dh определяли на установке Brookhaven BI8200SM, широкоугольная ди8
намическая/статическая система рассеяния света (Brookhaven Instruments Cop., США), физическое моделирование процесса
фильтрации жидкости при пластовых условиях проводили на фильтрационной установке, определение вязкоэластичности и
реологических свойств полимерных растворов и гелей изучали с помощью реометра Harke 10.
Результаты. Степень минерализации пластовой воды оказывает значительное влияние на вязкость растворов полимеров. В свя8
зи с тем, что в частично деминерализованной воде предварительно были удалены ионы кальция и магния, полимеры обладают
хорошей растворимостью и способностью увеличения вязкости растворов. С увеличением концентрации вытесняющего агента
вязкость растворов возрастает. Деструктивное воздействие солей пластовых вод на полимеры вызывает значительное снижение
вязкости растворов вытесняющих агентов. Из8за высокой степени минерализации частично деминерализованной воды большое
количество ионов хлористого натрия окружают молекулярный скелет полимера вытесняющего агента. Макромолекулы полимера
П81 имеют преимущественно двухмерную сетевую структуру. Макромолекулы полимеров П82 и П83 имеют преимущественно про8
странственную трехмерную сетевую структуру, в которой некоторые полимерные молекулярные цепи разорваны и сетевая струк8
тура полимеров является дефектной. По сравнению с полимером П83, трехмерная сетевая структура полимерного молекулярного
агрегата П84 имеет более четкое пространственное строение. Из сравнения физико8химических свойств полимеров П81, П82 и П83
следует, что коэффициент сопротивления и коэффициент остаточного сопротивления для полимера П81 больше, чем для полиме8
ров П82 и П83. Это связано с тем, что молекулы солеустойчивого полимера П81 образуют агрегаты сетевой структуры вследствие
межмолекулярной ассоциации, которая приводит к плохой совместимости с порами керна, а коэффициент сопротивления и ко8
эффициент остаточного сопротивления для полимера П84 наибольшие за счет того, что в реакционной полимерной смеси про8
шли реакции внутримолекулярного сшивания молекул полимера и катионов Cr3+, которые привели к значительному увеличению
удерживания раствора полимера, фильтрационного сопротивления, давления нагнетания и к повышению нефтеотдачи пластов.
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Введение
В последние годы технологии полимерного за�

воднения широко применяются в мире на боль�
шинстве нефтяных месторождениях, т. к. они не
требуют больших капиталовложений в оборудова�
ние, технологии процессов являются наиболее эф�
фективными для повышения нефтеотдачи пластов
и стабильной добычи нефти на многих месторож�
дениях [1–4]. Также и применение технологии ис�
пользования полимерного геля дает высокие ре�
зультаты в ряде эксплуатационных испытаний
для повышения интенсификации добычи нефти на
месторождениях [4–7]. Однако для коллекторов с
повышенной температурой и высокой степенью
минерализации пластовой воды в ходе примене�
ния простых систем полимерного заводнения воз�
никают проблемы в процессе эксплуатации нефтя�
ных месторождений – невысокая термо� и солеу�
стойчивость применяемых полимерных систем,
что приводит к значительной деструкции выте�
сняющего агента, снижению влияния технологии
водонагнетания и уровня добычи нефти [8–18].
Так, например, Вэньминский блок нефтяного ме�
сторождения Туха в Китае в настоящее время всту�
пил в позднюю стадию разработки с высокой степе�
нью обводненности, степень минерализации пла�
стовой воды достигает 35,45 г/л, пластовая темпе�
ратура составляет 76 °С, что значительно затрудня�
ют процесс добычи нефти. Поэтому, чтобы приме�
нять какие�то новые технологии для увеличения
нефтеотдачи пластов на данном месторождении,
необходимо исследовать и разработать наиболее
эффективные полимерные системы для заводне�
ния на конкретном нефтяном месторождении.
В связи с этим для нефтяного месторождения Ту�
ха, блок Вэньми, с высокой минерализацией пла�
стовой воды в качестве солеустойчивых вытесняю�
щих агентов для повышения нефтеотдачи пластов
были выбраны и исследованы: низкомолекуляр�
ный солеустойчивый полимер (Daqing Hualongxi�
ang Chemical Co., Ltd.), солеустойчивый полимер
7760 (Shandong Norr Biotechnology Co., Ltd.), вы�
сокомолекулярный полимер (Нефтеперерабаты�
вающая компания PetroChina Daqing) и сшитый
полимерный гель, полученный путем компаунди�
рования высокомолекулярного полимера (Нефте�
перерабатывающая компания PetroChina Daqing)
и сшивающего агента – ацетата хрома.

