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Аннотация
В статье описана физико-математическая кластерная четочная модель и метод расчета 
течения двухфазной смеси «нефть — водный раствор поверхностно-активных веществ 
(ПАВ)» в поровом пространстве горных пород. Данный метод позволяет прогнози-
ровать влияние вида водного раствора ПАВ и температуры раствора на вид кривых 
относительных фазовых проницаемостей (ОФП). 
Изложены результаты экспериментального исследования стационарной двухфазной 
фильтрации жидкости в модели пласта через составную колонку образцов керна. При-
ведена методика определения функций ОФП с применением добавочных реагентов 
на основе полученных обобщенных опытных данных и расчета потерь давления из-за 
трения, местных сопротивлений и межфазного взаимодействия при течении водонеф-
тяной смеси в поровых каналах.
Предложены формулы расчета потерь от межфазного взаимодействия с учетом влияния 
вида ПАВ и температуры пласта. Получены зависимости относительной амплитуды 
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потерь давления от межфазного взаимодействия и положения максимума потерь колоко-
лообразной кривой от вида ПАВ, температуры пласта и работы адгезии, позволяющие 
аппроксимировать величины потерь давления на межфазные взаимодействия с учетом 
поверхностно-активных веществ и температуры. Показано влияние температуры на 
вид кривых ОФП.
Установлено, что применение исследованных водных растворов ПАВ вместо воды 
для вытеснения нефти приводит к уменьшению остаточной нефтенасыщенности в 
керне вследствие снижения межфазного натяжения на границе «нефть — вода», что в 
результате приводит к увеличению нефтеотдачи.

Ключевые слова
Двухфазная фильтрация, поверхностно-активные вещества, кластерная сетевая мо-
дель, потери давления от межфазного взаимодействия, относительная работа адгезии, 
капиллярное число.
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Введение
Методика расчета относительных фазовых проницаемостей нефтяной и водной 
фаз является неотъемлемой частью гидродинамических моделей месторождений. 
От качества данных об ОФП в значительной мере зависит качество модели и, 
как следствие, качество проектных решений. В настоящее время развивается 
научное направление, посвященное расчетно-экспериментальному определению 
ОФП [1, 5, 9-15, 17, 19, 21-26]. Для описания процессов совместного движения 
флюидов в породах-коллекторах с межзерновой пористостью большое распро-
странение приобрели гидродинамические модели, в которых поровое простран-
ство в масштабе керна описывается цифровой моделью совокупности капил-
лярных каналов [13-15, 19, 21-25]. Для обобщения опытных данных о потерях 
при межфазном взаимодействии, в том числе при неизотермических условиях 
и при наличии в потоке ПАВ, требуется проведение экспериментальных ис-
следований и развития расчетных методов.

В работах [15, 26 и др.] показано существенное влияние различных ПАВ на 
параметры фильтрации и остаточную нефтенасыщенность. Написан ряд обзор-
ных работ [13, 21 и др.], посвященных исследованиям относительных фазовых 
проницаемостей. Однако до настоящего времени не существует гидродинами-
ческого метода определения ОФП с применением химических добавок. Метод, 
предложенный в данной работе, позволяет в разы сократить время на исследо-
вание влияния того или иного ПАВ на ОФП.

Свойства пластовых жидкостей и пласта-коллектора в немалой мере зависят 
от температуры, поэтому на вид кривых ОФП также будет влиять и этот пара-
метр. Изменение температуры может влиять на коллекторские свойства горных 
пород в результате изменения формы и размеров поровых пустот, потому как 
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зерна минералов, образующих скелет породы, имеют различные коэффициенты 
термического расширения. С изменением температуры изменяется смачиваемость — 
наиболее важный параметр системы «порода — флюид». С повышением темпера-
туры часто увеличивается гидрофильность нефтегазоносных пластов-коллекторов, 
что в свою очередь влияет на фазовые проницаемости [8, 16, 18, 20, 26].

Предложенный в данной работе метод позволит прогнозировать вид кривых 
ОФП при вытеснении нефти при различных температурах различными видами 
водных растворов ПАВ.

Геометрическая и кластерная сетевая четочная модель течения смеси 
«нефть — водный раствор ПАВ»
Существуют различные методы определения относительных фазовых проницае-
мостей при решении задач многофазной фильтрации. Их можно разделить [13] на 
четыре основные группы: экспериментальные (керновые испытания), расчетно-
экспериментальные, эмпирические и методы, основанные на использовании про-
мысловых опытных данных и решении обратных задач. В расчетно-эксперимен-
тальных методах модель порового пространства может быть построена на основе 
кривых капиллярного давления, томографии либо задаваться априорно. Методы 
моделирования многофазных течений подразделяются на полуэмпирические ка-
нальные методы, квазиодномерное моделирование в каналах сетевой структуры, 
методы 2D и 3D-моделирования в пространственной поровой структуре [13].

