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Аннотация. Увеличение нефтеотдачи на месторождениях может реализо-

вываться с помощью химического заводнения при добавке поверхностно-
активных веществ (ПАВ) по ПАВ-полимерной (SP) или щелочно-ПАВ-
полимерной (ASP) технологии. Проектирование химического заводнения ре-
ализуется с учетом пластовых условий и составов пластовых флюидов. ПАВ 
в составе композиции заводнения позволяет изменять смачиваемость поро-
ды, снижать межфазное натяжение, увеличивать капиллярное число, образо-
вывать нефтяную эмульсию, что обеспечивает значительное повышение эф-
фективности вытеснения нефти. 

Данная работа посвящена комплексному изучению образующейся эмуль-
сионной фазы как стадии лабораторного подбора поверхностно-активных 
компонентов для ПАВ-полимерного или щелочно-ПАВ-полимерного состава 
(раствора вытеснения). В работе изучен эффект влияния уровня минерализа-
ции водной фазы и концентрации ПАВ в вытесняющем растворе на характе-
ристики образующейся эмульсии и показано, что по характеристикам эмуль-
сии возможно определить область оптимальной минерализации и интервал 
концентраций ПАВ, обеспечивающих повышение нефтевытеснения. Получен-
ные данные показывают возможность прогноза области эффективности состава 
ASP и SP по характеристикам образующейся водонефтяной эмульсии. 
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Abstract. Enhanced oil recovery in mature fields can be implemented using 

chemical flooding with the addition of surfactants using surfactant-polymer (SP) or 
alkaline-surfactant-polymer (ASP) flooding. Chemical flooding design is imple-
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mented taking into account reservoir conditions and composition of reservoir flu-
ids. The surfactant in the oil-displacing formulation allows changing the rock wet-
tability, reducing the interfacial tension, increasing the capillary number, and form-
ing an oil emulsion, which provides a significant increase in the efficiency of oil 
displacement. 

The article is devoted with a comprehensive study of the formed emulsion 
phase as a stage of laboratory selection of surfactant for SP or ASP composition. In 
this work, the influence of aqueous phase salinity level and the surfactant concen-
tration in the displacing solution on the characteristics of the resulting emulsion 
was studied. It was shown that, according to the characteristics of the emulsion, it 
is possible to determine the area of optimal salinity and the range of surfactant 
concentrations that provide increased oil displacement. The data received show the 
possibility of predicting the area of effectiveness of ASP and SP formulations 
based on the characteristics of the resulting emulsion. 

 
Key words: surfactant; surfactant-polymer flooding; oil-displacing formulation; 

laboratory studies 
 
 
 

Введение 
Большая часть современной мировой добычи нефти приходится  

на месторождения, находящиеся на поздней стадии разработки. Наиболее 
сложной проблемой, с которой столкнулась нефтяная промышленность в 
последние годы, является высокая обводненность продукции при добыче 
нефти [1]. Увеличение нефтеотдачи на таких месторождениях предполага-
ет применение различных третичных методов [2]. Одним из них является 
заводнение при помощи поверхностно-активных веществ (ПАВ),  
в том числе ASP-заводнение (щелочно-ПАВ-полимерное заводнение) и  
SP-заводнение (ПАВ-полимерное) [3].  

Применение данных методов позволяет увеличить коэффициент извле-
чения нефти (КИН) с 35–40 %, что является характерным значением для 
многих месторождений на поздних стадиях заводнения, до 60–70 % [4, 5]. 

Нефтеизвлечение или КИН традиционно рассматривают в виде зависи-
мости от коэффициента охвата пласта заводнения (Кохв) и коэффициента 
вытеснения (Квыт).   

 
КИН = Кохв ∙ Квыт.                                               (1) 

 
Коэффициент охвата можно увеличить, увеличивая вязкость вытесня-

ющего флюида, например, за счет добавления полимера в закачиваемую 
воду. Добавка ПАВ способствует снижению межфазного натяжения на 
границе «водный состав вытеснения — нефть», что позволяет увеличить 
коэффициент вытеснения.  