В настоящей работе с помощью различных физи�
ко�химических методов были исследованы измене�
ние вязкости, формы и размера полимерных струк�
тур, размеры молекулярных клубков полимеров,
реологические и фильтрационные характеристики
четырех солеустойчивых образцов вытесняющих
агентов в условиях высокой минерализации пласто�
вой воды для повышения нефтеотдачи пластов.

Экспериментальная часть
Материалы эксперимента. Исследуемые в ра�

боте полимеры: низкомолекулярный солеустойчи�
вый полимер (П�1), произведен Daqing Hualongxi�

ang Chemical Co., Ltd., относительная молекуляр�
ная масса 6,24106, эффективное содержание
90 %; солеустойчивый полимер 7760 (П�2), произ�
веден Shandong Norr Biotechnology Co., Ltd., отно�
сительная молекулярная масса (12–15)106, эффек�
тивное содержание 88 %; частично гидролизован�
ный полиакриламид (П�3), высокомолекулярный
полимер, произведен Daqing Refining & Chemical
Company, относительная молекулярная масса
19106, эффективное содержание 88 %; сшиваю�
щий агент с ацетатом хрома (П�4) был получен в
ключевой лаборатории по увеличению нефтеотда�
чи пластов Института нефтегазового дела Северо�
восточного нефтяного университета Министерства
образования (КНР), эффективное содержание Cr3+

составляло 1,52 %.
Для проведения экспериментов использовалась

высокоминерализованная пластовая вода нефтя�
ного месторождения Туха, которая содержала сле�
дующие катионы и анионы солей: (K++Na+), Ca2+,
Mg2+, Cl–, SO4

2– , CO3
2– и HCO3

–. Общая степень мине�
рализации пластовой воды составляла 35,45 г/л.
В нагнетаемой пластовой воде содержалось боль�
шое количество ионов кальция и магния, чтобы
удалить их избыточное количество в нагнетаемую
пластовую воду добавляли определенное количе�
ство NaOH и Na2CO3, выпавший осадок CaCO3 и
Mg(OH)2 удаляли фильтрованием и таким спосо�
бом была получена частично деминерализованная
вода.

Керны. В эксперименте были использованы ис�
кусственные керны, которые были изготовлены из
кварцевых песков, цементированных эпоксидной
смолой. Проницаемость искусственных кернов из�
мерялась по адсорбции газа. Керны с различной про�
ницаемостью были получены прессованием смесей
порошков кварцевого песка с различным размером
зерна и содержанием эпоксидной смолы. Размеры
цилиндрических кернов составляли  2,510 см.

Аппаратура. Вязкость былa измерена с помо�
щью вискозиметра Брукфилд DV�II. Форма, разме�
ры и структура образцов полимеров были измере�
ны на сканирующем электронном микроскопе
марки Hitachi S�400N. Размеры полимерного мо�
лекулярного клубка Dh были измерены на уста�
новке Brookhaven BI�200SM, широкоугольной ди�
намической/статической системе рассеяния света.
Реологические свойства полимерных растворов из�
мерялись с помощью реометра Harke 100. Харак�
теристики потока полимерного раствора были изу�
чены на фильтрационной установке испытания
кернов [19]. Фильтрационная установка состояла
из насоса, датчика давления, держателя керна,
ручного насоса для создания гидравлического да�
вления, промежуточного контейнера и других де�
талей. За исключением насоса и ручного насоса,
остальные детали помещали в воздушный термо�
стат с температурой 76 °C.

Метод синтеза полимерного геля. Определен�
ное количество полимера полиакриламида добав�
ляли в воду при перемешивании до полного раство�
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рения полимера и после этого определенное коли�
чество сшивающего агента. В данной работе соот�
ношение содержания полимера к содержанию хро�
ма w (П/Cr3+) =180:1. После этого эффективность
полимерного раствора и его свойства были иссле�
дованы в экспериментах на фильтрационной уста�
новке после выдерживания в течение 50 мин при
температуре резервуара 76 °С.