Рассмотренная выше классификация методов определения ОФП позволяет 
по критериям физической обоснованности и простоты численной реализации 
выбрать для расчетов ОФП при фильтрации смеси «нефть — водный раствор 
ПАВ» кластерную сетевую четочную модель течения, предложенную и обосно-
ванную в работах А. Б. Шабарова, С. В. Степанова, А. В. Шаталова и др. [10, 11, 
13, 14, 25 и др.]. Разработанные гидродинамические методы расчета примени-
тельно к течениям водонефтяных смесей обеспечивают необходимую достовер-
ность прогнозирования и направлены на повышение нефтеотдачи пласта, однако 
требуют накопления и обобщения опытных данных для различных типов коллек-
торов. Эти методы включают в себя геометрическую и цифровую модель поро-
вого пространства, систему уравнений гидродинамики четочного течения в сети 
поровых каналов и эмпирические зависимости для учета потерь из-за межфазно-
го взаимодействия при различной водонасыщенности [1, 5, 9, 10, 12-14, 26 и др.]. 

Схема капиллярного кластера (рис. 1), предложенная в [14], представляет 
собой систему непересекающихся кластеров, состоящих из β = 4-12 малых из-

вилистых каналов диаметром � = ( �
��

∑ �������
��� )�,��   и одного крупного из-

вилистого канала диаметром � = ( ��� ∑ ��������� )�,��,  соединенного перемыч-

ками диаметром d с малыми каналами (рис. 2), ∑ �� ≤ �� ≤ ∑ ������
���

��
��� . 

Число кластеров в образце равно Nc = Fk/Fc, где Fk, Fc — площади поперечного 
сечения керна и кластера. В пределах кластера влиянием поперечного градиента 
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Рис. 1. Схема капиллярного кластера: 
Sc — сечение кластера; P1, P2 — 
давления на входе и выходе из 
кластера; L — длина кластера

Источник: [14].

Fig. 1. The scheme of the capillary 
cluster: Sc — section of the cluster;  
P1, P2 — pressure at the entrance and exit 
of the cluster; L — cluster length

Source: [14].

давления, по сравнению с продольным, пренебрегают. Распределение Nj пор по 
диаметрам dj, Dj определяется по гистограммам, построенным по кривым ка-
пиллярного давления. 

 

 

Рис. 2. Движение жидкостей по 
капиллярам кластера (показан 
большой, один малый канал и 
перемычки). L — длина кластера,  
d и D — среднерасходные диаметры 
малых и больших капилляров

Источник: [14].

Fig. 2. The movement of liquids through 
the capillaries of the cluster (shown large, 
one small channels and jumpers). L — 
cluster length, d and D — average 
consumption diameters of small and large 
capillaries

Source: [14].
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На основе этого распределения строится геометрическая модель порового про-
странства. При этом вычисляются [13, 14] геометрические параметры кластера. 

По найденным диаметрам больших (D) и малых (d) каналов, принятым 
коэффициентам извилистости Kизв. и параметрам β, пористости m, длине L и 
диаметру керна Dk определяются [14], во-первых, характерные объемы в преде-
лах кластера:

��� =
� � ��

4 � �изв.� � �,

��� = � � ��
4 � �изв.� � � � � � ����� ,

                                 (1)

где , ,    — объемы больших, малых каналов и перемычек, по которым 
движутся флюиды; во-вторых, остаточные насыщенности водным раствором 
ПАВ S* и нефтью (1 − S*) определяются по известным обобщенным опытным 
данным или находятся в специальных модельных, с однофазными флюидами, 
экспериментах 1 и 2 (см. далее). Тогда

�� = ��� + ���� ∙ (1 � �∗)
1 � �∗ ,         �� = ���� = ��� ∙ (1 + �∗), 

���� = �� + �� + ���� ,         �� = ����
� , 

����� = ���� ∙ � � �� � ���� � �� ∙ �∗, 

           (2)

где VB, VM, VPOR, Vc, VBWS — объемы (м3) соответственно больших, малых каналов 
с учетом остаточных флюидов, пор, кластера и движущегося объема водного 
раствора ПАВ в кластере; в-третьих, доля водного раствора ПАВ в движущем-
ся объеме в большом канале =    определяется отношением найденных по 
формулам (1) и (2) величин:

.                                                       (3)

Вычисляются площадь сечения кластера и число кластеров в керне:

�� = ��
� ,    �� = �керна

�� . 

 

                                            (4)

Потери давления при течении флюидов в больших и малых каналах
Следуя исследованиям [13, 14], будем полагать в данной работе, что в больших 
каналах происходит четочное квазиодномерное стационарное течение нефти и 
водного раствора ПАВ, а в малых каналах и перемычках движется водный рас-
твор ПАВ. По уравнениям гидродинамики [12] вычисляются потери трения и 
потери местные в поровых каналах.