Для описания процесса вытеснения нефти из пористой среды было вве-
дено понятие капиллярного числа [6], связанного с вязкостью водной фазы 

 
Nca = μw ∙  U

σow
,                                                    (2) 

  
где μw — вязкость воды, сП; U — скорость потока, см/с; σow — поверх-
ностное/межфазное натяжение, дин/см. 
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В работе [7] показана взаимосвязь между капиллярным числом и оста-
точной нефтенасыщенностью. В работе [8] установлено, что для достиже-
ния существенного уменьшения остаточной нефтенасыщенности необхо-
димо увеличение капиллярного числа на два-три порядка. Данные значения 
достигаются при химических методах увеличения нефтеотдачи с использо-
ванием ПАВ, ключевым механизмом которого является снижение межфаз-
ного натяжения (IFT) между нефтью и вытесняющей жидкостью. Согласно 
концепции капиллярного числа, минимальный IFT соответствует макси-
мальному капиллярному числу, что позволяет достичь минимальной оста-
точной нефтенасыщенности в ходе третичных методов добычи нефти. 

Снижение IFT может способствовать формированию водонефтяных 
эмульсий, которые в основном образуются во время заводнения с ПАВ в 
условиях низкого/сверхнизкого межфазного натяжения при перемешива-
нии, возникающем в результате потока жидкости в порах породы [9–10]. 

В механизме влияния эмульгирования на улучшение нефтеотдачи выде-
ляют два аспекта:  

• формирование эмульсии приводит к вовлечению нефти в водную 
систему с последующим переносом капель по поровому пространству (ре-
ализуется при размере образующихся капель, равном или меньшем, чем 
размер пор); 

• формирование эмульсии (как правило, достаточной вязкости) 
включает образование капель, которые частично закупоривают поровые 
каналы, что улучшает эффективность охвата пласта [11]. 

Формирование устойчивых нефтяных эмульсий на этапе добычи может 
приводить к проблемам разделения извлекаемых флюидов. С целью 
предотвращения осложнений при применении химических методов увели-
чения нефтеотдачи необходимо использовать такие ASP/SP составы, кото-
рые формируют подвижную (микро-) эмульсионную фазу в пластовых усло-
виях, но после извлечения на поверхность могут быть разделены с помощью 
имеющихся на промысле технологий и установок подготовки нефти.  

Целью данной работы является комплексное изучение характеристик 
образующейся эмульсионной фазы как стадии лабораторного подбора эф-
фективного ПАВ-полимерного состава для ASP- и SP-заводнения для 
условий месторождений Западной Сибири. 

 
Объект и методы исследования 
Объектом исследования является ПАВ-полимерная композиция, со-

зданная для улучшения нефтевытеснения на одном из месторождений Сур-
гутского нефтегазоносного района Среднеобской нефтегазоносной области 
(Западная Сибирь). 

Водная фаза раствора вытеснения моделировалась при добавке хлорида 
натрия (натрий хлористый, хч, ГОСТ 4233-7710

1), карбоната натрия (натрий 
углекислый, хч, ГОСТ 83-7911

2). Для проведения эксперимента были ис-
пользованы ПАВ класса внутренних олефинсульфонатов натрия (марки 

10 1 ГОСТ 4233-77. Натрий хлористый. Технические условия [Электронный ресурс]. − Введ 1978-01-01. − 
Режим доступа: http://docs.cntd.ru/document/1200006713. 

