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Аннотация: в последние десятилетия не теряет актуальности задача повышения коэффициента из-

влечения нефти из продуктивных пластов. Сегодня стремительно растёт интерес к применению химиче-
ских методов увеличения нефтеотдачи для активизации добычи, в частности, к технологии заводнения с 
использованием поверхностно-активных веществ (ПАВ). Для преодоления проблемы высокой адсорбции, 
которая препятствует широкому внедрению ПАВ-заводнения в карбонатных пластах, предлагается ис-
пользовать технологию инкапсулирования ПАВ в твёрдую оболочку. Таким образом, действующие веще-
ство может охватить большую часть пласта, а следовательно, больше нефти может быть извлечено за 
счет закачки ПАВ. В данной работе изучалось влияние типичных пластовых условий (высокая температу-
ра и соленость) на основные свойства дисперсий инкапсулированных ПАВ, а именно снижение межфазно-
го натяжения и изменение смачиваемости. Показано, что применение метода инкапсуляции сохраняет 
необходимые свойства ПАВ, при которых наблюдается низкое межфазное натяжение, и поверхность 
карбонатной породы становится более гидрофильной. 
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Abstract: in recent decades, the task of increasing the oil recovery factor  from productive formations has not 

lost its relevance. Today, there is a rapidly growing interest in the use of chemical methods to increase oil recovery 

to enhance production, in particular, using surfactants. To overcome the problem of high adsorption, which pre-

vents the widespread introduction of surfactant flooding in carbonate formations, it is proposed to use the technol-

ogy of encapsulating surfactants in a solid shell. Thus, the active substance can cover a large part of the reservoir, 

and therefore more oil can be extracted by injecting surfactants. In this work, the influence of typical reservoir 

conditions (high temperature and salinity) on the main properties of the dispersions of encapsulated surfactants, 

namely, a decrease in interfacial tension and a change in wettability, was studied. It is shown that the application 

of the encapsulation method preserves the necessary properties of surfactants, at which low interfacial tension is 

observed, and the surface of the carbonate rock becomes more hydrophilic. 
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Введение 

Поверхностно-активные вещества (ПАВ) 

нашли широкое применение в различных сферах: 

в текстильной промышленности [1, с. 56], в произ-

водстве косметики [2, с. 133], в пищевых техноло-

гиях [3, с. 1363]. В нефтегазовой отрасли ПАВ не-

заменимы в качестве агента для химических мето-

дов увеличения нефтеотдачи (ХМУН), благодаря 

своим способностям снижать межфазное натяже-

ние на границе раздела фаз “вода-нефть”, изме-

нять смачиваемость горной породы в сторону гид-

рофильности и образовывать водонефтяные 

эмульсии [4, с. 2, 5, с. 93]. 

Основная сложность масштабирования техно-

логии ПАВ-заводнения в карбонатных породах 

коллекторов связана с адсорбцией ПАВ на по-

верхности горной породы. Адсорбция ПАВ пред-

ставляет собой сложный процесс, обусловленный 

силами электростатического взаимодействия меж-

ду горной породой и полярными группами ПАВ, 

Вандерваальсовыми взаимодействиями между 

горной породой и неполярными группами ПАВ и 

хемосорбционными процессами между молекула-

ми ПАВ и минералами, содержащимися в горной 

породе [6, с. 3, 7, с. 7712]. 

При этом избыточная адсорбция приводит к 

значительному уменьшению концентрации ПАВ в 

растворе закачки, и как результат к снижению его 

способности эффективно вытеснять нефть и сни-

жению эффективности проекта из-за роста опера-

ционных затрат. 

Адсорбция ПАВ зависит от ряда факторов: ти-

па резервуара (карбонатный или терригенный), 

типа ПАВ (анионный, катионный, неионогенный), 

пластовой температуры, pH среды и минерализа-

ции пластовой воды [8, с. 229, 9, с. 166, 10, с. 131, 

11, с. 481]. 