~
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При четочном течении нефти и водного раствора ПАВ в извилистых 
больших каналах переменного сечения (при наличии массообмена через 
перемычки с малыми каналами) потери давления включают в себя следующие 
виды потерь [13, 14]: ΔРтр.о, ΔРтр.ws — потери из-за вязкого трения нефти и 
водного раствора ПАВ о стенки поровых каналов, ΔРм.о и ΔРм.ws — потери из-
за местных сопротивлений (расширения и сужения каналов, резких поворотов, 
вихревых областей) в поровых каналах по нефти и водным растворам ПАВ, 
а также потери из-за межфазного взаимодействия ΔРмф вследствие деформа-
ции капель, уменьшения проходных сечений из-за образования пленок, дис-
сипации энергии при дроблении и объединении капель, образования и взаи-
модействия между ганглиями, смешения потоков из перемычек с флюидами 
в каналах и т. д.:

∆P = ∆Pтр.o + ∆Pм.o + ∆Pтр.ws + ∆Pм.ws + ∆Pмф.                       (5)
При течении водного раствора ПАВ в малых каналах потери давления скла-

дываются из потерь трения и местных сопротивлений:
∆P = ∆Pтр.ws + ∆Pм.ws.                                             (6)

Следует отметить, что потери давления в пределах керна в больших и малых 
каналах, рассчитанные из формул (1) и (2), совпадают: |ΔРВ| = |ΔРМ| = Р1 − Р2, 
где Р1 и Р2 — давления на входе и выходе из керна.

Далее последовательно рассматриваются расчетные модели определения 
потерь давления из-за трения местных сопротивлений и межфазного взаимо-
действия.

Потери трения и местные сопротивления в поровых каналах
Потери трения при ламинарном четочном течении определяются по формуле 
Пуазейля [12, 14] с учетом доли движущегося объема водного раствора ПАВ в

большом канале к объему движущихся флюидов в этом канале   для 
нефти:

��тр.� �
128 · �� · � · �изв.�

� · �� · �1� ��� · ��;                           (7)

для водного раствора ПАВ:

∆тр. =
128 ∙  ∙  ∙ изв.

 ∙  ∙  ∙ , 

 

                            (8)

где µо, µws — динамическая вязкость (кг/мс) нефти и водного раствора ПАВ; 
L — длина керна; �изв.� = ��

�,   б/р — коэффициент извилистости больших кана-
лов; L — средняя длина большого порового канала в пределах керна; QВ — объ-
емный суммарный расход (м3/с) нефти  �� = �� ∙ (1� ��)  и водного раствора 
ПАВ C ·  в большом канале. 

Потери трения при ламинарном течении водного раствора ПАВ в малых 
каналах по формуле Пуазейля:

~
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��� = 128 � ��� � � � �изв.�
� � �� � ��,                                (9)

где �изв.� = ���
� ,   б/р — коэффициент извилистости малого канала,   — сред-

няя длина малого порового канала; QМ — объемный расход (м3/с) водного рас-
твора ПАВ в одном малом канале.

Учет по расчетной модели [14] потерь давления через перемычки обычно 
приводит к изменению расходов флюидов через керн в пределах 0,5-1,5%, чем 
во многих случаях можно пренебречь.

Следует отметить, что µws существенно зависит от вида ПАВ и температуры 
Т, что существенно отличает результаты расчетов по формулам (7)-(9) от резуль-
татов расчетов для воды [13, 14 и др.].

Для определения потерь давления на местных сопротивлениях воспользу-
емся следующим суждением.

Потери давления из-за трения на длине керна L при ламинарном течении 
(формулы (7)-(9)) линейно зависят от объемных расходов Qo, QwsB, QwsM. Расход 
фаз, определяемый по обобщенной формуле Дарси и градиент давления на 
керне с площадью поперечного сечения Fk также линейно связаны:

· · · · · · .                           (10)

При отсутствии межфазного взаимодействия ∆P = Ci ∙ Qi; из (7)-(10) следу-
ет, что ∆Pтр.i = Ci тр. ∙ Qi, где Ci, Ci тр. — постоянные, не зависящие от Qi. Тогда 
∆Pм.i = ∆P − ∆Pтр.i = (Ci − Ci тр.) ∙ Qi.

Следовательно, можно полагать, что в пределах применимости обобщенно-
го закона Дарси потери из-за местных сопротивлений ΔРмест.i в поровых каналах, 
имеющих средний диаметр порядка 10 мкм и относительную длину в керне >103, 
линейно зависят от расходов.