Результаты и их обсуждение
Влияние степени минерализации воды, кон�

центрации полимера и деструктивного действия
деминерализованной пластовой воды на вязкость
раствора полимера. Маточные растворы полиме�
ров (5 г/л) были приготовлены с использованием
нагнетательной воды и частично деминерализо�
ванной воды месторождения Туха, скорость пере�
мешивания составляла 350 об/мин, время переме�
шивания 4 ч. Затем маточный раствор полимера
разбавляли водой до концентрации 600, 1200,
1800 и 2400 мг/л. Результаты измерения вязко�
сти растворов полимеров с разной концентрацией
представлены в табл. 1.

Проведены исследования деструктивного воз�
действия деминерализованной воды на примене�
ние полимерных растворов различных концентра�
ций с использованием высокоскоростной мешалки
со временем перемешивания 10 с. Результаты из�
мерения вязкости растворов после деструктивного
воздействия пластовой воды на полимерные ра�
створы представлены в табл. 2.

Из табл. 1 видно, что степень минерализации
воды оказывает большое влияние на вязкость ра�
створов полимеров. В частично деминерализован�
ной пластовой воде ионы кальция и магния прак�
тически были удалены, поэтому полимер обладает
хорошей растворимостью и способностью получе�
ния высоковязких растворов.

Это, возможно, объяснить тем, что в нагнетае�
мой пластовой воде содержится большое количе�
ство ионов Ca2+ и Mg2+, процесс и время обезвожи�
вания электролита увеличивается, сольватная обо�
лочка вокруг макромолекул полимера в растворе
уменьшается, неструктурная вязкость раствора
снижается, что приводит к более низкой вязкости
системы [20–22].

Проведены исследования деструктивного воз�
действия деминерализованной воды на примене�
ние полимерных растворов различных концентра�
ций с использованием высокоскоростной мешалки
со временем перемешивания 10 с.

Результаты измерения вязкости растворов по�
сле деструктивного воздействия пластовой воды на
полимерные растворы представлены в табл. 2.

Из табл. 1 видно, что степень минерализации
воды оказывает большое влияние на вязкость ра�
створов полимеров. В частично деминерализован�
ной пластовой воде ионы кальция и магния прак�
тически были удалены, поэтому полимер обладает
хорошей растворимостью и способностью получе�
ния высоковязких растворов.

Таблица 1. Результаты измерения вязкости (мПа·с)

Table 1. Results of measuring the viscosity (mPa·s) 

Это можно объяснить тем, что в нагнетаемой
пластовой воде содержится большое количество
ионов Ca2+ и Mg2+, процесс и время обезвоживания
электролита увеличивается, сольватная оболочка
вокруг макромолекул полимера в растворе умень�
шается, неструктурная вязкость раствора снижа�
ется, что приводит к более низкой вязкости систе�
мы [20–22].

С увеличением концентрации полимера вяз�
кость полимерных растворов, приготовленных из
обоих типов воды, возрастает. Из результатов сле�
дует, что процент прироста вязкости солеустойчи�
вого полимерного раствора, приготовленного из
деминерализованной воды, высокий. Дальнейший
анализ показал, что при концентрации 600 и
1200 мг/л вязкость раствора полимера П�1, приго�
товленного из нагнетаемой пластовой воды, выше
вязкости раствора полимера П�1, приготовленного
из деминерализованной воды, что может быть свя�
зано с низкой концентрацией полимера и общей
степенью высокой минерализации деминерализо�
ванной воды.

Из табл. 2 видно, что деструктивное воздей�
ствие деминерализованной воды на полимерные
растворы вызывает значительное снижение вязко�
сти раствора полимера. Раствор солеустойчивого
полимера П�1, приготовленный из деминерализо�
ванной воды, не только значительно увеличивает
прирост вязкости, но также улучшает сопротивле�
ние сдвигу раствора. Раствор солеустойчивого по�

Параметры 
Parameters 

Типы полимера и воды 
Types of polymer and water

Концентрации раствора 
полимера (мг/л) 

Concentration of polymer 
solution (mg/L)

600 1200 1800 2400

П�1
P�1

Нагнетаемая вода 
Injection water

18,0 29,0 57,5 118

Деминерализованная вода 
Demineralized water

4,6 25,6 95,0 961,0

Рост вязкости (%) 
Viscosity increase (%)

–74,4 –11,7 65,2 714,4

П�2
P�2

Нагнетаемая вода 
Injection water

1,90 2,30 3,40 3,60

Деминерализованная вода 
Demineralized water

3,50 6,70 12,30 25,90

Рост вязкости (%) 
Viscosity increase (%)

