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Проведен анализ осмотического процесса набухания на границе между за-
качиваемым агентом и глиносодержащей породой, что позволило получить 
зависимость фильтрационно-емкостных характеристик коллектора от ко-
эффициента глинистости и минерализации закачиваемой воды. Получен-
ные зависимости показывают, что со снижением минерализации закачива-
емого агента происходит преобразование структуры порового простран-
ства: растет доля «тонких» пор за счет снижения доли «толстых», умень-
шается дисперсия функции распределения пор по радиусам, а также 
уменьшается пористость. На основе микромеханического описания процес-
са течения жидкостей в решеточной модели пористой среды получены ана-
литические зависимости кривых относительных фазовых проницаемостей      
в зависимости от концентрации солей в закачиваемом флюиде. Проведено 
моделирование процесса двухфазного течения в глиносодержащей пори-
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раствор электролита. Исследовано влияние параметров пористой среды и 
нагнетаемой минерализованной жидкости на процесс вытеснения нефти. 
 
The analysis of osmotic swelling on the border between the injected agent and 
clay-containing rock allowed obtaining the dependence of the reservoir proper-
ties on the clay content and mineralization rate of injected water. The depend-
ences obtained show that with the decrease in salinity of the injected agent the 
pore space structure changes, i.e. the share of «fine» pores grows thus by re-
ducing the share of «larg» ones, the variance of the pore radius distribution func-
tion as well as porosity decrease. On the basis of micromechanical description of 
the process of fluid flow in a lattice model of the porous medium analytical de-
pendences of relative permeability curves as a function of salt concentration in 
the injected fluid were obtained. The process of two-phase flow of Newtonian flu-
ids, one of which is a solution of electrolyte, in clay-containing porous medium 
was simulated. The influence of the parameters of the porous medium and in-
jected saline fluid on the process of oil displacement was studied. 
 
Ключевые слова: глинистый коллектор, течение в пористой среде, осмоти-
ческое набухание, перколяционное моделирование. 
 
Keywords: clay reservoir, flow in porous medium, osmotic swelling, percolation 
simulation. 

 

Известно, что глинистые минералы увеличиваются в объеме под действи-
ем пресной воды, что существенно влияет на коллекторские свойства глиносо-
держащих пород. Кроме того, снижение минерализации закачиваемой воды 
приводит к смене типа глинистого минерала, что влечет за собой разрушение 
молекулярной структуры глин и их дезагрегацию [8]. 

В последнее время растет интерес к третичному методу разработки 
нефтяных месторождений, называемому LSW (Low Salinity Waterflooding) [1]. 
Данный метод предполагает получение дополнительной нефти посредством 
закачки в пласт пресной воды. В ряде экспериментов на различных керновых 
материалах [1, 2, 3] были определены условия, при которых наблюдается рост 
коэффициента вытеснения при применении LSW. Среди них: 

 значительная доля глинистых минералов в породе; 
 закачиваемая вода должна иметь пониженную концентрацию по срав-

нению с пластовой водой; 
 пластовая вода должна содержать двухвалентные катионы Ca

2+
 или 

Mg
2+

. 
Осмотическое набухание глин при контакте с минерализованной во-

дой. Величина и характер набухания глинистых пород определяются рядом 
факторов, основными из которых являются минеральный состав закачиваемой 
жидкости и структура глинистых минералов. Наибольшей степенью набухания 
обладают глинистые породы, в составе которых имеются глинистые минералы 
с подвижной кристаллической структурой (например, монтмориллонит), 
наименьшим – минералы с жесткой кристаллической структурой (каолинит, 
иллит) [4]. 