Таким образом, в отличие от течения жидкостей и газов в гладких, слабо 
изогнутых каналах, где местные потери ΔРмест. пропорциональны ρ  ∙  (θ2/2), в 
длинных поровых каналах (с диаметром порядка 10 мкм, с распределенными 
по длине многочисленными местными сопротивлениями) в области примени-
мости закона Дарси местные сопротивления пропорциональны скорости или 
расходу в первой степени, т. е.:

∆Pм.i = Cмест.i ∙ Qi.                                              (11)
Тогда для течения нефти в больших каналах:

∆PMO = KMB ∙ ∆Pтр.o;                                            (12)
для водного раствора ПАВ в больших каналах:

∆PMws = KMB ∙ ∆Pтр.ws.                                           (13)
Суммарные потери трения и местных сопротивлений в большом канале без 

учета межфазного взаимодействия для нефти:
���� � ��тр.� � �м.� � �� · �� · �1 � ��� · �� ,                      (14)
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где Co  =  (128  ∙  μo  ∙  L)/(π  ∙  D4) — коэффициент потерь трения по нефти; 
KВ = Kизв.В ∙ (1 + KМВ). То же для водного раствора ПАВ:

����� = ��тр.��� + �мест.��� = ���� � �� � �� � �� ,                 (15)

где CwsB = (128 ∙ μws ∙ L)/(π ∙ D4) — коэффициент потерь трения по водному рас-
твору ПАВ в больших каналах.

Потери давления в большом канале:

= + = 1 + . 
 

         (16)

Потери в малом канале:
∆PM = ∆Pтр.M + PMM = KM ∙ CwsM ∙ QM1,                             (17)

где CwsM = (128 ∙ μws ∙ L)/(π ∙ d4); KM = Kизв.M ∙ (1 + KMM) — коэффициент потерь по 
водному раствору ПАВ в малом канале. И тогда:

· 128 · ·
· · .                                 (18)

Коэффициенты   и KM, учитывающие отличие потерь давления в ре-
альных поровых каналах с учетом изменения поперечных сечений и извилистости 
каналов, находятся в двух специальных модельных экспериментах при исследо-
вании фильтрации однофазных сред — нефти и водного раствора ПАВ, а также 
могут быть обобщены по опытным данным в виде эмпирических формул.

Модельный эксперимент 1 проводится при следующих условиях: рабочее 
тело — нефть, S = S*, �� =

���∗
�∗��∗

,   Qws = 0, ∆Pмф = 0. Измеряются ∆P = ∆P*, Qo = Qo*, 
где S*, S* — остаточная насыщенность водного раствора ПАВ и нефти. 

По результатам этого эксперимента вычисляются:
— расход нефти через один кластер: Qo1* = Qo/Nc, 
— коэффициент потерь при течении нефти и остаточной насыщенности 

водного раствора ПАВ:

��∗ =
��∗

�� � ���∗.                                               (19)

Модельный эксперимент 2 проводится при следующих условиях: рабочее 
тело — водный раствор ПАВ, S = S*,    = 1, Q*

o = 0, ∆Pмф = 0. Измеряются ∆P = ∆P*, 
Qws = Q*

ws.
Вычисляются:

—— расход водного раствора ПАВ через один малый канал (���∗ = ���∗
����

  ) и 
через один кластер (����∗ = ���∗

��
= ����∗ + � � ���∗ , ),

—— коэффициент потерь при течении водного раствора ПАВ и остаточной 
нефтенасыщенности: 

��∗ =
��∗

���� � ����∗ ,                                             (20)

Кузина О. А., Шабаров А. Б.
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где ����∗ = ���∗ ∙ �∗∙��
�∗∙����∙��; ���∗ = ����∗ ∙ ��

�∗∙����∙��.   Параметр С* может 
уточняться из условия наилучшего среднеквадратичного совпадения 
расчетных и экспериментальных данных. В первом приближении С* = 1.

Коэффициент потерь трения и местных сопротивлений в малых каналах:

· .                                                (21)

При различных параметрах насыщенности S может изменяться заполнение 
нефтью сечения большого канала. Поэтому, с учетом условий KB(0)  =  KB*, 
KB(1) = K*

B, полагаем m = 1-3:
������ = ��∗ + ��� ∙ ���∗ � ��∗�.                                 (22)

Потери давления из-за межфазного взаимодействия нефти  
и водного раствора ПАВ
На основе обработки известных данных экспериментальных исследований в 
работе [14] установлено, что при фильтрации водонефтяной смеси возникают 
потери давления от взаимодействия фаз — воды и нефти, — которые описыва-

ются в безразмерных переменных ����мф �
��мф

��мф.��� , �
��  универсальной колоколо

образной кривой (рис. 3).
Аналогичный подход для вычисления ∆Pмф применяется нами при фильтра-

ции системы «нефть — водный раствор ПАВ», но с учетом влияния состава и 
температуры водного раствора ПАВ на вязкость μws, поверхностное натяжение 
σ, капиллярное число Са и остаточную нефтенасыщенность 1 − S*:

���мф���� =

��
�
�� � ∙ �1 − 1

����
∙ ��� − ������  при �� < ���,

� ∙ �1 − 1
�1 − �����

∙ ��� − ������  при �� � ���.
 