84,2 191,3 261,8 619,4

П�3
P�3

Нагнетаемая вода 
Injection water

1,10 2,00 2,60 4,00

Деминерализованная вода 
Demineralized water

3,10 6,30 9,70 15,80

Рост вязкости (%) 
Viscosity increase (%)

181,8 215,0 273,1 295,0

П�4
P�4

Нагнетаемая вода 
Injection water

2,1 3,6 6,8 12,8

Деминерализованная вода 
Demineralized water

3,3 10,7 32 547,9

Рост вязкости (%) 
Viscosity increase (%)

57,1 197,2 370,6 4180,5
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лимера П�2 имеет более высокую степень удержи�
вания вязкости, а полимерный раствор П�3 имеет
среднее сопротивление сдвигу и среднюю степень
удерживания вязкости. Для полимера П�4, при
концентрации полимера 2400 мг/л, вязкость по�
лимерного раствора П�4, приготовленного из деми�
нерализованной воды, очень высокая, но степень
удерживания вязкости снизилась до 2,3 %. Это
связано с тем, что в растворе происходит межмоле�
кулярное сшивание полимеров и катионов Cr3+, ко�
торое значительно увеличивает вязкость раствора.
Однако после деструктивного воздействия демине�
рализованной воды на полимерные растворы
структура сшивания полимеров значительно раз�
рушена и вязкость полимерного раствора сильно
снижается.

Рис. 1. Снимки полимерных молекулярных агрегатов, получен�
ные с помощью сканирующего электронного микроскопа
(увеличение в 400 раз)

Fig. 1. Pictures of polymer molecular aggregates obtained by the
scanning electron microscope (magnification 400 times)

Растворы полимера и полимерного геля, приго�
товленные из деминерализованной воды, имеют
высокую вязкость и лучшее сопротивление сдвигу,
чем растворы, приготовленные из нагнетаемой
пластовой воды. В связи с этим была выбрана де�
минерализованная вода для проведения последую�
щих экспериментальных исследований.

Форма и структура полимеров. Форму и струк�
туру полимеров П�1 (100 мг/л), П�2 (100 мг/л),
П�3 (100 мг/л) и П�4 (100 мг/л, w (П/Cr3+)=180:1)
изучали на сканирующем электронном микроско�
пе и снимки полимерных агрегатов представлены
на рис. 1.

Из рис. 1 видно, что полимерные агрегаты вы�
тесняющих агентов П�1–П�4 имеют разную мор�
фологию и структуру. Из�за высокой степени ми�
нерализации деминерализованной воды большое
количество кристаллов NaCl окружают полимер�
ный молекулярный скелет. Полимерные молеку�
лярные агрегаты П�1 имеют преимущественно
двухмерную сетевую структуру. Учитывая, что
большое количество кристаллов NaCl окружают
полимерные молекулярные агрегаты П�1, из сним�
ка П�1 можно увидеть большие скелеты полиме�
ров преимущественно двухмерной сетевой струк�
туры. В отличие от П�1 полимерные молекуляр�
ные агрегаты П�2 имеют преимущественно про�
странственную трехмерную сетевую структуру, в
которой некоторые полимерные молекулярные це�
пи разорваны и пространственная сетевая структу�
ра полимеров является частично дефектной. В свя�
зи с тем, что большое количество кристаллов NaCl
покрывает полимерные молекулярные агрегаты,
полимерные молекулярные агрегаты П�3 сжима�
ются, слипаются и существуют в форме большого
массивного ствола цепи и молекулярная сетевая
структура полимера имеет дефекты. Полимерные
молекулярные агрегаты П�4 существуют в форме
более четкой сетевой структуры. По сравнению с
полимерными молекулярными агрегатами П�3,
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Таблица 2. Результаты измерения вязкости после деструктивного воздействия пластовой воды (мПа·с)

Table 2. Results of measurement of viscosity after destructive impact of formation water (mPa·s) 

Параметры 
Parameters 

Типы полимера и воды
Types of polymer and water

Время срезывания (10 с) 
Shearing time (10 s)

Степень удерживания 
вязкости (%) 

