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Актуальность. Терригенные коллектора Западной Сибири имеют преимущественно гидрофильный характер смачивания и 
содержат в составе широкое разнообразие глинистых минералов. При воздействии на призабойную зону водочувствитель-
ных глиносодержащих пластов технологическими составами на водной основе (буферные жидкости, кислотные растворы, 
жидкости глушения и другие), используемыми при проведении геолого-технических мероприятий, текущего и капитального 
ремонта скважин, происходит снижение продуктивности скважин вследствие снижения относительной фазовой проницае-
мости по нефти и набухания глинистых минералов породы. Снижение негативного влияния данных составов может быть 
достигнуто путём подбора и адаптации эффективных реагентов-стабилизаторов глин и гидрофобизаторов, посредством 
проведения комплекса аналитических и лабораторных исследований. 
Цель: подбор буферных жидкостей и их модификация с помощью гидрофобизаторов для минимизации негативного воздей-
ствия на фильтрационно-емкостные свойства призабойной зоны пласта БС7

0 Соровского месторождения. 
Объекты: буферные жидкости, стабилизаторы глин и гидрофобизаторы. 
Методы. Поставленная цель решалась посредством обзора отечественного и зарубежного опыта применения реагентов – 
стабилизаторов глин и гидрофобизаторов – в условиях гидрофильных глинистых терригенных коллекторов и проведения 
комплекса лабораторных исследований, предусматривающих оценку степени воздействия буферных жидкостей на породу 
пласта посредством определения коэффициента набухания дезинтегрированный породы в данных жидкостях, а также физи-
ческого моделирования на образцах керна при термобарических условиях объекта исследований. Устойчивость реагентов к 
температурной и солевой агрессии, а также оценка рисков проявления несовместимости реагентов с пластовыми флюида-
ми и применяемыми кислотными составами проводилась в свободном объёме. 
Результаты. Определена устойчивость гидрофобизаторов к температурной и солевой агрессии. Протестирована физико-
химическая совместимость растворов гидрофобизаторов и буферных жидкостей с нефтью объекта БС7

0 Соровского ме-
сторождения и применяемыми на месторождении кислотными составами. На основании проведённого комплекса исследова-
ний установлено, что растворы на основе хлорида натрия (плотностью 1140 кг/м3) и хлорида калия (плотностью 1140 и 
1070 кг/м3), а также растворы, модифицированные гидрофобизаторами на основе четвертичных аммониевых соединений, 
обеспечивают наибольшее восстановление проницаемости модели пласта. Данные жидкости и реагенты рекомендованы 
для применения при текущем и капитальном ремонте скважин, а также в технологиях обработки призабойной зоны в геоло-
го-физических условиях объекта БС7

0 Соровского месторождения. 
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Введение 

Соровское месторождение в тектоническом отно-
шении находится в зоне сочленения Верхнесалым-
ского мегавала и Ямского прогиба. Промышленная 
нефтеносность на Соровском месторождении уста-
новлена в меловых и юрских отложениях. Основной 
эксплуатационный объект – пласт БС7

0
 – сложен ар-

гиллитами, алевролитами и песчаниками. Пористость 
в среднем составляет 21 %, проницаемость – 
0,11 мкм

2
, нефтенасыщенность – 58 %. 

В ходе ранее проведенных исследований было 
установлено, что на снижение продуктивности сква-
жин Соровского месторождения, эксплуатирующих 
объект БС7

0
, главным образом влияют три фактора – 
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набухание глин, выпадение солей и изменение отно-
сительной фазовой проницаемости (ОФП) по нефти. 
Посредством проведения серии фильтрационных экс-
периментов определён количественный вклад каждо-
го из факторов в общее снижение проницаемости [1].  

Далее авторами была решена задача по разработке 
технологии кислотного воздействия, направленной на 
удаление карбоната кальция из призабойной зоны 
пласта (ПЗП). На основании комплекса аналитиче-
ских и лабораторных исследований был разработан 
расчетный инструмент, позволяющий оптимизиро-
вать технологию обработки призабойной зоны (ОПЗ). 
Были спроектированы дизайны ОПЗ для скважин и 
проведены опытно-промысловые испытания, которые 
подтвердили результаты лабораторных исследований. 
По всем скважинам отмечается прирост коэффициен-
та продуктивности по жидкости и дебита по нефти 
после ОПЗ [1]. 

Дальнейшая работа по сохранению и восстановле-
нию продуктивности скважин возможна на основе 
тщательного изучения влияния технологических 
жидкостей на пласт, порода и флюиды которого име-
ют особый, присущий им химический состав, свою 
фильтрационно-емкостную структуру. Ввиду того что 
проблема отложения солей на месторождении была 
решена и подробно рассмотрена в работе [2], остается 
открытым вопрос о влиянии жидкостей глушения 
(ЖГ) на водной основе на процессы набухания глин и 
изменения относительной фазовой проницаемости. 

Опыт применения гидрофобизаторов  
в условиях гидрофильных терригенных  
коллекторов 

Известно, что для терригенных коллекторов За-
падной Сибири характерен преимущественно гидро-
фильный характер смачивания и бо́льшая склонность 
к удержанию воды по сравнению с гидрофобными 
карбонатными коллекторами. При эксплуатации 
скважин с течением времени ситуация осложняется 
из-за появления в добываемой продукции водной фа-
зы – ОФП по нефти снижается, а условия для филь-
трации воды, наоборот, становятся лучше. Значи-
тельное снижение происходит даже при появлении в 
продукции нескольких процентов воды, соответ-
ственно, происходит потеря продуктивности скважин. 
Аналогичная ситуация происходит и при использова-
нии базовых жидкостей глушения на водной основе.  

На рис. 1 представлены кривые ОФП в системе 
нефть–вода, по которым видно, что отложения пласта 
БС7

0
 не являются исключением и относятся к классу 

пород с гидрофильной смачиваемостью порового 
пространства. На это указывает ряд косвенных при-
знаков [3]: 

 сравнительно высокие значения эффективной 
проницаемости образцов керна по нефти в при-
сутствии остаточной воды; 

 достаточно низкие значения относительных вели-
чин проницаемости по воде при 100 % водонасы-
щенности пород-коллекторов и, особенно, прони-
цаемости по воде при остаточной нефтенасыщен-
ности. 