Дополнительной причиной адсорбции ПАВ яв-

ляется нефтяная пленка, которая покрывает по-

верхность горной породы [12, с. 133]. В нефтяной 

пленке содержатся полярные компоненты (смолы 

и асфальтены) с кислородсодержащими функцио-

нальными группами (-COOH, -OH, -SO4), который 

диссоциируют и создают дополнительный отрица-

тельный заряд. 

Минерализация пластовой воды также играет 

роль в адсорбции молекул ПАВ. Высокая концен-

трация солей, особенно двухвалентных катионов 

магния (Mg2+) и кальция (Ca2+), снижает электро-

статическое притяжение между ПАВ и поверхно-

стью горной породы за счет эффекта экранирова-

ния зарядов [13, с. 60]. 

Борьба с избыточной адсорбцией ПАВ – серь-

езная индустриальная задача, требующая решения. 

Наиболее распространенный способ снижения ад-

сорбции ПАВ заключается в введении в раствор 

закачки “жертвенных агентов” [14, с. 2760]. Жерт-

венные агенты могут занимать адсорбционные 

центры, и тем самым препятствовать адсорбции 

ПАВ или влиять на заряд поверхности горной по-

роды, снижая адсорбцию ПАВ определенного ти-

па. В качестве “жертвенных агентов” чаще всего 

используют щелочи, например, для снижения ад-

сорбции анионных ПАВ используют гидроксид 

натрия (NaOH) и карбонат натрия (Na2CO3). Это 

связано со значительной зависимостью адсорбции 

ПАВ от pH среды. Хорошо известно, что заряд 

поверхности горной породы может изменяться 

при превышении или принижении определенного 

значения pH, которое называется точкой нулевого 

заряда (pHpzc) [15, с. 344]. Именно этот факт объ-
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ясняет широкое использование гидроксида натрия 

и карбоната натрия для снижения адсорбции ани-

онных ПАВ. Эти щелочи при попадании на по-

верхность горной породы изменяют ее заряд в 

сторону отрицательного, что провоцирует возник-

новение сил электростатического отталкивания 

между поверхностью горной породы и анионным 

ПАВ, и снижает адсорбцию. Однако в карбонат-

ных породах, добавление щелочей может привести 

к выпадению осадка, что приводит к изменению 

фильтрационно-емкостных характеристик пласта. 

Таким образом, добавление щелочи в раствор 

ПАВ для закачки в карбонатные пласты не прак-

тикуется. 

Также в качестве “жертвенных агентов” могут 

использоваться наночастицы неметаллов и поли-

электролиты [16, с. 2, 17, с. 3]. Данная технология 

показала свою эффективность как на образцах 

песчаного, так и карбонатного типов коллекторов. 

Эксперименты по адсорбции показали эффектив-

ность применения данного метода, так, например, 

при добавлении частиц диоксида кремния адсорб-

ции анионного ПАВ на карбонатную породу 

уменьшилась на порядок. Однако данный метод 

достаточно дорогостоящий и его масштабное 

применение на месторождении сильно ограниче-

но. 

Одна из многообещающих технологий сниже-

ния адсорбции ПАВ в нефтяных коллекторах - ин-

капсуляция молекул ПАВ в твердые оболочки. 

Инкапсуляция ПАВ по механизму схожа с техно-

логией целевой доставки лекарств, которая заклю-

чается в упаковке лекарственных препаратов в 

твердые оболочки, распадающиеся при опреде-

ленных условиях, например, изменении pH или 

воздействии электромагнитного поля [18, с. 364]. 

Механизм инкапсуляции также заключается в от-

ложенном высвобождении молекул ПАВ из твер-

дой оболочки под воздействием пластовой темпе-

ратуры, пластового давления и минерализации 

среды. Существует ряд работ, описывающих сни-

жение адсорбции анионных ПАВ в результате ин-

капсуляции [19, с. 21, 20, с. 791]. и влияния инкап-

суляции на межфазное натяжение [21, с. 5694]. 

Тем не менее существует ряд пробелов, связан-

ных с оценкой эффективности инкапсуляции ПАВ 

в карбонатных коллекторах и влияния минерали-

зации на эффективность инкапсуляции. Большин-

ство опубликованных работ включает исследова-

ния анионных ПАВ, упуская из внимания ряд пер-

спективных неионогенных и катионных веществ. 