Глинистые минералы, имеющие подвижную кристаллическую структуру, 
набухают со снижением минерализации смачивающего флюида. Характер 



 
 
 
 
 
 
 
 

БУРЕНИЕ И РАЗРАБОТКА МЕСТОРОЖДЕНИЙ УГЛЕВОДОРОДОВ 7 

процесса набухания осмотический. Причиной набухания является разница 
концентраций солей в растворе пластовой жидкости и в растворе воды в меж-
молекулярном пространстве глин. Если концентрация солей пластовой жид-    
кости меньше концентрации солей воды в межмолекулярном пространстве, то 
возникает осмотическое давление, приводящее к набуханию глин. Осмотиче-
ский процесс набухания замедляется по мере выравнивания концентраций 
двух растворов. 

Скорость процесса набухания определяется скоростью гидратации глини-
стых минералов R ([R]  моль/с). В работе [13] установлено, что скорость 
гидратации обратно пропорциональна концентрации реагента, т.е. R  1/С. 
Приняв R  R0 при C  С0 и R  0 при C  Cr получим: 

0 0

0

( ) 1
 
 

  
  r

r

R C C

C C C
R C ,                                                   (1) 

где R0 – скорость гидратации в пресной воде; C0 – концентрация солей в прес-
ной воде; Сr – концентрация солей межмолекулярного пространства глин. 

Анализ влияния минерализации закачиваемого агента на структуру 
порового пространства. Механизм уменьшения площади поперечного сече-
ния капилляра схематично показан на рис. 1. При этом предполагается, что 
глинистая компонента распределена равномерно по всей поверхности пор и 
капилляров.  

Специфика осмотического набухания глин в коллекторе заключается в 
том, что вода может содержаться в поровом пространстве как в жидком состо-
янии, так и в связанном с глинами твердом состоянии (в межмолекулярной 
кристаллической решетке глинистых минералов). Положим, что  – объем 
связанной воды. Запишем уравнение материального баланса воды, связанной с 
глинами:  

в уд 0 гл(1 ) ,    rockS r m V K                                             (2) 

где в – плотность воды;  – плотность воды в связанном состоянии; Sуд – 
удельная поверхность пор; r – снижение радиуса капилляра за счет набуха-
ния; m0 – начальная пористость образца; Vrock – объем образца;  Kгл – объемный 
коэффициент глинистости. 

Удельная поверхность в структурной модели 
пористой породы, представленной упаковкой зерен 
в виде шаров [10], определяется уравнением: 

0
уд

6(1 )


m

l
S ,                       

 
                                    (3) 

где l – средняя длина капилляра, которую примем 
равной диаметру зерен [12]. 

 

Рис. 1. Схема изменения радиуса капилляра за счет разбу-
хания глин 
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Объемный коэффициент глинистости задается как отношение объема 
глин к объему скелета породы: 

гл
гл

0(1 )


rock

V

m V
K . 

Стоит отметить, что плотности воды в капельном и в связанном с глинами 
состояниях различаются. Между молекулами капельной воды действуют толь-
ко слабые водородные связи. В структуре связанной воды существует более 
сильное ван-дер-ваальсовое взаимодействие с ионами металлов, приводящее к 
уплотнению молекулярной структуры воды [14]. 

Максимальное количество воды max, которое может быть внедрено в 

межмолекулярную структуру глинистой породы, определяется типом глини-

стого минерала и коэффициентом глинистости. Весь объем адсорбированной 

воды идет на увеличение объема глин max
гл :V  

max
в max гл .   V  

Отсюда с учетом (2.1) и (2.2) получим: 

2
max 0

гл max гл

6(1 )
.


   rock

m

l
V r V K                                               (4) 

Определим коэффициент набухания глинистого минерала как степень 
увеличения объема скелета породы: 

max
0 гл

наб
0

(1 )

(1 )

  


 rock

rock

m V V

m V
K . 