11 2 ГОСТ 83-79. Натрий углекислый. Технические условия [Электронный ресурс]. − Введ 1980-01-01. − 
Режим доступа: https://docs.cntd.ru/document/1200017262. 
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Enordetпром., производства Shell Chemicals) и нефть месторождения Средне-
обской нефтегазоносной области (Западная Сибирь). В качестве сораство-
рителя использовался изобутиловый спирт (чда, ГОСТ 6016-7712

3). 
Для определения вязкости эмульсии при заданной температуре исполь-

зовался ротационный вискозиметр ViscoQC 100, Anton Paar. Определение 
межфазного натяжения на границе «раствор вытеснения — нефть» прово-
дилось методом вращающейся капли при температуре пласта (тензиометр 
SITE 100, KRÜSS). Устойчивость эмульсионной системы оценивалась на 
анализаторе стабильности дисперсных систем MultiScan MS20, 
DataPhysics. 

Экспериментальная часть 
Лабораторный подбор эффективного ПАВ-полимерного состава для 

ASP- и SP-заводнения начинается с выбора полимера и ПАВ для флюидов 
и условий конкретного месторождения. Для этого проводятся оценка сов-
местимости компонентов ПАВ-полимерного состава в пластовой воде с 
последующим изучением процесса эмульгирования этой системы с нефтью 
месторождения, измерение межфазного натяжения, реологических харак-
теристик, термостойкости и химической стойкости компонентов нефтевы-
тесняющего состава. Завершается лабораторный блок подбора фильтраци-
онными исследованиями на модельном и реальном керне [12]. 

Данная работа посвящена комплексному изучению образующейся 
эмульсионной фазы как стадии лабораторного подбора, включающего ис-
следования до тестов на керне. 

Для описания эмульсии в системе «раствор вытеснения — нефть» ис-
пользуют данные фазового эксперимента, при котором, согласно принятой 
практике [13], смешиваются объемы водной и нефтяной фаз и выдержива-
ются в статических условиях при температуре пласта; при этом оцениваются 
объем эмульсионной фазы, кинетика нефте- и водоотделения, параметр со-
любилизации, подвижность эмульсионной фазы с течением времени. 

Устойчивость эмульсионной системы оценивалась по изменению объе-
ма эмульсионной фазы во времени в рамках фазового эксперимента и по 
исследованиям стабильности дисперсных систем на анализаторе MultiScan 
MS20. Принцип работы MultiScan MS20 основан на определении пропус-
кания и обратного рассеяния монохромного излучения ближней инфра-
красной области спектра при длине волны 880 нм. Сканирование происхо-
дит по всей длине образца пробы при температуре пласта. 

Измерение межфазного натяжения на границе «раствор вытеснения — 
нефть» проводилось методом вращающейся капли при температуре, соот-
ветствующей пластовой. Для образования эмульсии типа WIII необходимо, 
чтобы водный ПАВ-полимерный раствор способствовал снижению меж-
фазного натяжения до низких значений (10-2 мН/м) [6, 12–15].  

12 3 ГОСТ 6016-77. Реактивы. Спирт изобутиловый. Технические условия [Электронный ресурс]. − 
Введ 1979-01-01. − Режим доступа: https://docs.cntd.ru/document/1200017511. 
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Результаты и их обсуждение 
Для оценки эффективности комбинированного состава ПАВ для ASP- и 

SP-заводнения проводятся, как правило, следующие лабораторные иссле-
дования: 

• изучение совместимости компонентов между собой и с пластовыми 
водами; 

• изучение водонефтяной системы путем измерения межфазного 
натяжения и проведения фазового эксперимента (получение и разрушение 
эмульсии в статических условиях при температуре пласта для закачивае-
мых составов и при уменьшении концентрации компонентов); 

• фильтрационные испытания на насыпных моделях и керновом мате-
риале. 

При добавке состава ASP или SP в водонефтяную систему молекулы 
ПАВ, концентрируясь в поверхностном слое, снижают межфазное натяже-
ние и способствуют формированию и стабилизации эмульсии. В процессах 
химического заводнения эмульгирование нефтевытесняющих жидкостей с 
остаточной нефтью представляет собой важный вклад в повышение нефте-
отдачи [16–19]. 

Механизм влияния процесса эмульгирования на повышение нефтеотда-
чи пласта сложен. Поэтому на этапе лабораторных исследований оценива-
ют возможность формирования эмульсии в рамках фазового эксперимента.  