          

(23)

Здесь А — максимальное в области S* ≤ S < S* для данного керна и параметров 
флюидов значение ���мф; �� = ���∗

�∗��∗
; ��� = ����∗

�∗��∗
;  ���мф; �� = ���∗

�∗��∗
; ��� = ����∗

�∗��∗
;   — значение ���мф; �� = ���∗

�∗��∗
; ��� = ����∗

�∗��∗
;  , соответству-

ющее максимальному значению ���мф�����,  n — эмпирический коэффициент, в 
рамках данной работы принятый равным 4.

Параметры А и Sm — эмпирические функции, которые с учетом влияния 
ПАВ описываются следующими формулами [5]: 

� = �� ∙ ��� ∙ �� �,����,    �� = � ∙ ��� ∙ �� �,��� + �, 
 

               (24)

где a0 = −0,0018 · T + 0,5187; m = 0,0002 · T − 0,0562; k = 95,798 · T + 2 537,4; 
b = 0,0012 · T + 0,4013.

Следует отметить, что зависимости для А и Sm могут уточняться по мере нако-
пления опытных данных.

~
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Рис. 3. Зависимость относительных 
межфазных потерь от насыщенности S 
(керны Урненского, Русского, 
Верхнечонского месторождений)

Источник: [14].

Fig. 3. The dependence of the relative 
interphase losses on the saturation S 
(cores of the Urnensky, Russian, 
Verkhnechonsky deposits)

Source: [14].

Анализ результатов расчетов показал, что при применении водного раство-
ра поверхностно-активных веществ основным фактором различия в расчете 
межфазных потерь давления, по сравнению с водой [14], является отличие от-
носительной амплитуды межфазного взаимодействия А и значение водонасы-
щенности, соответствующее максимуму функции ���мф�����.   На эти параметры 
влияет вид ПАВ и температура. Ранее в работах [5, 26] при массовой концен-
трации ПАВ 0,005 и выше был исследован параметр относительной работы 
адгезии, который обуславливает различие поверхностно-активных веществ. В 
соответствии с этим было изучено влияние относительной работы адгезии   
на параметры А и Sm (рис. 4 и 5). 

На рис. 4 и 5 приведены графики зависимости амплитуды межфазного вза-
имодействия и положения максимума от величины относительной работы ад-
гезии. Как видно из рис. 4, существует логарифмическая зависимость амплиту-
ды от относительной работы адгезии, а также наблюдается связь с температурой. 
Чем лучше отмывающие характеристики ПАВ и чем выше температура, тем 
ниже амплитуда межфазного взаимодействия, а положение максимума колоко-
лообразной кривой смещается вправо. 

Кузина О. А., Шабаров А. Б.
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60 °С

 80 °С

40 °С

Рис. 4. Зависимость амплитуды А от 
относительной работы адгезии нефти в 
логарифмических координатах при 
температурах 40, 60, 80 °С

Fig. 4. Dependence of amplitude A  
on the relative work of oil adhesion in 
logarithmic coordinates at temperatures 
of 40, 60, 80 °С

 40 °С

 60 °С

80 °С

Рис. 5. Зависимость положения 
максимума функции ∆Pмф (Sm) от 
относительной работы адгезии нефти  
в логарифмических координатах  
при температурах 40, 60, 80 °С

Fig. 5. Dependence of the position of the 
maximum of the function ∆Pмф (Sm)  
on the relative work of oil adhesion  
in logarithmic coordinates at temperatures 
of 40, 60, 80 °С

	 ̅	 ̅ 	 ̅	 ̅
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Относительные фазовые проницаемости
Суммарные потери давления в большом канале линейно зависят от QВ (16): 
∆P = CB ∙ QB. Тогда при произвольной насыщенности ,   можно выписать отно-
сительные фазовые проницаемости (10) по нефти:

̅ =
 ∙  ∙ 
 ∙  ∙ ∆

, 

 

                                              (25)

где Fc — площадь (м2) сечения кластера, состоящего из одного большого и β ма-
лых каналов и объема породы c учитываемым коэффициентом пористости m; 

1 ·   — объемный расход нефти в кластере через большой канал.
Общие потери давления в больших каналах складываются из потерь на меж-

фазное взаимодействие и потерь трения и местных сопротивлений: ∆P = ∆Pмф + ∆PB, ��мф = ���мф � ��.   С учетом (16) расход флюидов через большой канал равен:

�� =
�� � (1� ���мф) � � � ��

128 � � � �� � ��� � �1 � ���+ ��� � ���
.                         (26)

Тогда из (25) и (26) получим расчетную формулу для вычисления ОФП по 
нефти при различных водонасыщенностях:	

̅ =
 ∙ 

128 ∙  ∙ 
∙

 ∙ 1 −  ∙ 1 − ∆мф
 ∙  ∙ 1 −  +  ∙ 

. 