 
Рис. 1.  Кривые относительных фазовых проницаемостей 

по пласту БС7
0. Примечание: Sв – водонасыщен-

ность; ГДИ – гидродинамические исследования 

Fig. 1.  BS7
0 formation relative permeability curves. Note: 

Sв – water saturation; ГДИ – well tests 

На данный момент развития нефтяной отрасли 
накоплен обширный опыт применения гидрофобиза-
торов при работе с гидрофильными коллекторами. 
Например, в одной из работ по данной тематике авто-
ры отметили некоторую спорность вопроса примене-
ния данного класса реагентов – классические иссле-
дования гидрофильных и гидрофобных систем указы-
вают на тот факт, что ОФП гидрофильной породы по 
воде меньше, чем гидрофобной, и гидрофобизация 
гидрофильного коллектора приведет к увеличению 
ОФП по воде [4]. Такие выводы вполне верны, если 
не принимать во внимание тот факт, что водонасы-
щенность гидрофильного коллектора всегда будет 
выше за счет наличия пленочной воды, а именно уве-
личение водонасыщенности и является основной 
проблемой при изучении вопросов характера смачи-
ваемости породы. В работе [5] также приводится ана-
логичное сравнение – ОФП по воде для гидрофобного 
карбонатного коллектора в 4 раза больше, чем для 
гидрофильного, однако не принимается во внимание 
неизбежное изменение водонасыщенности. В таком 
случае положительный эффект от применения гидро-
фобизаторов в составе жидкостей глушения достига-
ется за счет предотвращения задержки «избыточной» 
плёночной и капиллярно защемлённой воды в порах 
коллектора, которая привела бы к необратимому ро-
сту водонасыщенности и снижению проницаемости 
по нефти. Следует также отметить, что большинство 
гидрофобизаторов обладают способностью снижать 
значение коэффициента поверхностного натяжения 
на границе «водные растворы реагентов – углеводо-
роды», что, безусловно, позволит уменьшить возни-
кающие капиллярные давления, улучшить процессы 
освоения за счет ускорения извлечения жидкостей 
глушения и израсходованных КС после ОПЗ из мел-
ких пор коллектора [6]. Кроме того, имеются данные 
об эффекте снижения обводненности продукции по-
сле проведения обработок гидрофобизаторами на ос-
нове ацетоновых растворов поверхностно-активных 
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веществ (ПАВ), однако авторами отмечается, что эф-
фект снижения обводнённости преимущественно свя-
зан с водоосушающим свойством ацетона [7]. Анало-
гичный эффект зафиксирован при обработках сква-
жин Самотлорского месторождения с гидрофобизи-
рующей композицией на основе раствора углеводо-
родорастворимой соли алифатических аминов в изо-
пропиловом спирте [5]. 

В литературных источниках имеются сведения о 
применении в составе ЖГ на месторождениях Запад-
ной Сибири в схожих геолого-физических условиях 
следующих реагентов, обладающих гидрофобизиру-
ющими свойствами: гидрофобные кремнийорганиче-
ские жидкости, многофункциональные ПАВ (много-
компонентные смеси анионных и катионных поверх-
ностно-активных веществ (КПАВ)), КПАВ, алкилбен-
золсульфонаты. Отмечается сокращение времени вы-
вода скважины на установившийся режим после про-
ведения ТКРС на 20–25 %, увеличение дебита на 5–
8 %, снижение темпа падения продуктивности [8]. 
Применение КПАВ на основе растворов четвертич-
ный аммониевых соединений (ЧАС) в изопропиловом 
спирте позволило на 10–15 % повысить успешность и 
эффективность ремонтов скважин и работ по ОПЗ [9]. 
По иным данным, применение ЧАС позволило повы-
сить успешность СКО на добывающих скважинах до 
70–75 %, снизить обводнённость продукции, а также 
в 2 раза сократить сроки вывода скважин на режим 
[10]. К дополнительным преимуществам можно отне-
сти бактерицидные свойства ЧАС, а также их способ-
ность ингибировать гидратацию глинистых минера-
лов, кислотную и углекислотную коррозию [10–13]. 
Другими авторами указывается высокая эффектив-
ность КС, содержащих в составе смесь КПАВ на ос-
нове ЧАС и анионных ПАВ, представленных кар-
боксилатами этоксилированного изононилфенола [14].  

Значительный опыт проведения ГТМ на схожих 
объектах получен на пластах БС Правдинского ме-
сторождения. По проницаемости и нефтенасыщенно-
сти эти пласты сопоставимы с БС7 Соровского место-
рождения. Следует также отметить схожесть свойств 

пластовых нефтей: их вязкость (1,9 и 1,4 мПас) и 
плотность в поверхностных условиях (841–868 и 840–
850 кг/м

3
) [3]. Гидрофильные свойства коллектора 

Правдинского месторождения, несомненно, оказали 
влияние на выбор реагентов, применяемых при 
ОПЗ, – гидрофобизаторы, взаимные растворители 
(ВЗР – бутилцеллозольв), органические растворители 
(газовый бензин, Нефрас), комплексные КС с добав-
лением неионогенных ПАВ и ВЗР. Удельная эффек-
тивность ОПЗ, выраженная в дополнительной добыче 
нефти, на месторождении составила 975,2 т/скв. По-
мимо Правдинского, пласты группы БС выделены в 
продуктивных разрезах еще четырёх соседних место-
рождений: Салымского (Лемпинская площадь), Пете-
линского, Усть-Балыкского, Майского. Удельная эф-
фективность ОПЗ скважин на данных месторождени-
ях изменяется в диапазоне от 665,8 до 1451,1 т/сут [3]. 