В нашей предыдущей работе исследовано вли-

яние инкапсуляции анионных и катионных ПАВ 

на смачиваемость карбонатной породы и адсорб-

цию ПАВ [19, с. 21]. В данной работе нами иссле-

дованы неионогенные ПАВ, и предложена моди-

фицированная методика по получению частиц 

меньшего размера. Таким образом, данное иссле-

дование описывает технологию и эффективность 

инкапсуляции двух неионогенных ПАВ, включает 

сравнение влияния инкапсуляции на способность 

ПАВ изменять смачиваемость карбонатной горной 

породы и снижать межфазное натяжение на гра-

нице раздела нефтяной и водной фаз. 

Материалы и методы исследований 

Материалы (ПАВ и нефть) 

В качестве неионогенных ПАВ использовались 

полиоксиэтиленовый эфир жирного спирта (AE9, 

98% концентрация активного вещества) и алкил-

полигликозид (APG12, 52% концентрация актив-

ного вещества). 

Образцы сырой нефти были получены из кар-

бонатного коллектора месторождения Западной 

Сибири. Плотность нефти составляет 0,89 г/мл при 
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25˚C и 0,85 г/мл при 70 ˚C. Водосодержание в об-

разцах нефти <1%. 

Образцы карбонатной породы 

Образцы породы были получены из того же 

коллектора, что и нефть и представляют нефтена-

сыщенную зону. Образцы представлены в виде 

цилиндров керна с длиной 35 мм и диаметром 30 

мм. 

Подготовка образцов  

к измерению смачиваемости 

Перед использованием образцы керна были 

очищены от остатков бурового раствора в экстрак-

торах Сокслета под подогревом с помощью толуо-

ла и хлороформа (2-3 недели). 

Для исследования смачиваемости образцы кер-

на были нарезаны с помощью фрезеровочной пи-

лы на диски толщиной 3-5 мм. Далее поверхность 

дисков керна шлифовалась наждачной бумагой 

P150 и промывались дистиллированной водой 

(DI). 

Для восстановления первоначальных поверх-

ностных свойств горной породы осуществлялась 

гидрофобизация поверхности методом “старения” 

в сырой нефти. Для этого подготовленные диски 

горной породы помещались в колбу, заполненную 

нефтью, и выдерживались в ней под температурой 

70˚C на протяжении двух недель. 

Подготовка инкапсулированного ПАВ 

Нанокапсулы ПАВ синтезировались в соответ-

ствии с методикой, описанной в работе Alsmaeli et 

al. [21, с. 5690]. 

В колбе объемом 50 мл смешали 40 мл H2O и 

1,35 мл EtOH. В 1 мл этой смеси растворили 100 

мг ПАВ (концентрации чистых АЕ9 и APG12 бы-

ли 98% и 52%, соответственно) на ультразвуковой 

бане при нагревании до 45°С. Добавили 64 мкл 

APTES и 129 мкл TEOS. Грели при 70°С на про-

тяжении 2 часов при перемешивании 500 rpm, за-

тем оставили перемешиваться на ночь при ком-

натной температуре. 

Измерения межфазного натяжения 

Измерения межфазного натяжения на границе 

раздела фаз между раствором ПАВ и нефтью про-

водились с помощью метода вращающейся капли 

(Spinning Drop Method). Для измерения был ис-

пользован тензиометр KRUSS SDT. При данном 

методе жидкость с меньшей плотностью (нефть) 

помещается в капилляр с жидкостью большей 

плотностью (раствор инкапсулированного или чи-

стого ПАВ). Капилляр с жидкостью вращается со 

скоростью в интервале 3000-8000 RPM и форма 

капли нефти изменяется в зависимости от меж-

фазного натяжения. Измерения осуществляются 

методом Янга-Лапласа или Воннегута. 

Для повышения точности результатов измере-

ния межфазного натяжения каждого из образцов 

ПАВ осуществлялось трижды. Измерение произ-

водилось после наступление равновесия, заклю-

чающегося в неизменном значении межфазного 

натяжения на протяжении 15 минут (в пределах 

5% погрешности). В качестве конечного значения 

межфазного натяжения между нефтью и раство-

ром ПАВ принималось усредненное значение трех 

измерений. 