 

                    (27)

ОФП по водному раствору ПАВ по определению равна:

̅ =
 ∙  ∙ 
 ∙  ∙ ∆ , 

 

                                           (28)

где Qws = QwsB + β ∙ QM1 — расход водного раствора ПАВ. QwsB — объемный рас-
ход водного раствора ПАВ в кластере через большой канал, = .  
Объемный расход водного раствора ПАВ в кластере через малый канал из (18):

= 128 .                                        (29)

ОФП по водному раствору ПАВ из (28), (26) и (29) может быть вычислена 
по формуле:

̅ =


128 ∙  ∙ 
∙ 

1 − ∆мф ∙  ∙ 

 ∙  


∙ 1 −  + 
+

 ∙ 


 . 

 

            (30)

Расчетно-экспериментальный метод определения ОФП при фильтрации 
смеси «нефть — водный раствор ПАВ»
Разработанный нами метод предназначен для расчета относительных фазовых 
проницаемостей при расчете фильтрации нефти и водных растворов ПАВ. Идея 
метода заключается в замене длительных и дорогостоящих экспериментов по 
двухфазной фильтрации относительно простыми модельными керновыми экс-

Кузина О. А., Шабаров А. Б.
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периментами по однофазной фильтрации, кривыми капиллярного давления и 
стандартными экспериментами по определению теплофизических свойств 
(вязкости, поверхностного натяжения нефти и водных растворов ПАВ). По мере 
накопления экспериментальных данных о параметрах однофазной фильтрации, 
кривых капиллярного давления и теплофизических свойствах флюидов данный 
метод может использоваться как расчетный в существующих и новых симуля-
торах фильтрационных течений.

Предложенный метод основан на кластерной сетевой четочной модели те-
чения [1, 14, 15, 19, 21-25], которая включает в себя геометрическую модель 
порового пространства [1, 14, 15, 19, 21-25], эмпирические зависимости для 
расчета потерь давления на трение, местные сопротивления и межфазное вза-
имодействие [14], а также систему уравнений квазиодномерных течений фаз в 
поровых каналах горной породы в масштабе керна [1, 14, 15, 19, 21-25]. 

Исходными параметрами при расчете являются: геометрические параметры 
керна, такие как диаметры малого и большого канала, число малых каналов в 
кластере, пористость, длина керна, абсолютная проницаемость, начальная и 
конечная водонасыщенности, проницаемости по нефти и по водному раство-
ру ПАВ в концевых точках, перепады давления на керне в концевых точках, 
динамические вязкости нефти и водных растворов ПАВ.

Всего в методе можно выделить пять этапов: 1) подготовка данных о свой-
ствах флюидов и керна, 2) расчет потерь межфазного взаимодействия, 3) расчет 
коэффициентов потерь трения и местных сопротивлений, 4) расчет геометри-
ческих параметров кластера, 5) расчет непосредственно функций относительных 
фазовых проницаемостей по нефти и водному раствору ПАВ.

Первый этап
Проводятся предварительные экспериментальные исследования по определе-
нию свойств водных растворов ПАВ и нефти — вязкости, плотности, поверх-
ностного натяжения на границе «нефть  — водный раствор ПАВ», а также 
свойств керна — пористости, абсолютной проницаемости. Для определения 
работы адгезии находятся краевые углы избирательного смачивания. Вязкость 
измеряется на вибрационном вискозиметре, плотность — на вибрационном 
измерителе плотностей ВИП. Для определения межфазного натяжения ис-
пользуется метод объема капли [4]. Краевой угол смачивания находится ме-
тодом лежащей капли [16, 18, 20]. Для определения пористости используется 
установка для насыщения кернов флюидами, пористость находится по ГОСТу 
[2]. Абсолютная проницаемость по газу определяется на установке по одно-
фазной фильтрации [3]. В качестве альтернативы могут применяться обоб-
щенные опытные данные.

Второй этап
На данном этапе расчетно-экспериментального метода определения ОФП рас-
считываются потери межфазного взаимодействия [14]:
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���мф���� =

��
�
�� � ∙ �1 − 1

����
∙ ��� − ������  при �� < ���,

� ∙ �1 − 1
�1 − �����

∙ ��� − ������  при �� � ���,
 (31)

где по эмпирическим формулам определяется, во-первых, амплитуда межфазного 
взаимодействия: � = �� ∙ ��� ∙ �� �,����  (где a0  =  −0,0018  ·  T  + 0,5187, 
m = 0,0002 · T − 0,0562), n = 4,   — параметр относительной работы адгезии (под-
робнее о его расчете представлено в работах [5, 26]), Т — температура (°С) пласта;  
во-вторых, насыщенность водным раствором ПАВ при максимальной амплитуде: 