Viscosity retention (%) 0 10

1200 1800 2400 1200 1800 2400 1200 1800 2400

П�1
P�1

Нагнетаемая вода 
Injection water

25,8 84,1 118,0 1,5 2,2 4,5 5,8 2,6 3,8

Деминерализованная вода 
Demineralized water

25,6 95,0 961,0 6,8 21,5 388,9 26,6 22,6 40,5

П�2
P�2

Нагнетаемая вода 
Injection water

2,6 3,4 4,5 0,9 2,3 2,8 34,6 67,7 62,2

Деминерализованная вода 
Demineralized water

6,7 12,3 25,9 3,2 4,3 8,8 47,8 35,0 34,0

П�3
P�3

Нагнетаемая вода 
Injection water

2,0 2,6 4,0 0,7 1,2 1,3 35,0 46,2 32,5

Деминерализованная вода 
Demineralized water

6,3 9,7 15,8 2,5 3,9 6,6 39,7 40,2 41,8

П�4
P�4

Нагнетаемая вода 
Injection water

3,6 6,8 12,8 1,3 1,8 2,1 36,1 26,5 16,4

Деминерализованная вода 
Demineralized water

10,7 32 547,9 4,1 6,1 12,6 38,3 19,1 2,3



трехмерная сетевая структура полимерного моле�
кулярного агрегата П�4 имеют более четкую фор�
му и строение.

Размер молекулярного клубка полимера (Dh).
Маточные растворы полимеров П�1, П�2, П�3 и П�4
были приготовлены с использованием деминера�
лизованной воды и разбавлены до целевых раство�
ров (50, 100 и 150 мг/л). Размеры полимерного
молекулярного клубка Dh были измерены на уста�
новке Brookhaven BI�200SM, широкоугольной ди�
намической/статической системе рассеяния света.
Результаты измерения Dh представлены в табл. 3.

Из табл. 3 видно, что с увеличением концентра�
ции полимера размеры четырех полимерных моле�
кулярных клубков показывают разные тенденции
изменения. Для солеустойчивого полимера П�1,
когда концентрация полимера увеличивается с 50
до 150 мг/л, размер молекулярного клубка тоже
увеличивается, а остальные полимеры П�2–П�4
проявляют тенденцию к уменьшению.

Таблица 3. Результаты измерения размера молекулярного клуб�
ка полимера Dh (нм)

Table 3. Results of measuring the molecular coil size of polymer
Dh (nm)

По сравнению с П�2, П�3 и П�4 размер молеку�
лярного клубка полимера П�1 больше (1310,3 и
1407,8 нм), что свидетельствует о наличии ассоци�
ации молекул в молекулярной цепи полимера П�1
и приводит к увеличению размера молекулярных
агрегатов. Для полимеров П�2 и П�3, в связи с вы�
сокой концентрацией катионов Na+ в воде, катио�
ны Na+ вызывают дегидратацию полимерных мо�
лекулярных агрегатов, гидратная оболочка моле�
кулярной цепи полимерного агрегата становится
тоньше, молекулярный клубок становится более
сжатым и молекулярный клубок полимера Dh ста�
новится меньше. С увеличением концентрации по�
лимера количество молекул растворителя на еди�
ницу объема раствора, толщина гидратной оболоч�
ки на поверхности полимерной молекулярной це�
пи и размер молекулярного клубка полимера Dh

уменьшаются. По сравнению с солеустойчивыми
полимерами П�1 и П�2, большое количество катио�
нов Na+ в растворе полимера П�3 входит в электри�
ческий двойной слой молекулы полимера, а отри�
цательный заряд карбоксильной группы на моле�
кулярной цепи полностью нейтрализован, общий
заряд группы тоже практически нейтрализован и

сила электростатического отталкивания между
молекулярными цепями полимера сильно ослабле�
на, степень скручивания полимерной молекуляр�
ной цепи увеличивается и размер молекулярного
клубка полимера Dh уменьшается.

Для раствора полимера П�4 при увеличении кон�
центрации полимера размер молекулярного клубка
полимера Dh в полимерном геле постепенно снижает�
ся. При такой же концентрации полимера П�4 раз�
мер молекулярного клубка полимера Dh в полимер�
ном геле чуть выше, чем в растворе полимера П�3,
поэтому реакция сшивания между катионами Cr3+ и
молекулами полимера в основном происходит меж�
ду различными ветвями на одной молекулярной це�
пи, т. е. преимущественно протекает реакция вну�
тримолекулярного сшивания молекул полимера.