Также имеются сведения об анализе эффективно-
сти различных технологий ОПЗ, проводимых на ме-
сторождениях Западной Сибири, в том числе указан-

ных выше. Авторами выявлено, что на ГКО и СКО с 
применением КПАВ приходится 54 % от всех обра-
боток, а прирост дебита по нефти составляет 59 т/сут, 
в то время как применение СКО и ГКО приносит до-
полнительно 35 и 43 т/сут нефти соответственно [15]. 

В качестве гидрофобизаторов также известно об 
использовании кремнийорганических соединений 
(этилсиликаты, органохлорсиланы), однако опыт их 
применения в промысловых условиях невелик, а так-
же они имеют высокую стоимость и ограниченный 
объём производства [9, 16, 17]. 

Опыт применения стабилизаторов глин в условиях 
глинистых терригенных коллекторов 

Важно отметить, что в составе пород нефтяных 
пластов Западной Сибири встречается широкое раз-
нообразие глинистых минералов. По этой причине 
при планировании различных технологических опе-
раций необходимо учитывать проблему набухания и 
миграции глинистой составляющей породы коллек-
тора, которая возникает при её контакте с различны-
ми солевыми растворами и реагентами на водной ос-
нове (ЖГ, КС и другие). Данное явление также может 
привести к существенному снижению фильтрацион-
но-емкостных свойств (ФЕС) нефтяного пласта. 

Глинистые минералы, встречающиеся преимуще-
ственно в терригенных коллекторах, можно подраз-
делить на следующие группы: монтмориллонитовые 
(смектитовые), иллитовые, каолинитовые, хлорито-
вые, смешаннослойные. Способность глин набухать 
обусловлена строением их кристаллической структу-
ры, состоящей из слоя октаэдров, образованных  
Al–OH, Fe–OH и Mg–OH, зажатых между слоями тет-
раэдров Si–O. В слоях всегда образуется недостаток 
положительных зарядов, обусловленный замещением 
катионов металлов, при этом поглощается электрон 
извне и минерал приобретает отрицательный заряд. 
Когда обменные катионы гидратируются во время 
нагнетания воды, её молекулы попадают в простран-
ство между структурными слоями и расстояние меж-
ду ними увеличивается, что приводит к набуханию 
глины [18]. 

Степень гидратации глин определяется ёмкостью 
катионного обмена. Данный параметр показывает 
общее количество катионов, способных к обмену на 
катионы взаимодействующего с глиной водного рас-
твора. Наибольшей способностью к гидратации 
(и, соответственно, ёмкостью катионного обмена) об-
ладает группа монтмориллонитовых глин. Вода, 
внедряясь между структурных слоев глины, может 
привести к увеличению её объёма в 8–10 раз. Затем в 
порядке убывания величины ёмкости катионного об-
мена следуют смешаннослойные образования, иллит 
и хлорит, мусковит, каолинит [19]. 

Для снижения негативного влияния описанных 
процессов на коллекторские свойства нефтенасыщен-
ных пластов повсеместно применяются реагенты – 
стабилизаторы глин: при бурении, скважинных ре-
монтных работах, гидроразрыве пласта, заводнении и 
других операциях. Принцип действия данного вида 
реагентов основан на различных механизмах [20]: ка-
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тионного обмена (KCl, хлорид тетраметиламмония, 
хлорид холина) [16, 19–22]; нейтрализации заряда 
(катионы с высоким зарядом (гидроксиалюминия 
(Al6(OH)12(H2O)12

6+
) и циркония (Zr

4+
), в виде окси-

хлорида циркония) [18, 23]; образования защитного 
слоя (полиакриламид, органосилан) [20, 24]; раство-
рения глин (глинокислотные составы) [25]; водород-
ного связывания (полиамины) [20, 26]; изменения 
смачиваемости поверхности породы (поличетвертич-
ные амины) [20, 26, 27]; изменения шероховатости 
поверхности породы (наночастицы) [18, 20]; смешан-
ном механизме, включающем несколько из перечис-
ленных механизмов. 

Для ингибирования набухания также возможно 
применение дихлорида этилендиаммония, действие 
которого обусловлено способностью снижать элек-
троотрицательность глины и гидрофобизировать её 
поверхность [28]. Высокими ингибирующими свой-
ствами также обладают реагенты на основе высоко-
молекулярных органических полимеров, например 
хлорид полидиметилдиаллиламмония, однако их 
применение ограничено в низкопроницаемых коллек-
торах ввиду высоких рисков кольматации, обуслов-
ленной большим размером молекул по сравнению с 
диаметром порового канала [28]. 

Более эффективными агентами в данном случае 
могут послужить сверхразветвленные полимеры, ко-
торые после катионной модификации концевых групп 
(например, на четвертичную аммониевую группу) 
могут быть использованы как эффективные стабили-
заторы глин. К преимуществам можно отнести их ма-
лую молекулярную массу (от тысяч до десятков ты-
сяч единиц), хорошую растворимость, низкую вяз-
кость конечного раствора и способность легко фор-
мировать плёнку на поверхности глины [29]. 

Известно также об использовании наночастиц ок-
сидов металлов, таких как MgO, SiO2 и Al2O3, в целях 
борьбы с набуханием и миграцией глин [20]. Однако 
исследователями было установлено, что эти частицы 
не способны диффундировать в структурные слои 
глин подобно ионам металлов в солевых растворах и, 
соответственно, ингибировать набухание. Минималь-
ный размер наночастиц составляет более 5 нм, в то 
время как расстояние между слоями глин – менее 2 
нм. Более того, по результатам фильтрационных ис-
следований было установлено, что закачка жидкости 
с наночастицами приводит к снижению проницаемо-
сти, обусловленному кольматацией пористой среды 
[18]. 

В литературных источниках имеются сведения об 
исследованиях катионных полиэтиленоксидных ди-
мерных ПАВ амидоаминового типа для применения в 
составе жидкостей ГРП в условиях низкопроницае-
мых терригенных коллекторов. Авторами установле-
но, что применение данного ПАВ позволяет практи-
чески полностью восстановить проницаемость образ-
цов породы после физического моделирования про-
цесса закачки жидкости разрыва. Отмечена их более 
высокая эффективность по сравнению с растворами 
хлоридов натрия и калия [30]. 