 
Исследование фазового поведения  
Общепринято оценивать фазовое поведение с точки зрения классифика-

ции Винзора [20–22], согласно которой образующаяся эмульсионная фаза 
находится в равновесии с избытком масла/нефти, воды (двухфазные систе-
мы) или одновременно с этими фазами (трехфазная система).  

Специфические структуры эмульсий были тщательно изучены многими 
исследователями. Существует три основных типа эмульсий: прямые («мас-
ло в воде», м/в), обратные («вода в масле», в/м), множественные или би-
континуальные микроэмульсионные системы. 

Для систем типа Винзор I (WI, «масло в воде», м/в) характерно наличие 
нижней эмульсионной фазы с избытком масла/нефти в верхней. Поскольку 
в этом случае эмульсия имеет большую плотность, чем нефтяная фаза, то 
она расположена ниже нефтяной фазы. В случае системы типа Винзор II 
(WII, эмульсия «вода в масле», в/м) верхняя фаза представляет собой 
эмульсию, а нижняя — избыточную водную.  

Трехфазная система со среднефазной микроэмульсией и с избытками 
масла/нефти (верхняя фаза) и воды (нижняя фаза) является системой типа 
Винзор III (WIII), и эта среднефазная микроэмульсия имеет биконтинуаль-
ную структуру, условно включающую в себя агрегирование двух типов 
микроэмульсий: «вода в масле» и «масло в воде» [20].  

Структура эмульсии зависит от солености (минерализации) и доли вод-
ной фазы, концентрации ПАВ, температуры [20]. На рисунке 1 представле-
ны три типа эмульсий с учетом изменения солености [14]. 
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Рис. 1. Три типа эмульсий и влияние солености на фазовое поведение 
 
Фазовое поведение раствора ПАВ в значительной степени зависит от 

солености (минерализации) раствора, особенно если в составе содержатся 
ионогенные поверхностно-активные вещества. При низкой солености ти-
пичное для химического заводнения поверхностно-активное вещество об-
ладает хорошей растворимостью в воде и формирует при концентрации 
выше критической концентрации мицеллообразования в водной фазе пря-
мые мицеллы, обеспечивающие солюбилизацию нефти в ядра и стабиль-
ную структуру с вовлеченной нефтью в водный раствор ПАВ (WI). Нефтя-
ная фаза при этом почти не содержит ПАВ. 

При увеличении солености (минерализации) снижается растворимость 
ионогенного поверхностно-активного вещества в водном растворе, проис-
ходит смена типа эмульсии с в/м на м/в [14, 20]. При условиях перехода 
WI/WII возникает эмульсионная фаза WIII, которая представляет наиболь-
ший интерес для целей повышения нефтеотдачи. Процесс образования и 
стабильность системы WIII зависят от пластовых условий и состава флюи-
дов: общей минерализации водной фазы [23], концентрации отдельных со-
лей, состава нефти, температуры. Примеры эффектов влияния изменений 
солености, температуры, состава нефти, структуры поверхностно-
активного вещества, сорастворителя и растворенных твердых веществ в 
водной фазе на фазовое поведение, межфазное натяжение и параметр со-
любилизации представлены для исследованных ПАВ в работе [24]. 

При прогнозе эффективности извлечения нефти в процессе ASP- и SP-
заводнений фазовое поведение системы «раствор вытеснения — нефть» 
является одним из ключевых факторов [25]. Состав, обеспечивающий фор-
мирование большего объема WIII, наиболее эффективен для нефтевытес-
нения [26]. 

Исследование в рамках фазового эксперимента проводят в зависимости 
от общей минерализации (солености), температуры, концентрации и 
соотношения компонентов ПАВ-полимерного состава, соотношения 
объемов нефтяной и водной фазы и др. 
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В рамках данной работы проведено изучение характеристики формиру-
ющейся эмульсионной фазы как возможного критерия оценки эффективно-
сти состава нефтевытесняющей композиции на основе ПАВ.  