В части экспериментов для приготовления 

ПАВ использовалась минерализованная вода с со-

держанием хлорида натрия (NaCl), хлорида маг-

ния (MgCl2) и хлорида кальция (CaCl2). 

Измерения смачиваемости 

Определение смачиваемости осуществлялось 

посредством измерения статического краевого уг-

ла смачивания (контактного угла) - угла между 

поверхностью горной породы и касательной, про-

веденной к поверхности капли жидкости, поме-
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щенной на поверхность горной породы. Для про-

ведения измерений до и после выдержки в раство-

ре чистого и инкапсулированного ПАВ использо-

вался прибор для измерения краевого угла KRUSS 

DSA. Определение контактного угла производится 

программным путем по уравнению Янга-Лапласа. 

В качестве смачивающих жидкостей применя-

лись дистиллированная вода (DW) и минерализо-

ванная вода. 

С помощью дозатора на поверхность пластины 

керна помещались капли объемом 4 мкл. Для по-

вышения точности результатов на каждый образец 

помещалось 4 капли жидкой фазы, за финальное 

значение контактного угла принималось средне-

взвешенное значение контактных углов после 

установления равновесного состояния.  Под рав-

новесным состоянием подразумевается отсутствие 

изменений значения контактного угла >5% в тече-

ние 5 минут. 

В части экспериментов в качестве модели пла-

стовой воды использовалась минерализованная 

вода с содержанием хлорида натрия (NaCl), хло-

рида магния (MgCl2) и хлорида кальция (CaCl2) 

(табл. 1). 

Таблица 1 
Состав минерализованной воды. 

Table 1 
Composition of mineralized water. 

Соль NaCl2 MgCl2 CaCl2 

Доля в растворе 0,7 0,15 0,15 
 

Результаты и обсуждения 

Исследование размеров нанокапсул с ПАВ 

Размеры полученных частиц измеряли методом 
DLC на Malvern Zetasizer и с помощью электрон-

ной микроскопии на электронном микроскопе 
Quattro. Результаты представлены в табл. 2. 

Таблица 2 
Размеры инкапсулированых частиц с ПАВ. 

Table 2 
Sizes of encapsulated particles with surfactants. 

ПАВ Концентрация, % ГД, нм Диаметр, нм 
AE9 0.25 120.4 ± 31.06 94,93 

APG12 0.12 402.4±88.95 323.24 
 

Стоит отметить, что все образцы имели отрица-
тельный дзета-потенциал, что указывает на высо-
кую стабильность суспензии. Кроме того, диаметр 
образцов, рассчитанный по изображениям скани-
рующей электронной микроскопии (СЭМ), ока-
зался менее 350 нм для нанокапсул APG12 и менее 
100 нм для образцов с нанокапсулами AE9 (Таб-
лица 2). Важно отметить, что размер частиц для 

закачиваемых жидкостей в нефтедобыче не дол-
жен превышать 1 мкм, поскольку масштаб распре-
деления пор по размерам в карбонатных коллекто-
рах может варьироваться от нанометров до мил-
лиметров [22, с. 991]. Закачка крупноразмерных 
частиц в пористую среду может привести к заку-
порке пор и снижению проницаемости, что отри-
цательно скажется на нефтеотдаче. Как было по-
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казано ранее, размер и форма капсул зависят от 
молярного соотношения APTES, TEOS и поверх-
ностно-активных веществ, а также от процесса 
нуклеации [21, с. 5691]. Добавление этанола за-
медляет процесс гидролиза APTES и TEOS, что 
приводит к уменьшению размеров частиц. И 
наоборот, более высокие количества APTES могут 
ускорить скорость гидролиза, что приводит к об-
разованию частиц большего размера. Варьируя 
концентрации APTES и EtOH в смеси и скорость 
перемешивания, как указано выше в описании 
синтеза, мы смогли получить ПАВ, инкапсулиро-

ванные в кремнеземные оболочки диаметром при-
мерно 100-320 нм, удовлетворяющие критерию 
размера до 1 мкм. Молекулы поверхностно-
активных веществ эффективно упакованы внутри 
оболочки кремнезема, что указывает на электро-
статические взаимодействия с оболочкой, а не на 
простую физическую адсорбцию на ее поверхно-
сти. Этому взаимодействию способствует положи-
тельно заряженная аминопропильная группа в 
APTES, которая может взаимодействовать с отри-
цательно заряженными частями ПАВ SDS и AOS 
[23, с. 498]. 