Реологические свойства. Растворы полимера и
полимерного геля П�1, П�2, П�3 и П�4 с концен�
трацией 1200 мг/л были приготовлены при ис�
пользовании деминерализованной воды и реологи�
ческие свойства растворов полимеров были изме�
рены при 76 °C с использованием реометра Haake
100. Связь между вязкостью и скоростью сдвига
растворов полимера и полимерного геля предста�
влена на рис. 2.

Из рис. 2 видно, что с увеличением скорости
сдвига вязкости растворов полимеров постепенно
уменьшаются. С увеличением скорости сдвига
межмолекулярные силы не могут восстановить
разрушенные пространственные структуры и сте�
пень разрушения пространственной сетевой струк�
туры полимерной системы постепенно увеличива�
ется, а градиент скорости жидкости между слоями
увеличивается в процессе движения молекул выте�
сняющего агента.

Рис. 2. Связь между вязкостью и скоростью сдвига

Fig. 2. Relationship between viscosity and shear rate

Тонкие и длинные макромолекулы полимера
одновременно проходят через несколько слоев
жидкости с разной скоростью потока, разница в
скорости движения каждой части макромолекулы
становится больше, активность ориентации моле�
кул усиливается и вязкость вытесняющего агента
значительно уменьшается.

 

Параметры 
Parameters 

Полимер 
Polymer

Концентрация полимерного раствора (мг/л)
Concentration of polymer solution (mg/L)

50 100 150
П�1 
P�1

428,5 1310,3 1407,8

П�2 
P�2

143,8 123,4 92,3

П�3 
P�3

200,3 105,8 91,1

П�4 
P�4

231,9 120,5 92,3
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Когда скорость сдвига возрастает до определен�
ной степени, большая часть сетевой структуры вы�
тесняющего агента имеет преимущественно ли�
нейную структуру, а влияние эффекта сдвига на
нее становится меньше и вязкость полимерного ра�
створа практически не изменяется.

Вязкость полимерного раствора П�1 всегда вы�
ше, чем вязкость других трех полимерных раство�
ров при равной скорости сдвига. Это связано с ассо�
циацией между молекулами полимера раствора
П�1 и образованием сетевой структуры, что приво�
дит к более высокой вязкости, чем вязкость поли�
мерных растворов П�2, П�3 и П�4. Из сравнения
полимеров П�3 и П�4 следует, что вязкость раство�
ра П�4 всегда меньше, чем вязкость полимерного
раствора П�3. Это связано с тем, что в растворе по�
лимера П�4 протекают реакции внутримолекуляр�
ного сшивания между молекулами полимера и ка�
тионами Cr3+ и образуется более четкая локальная
сетевая структура и вязкость полимерного раство�
ра П�4 становится меньше, чем вязкость полимер�
ного раствора П�3.

Фильтрационные характеристики. Характе�
ристики фильтрации полимерных растворов и по�
лимерных гелей обычно оценивают по коэффици�
енту сопротивления и коэффициенту остаточного
сопротивления, которые являются техническими
индикаторами, описывающими количество удер�
живания химического вытесняющего агента в по�
ристой среде и обычно представляют символами FR

и FRR. Определение коэффициентов FR и FRR прово�
дили по следующим формулам [19]:

(1)

(2)

где P1 – перепад давления в процессе заводнения;
P2 – перепад давления в процессе полимерного за�
воднения; P3 – перепад давления в процессе по�
следующего заводнения. Скорость нагнетания вы�
шеуказанного процесса 0,3 мл/мин, а объем на�
гнетания жидкости в процессе полимерного завод�
нения и последующего заводнения 4PV…5PV (PV –
поровый объем керна).

Когда полимерный раствор и полимерный гель
проходят через поры породы, соотношение между
давлением нагнетания и объемом нагнетания PV,
коэффициент сопротивления и коэффициент оста�
точного сопротивления отражают их уровни удер�
живания в пористой среде, которые представляют
собой совместимость между растворами полимера
и полимерного геля и порами породы.

Результаты определения коэффициента сопро�
тивления полимерного раствора (FR) и коэффици�
ента остаточного сопротивления (FRR) показаны в
табл. 4. Взаимосвязь между давлением нагнетания
и кратным числом порового объема нагнетания по�
казана на рис. 3.