Тем не менее в качестве ингибиторов набухания 
глин давно известны и повсеместно применяются 
растворы хлоридов калия, натрия, аммония, причем 
многими авторами отмечается, что раствор хлорида 
калия является наиболее эффективным временным 
одновалентным стабилизатором глин, что обусловле-
но наименьшим размером иона калия (K

+
), по сравне-

нию с другими ионами [21, 31–33].  
С использованием метода рентгеноструктурного 

анализа образцов керна рассматриваемого продук-
тивного объекта Соровского месторождения выявле-
но присутствие в минералогическом составе породы 
глинистого цемента в количестве от 5 до 30 % (в за-
висимости от интервала отбора керна). Данный це-
мент представлен следующими минералами: иллит 
14 %, каолинит 40 %, хлорит 8 %, мусковит 29 %, 
смешаннослойные образования 9 %. Очевидно, что 
применение, например, пресной воды в этом случае 
приведет к значительному набуханию глин и сниже-
нию проницаемости порового пространства ПЗП. Та-
ким образом, подобный состав горных пород обу-
славливает необходимость в применении стабилиза-
торов глин в случае подтверждения факта набухания 
при применении базовых растворов. 

С учётом вышеизложенного, применительно к 
условиям Соровского месторождения, авторами был 
исследован характер влияния буферных жидкостей на 
основе растворов солей на ФЕС породы. Отметим, 
что под буферной жидкостью понимается водный 
раствор, обладающий сниженным негативным воз-
действием на породы пласта и закачиваемый перед 
жидкостью глушения или в качестве продавочной 
жидкости при кислотных обработках. Ввиду отсут-
ствия в минералогическом составе пород объекта 
монтмориллонитовых глин в качестве исследуемых 
жидкостей авторами были приняты растворы хлорида 
натрия (NaCl) (плотность 1140 и 1070 кг/м

3
, концен-

трация 216,6 и 105,6 г/л соответственно) и хлорида 
калия (KCl) (плотность 1140 и 1070 кг/м

3
, концентра-

ция 240,3 и 117,8 г/л соответственно).  
В качестве исследуемых гидрофобизаторов вы-

браны КПАВ на основе ЧАС. Данный класс ПАВ об-
ладает рядом преимуществ, описанных ранее, а также 
является экологически безопасным и выпускается в 
промышленных масштабах, имеется положительный 
опыт применения данного вида гидрофобизаторов на 
месторождениях Западной Сибири.  

Предотвращение набухания глинистой составляющей 
породы при воздействии буферными жидкостями  

На первом этапе исследований проводили оценку 
влияния вышеуказанных растворов на коэффициенты 
объёмного расширения и проницаемости образцов 
керна Соровского месторождения. 

Для проведения исследований в качестве пластовой 
воды использовалась модель пластовой воды (МПВ) 
объекта БС7 Соровского месторождения со следующим 
ионным составом: Са

2+
=350,0 мг/л; Мg

2+
=120,0 мг/л; 

Na
+
+К

+
=7490,9 мг/л; Cl

–
=9900,0 мг/л; SO4

2–
=9,8 мг/л; 

HCO3

–
=3660,0 мг/л. Общая минерализация – 21530,7 мг/л. 
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Определение коэффициента объемного расширения 
навески дезинтегрированного керна проводили с ис-
пользованием кернового материала пласта БС7

0
 Соров-

ского месторождения в течение 7 часов на тестере ди-
намики набухания OFITE DYNAMIC LINEAR 
SWELLMETER COMPLETE W/COMPACTOR. При-
бор позволяет определять изменение высоты цилин-
дрического образца породы во времени, а также 
обеспечивает циркуляцию жидкости вокруг образца в 
процессе исследования. 

Керновый материал для изготовления цилиндри-
ческого образца измельчали до размера менее 1,0 мм 
на мельнице, тщательно перемешивали для получе-
ния однородной пробы и просеивали через сито с 
размером ячейки 125 мкм. Подготовленный глини-
стый материал высушивали в сушильном шкафу при 
температуре 105 ℃ и помещали для хранения в экси-
катор. 

Формирование цилиндрических образцов для ис-
пытаний проводили на гидравлическом компакторе. 
Навеску определенной массы помещали в цилиндри-
ческую форму, которую размещали на платформе 
гидравлического пресса под прижимающим рычагом, 
и с помощью ручного гидравлического насоса созда-
вали давление на образец, равное 40 МПа, в течение 
30 минут. 

В соответствии с разработанной программой ис-
следований, включавшей в себя установленные пока-
затели эффективности ингибирующих свойств испы-
туемых растворов, к параметру предъявляется следу-
ющее требование: коэффициент объемного расшире-
ния не должен превышать более чем на 10 % показа-
тель, полученный при использовании МПВ. 

Результаты исследования представлены в табл. 1. 

Таблица 1.  Результаты исследований ингибирующих 
свойств растворов 

Table 1.  Results of salt solutions inhibition properties 
research  
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МПВ 
Synthetic formation brine 

1022 18,0 – 

Пресная вода 

Fresh water 
1000 21,3 18,3 

Раствор NaCl 
NaCl brine 

1070 20,0 11,1 

1140 18,6 3,3 

Раствор КCl 

KCl brine 

1070 17,8 –1,1 

1140 16,2 –10,0 

 
На основе анализа результатов исследований 

(табл. 1) выявлено, что все буферные жидкости на ос-
нове растворов хлорида натрия способствуют росту 
коэффициента объёмного расширения навески отно-

сительно значения, полученного в МПВ. Тем не ме-
нее этот рост не превышает установленных требова-
ний, за исключением раствора хлорида натрия с 
плотностью 1070 кг/м

3
. В данном растворе коэффи-

циент объёмного расширения составляет 20 %, что 
более чем на 10 % выше относительно значения, по-
лученного в МПВ. Буферные жидкости на основе 
растворов хлорида калия способствуют снижению 
коэффициента объёмного расширения навески отно-
сительно значения, полученного в МПВ. Наибольшее 
набухание образца породы происходит при его кон-
такте с пресной водой. 