 
Рис. 1. СЭМ изображения инкапсулированных частиц ПАВ AE9 (слева) и APG12 (справа). 

Fig. 1. SEM images of encapsulated particles of surfactants AE9 (left) and APG12 (right). 

 

Межфазное натяжение 

Исследование межфазного натяжения проводи-

лось для AE9, инкапсулированного AE9, APG12 и 

инкапсулированного APG12 в следующих концен-

трациях: 

• Для AE9: 0,001%, 0,01%, 0,05%, 0,1%, 

0,15%, 0,2%. 

• Для APG12: 0,001%, 0,005%, 0,01%, 0,05%, 

0,1%. 

Все измерения проводились после суток вы-

держки под температурой 70С, что соответствует 

пластовой температуре карбонатного коллектора. 

Результаты приведены на рис. 2 и 3. 

Можно заметить, что межфазное натяжение 

обоих ПАВ уменьшается с увеличением концен-

трации, однако при увеличении концентрации AE9 

с 0,15% до 0,2% МФН возрастает: с 5.77 мН/м до 

7.86 мН/м. 

При этом инкапсуляция повышает эффектив-

ность снижения межфазного натяжения для обоих 

ПАВ. Разница в эффективности снижения меж-

фазного натяжения растет в пользу инкапсулиро-
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ванного ПАВ при увеличении концентрации. При 

концентрации 0,001% межфазное натяжение со-

ставляет 10,6 мН/м у AE9 и 7,19 мН/м у инкапсу-

лированного AE9 (на 32.1% ниже у инкапсулиро-

ванного), а при концентрации 0,1% МФН состав-

ляет 7,86 мН/м у AE9 и 1.52 мН/м у инкапсулиро-

ванного AE9 (на 83.4% ниже у инкапсулированно-

го). Полученные результаты можно объяснить тем, 

что силикатные оболочки обладают существенной 

адсорбционной способностью, повышая сконцен-

трированность молекул ПАВ около границы раз-

дела фаз, и как следствие снижается МФН. 

 
Рис. 2. Зависимость МФН от концентрации ПАВ AE9 до и после инкапсуляции. 

Fig. 2. Dependence of the MPN on the concentration of surfactant AE9 before and after encapsulation. 

 

Меньшая разница в эффективности наблюдает-
ся у инкапсулированного APG12. При концентра-
ции 0,01% и ниже инкапсулированный APG12 де-
монстрирует незначительно более высокое меж-
фазное натяжение, однако при повышении кон-
центрации инкапсулированный ПАВ напротив по-

казывает более высокую эффективность. При 0,1% 
концентрации межфазное натяжение APG12 со-
ставляет 0,24 мН/м, инкапсулированного APG12 - 
0,16 мН/м (на 33,3% меньше у инкапсулированно-
го). 
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Рис. 3. Зависимость МФН от концентрации ПАВ APG12 до и после инкапсуляции. 

Fig. 3. Dependence of the MFN on the concentration of surfactant APG12 before and after encapsulation. 

 

Смачиваемость 

Смачиваемость – одно из ключевых свойств 

горной породы, влияющее на эффективность 

ПАВ-заводнения в нефтяных коллекторах. В рабо-

те определение смачиваемости осуществлялось 

посредством измерения контактного угла между 

каплей смачивающей жидкости и поверхностью 

образца до и после обработки растворов инкапсу-

лированного или чистого ПАВ. 

Результаты представлены на рис. 4. Изначально 

поверхность горной породы карбонатного коллек-

тора гидрофобная. В составе карбонатной горной 

породы превалируют кальцит (CaCO3) и доломит 

(CaMg(CO3)2)). Гидрофильные ионы магния и 

кальция обладают высоким сродством с полярны-

ми органическими молекулами, содержащимися в 

нефти, что приводит к замещению воды на по-

верхности горной породы и формированию устой-

чивых гидрофобных пленок [24, с. 117]. 