Таблица 4. Коэффициент сопротивления и коэффициент оста�
точного сопротивления

Table 4. Resistance coefficient and residual resistance coefficient

Из табл. 4 и рис. 3 следует, что тип полимера
влияет на коэффициент сопротивления и коэффи�
циент остаточного сопротивления. Сравнение по�
лимеров П�1, П�2 и П�3 показывает, что коэффи�
циент сопротивления и коэффициент остаточного
сопротивления полимера П�1 больше, чем у поли�
меров П�2 и П�3.

Это связано с тем, что молекулы солеустойчи�
вого полимера П�1 образуют агрегаты сетевой
структуры путем межмолекулярной ассоциации
молекул полимера, что приводит к плохой совме�
стимости с порами керна. Дальнейший анализ по�
казал, что тип вытесняющего агента также влияет
на коэффициент сопротивления и коэффициент ос�
таточного сопротивления. По сравнению с поли�
мерным раствором П�3, вязкость полимерного ге�
ля П�4 низкая (меньше на 0,4 мПа·с), однако ко�
эффициент сопротивления и коэффициент оста�
точного сопротивления полимера П�4 значительно
больше.

Рис. 3. Зависимость перепада давления от относительного
объема закачки жидкости Vзач/Vпор

Fig. 3. Dependence of relative pressure drop and volume of injection
fluid Vzach/Vpor

Это связано с тем, что в полимерном растворе
протекают реакции внутримолекулярного сшива�
ния молекул полимера и катионов Cr3+, что приво�
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дит к значительному увеличению удерживания ра�
створа полимера и значительному увеличению со�
противления прокачиванию и давлению нагнета�
ния.

Из рис. 4 следует, что давление нагнетания по�
лимерного геля П�4 значительно выше, чем у по�
лимерных растворов. Результаты определения ко�
эффициента сопротивления полимерного раствора
(FR) и коэффициента остаточного сопротивления
(FRR) полимерного геля П�4 показаны в табл. 5.
Взаимосвязь между давлением нагнетания и крат�
ным числом порового объема нагнетания показа�
ны на рис. 4.

Рис. 4. Зависимость перепада давления от относительного
объема закачки жидкости Vзач/Vпор

Fig. 4. Dependence of relative pressure drop and volume of injection
fluid Vzach/Vpor

Из табл. 5 и рис. 4 следует, что концентрация
полимерного геля сильно влияет на коэффициент
сопротивления и коэффициент остаточного сопро�
тивления.

Таблица 5. Коэффициент сопротивления и коэффициент оста�
точного сопротивления (Kg=6010–3 мкм2)

Table 5. Resistance coefficient and residual resistance coeffici�
ent (Kg=6010–3 m2)

В тех же условиях проницаемости керна коэф�
фициент сопротивления и коэффициент остаточ�
ного сопротивления возрастают с увеличением
концентрации полимерного геля. Когда концен�

трация полимерного геля П�4 превышает
400 мг/л, давление нагнетания, коэффициент со�
противления и коэффициент остаточного сопро�
тивления значительно возрастают, полимерные
молекулярные агрегаты П�4 плохо совместимы с
порами породы и даже вызывают блокировку. По�
этому необходимо, чтобы концентрация полимер�
ного геля П�4 в нефтевытесняющем агенте на ме�
сторождении Туха была не выше 400 мг/л.

Заключение
Таким образом, степень минерализации пла�

стовой воды оказывает значительное влияние на
вязкость растворов полимеров. В связи с тем, что в
частично деминерализованной воде предваритель�
но были удалены ионы кальция и магния, полиме�
ры обладают хорошей растворимостью и способно�
стью к увеличению вязкости растворов. С увеличе�
нием концентрации вытесняющего агента вяз�
кость растворов возрастает, деструкция полимеров
вызывает значительное снижение вязкости ра�
створов вытесняющих агентов. Из�за высокой сте�
пени минерализации частично деминерализован�
ной воды большое количество молекул NaCl окру�
жают молекулярный скелет полимера вытесняю�
щего агента. Макромолекулы полимера П�1 име�
ют очень тонкую, преимущественно двухмерную
сетевую структуру. Макромолекулы полимеров
П�2 и П�3 имеют пространственную трехмерную
сетевую структуру, в которой некоторые полимер�
ные макромолекулярные цепи частично разорва�
ны и за счет этого сетевая структура полимеров яв�
ляется дефектной. По сравнению с полимером П�3,
трехмерная сетевая структура полимерного макро�
молекулярного фрагмента П�4 имеет более четкое
строение. Из сравнения физико�химических
свойств полимеров П�1, П�2 и П�3 следует, что ко�
эффициент сопротивления и коэффициент оста�
точного сопротивления для полимера П�1 больше,
чем для полимеров П�2 и П�3. Это обусловлено
тем, что молекулы солеустойчивого полимера П�1
образуют фрагменты сетевой структуры вслед�
ствие межмолекулярной ассоциации, которая
приводит к плохой совместимости с порами керна,
а коэффициент сопротивления и коэффициент ос�
таточного сопротивления для полимера П�4 наи�
большие. Это связано с тем, что в полимерном ра�
створе прошла реакция внутримолекулярного
сшивания макромолекул полимера П�4 и катио�
нов Cr3+, которая приводит к значительному увели�
чению удерживания раствора полимера, фильтра�
ционного сопротивления, давления нагнетания и к
повышению нефтеотдачи пластов.