Далее проводились исследования по изучению 
степени восстановления проницаемости водонасы-
щенного керна по модели пластовой воды после 
фильтрации испытуемых растворов. Перед проведе-
нием эксперимента образец керна насыщали МПВ, в 
фильтрационной установке создавали пластовые тер-
мобарические условия. 

Степень восстановления проницаемости керна 
оценивали при помощи коэффициента восстановле-
ния проницаемости (𝑘ВП), который рассчитывали по 
формуле (1): 

𝑘ВП =
𝑘2

𝑘1
∙ 100 %,                            (1) 

𝑘1 – проницаемость породы по МПВ до фильтрации 
раствора, мкм

2
; 𝑘2 – проницаемость породы по МПВ 

после фильтрации раствора, мкм
2
. 

Согласно установленным требованиям, параметр 
𝑘ВП для исследуемых растворов на основе солей дол-
жен составлять не менее 92 %. 

Эксперимент включал в себя три этапа: 
1) определение проницаемости образца керна по 

МПВ перед закачкой раствора (𝑘1 ) путём филь-
трации МПВ сквозь модель пласта с постоянным 
расходом в прямом направлении до стабилизации 
перепада давления; 

2) определение фазовой проницаемости образца кер-
на по раствору путём его фильтрации сквозь мо-
дель пласта с постоянным расходом в обратном 
направлении до стабилизации перепада давления 
(но не менее трёх поровых объемов); 

3) определение проницаемости образца керна по 
МПВ после закачки раствора (𝑘2) путём фильтра-
ции МПВ сквозь модель пласта с постоянным 
расходом в прямом направлении до стабилизации 
перепада давления. 
Сводные данные по результатам проведенных 

фильтрационных экспериментов по воздействию рас-
творами на модели пласта представлены в табл. 2. 

Для сравнения приведены зависимости, отражаю-
щие динамику проницаемости при закачке пресной 
воды (рис. 2, А) и раствора хлорида калия (рис. 2, Б). 

Как следует из рисунка, при фильтрации модели 
пластовой воды на третьем этапе происходит дву-
кратное снижение проницаемости образца керна от-
носительно значения, полученного перед воздействи-
ем пресной водой, что обусловлено набуханием гли-
нистой составляющей образца керна. В аналогичном 
эксперименте при фильтрации раствора хлорида ка-
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лия происходит полное восстановление проницаемо-
сти образца относительно модели пластовой воды. 
Использование растворов хлорида натрия и хлорида 
калия позволяет обеспечить восстановление проница-
емости образца керна по модели пластовой воды на 
92,2–100,0 %, что удовлетворяет требованиям к инги-
бирующей способности буферных жидкостей.  

Таблица 2.  Сводные данные по результатам фильтра-
ционных экспериментов 

Table 2.  Core tests summary 

Тип исследуемой  

жидкости 
Brine under test 

Проницаемость, ×10–3 мкм2 
Permeability, ×10–3 mkm2 

𝑘ВП, 
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Пресная вода/Fresh water 20,07 2,1 10,03 50 

Раствор KCl ρ=1140 кг/м3 
KCl brine ρ=1140 kg/m3 

13,6 0,74 9,85 72,4 

Раствор KCl ρ=1070 кг/м3 

KCl brine ρ=1070 kg/m3 
17,5 2,18 11,88 67,8 

Раствор NaCl ρ=1140 кг/м3 
NaCl brine ρ=1140 kg/m3 

17,31 2,25 8,85 51,1 

Раствор NaCl ρ=1070 кг/м3 

NaCl brine ρ=1070 kg/m3 
19,41 1,8 10,38 53,5 

 

В работе [34] авторами установлено, что степень 
снижения проницаемости образца керна вследствие 
набухания глин можно описать следующей зависимо-
стью:  

𝐾𝑡/𝐾0 = (𝐾/𝐾0) + [1 − (𝐾/𝐾0)]𝑒−𝛼𝑠𝑤𝑆(𝑡),       (2) 

где 𝐾𝑡  – проницаемость в момент времени 𝑡, мкм
2
; 𝐾0– 

исходная проницаемость, мкм
2
; 𝐾 – конечная проница-

емость, мкм
2
; 𝛼𝑠𝑤 – константа скорости снижения про-

ницаемости, м
2
/кг; 𝑆  – удельное количество абсорби-

руемой воды, кг/м
2
. Удельное количество абсорбируе-

мой воды можно записать в следующем виде:  

𝑆 =
2

√𝜋
(𝑐1 − 𝑐0)√𝐷𝑡,   (3) 

где 𝑐1 – концентрация воды в водном растворе, кг/м
3
; 

𝑐0 – исходная концентрация воды в пористой матрице, 
кг/м

3
; 𝐷 – коэффициент диффузии, м

2
/с; 𝑡 – время вза-

имодействия водного раствора с породой, с. При под-
становке (3) в (2) последнее примет следующий вид:  

𝐾𝑡/𝐾0 = (𝐾/𝐾0) + [1 − (𝐾/𝐾0)]𝑒
−𝛼𝑠𝑤

2

√𝜋
(𝑐1−𝑐0)√𝐷𝑡

. (4) 

 
Запишем полученное равенство (4) в упрощенном 

виде (6) путём ввода параметра 𝐵: 

𝐵 = 𝛼𝑠𝑤
2

√𝜋
(𝑐1 − 𝑐0)√𝐷,   (5) 

 𝐾𝑡 /𝐾0 = (𝐾/𝐾0) + [1 − (𝐾/𝐾0)]𝑒−𝐵√𝑡 .         (6) 

 

 
Рис. 2.  Динамика проницаемости в процессе закачки пресной воды (А) и раствора хлорида калия плотностью 

1140 кг/м3 (Б) 

Fig. 2.  Dynamics of permeability during the injection of unleavened water (А) and potassium chloride solution with a densi-

ty of 1140 kg/m3 (Б) 

 
 

 

Принимая во внимание, что 𝑐1 − 𝑐0 = const  для 
обоих экспериментов, сделан вывод о том, что пара-
метр 𝐵 (5) будет характеризовать скорость снижения 
проницаемости пласта в ходе фильтрационного экс-
перимента. 