Для исследований были выбраны концентрации 

ПАВ, исходя из результатов предыдущего раздела. 

Выдержка образцов керна в растворе AE9 (0,25%) 

и APG12 (0,1%) значительно снизила контактный 

угол, изменив смачиваемость горной породы в 

сторону гидрофильной. Выдержка в течение трех 

суток в растворе AE9 (0,25%) позволила снизить 

контактный угол с 95.1 до 39.8 (-58.1%), выдержка 

в растворе APG12 с 92.5 до 42.5 (-54.0%). 

При этом выдержка в растворе инкапсулиро-

ванных ПАВ показала сравнительно большее сни-

жение контактного угла: с 104.3 до 42.6 (-59.1%) 

для инкапсулированного AE9 (0.25%) и с 110.1 до 

20.75 (-81.2%) для инкапсулированного APG12. 

Механизм влияния инкапсулированных частиц 

с ПАВ на смачивающие свойства поверхности 

обусловлен эффектом расклинивающего давления. 

Объяснение этого явления впервые было рассмот-

рено в работе [25, с. 345]. По мнению авторов, эф-

фект расклинивающего давления наблюдается при 
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наличии клина между флюидов и породой. Когда 

образец погружается в раствор, содержащий ин-

капсулированные частицы с ПАВ, то они имеют 

тенденцию упорядочиваться внутри ограниченной 

геометрии клина между каплей нефти и поверхно-

стью. Это явление связано с тем, что такое упоря-

дочение увеличивает энтропию дисперсии из-за 

предоставления большей свободы частицам в объ-

еме. В результате упорядоченные слои частиц ис-

пытывают избыточное давление, а именно раскли-

нивающее давление, которое стремится разделить 

поверхности, удерживающие частицы. 

 

 
Рис. 4. Изменение контактного угла до и после выдержки в ПАВ AE9 и APG12 без и с инкапсуляцией. 

Fig. 4. Change in contact angle before and after exposure to AE9 and APG12 surfactants with and without encapsu-

lation. 

 
Рис. 5. DSA изображения контактного угла до и после выдержки в ПАВ. А – до выдержки в AE9, 0.25%, Б – 
после выдержки в AE9, 0.25%, В – до выдержки в AE9 (инк.) 0.25%, Г – после выдержки в AE9 (инк.) 
0.25%, Д – до выдержки в APG12, 0.1%, Е – после выдержки в APG12, 0.1%, Ж – до выдержки в APG12 
(инк.), 0.1%, З – после выдержки в APG12 (инк.), 0.1%. 
Fig. 5. DSA images of the contact angle before and after exposure to SAW. A – before exposure to AE9, 0.25%, B 
– after exposure to AE9, 0.25%, C – before exposure to AE9 (inc.) 0.25%, G – after exposure to AE9 (inc.) 0.25%, 
D – before exposure to APG12, 0.1%, E – after exposure to APG12, 0.1%, G – before exposure to APG12 (inc.), 
0.1%, H – after exposure to APG12 (inc.), 0.1%. 
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Кроме того, было подтверждено, что раствор 
ПАВ в минерализованной воде эффективнее по-
вышает гидрофильность поверхности горной по-
роды (рис. 6). Раствор AE9 (0,25%) в минерализо-
ванной воде позволил снизить контактный угол с 
89.6 до 36.13 (-59.7%), в то время как аналогичный 
раствор, приготовленный в дистиллированной во-
де, снизил контактный угол с 91.84 до 54.75 (-

40.0%). 
Это связано с экранированием гидрофильной 

части молекул ПАВ ионами, содержащимися в 
минерализованной воде, что упрощает ориента-
цию молекулы ПАВ на границе раздела фаз и спо-
собствует более компактному укладыванию моле-
кул. 