= , + ;   (где k = 95,798 · T + 2 537,4, b = 0,0012 · T + 0,4013), 

Третий этап
Для определения коэффициентов потерь давления в больших и малых каналах, 
а также для нахождения начальной и конечной водонасыщенности проводят-
ся два модельных эксперимента по однофазной стационарной фильтрации в 
лабораторных условиях. Модельный эксперимент 1 проводится в условиях 
стационарной фильтрации нефти через составную колонку образцов керна. 
Рабочим телом является нефть. Водонасыщенность соответствует значению 
начальной водонасыщенности S = S*, доля подвижной воды = . = 0. Соответ-
ственно, расход водного раствора ПАВ равен Qws = 0. Потери от межфазного 
взаимодействия ∆Pмф = 0. Измеряются перепад давления на керне ∆P = ∆P* и 
заданный расход нефти Qo = Qo1*. Определяется параметр коэффициента по-
терь в большом канале:

��∗ =
��∗

�� � ���∗,                                                (32)

где Co = (128 ∙ μo ∙ L)/(π ∙ D4).
Модельный эксперимент 2 проводится аналогично при стационарной 

фильтрации, где происходит вытеснение нефти водным раствором ПАВ, таким 
образом, рабочим телом является водный раствор ПАВ. Водонасыщенность 
соответствует значению конечной водонасыщенности S = S*, доля подвижной 
воды = . = 1. Расход нефти равен Q*

o = 0. Потери от межфазного взаимодействия 
∆Pмф = 0. Измеряются потери давления на керне ∆P = ∆P* и расход водного 
раствора ПАВ Qws = Q*

ws. Определяются параметры:

��∗ =
��∗

���� � ����∗ ,                                               (33)

где CBws = (128 ∙ μws ∙ L)/(π ∙ D4); ����∗ = ���∗ ∙ �∗∙��
�∗∙����∙��.   В первом приближении 

C* принимаем равным 1.

Кузина О. А., Шабаров А. Б.
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Диаметры больших (D) и малых (d) каналов находятся из кривых капилляр-
ного давления и распределения пор по диаметрам [14]. Параметры коэффици-
ента потерь давления в большом канале при различных насыщенностях = .  ап-
проксимируем зависимостью:

������ = ��∗ + ��� ∙ ���∗ � ��∗�,                                 (34)

тогда коэффициент потерь в малом канале определяется как 

�� = ��∗
�� � ���∗

,                                               (35)

где ���∗ = ���∗ ∙ ��
�∗∙����∙��;   CM = (128 ∙ μws ∙ L)/(π ∙ d4); m = 3.

Четвертый этап
Рассчитываются геометрические параметры кластера.

Площадь сечения кластера рассчитывается из геометрической формулы:

 =
∙
 ∙∙изв.∙(∗)(∙

∙
 ∙∙изв.∙(∗))∙()∙(∗)

∙∙(∗)
,  

 

 

       (36)

где коэффициенты извилистости больших, малых каналов и перемычек при-
нимаются в первом приближении: Kизв.B = Kизв.M = 1,3; KPER = 1.

Связь параметров доли подвижной воды = . и общей водонасыщеннсти S вы-
ражается из геометрических соотношений зависимостью:

�� = ���� � � � �� � ���� � �� � �∗
� � ��
4 � � � �изв.�

.                                (37)

Пятый этап
Производится расчет ОФП по нефти:

̅ =
 ∙ 

128 ∙  ∙ 
∙

 ∙ 1 −  ∙ 1 − ∆мф
 ∙  ∙ 1 −  +  ∙ 

; 

 

                   (38)

ОФП по водному раствору ПАВ:

̅ =


128 ∙  ∙ 
∙ 

1 − ∆мф ∙  ∙ 

 ∙  


∙ 1 −  + 
+

 ∙ 


 . 

 

             (39)

Для получения кривых ОФП расчеты со второго по пятый этап повторяют-
ся для различных значений 0 < = . < 1.
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Экспериментальное обоснование разработанного метода  
расчета ОФП с учетом влияния ПАВ и температуры флюидов
Разработанный метод был использован для расчетов ОФП на составном керне пес-
чаного типа с применением трех ПАВ отечественного производства: неионогенных 
синтанола АЛМ-1 и неонола АФ 9-12, а также анионного лаурилсульфата натрия. 

Были проведены экспериментальные исследования на автоматизированном 
программно-измерительном комплексе ПИК-ОФП/ЭП-3 [6], предназначенном для 
моделирования двухфазного потока через образцы составного керна в условиях 
повышенного давления и температуры. Эксперименты проводились при пластовом 
давлении 3 МПа и температурах пласта 40, 60 и 80 °С. Концентрация водных рас-
творов ПАВ составила 0,5% масс. Водные растворы ПАВ готовились на модели 
пластовой воды, в качестве которой выступала дистиллированная вода с минера-
лизацией NaCl 20 г/л. 