В качестве примера рассмотрим отдельные этапы вы-
шеописанных экспериментов по закачке пресной воды и 
раствора хлорида натрия плотностью 1140 кг/м

3
. Данные 

фильтрационных экспериментов и аппроксимация в соот-
ветствии с уравнением (6) отображены на рис. 3. 

 

Рис. 3.  Динамика соотношения проницаемостей в про-

цессе закачки пресной воды и раствора хлорида 

натрия плотностью 1140 кг/м3 

Fig. 3.  Dynamics of permeability ratio during the injection 

of unleavened water and sodium chloride solution 

with a density of 1140 kg/m3 
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Таким образом, на основании фильтрационных ис-
следований, проведённых на керне объекта БС7

0
 Со-

ровского месторождения, для раствора хлорида 
натрия уравнение (6) примет следующий вид: 

𝐾𝑡/𝐾0 = (0.82) + [1 − (0.82)]𝑒−1.2√𝑡.            (7) 

Для пресной воды: 

𝐾𝑡/𝐾0 = (0.53) + [1 − (0.53)]𝑒−1.6√𝑡.            (8) 

Полученные экспериментальные данные по сни-
жению проницаемости пласта при фильтрации вод-
ных растворов хорошо согласуются с моделью, опи-
сываемой уравнениями (7) и (8). Отмечается, что па-
раметр 𝐵 для пресной воды на 33 % больше, чем для 
раствора хлорида натрия, что свидетельствует о более 
высокой интенсивности процессов абсорбции воды 
глинами. С учётом полученных результатов для про-
ведения дальнейших исследований и модификации 
гидрофобизаторами принят раствор на основе хлори-
да натрия плотностью 1140 кг/м

3
. Данный раствор 

обладает достаточной ингибирующей способностью 
по отношению к глинистым минералам коллектора и 
обеспечивает восстановление проницаемости модели 
пласта на уровне 99,2 %. В качестве преимущества 
стоит отметить более низкую стоимость хлорида 
натрия по сравнению с хлоридом калия при сопоста-
вимых технологических характеристиках получаемых 
солевых растворов. 

Снижение негативного влияния буферных жидкостей 
на ОФП по нефти 

Комплекс исследований включал в себя следую-
щие эксперименты: 
1) тестирование устойчивости гидрофобизаторов к 

солевой и температурной агрессии; 
2) определение коэффициента восстановления про-

ницаемости нефтенасыщенного керна при филь-
трации раствора хлорида натрия, модифициро-
ванного гидрофобизатором. 
Предварительно выбирали необходимую дозиров-

ку гидрофобизаторов на основании результатов изме-
рения коэффициента поверхностного натяжения (σ) 
модифицированного раствора хлорида натрия плот-
ностью 1140 кг/м

3
 на границе с углеводородом и 

определения критической концентрации мицеллобра-
зования.  

На следующем этапе проводили тестирование 
устойчивости гидрофобизаторов к солевой и темпера-
турной агрессии путем их смешения в растворе хло-
рида натрия плотностью 1140 кг/м

3
 и МПВ с после-

дующим термостатированием при комнатной (23 °С) 
и пластовой (87 °С) температурах в течение 8 часов. 
После каждой термоэкспозиции проводили визуаль-
ный контроль – фиксировали выделение газов, по-
мутнение раствора, выпадение осадка. Результаты ис-
следования представлены в табл. 3. 

Таким образом, на данном этапе успешно прошли 
испытания гидрофобизаторы ГФ № 1, ГФ № 2, ГФ № 
4 и ГФ № 5. Гидрофобизатор ГФ № 3 проявил не-
устойчивость к солевой и температурной агрессии – 
при пластовой температуре выявлено помутнение и 
выпадение небольшого количества осадка. 

Таблица 3.  Устойчивость гидрофобизаторов к термо-
солевой агрессии 

Table 3.  Stability of the surfactants under the tempera-
ture and salt aggression 

Тестируемая 
жидкость 

Fluid under test 

Результаты тестирования  

при температуре 23/87 ℃ 

Testing results at 23/87 ℃ 

Без ГФ 
Without surfactant 

ГФ/Surfactant 

№ 1 № 2 № 3 № 4 № 5 

МПВ 

Synthetic 
formation brine П/П П/В П/П 

Раствор NaCl 

NaCl brine 

Примечание: П – раствор остается прозрачным,  

В – выпадение осадка. 

Note: П – brine keeps clear, В – precipitation. 

На следующем этапе проводили оценку влияния 
растворов, модифицированных устойчивыми к тер-
мосолевой агрессии гидрофобизаторами, на проница-
емость модели нефтенасыщенного пласта. 

Исследования по определению 𝑘ВП  модели пласта 
по нефти после закачки буферной жидкости с гидро-
фобизатором проводились аналогично исследованиям 
на водонасыщенном керне, с тем отличием, что на 1 и 
3 этапе определяли фазовую проницаемость керна по 
нефти, а на 2 этапе проводилась фильтрация модифи-
цированной гидрофобизатором буферной жидкости. 
В качестве буферной жидкости исследовался водный 
раствор хлорида натрия (плотностью 1140 кг/м

3
) с до-

бавкой гидрофобизаторов в необходимой дозировке. 