тогда 

max
гл 0 наб(1 ) ( 1).   rockV m V K                                              (5) 

Максимальное приращение объема глин (см. рис. 1) есть: 

max 2 2
гл 0 0 max( ) .V r l r r l                                                     (6) 

Приравняв правые части соотношений (5), (6) и решая полученное квад-
ратное уравнение относительно rmax, получаем зависимость максимального 
уменьшения радиуса капилляра от коэффициента набухания: 

0 наб
max 0 2

0

(1 ) ( 1)
1 1 .rockm V K

r l
r r

  
 
  

                                   (7) 

Подстановка (7) в (6) дает выражение для максимального приращения 
объема глин за счет набухания. Соответственно, зависимость минимального 
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значения пористости от коэффициента глинистости и коэффициента набуха-
ния после прокачки пресной воды имеет вид:  

0 max
пор гл 2 0 наб

min 0 0 0 гл2
0

(1 ) ( 1)6
(1 ) 1 1 .rock

rock

V V m V K

V l r l
m m m r K

    
 
  

         (8) 

Далее рассмотрим динамику роста объема глинистых минералов. В рабо-
те [5] показано, что в промежутке времени от нескольких минут до нескольких 
часов набухание происходит по закону: 

0( ) ,


 RM t M t                                                   (9) 

где M0 – начальная масса связанной воды в глинистом минерале, которая зави-
сит от степени сжатия сланца [5] и коэффициента глинистости, t – относитель-
ное время, [t]  ч/сут. Величина R


 – относительная скорость гидратации, ха-

рактеризующая расширение молекулярных слоев глин за счет осмотического 
набухания [13] – безразмерный параметр, который определяется как скорость 
гидратации глин в уравнении (1), отнесенная к скорости гидратации в пресной 
воде 

0

0

( ) 1  
 

  
 r

r

C C

C C C
R C .                                                         (10) 

Начальную массу воды в глинах M0 можно выразить через удельный объ-
ем воды уд, прочно связанной с глинами: 

0 уд 0 гл(1 ) ,   rockM m V K  

уд 0 глин/ ,V    

где 0 – начальный объем воды. 
Представим текущую массу воды в глинах (9)  в виде: 

0 ( ).
   RM t t  

Изменение объема капилляра длиной l (см. рис. 1) есть: 

2 2
0 0( ) .    V r l r r l   

Приращение массы твердого скелета породы ρ

V равно массе адсорби-

рованной воды ρ

(t), откуда 

2 2
0 0 0( ( ) ) ,

     Rr l r r l M t  

а текущий радиус капилляра r  r0  r. 
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( )
2 0
0( )



 
 

R CM t

l
r C r .                                                       (11) 

Уравнение (11) описывает изменение радиусов капилляров пористой сре-
ды в зависимости от минерализации воды с течением времени.  

Зная скорость гидратации в пресной воде, характерное время разбухания, 
коэффициент набухания, коэффициент глинистости, удельное начальное со-
держание воды в глинах, средний диаметр зерен скелета породы, концентра-
ции минералов в закачиваемой и реликтовой воде (вода межмолекулярного 
пространства глин), можно определить текущий средний радиус проводящих 
капилляров породы-коллектора в зависимости от концентрации солей в воде 
по уравнению (11). 

Для описания структуры порового пространства был использован наибо-
лее типичный вид порометрической кривой – логнормальная функция плотно-
сти распределения пор по радиусам: 

 
2

2

ln ( )1

( ) 2 2
( ( )) exp

 
 
    

 
r С

r С
f r С .                                     (12) 

В работах [6, 15] представлены результаты экспериментов по определе-
нию скоростей гидратации и коэффициента набухания глин при прокачке сла-
бого раствора хлорида натрия через натриевый монтмориллонит. В результате 
получен коэффициент скорости гидратации R0  0,091 моль/с, коэффициент 
набухания составил Kнаб  3,8.  

Оценим величину изменения пористости в зависимости от коэффициента 
глинистости и минерализации закачиваемой воды, используя указанные пара-
метры. В решеточной модели порового пространства пористость определяется 
уравнением [7]: 

2 2

0

( ) ( ) ( ( )) / 2 ,

 
   
 
m C z r C f r С dr l                                         (13) 

где z – координационное число решетки (для кубической решетки z  6). 
На рис. 2 показаны расчетные кривые изменения пористости в зависимо-

сти от минерализации воды и коэффициента глинистости. Пунктирными лини-
ями отмечена минимальная пористость образца, рассчитанная по выражению 
(8), которая может быть достигнута при определенном коэффициенте набуха-
ния и глинистости.  