Для оценки эффективности водного раствора ПАВ на модельной 
пластовой воде проведено изучение фазового поведения в системе 
«раствор вытеснения — нефть» по принятой методике фазового 
эксперимента [27] в течение 14 суток. На рисунке 2 представлены 
результаты сканирования фазового поведения системы в зависимости от 
солености (%) — общей минерализации (TDS, г/л) при фиксированной 
концентрации ПАВ системы 0,7 % Enordetпром., 2,0 % сорастворителя;  
2,0 % Na2CO3 при пластовой температуре с нефтью месторождения Запад-
ной Сибири. 

 

 
 
 
 

 
 

 
 

Рис. 2. Фазовое поведение системы через 1 сутки (а) и через 14 суток (б) 
 
Значение концентрации соли (минерализации), при котором в формиро-

вание эмульсионной фазы вовлекаются максимальные равные объемы 
нефтяной и водной фаз, называют оптимумом солености, так как в этих 
условиях формируется WIII [20]. Для оптимума солености параметры со-
любилизации нефти (σo = VO/VS, VO — объем нефти, растворенный в мик-
роэмульсии, VS — объем поверхностно-активного вещества в составе мик-
роэмульсии) и водной фазы (σw = VW/VS, VW — объем солюбилизирован-
ной воды, VS — объем поверхностно-активного вещества в составе микро-
эмульсии) должны быть примерно одинаковыми и превышать значение 10, 
а межфазное натяжение менее 10-3 мН/м [6]. 

Полученные результаты (рис. 2) в исследованной системе показывают 
нахождение оптимума солености с наибольшим объемом симметрично 
расположенной эмульсионной фазы в интервале TDS 21,4–21,6 г/л, при 
этом параметр солюбилизации воды σw имеет значения 71–79, параметры 
солюбилизации нефти σo 143. 

 
Прямые замеры межфазного натяжения 
При измерении межфазного натяжения в зависимости от минерализации 

(солености) водной фазы интервал оптимальной солености определяется 

TDS, г/л    20,0  20,4   20,8   21,2  21,4  21,6   21,8   22,0  22,2  22,4  22,6  23,0  23,5  24,0 
а) 

TDS, г/л    20,0  20,4  20,8    21,2  21,4  21,6   21,8   22,0  22,2  22,4    22,6  23,0  23,5  24,0 
б) 
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областью минимальных значений IFT. Полученные результаты оптимума 
солености в рамках фазового эксперимента согласуются с данными изме-
рения межфазного натяжения на границе «раствор вытеснения — нефть» 
исследуемой системы (рис. 3). В интервале общей минерализации 21,2–
21,8 г/л значения межфазного натяжения лежат в диапазоне ультранизких 
значений 0,003–0,006 мН/м.  

 

 
Рис. 3. Зависимость межфазного натяжения от минерализации водной фазы 

 
Фазовое поведение в исследуемой системе «раствор вытеснения — 

нефть» и сверхнизкие значения межфазного натяжения (3∙10-3–6∙10-3 мН/м) 
позволяют прогнозировать максимальную эффективность подобранного 
ASP состава для вытеснения с использованием пластовых вод с TDS 
21,2–21,8 г/л месторождения Западной Сибири. 

Связь между межфазным натяжением, эмульгирующей способностью 
состава и эффективностью вытеснения достаточно сложна и неоднозначна. 
В большинстве случаев при снижении межфазного натяжения увеличива-
ются эмульгирующая способность и эффективность вытеснения. Но в ра-
боте [28] исследуемые составы в рамках подбора рецептуры показывали 
при уменьшении IFT снижение эмульгирующей способности и повышение 
эффективности нефтевытеснения при фильтрационных испытаниях. 