Таблица 4.  Физико-химические свойства и состав 
нефти пласта БС7

0 

Table 4.  Physical/chemical properties and composition 
of BS7

0 formation oil 

Параметр 
Parameter 

Единица  

измерения 

Unit 

Значе-

ние 

Value 

Вязкость в пластовых условиях 

In-situ viscosity 

мПа·с 

(mPa·s) 
1,168 

Плотность в пластовых условиях 

In-situ density 

кг/м3 

(kg/m3) 
767,0 

Вязкость дегазированной нефти при 20 ℃ 

Degassed oil viscosity at 20 ℃ 

мПа·с 

(mPa·s) 
11,600 

Плотность дегазированной нефти при 20 ℃ 

Degassed oil density at 20 ℃ 

кг/м3 

(kg/m3) 
845,6 

Давление насыщения газом 

Bubble point pressure 
МПа (MPa) 8,53 

Газосодержание/Gas-oil ratio м3/т (m3/t) 63,7 

Объёмный коэффициент 

Formation volume factor 

м3/м3 

(m3/m3) 
1,152 

Коэффициент сжимаемости пластовой 

нефти/Oil compressibility coefficient 

1/МПа·10–4  

(1/MPa·10–4) 
14,8 

Массовое содержание парафинов 
Paraffine mass content 

% 

2,4 

Массовое содержание асфальтенов 

Asphaltene mass content 
0,9 

Массовое содержание смол силикагелевых 
Resins mass content 

4,33 

Молекулярная масса/Molecular weight 
г/моль 

(g/mol) 
191 

Температура застывания/Pour point 

℃ 

–14,5 

Температура начала кипения/Boiling point 61,9 

Температура плавления парафина 

Paraffin melting point 
57,4 
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В качестве углеводородной фазы использовали 
изовискозную модель нефти, состоящую из устьевой 
пробы нефти и керосина, с вязкостью, соответствую-
щей вязкости нефти в пластовых условиях [35]. 
Нефть пласта БС7

0
 характеризуется как лёгкая по 

плотности, с незначительной вязкостью, малосерни-
стая, парафинистая, малосмолистая. Основные физи-
ко-химические свойства и состав нефти представлены 
в табл. 4. 

В образцах моделью пластовой воды создавалась 
начальная водонасыщенность в количестве 40 % от 
объема порового пространства методом центрифуги-
рования. Перед проведением эксперимента в модели 
пласта моделировались термобарические условия ис-
следуемого объекта.  

Согласно установленным требованиям, 𝑘ВП  для 
модифицированных гидрофобизатором растворов 
должен быть более чем на 10 % выше относительно 
𝑘ВП,  полученного на немодифицированном растворе 
хлорида натрия плотностью 1140 кг/м

3
. 

Сводные данные по результатам проведенных 
фильтрационных исследований представлены в табл. 5. 

Установлено, что закачка немодифицированного 
раствора хлорида натрия приводит к последующему 
снижению фазовой проницаемости по нефти в два ра-
за, в то время как применение гидрофобизаторов поз-
воляет в различной степени минимизировать нега-
тивное влияние водных растворов на фазовую прони-
цаемость. 

Таблица 5.  Сводные данные по результатам фильтра-
ционных исследований  

Table 5.  Core tests summary 

Тип исследуемой  
жидкости 

Brine under test 

Проницаемость, ×10–3 мкм2 

Permeability, ×10–3 mkm2 kВП, 

% Нефть 
Oil 

Раствор 
Brine 

Нефть 
Oil 

Исходный раствор NaCl 

ρ=1140 кг/м3 

Initial solution NaCl 
ρ=1140 kg/m3 

20,07 2,1 10,03 50 

ГФ № 1 в растворе NaCl 

ρ=1140 кг/м3 
Surfactant № 1 in NaCl 

brine ρ=1140 kg/m3 

13,6 0,74 9,85 72,4 

ГФ № 2 в растворе NaCl 
ρ=1140 кг/м3 

Surfactant № 2 in NaCl 

brine ρ=1140 kg/m3 

17,5 2,18 11,88 67,8 

ГФ № 4 в растворе NaCl 

ρ=1140 кг/м3 

Surfactant № 4 in NaCl 

brine ρ=1140 kg/m3 

17,31 2,25 8,85 51,1 

ГФ № 5 в растворе NaCl 

ρ=1140 кг/м3 

Surfactant № 5 in NaCl 
brine ρ=1140 kg/m3 

19,41 1,8 10,38 53,5 

 
Для сравнения приводится график изменения про-

ницаемости в процессе закачки раствора хлорида 
натрия без гидрофобизатора (рис. 4, А) и с гидрофо-
бизатором ГФ № 1 (рис. 4, Б). 

 

 
Рис. 4.  Динамика проницаемости в процессе фильтрационных экспериментов по исследованию раствора хлорида 

натрия (А) и раствора хлорида натрия, модифицированного гидрофобизатором ГФ № 1 (Б) 

Fig. 4.  Dynamics of permeability changing during the injection of sodium chloride solution (А) and sodium chloride solution 

with Surfactant № 1 (Б) 

Наибольшее восстановление проницаемости обеспе-
чивается при закачке раствора, модифицированного 
гидрофобизатором ГФ № 1, и составляет 72,4 %. При 
применении ГФ № 4 происходит наименьшее восста-
новление проницаемости – 51,1 %, что на 1,1 процент-
ный пункт выше аналогичного параметра при использо-
вании немодифицированного раствора хлорида натрия. 

На следующем этапе с целью оценки применимо-
сти исследованных растворов солей и гидрофобиза-
торов в технологиях кислотного воздействия опреде-
лена их физико-химическая совместимость с КС и 
нефтью целевого объекта.  

Совместимость рассматриваемых растворов и гид-
рофобизаторов с КС испытана их смешением в соот-
ношении 50:50, термостатированием в течение двух 

часов при пластовой температуре, после чего в тече-
ние двух часов при комнатной температуре. По исте-
чении времени фиксировали наличие газа, осадка, 
изменение цвета, помутнение в смеси. Для испытаний 
принимали следующие КС, применяемые при ОПЗ 
добывающих скважин, эксплуатирующих объект БС7

0
 

Соровского месторождения [1, 2]: модифицирован-
ный 8 % (мас.) раствор соляной кислоты; модифици-
рованный глинокислотный состав, содержащий 9 % 
(мас.) хлороводорода и 1,5 % (мас.) фтороводорода. 