Номер экс�
перимента
Experiment

number

Концентра�
ция (мг/л)
Concentra�
tion (mg/L)

Вязкость
(мПа·с) 

Viscosity
(mPa·s)

Коэффици�
ент сопро�
тивления
Resistance
coefficient

Коэффициент 
остаточного 

сопротивления 
Residual resistance

coefficient
1 200 2,7 76,9 44,2
2 400 4,1 107,7 96,2
3 600 5,4 217,2 193,2
4 800 6,1 305,0 266,5
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Relevance. In recent years, polymer flooding technologies have been widely used in exploitation of oil and gas fields, especially in the
later stages of field development. However, when operating reservoirs with elevated temperature of more than 70–80 °C and a high de8
gree of salinity of formation water, many polymeric oil8displacing agents undergo rapid degradation, which leads to decrease in the le8
vel of hydrocarbon production. In this regard, one of the important problems is the creation and development of thermo8 and salt8re8
sistant polymeric materials and compositions based on them to increase the production of hydrocarbons in the oil and gas fields.
The main aim of the research is to investigate the effect of formation water salinity on the physicochemical and filtration characte8
ristics of polymer solutions and gels to enhance oil recovery.
Methods. Viscosity of the polymer solutions and polymer gel were determined on Brookfield DV8II viscometer; shape and size of the po8
lymer particles and polymer gel were studied on Hitachi S8400N scanning electron microscope; polymer size of molecular tangle Dh was
measured on a wide8angle dynamic/static light scattering system Brookhaven BI8200SM (Brookhaven Instruments Cop., USA); physical
modeling of fluid filtration at reservoir conditions was carried out on the filtration unit; determination of viscoelasticity and rheological
properties of polymer solutions and gels was studied using a rheometer Harke 10.
Results. The degree of mineralization of formation water has a significant effect on the viscosity of polymer solutions. Due to the fact
that calcium and magnesium ions were preliminarily removed in partially demineralized water, the polymers have good solubility and the
ability to increase the viscosity of the solutions. With increasing concentration of displacing agent, the viscosity of the solutions increases.
Destructive effects of salts of formation water on polymers cause a significant decrease in viscosity of solutions of displacing agents.
Due to the high degree of mineralization of partially demineralized water, a large amount of sodium chloride ions surround the molecu8
lar skeleton of the polymer of the displacing agent. The macromolecules of polymer P81 have a predominantly two8dimensional network
structure. The macromolecules of polymers P82 and P83 have a predominantly spatial three8dimensional network structure, in which some
polymer molecular chains are broken and the network structure of polymers is defective. Compared with polymer P83, the three8dimen8
sional network structure of the polymer molecular aggregate P84 has a clearer spatial structure. Comparing the physico8chemical pro8
perties of polymers P81, P82 and P83, it follows that the coefficient of resistance and the coefficient of residual resistance for polymer
P81 are greater than for polymers P82 and P83. This is due to the fact that the salt8resistant polymer P81 forms aggregates of the network
structure due to intermolecular association, which leads to poor compatibility with core pores, and the resistance coefficient and residu8
al resistance coefficient for polymer P84 are the greatest the polymer mixture underwent reactions of intramolecular crosslinking of po8
lymer molecules and Cr3+ cations, which led to a significant increase in the retention of the polymer solution, filtration resistance, injec8
tion pressure and to enhance oil recovery.

Key words:
Polymer, polymer gel, rheological properties, viscoelasticity, molecular coil size, resistance coefficient.
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