 
Оценка стабильности (микро-)эмульсии  
Для прогноза эффективности вытесняющих составов проводят также 

оценку стабильности получаемой эмульсии. Для исследуемого в работе 
состава в рамках фазового эксперимента проведена оценка стабильности 
эмульсии в течение 14 суток (см. рис. 2), при этом выявлено, что сохранение 
максимального объема эмульсии без учета типа эмульсии происходит при 
минерализации до TDS 21,2 г/л. При минерализации 21,4–22,0 г/л отмеча-
ется сокращение объема эмульсионной фазы в 3–8 раз, в диапазоне TDS 
22,2–24,0 г/л наблюдается полное сокращение объема эмульсионной фазы. 
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Объем эмульсии WIII через сутки статического термостатирования при 
оптимуме минерализации 21,4–21,6 г/л составлял 75–87 об. % от объема 
водонефтяной смеси. Через 14 суток он составил 10–25 об. %.  

Другой способ оценки устойчивости эмульсии, использованный в дан-
ных исследованиях, основан на изучении скорости расслаивания фаз на 
приборе Multiscan MS20 (рис. 4). После интенсивного встряхивания водо-
нефтяной смеси и получения эмульсии по всему объему (tо = 0 мин) изуча-
ли стабильность полученной эмульсии по динамике отделения водной и 
нефтяной фазы, используя коэффициенты светопропускания и интенсивно-
сти обратного рассеяния. 

 

  
а) б) 

 

  
в) г) 

 
Рис. 4. Зависимость коэффициента пропускания (а) и обратного рассеяния (б)  

в зависимости от времени и высоты измерения; фото измерительной емкости  
с водонефтяной системой после 3 970 минут (в);  
скорость процесса расслаивания для системы (г) 

 
На рисунке 4 показаны графики зависимости коэффициента пропуска-

ния (см. рис. 4а) и обратного рассеяния (см. рис. 4б) от положения датчи-
ков прибора по высоте расслаиваемой системы. Время измерения варьиру-
ется от t = 0 мин, красный цвет (полный объем системы — эмульсионная 
фаза) до t = 3 970 мин, фиолетовый цвет (устойчивое образование трех 
фаз). Выше 45 мм измерительной емкости находится воздушная фаза, и 
этот участок емкости не следует считать показательным. На рисунке 4в 
показана фотография измерительной емкости после отстаивания эмульсии 
в течение 2,76 суток (3 970 мин). По мере разрушения эмульсии и возник-
новения трехфазной системы (водная фаза — эмульсионная фаза — нефть) 
наблюдается рост коэффициента пропускания для области от 0 до 23 мм 

I II III 
I 
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измерительной емкости, что согласуется с визуальной оценкой системы 
(см. рис. 4в), интенсивность обратного рассеивания при этом снижается, 
что позволяет количественно оценить скорость процесса расслаивания  
(см. рис. 4г). В начальный период (до 6 часов) скорость расслаивания со-
ставляла 54,74 %/сут с последующим замедлением до 0,38 %/сут. 

Оценка стабильности эмульсии может оцениваться так же количеством 
отделившейся водной фазы за единицу времени [29]. Для оценки стабиль-
ности эмульсии используют и другие показатели [30]: отношение объема 
нефти, выделившегося после эмульгирования, к объему воды [31], мини-
мальная скорость вращения, необходимая для полного эмульгирования [32], 
отношение объема масла, выделившегося после эмульгирования, к общему 
объему масла [18] и др. 

 
Влияние снижения концентрации ПАВ  
При движении в пласте водного состава нефтевытесняющей 

композиции происходит разбавление пластовой водой, а также протекает 
адсорбция компонентов на породе, что приводит к снижению 
концентрации ПАВ-полимерной композиции. С помощью имитации про-
цесса удержания ПАВ в пласте по мере продвижения раствора вытеснения 
проведены иследования влияния концентрации комбинированного ПАВ в 
нефтевытесняющей композиции на объем и устойчивость эмульсионной 
фазы, результаты представлены на рисунке 5а. Как видно из рисунка, 
уменьшение концентрации ПАВ приводит к снижению объема и 
стабильности получаемой эмульсионной фазы. При добыче эмульсия, 
формируемая остаточным ПАВ, должна иметь тенденцию к разрушению, 
что мы и наблюдаем при концентрациях ниже 0,2 %. 