По результатам тестов было выявлено, что все ис-
пытанные гидрофобизаторы и буферные жидкости 
совместимы с КС и могут применяться в технологиях 
кислотного воздействия на объекте БС7

0 
Соровского 

месторождения. 
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Определение совместимости растворов хлоридов 
натрия (плотностью 1140 кг/м

3
) и калия (плотностью 

1140 и 1070 кг/м
3
) проводилось путём их смешения с 

нефтью в объемных соотношениях 25:75, 50:50, 75:25 
с предварительным термостатированием проб в тече-
ние 30 минут. Расслоение смеси контролировали в 
течение двух часов при 87 °С, затем при комнатной 
температуре в течение двух часов. Затем аналогичное 
тестирование проводили с раствором хлорида натрия 
плотностью 1140 кг/м

3
 при добавлении различных 

гидрофобизаторов. 
Смешение модифицированных гидрофобизатора-

ми растворов на основе хлорида натрия с нефтью в 
различных соотношениях объема не привело к обра-
зованию взвеси, эмульсии и осадка. При фильтрова-
нии смеси через сито с размером ячейки не более 
0,152 мм выпадения осадков и образования эмульсии 
также не выявлено. Все испытанные гидрофобизато-
ры и солевые растворы совместимы с нефтью объекта. 

Выводы 

1. Проведен аналитический обзор опыта применения 
гидрофобизаторов и стабилизаторов глин. Уста-
новлено, что применение данных типов реагентов 
позволяет повысить эффективность операций ОПЗ 
и ТКРС в условиях глинистых терригенных кол-
лекторов. Для проведения экспериментальных ис-
следований выбраны растворы хлорида натрия 
(плотностью 1140 и 1070 кг/м

3
) и хлорида калия 

(плотностью 1140 и 1070 кг/м
3
), а также раствор на 

основе хлорида натрия (плотностью 1140 кг/м
3
), 

модифицированный катионными гидрофобизато-
рами на основе четвертичных аммониевых соеди-
нений.  

2. Оценено влияние данных растворов, а также 
пресной воды на набухание и снижение проница-

емости горной породы терригенного коллектора 
БС7

0 
Соровского месторождения. Выявлено, что 

наибольшее набухание и снижение проницаемо-
сти вызывает пресная вода и раствор на основе 
хлорида натрия плотностью 1070 кг/м

3
. Данную 

жидкость не рекомендуется применять в условиях 
рассматриваемого месторождения. 

3. Определена устойчивость растворов гидрофоби-
заторов к температурной и солевой агрессии. Вы-
явлено, что один из протестированных гидрофо-
бизаторов неустойчив и демонстрирует помутне-
ние раствора и выпадение осадка.  

4. Определена физико-химическая совместимость 
растворов гидрофобизаторов и буферных жидко-
стей с нефтью объекта БС7

0
 Соровского место-

рождения и применяемыми на месторождении 
кислотными составами. Все гидрофобизаторы 
совместимы с нефтью объекта и кислотными со-
ставами, при их смешении взвесь, эмульсия и 
осадки не образуются. 

5. Марки гидрофобизаторов ГФ № 1 и ГФ № 2 на 
основе четвертичных аммониевых соединений 
показали наибольшее восстановление проницае-
мости и рекомендованы для применения при опе-
рациях глушения и кислотных обработках в гео-
лого-физических условиях объекта БС7

0 
Соров-

ского месторождения. 
6. Буферные жидкости на основе хлорида натрия 

(плотностью 1140 кг/м
3
) и хлорида калия (плотно-

стью 1140 и 1070 кг/м
3
) обладают приемлемыми 

ингибирующими свойствами в отношении глин и 
рекомендованы для применения при операциях 
глушения и кислотных обработках в геолого-
физических условиях объекта БС7

0 
Соровского 

месторождения. 
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Relevance. Sandstone reservoirs of Western Siberia are predominantly hydrophilic in nature and contain a wide variety of clay minerals. 
When exposed to the bottomhole zone of wells with such technological compositions as spacer fluids, killing fluids, acid compositions and 
other aqueous chemical reagents used during well servicing and workovers, well productivity decreases due to the decline of oil relative 
phase permeability and swelling of clay minerals of the rock. Reducing the negative impact of workover fluids can be achieved through the 
selection and adaptation of effective spacer fluids and surfactants, through a complex of analytical and laboratory studies. 
The aim of the research is to select the effective spacer fluids and surfactants to reduce negative impact on the reservoir properties of the 
Sorovskoe oilfield BS7 formation. 
Objects: spacer fluids, clay stabilizers and surfactants. 
Methods. This aim was achieved through a review of domestic and foreign experience in the use of reagents – clay stabilizers and surfac-
tants – in the conditions of hydrophilic clay sandstone reservoirs and a set of laboratory studies to assess the impact of spacer fluids on the 
formation rock by determining the swelling coefficient of disintegrated rock in these fluids and core tests under thermobaric conditions of 
the formation. The minimally effective dose of surfactants was determined based on the results of measuring the surface tension at the 
«spacer fluid – oil» phase boundary. The stability of the reagents under the temperature and salt aggression, as well as the assessment of 
the risks of the manifestation of incompatibility of the reagents with the formation fluids and the acid compositions was carried out by the 
bottle tests. 
Results. The minimally effective dose of surfactant has been determined, as well as its stability to temperature and salt aggression under 
the reservoir conditions. The physicochemical compatibility of solutions of surfactants and spacer fluids was tested with oil from the BS7

0 
formation of the Sorovskoe field and acid compositions used at the field. Based on the complex of studies carried out, it was found that sur-
factants based on quaternary ammonium compounds and spacer fluids based on sodium chloride (with a density of 1140 kg/m3) and po-
tassium chloride (with a density of 1140 and 1070 kg/m3) provide the greatest core model permeability build-up. These fluids and reagents 
are recommended for use in wells workovers, as well as in the technology of acid treatment of the bottomhole zone in the conditions of the 
BS7

0 formation at the Sorovskoe field. 

 
Key words: 
Sorovskoe oilfield, spacer fluid, workover fluid, killing fluid, acidizing, clay swelling,  
relative phase permeability, surfactants, clay stabilizers, sandstone formation, core tests. 
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