 
Рис. 6. Изменение контактного угла после выдержки в ПАВ AE9, 0.25%, приготовленном в дистиллирован-

ной и минерализованной воде (слева). DSA изображения контактного угла (справа). А – до выдержки в AE9 

0.25% (минерализованная вода), Б – после выдержки в AE9 0.25% (минерализованная вода), В – до вы-

держки в AE9 0.25% (дистиллированная вода), Г – после выдержки в AE9 0.25% (дистиллированная вода). 

Fig. 6. Change in contact angle after exposure to AE9 surfactant, 0.25%, prepared in distilled and mineralized wa-

ter (left). DSA images of contact angle (right). A – before exposure to AE9 0.25% (mineralized water), B – after 

exposure to AE9 0.25% (mineralized water), C – before exposure to AE9 0.25% (distilled water), D – after expo-

sure to AE9 0.25% (distilled water). 

 

Для оценки непосредственного влияния на 

смачиваемость солей, естественно присутствую-

щих в пластовой воде, образцы керна были вы-

держаны в минерализованной воде с содержанием 

NaCl (170 г/л), MgCl2 (15 г/л), CaCl2 (15 г/л). Из-

мерения контактного угла производились: до вы-

держки, спустя 1 день выдержки, спустя 3 дня вы-

держки, спустя 7 дней выдержки (в минерализо-

ванной воде). 

Изначально контактный угол с образцом, со-

старенным в нефти, составлял 91.8°. Спустя сутки 

выдержки в минерализованной воде контактный 

угол уменьшился до 78.6°. Эффект кратковремен-

ного повышения гидрофильности горной породы 

неоднократно описан в литературе [26, с. 80, 27, с. 

10127] и может объясняться вымыванием природ-

ных поверхностно-активных веществ, содержа-

щихся в нефти (смол и асфальтенов) с поверхно-
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сти горной породы. В первую очередь это связано 

с присутствием в составе минерализованной воды 

ионов магния (Mg+) и кальция (Ca+). Эти двухва-

лентные катионы обладают высокой реакционной 

способностью и могут вызывать изменения по-

верхностного заряда горной породы, делая по-

верхность более гидрофильной. 

Тем не менее, более длительная выдержка при-

водит к постепенном повышению гидрофобности 

поверхности. Спустя 3 дня выдержки контактный 

угол составил 79,1°, а через 7 дней выдержки уве-

личился до 87.0°, практически вернувшись к изна-

чальному значению. 

В целом, следует отметить отсутствие значимо-

го изменения контактного угла при выдержке в 

минерализованной среде. Это подтверждает, что 

более высокая эффективность AE9 и APG12, при-

готовленных в минерализованной воде, в первую 

очередь обусловлена взаимодействием между мо-

лекулами ПАВ и ионами солей. 

Выводы 

В данной статье исследовано влияние инкапсу-

ляции двух неионогенных ПАВ на их способность 

снижать межфазное натяжение на границе раздела 

фаз “нефть-вода”, изменять смачиваемость горной 

породы, а также влияние минерализации на сма-

чиваемость горной породы. 

В ходе работ были выявлены следующие зави-

симости: 

1. Межфазное натяжение. Инкапсулирован-

ный ПАВ в среднем эффективнее снижает меж-

фазное натяжение на границе раздела нефтяной и 

водной фаз при высокой температуре (на 32.1 - 

83.4 % эффективнее). 

2. Смачиваемость. Инкапсулированный ПАВ 

эффективнее меняет смачиваемость поверхности 

карбонатной горной породы в сторону гидрофиль-

ности (на 1.0 - 27.2 % эффективнее). 

3. Влияние минерализации на смачиваемость. 

Подтверждено, что минерализация в отсутствие 

ПАВ не оказывает существенного влияния на из-

менение контактного угла, несмотря на кратко-

временное изменение смачиваемости в сторону 

гидрофильности, связанное с вымыванием части 

органических компонентов нефти. При этом дока-

зано, что раствор ПАВ, приготовленный в минера-

лизованной воде (200 г/л NaCl) существенно эф-

фективнее (на 19.7%) повышает гидрофильность 

карбонатной породы за счёт эффекта ионного 

экранирование гидрофильной части ПАВ и улуч-

шения ориентации молекулы ПАВ. 
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