Методом стационарной фильтрации [6] были получены экспериментальные 
точки ОФП в зависимости от водонасыщенности. Относительные фазовые про-
ницаемости рассчитывались из обобщенной формулы Дарси (10) при фиксирован-
ном расходе 0,1 мл/мин. Линейная скорость составила 1,7 м/сут. Расчетным пара-
метром при данном методе является перепад давления. 

На рис. 6-8 представлены три графика функций ОФП по нефти и водному раство-
ру ПАВ для различных температур, на каждом из которых даны экспериментальные 
(точки) и расчетные (линии) зависимости. Видно, что расчетные и экспериментальные 
данные соответствуют друг другу в пределах погрешности, которая для относительных 
фазовых проницаемостей составила 6,7%, для водонасыщенности — 5%. 
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Таким образом, данный расчетно-экспериментальный метод обоснован полу-
ченными опытными данными. Видно, как температура влияет на вид кривых ОФП. 
С повышением температуры увеличивается водонасыщенность, что положительно 
влияет на нефтевытеснение. Также видно, как введение ПАВ в минерализованную 
воду сказывается на остаточной водонасыщенности. Лучшим поверхностно-актив-
ным веществом себя показал лаурилсульфат натрия, который вне зависимости от 
температуры вытесняет больше нефти, чем другие выбранные ПАВ. 

Заключение
1.	Разработан и экспериментально обоснован расчетно-экспериментальный 

метод определения кривых ОФП при фильтрации смеси «нефть — водный 
раствор ПАВ», позволяющий прогнозировать влияние вида водного раствора 
поверхностно-активных веществ и температуры раствора на вид кривых ОФП.

2.	Выявлены зависимости относительной амплитуды потерь давления от 
межфазного взаимодействия и положения максимума потерь колоколо
образной кривой от вида ПАВ, температуры и работы адгезии, позволя-
ющие аппроксимировать величины потерь давления на межфазные взаи-
модействия с учетом поверхностно-активных веществ и температуры.

3.	Получены и экспериментально обоснованы расчетные формулы для 
определения ОФП по нефти и водному раствору ПАВ:

̅ =
 ∙ 

128 ∙  ∙  ∙
 ∙ 1 −  ∙ 1 − ∆мф
 ∙  ∙ 1 −  +  ∙ 

, 

̅ =


128 ∙  ∙ 
∙ 

1 − ∆мф ∙  ∙ 

 ∙  


∙ 1 −  + 
+

 ∙ 


 , 

 где параметры K0, µo, µws начально заданы; D, d, Fc,= . , β находятся из гео-
метрической модели порового пространства; KM, KB находятся из гранич-
ных условий.

4.	Проведены экспериментальные исследования по нахождению экспери-
ментальных точек функций ОФП методом стационарной фильтрации при 
вытеснении нефти водой и тремя водными растворами ПАВ. Погрешность 
экспериментального определения ОФП составила 6,7%, для водонасы-
щенности  — 5%. Установлено количественное влияние вида ПАВ и 
температуры на кривые ОФП. Показано, что результаты расчета ОФП 
предложенным методом соответствуют экспериментальным данным в 
пределах погрешности эксперимента. 

5.	Установлено, что применение исследованных водных растворов по-
верхностно-активных веществ вместо воды приводит к уменьшению 
остаточной нефтенасыщенности в керне на 44% при температуре 
40 °С, на 42% — при 60 °С, на 34% — при 80 °С.

Кузина О. А., Шабаров А. Б.
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Abstract
The article describes a physical and mathematical cluster precise model and a method for 
calculating the flow of a two-phase mixture “oil  — aqueous solution of surface-active 
substances” in the pore space of rocks. This method allows us to predict the effect of the type 
of aqueous solution of surface-active substances and the temperature of the solution on the 
type of relative permeabilities (RPP).
The results of an experimental study of stationary two-phase fluid filtration in a reservoir 
model through a composite column of core samples are presented. A method is given for 
determining the relative permeability functions using additional reagents based on the obtained 
generalized experimental data and calculating pressure losses due to friction, local resistances, 
and interfacial interaction during the flow of oil-water mixture in the pore channels.
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Formulas are proposed for calculating losses from interphase interaction taking into account 
the influence of the type of surfactant and formation temperature. The dependences of the 
relative amplitude of pressure loss on interfacial interaction and the position of the maximum 
loss of the bell-shaped curve on the type of surfactant, formation temperature and adhesion 
work are obtained, which allow approximating the magnitude of pressure loss on interfacial 
interactions taking into account surfactants and temperature. The effect of temperature on 
the type of relative permeabilities is shown.
It was established that the use of the studied aqueous surfactant solutions instead of water 
for oil displacement leads to a decrease in the residual oil saturation in the core due to a 
decrease in interfacial tension at the oil-water interface, which as a result leads to an increase 
in oil recovery.

Keywords
Two-phase filtration, surfactants, cluster network model, pressure loss from interfacial 
interaction, relative work of adhesion, capillary number.
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