Но снижение концентрации состава вытеснения может приводить к 
изменению соотношения ПАВ — многовалентные катионы пластовых вод, 
координация с которыми ионов АПАВ может давать положительный 
эффект модификации состава и понижение межфазного натяжения вплоть 
до критического значения концентрации. Таким образом, влияние 
снижения концентрации ПАВ на эффективность состава может иметь 
сложную зависимость, которая требует лабораторного подтверждения в 
каждом конкретном случае с учетом пластовых условий и состава 
пластовых флюидов. 

 

 
а)         б) 

 
Рис. 5. Фазовое поведение ПАВ в зависимости от концентрации 

 
Полученная эмульсионная фаза может характеризоваться повышенной 

вязкостью, визуальная оценка которой проводится по наклоненной про-
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бирке (рис. 5б) или путем измерения динамической вязкости (рис. 6). Об-
разование высоковязких эмульсионных структур не допускается для эф-
фективных составов для ASP- и SP-заводнения. Хотя в работах [8, 33–37] 
было обнаружено, что эмульсия, образующаяся в порах коллектора, может 
эффективно блокировать области с высокими фильтрационно-емкостными 
свойствами и, таким образом, повышать эффективность охвата пласта.  

 
Учет изменения вязкости эмульсии при заводнении  
В данной работе проведено сравнение динамической вязкости полимер-

ного (P) и ПАВ-полимерного (SP) раствора с вязкостью водонефтяной 
эмульсии и модельной нефти при температуре пласта (см. рис. 6). 

 

 
 

Рис. 6. Результаты измерения динамической вязкости систем  
при температуре пласта 

 
Как видно из представленного графика, динамическая вязкость эмуль-

сионной фазы значительно превышает вязкость других систем, особенно 
при малых значениях скорости сдвига (7,2 с-1). Таким образом, состав дан-
ной ПАВ-полимерной композиции необходимо корректировать с целью 
снижения вязкости получаемой водонефтяной эмульсии или рекомендо-
вать для нефтевытеснения только для пластов с высокой проницаемостью. 

 
Выводы 
При использовании ASP/SP технологий для мобилизации остаточной 

нефти необходимо повысить вязкость вытесняющего флюида, что способ-
ствует увеличению охвата пласта вытеснением, и понизить межфазное 
натяжение на границе нефть/раствор вытеснения, что способствует увели-
чению коэффициента вытеснения. Изменение этих характеристик связано с 
образованием эмульсионной фазы при динамическом контакте нефти с вы-
тесняющим раствором ASP или SP состава. Снижение межфазного натя-
жения (до 1∙10-2 мН/м и ниже) при щелочно-ПАВ-полимерном заводнении, 
способствует формированию (микро-) эмульсионной фазы и позволяет на 
несколько порядков повысить капиллярное число. 

При выборе ПАВ-полимерного состава для целей нефтевытеснения 
необходимо учитывать характеристики нефтяной эмульсии, образующейся 
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в пластовых условиях: тип эмульсии, параметр солюбилизации нефти, ста-
бильность, вязкость.  

Стабильность эмульсии в пластовых и поверхностных условиях суще-
ственно зависит от концентрации ПАВ, а также от состава нефти, пласто-
вых вод и вытесняющих флюидов. 

Полученные в работе зависимости показывают влияние уровня минера-
лизации водной фазы и концентрации ПАВ в вытесняющем растворе на 
показатели образующейся эмульсии, что позволяет по характеристикам 
эмульсии определить область оптимальной минерализации и интервал 
концентраций ПАВ, обеспечивающих повышение нефтевытеснения. Полу-
ченные данные показывают возможность прогноза области эффективности 
ASP- и SP-состава по характеристикам образующейся водонефтяной 
эмульсии. 
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