Полученные расчетные данные по изменению пористости в зависимости 
от минерализации и глинистости подтверждаются экспериментальными ис-
следованиями фильтрации растворов электролитов через модели пластов, со-
держащих монтмориллонит [8]. 

Анализ влияния минерализации закачиваемого агента на относи-
тельные фазовые проницаемости. С целью получения аналитических соот-
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Рис. 2. Изменение пористости в зависимости от концентрации и коэффициента глини-                     
стости 

 
ношений, позволяющих рассчитывать и анализировать поведение коэффици-
ентов фазовых проницаемостей, воспользуемся перколяционным подходом 
[7]. Рассмотрим вытеснение несмачивающей жидкости смачивающей, считая 
обе жидкости несжимаемыми и вязкими. По мере проникновения вытесняю-
щей жидкости доля порового пространства, заполненная опресненной во-                           
дой, реструктурируется за счет разбухания, тогда как в порах, заполненных 
нефтью, разбухания глин не происходит.  

В работе [7] представлена перколяционная модель расчета относительных 
фазовых проницаемостей (ОФП), позволяющая также учесть изменение функ-
ции плотности распределения при разбухании глинистых минералов (12): 

c c c c

1

1
1 1

1
0

( ( ), ) ( )

( ( )) ( )
( , ) ( ( ), ) ( ) ,


       

     
        

    
k

r r r r

r r r

f r C S dr f r dr

I r C I r
k S C f r C S dr f r dr  
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c c c c

1

2
2 2

2
0

( ( ), ) ( )

( ( )) ( )
( , ) ( ( ), ) ( ) ,


      

     
        

    
k

v v
r r r r

r r r

f r C S dr f r dr

I r C I r
k S C f r C S dr f r dr  

где c,r   cr   – критические радиусы капилляров пористых сред, в которых нахо-

дятся нефтяная и водная фазы соответственно;  – индекс радиуса корреляции 

(  0,850,05 для трехмерной решетки). 
На рис. 3 показаны расчетные кривые ОФП, меняющиеся со снижением 

минерализации электролита. 
Расчеты показывают, что со снижением концентрации солей происходит 

рост подвижности нефтяной фазы и снижение подвижности водной фазы. Ре-
 
 

 
 
Рис. 3. Кривые относительных фазовых проницаемостей по воде (kw) и по нефти (k0) при 
различных концентрациях солей в воде 
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зультаты расчетов качественно подтверждаются экспериментальными данны-
ми по определению ОФП в зависимости от минерализации вытесняющего 
агента в глиносодержащих коллекторах, приведенными в работе [9]. 

Модель двухфазной плоскорадиальной фильтрации с учетом капил-
лярного давления и минерализации водной фазы. Рассмотрим особенности 
плоскорадиальной двухфазной фильтрации несжимаемых флюидов с учетом 
капиллярного давления (модель РапопортаЛиса [13]):  

 1

( ) 1
( , ) ( , ) ( , ) 0,

   

   

    
  

s k

S q t S S

t r r r r r
F S C rM S C p F S C  

где F(S, C) – функция Бакли–Леверетта; q(t)  Q(t)/2h – удельный расход фаз; 
pk(S) – функция капиллярного давления; M1(S, C)  Kk1(S, C)/1 – подвижность 
нефти, действием гравитационных сил пренебрегаем. 

Выбор данной модели обусловлен тем, что при разбухании глин коллек-
тор переходит в разряд тонкопоровых, что требует учета капиллярных сил.  

Пористость определяется соотношением (13), а проницаемость – зависи-
мостью [7]: 

c c
2

0

( )

( )
2 ( )




 

   
  
 
r r

r

f r dr

I r
K l f r dr , 

где  – коэффициент, отражающий наличие перетоков между проводящими 
цепочками (порядка единицы). 

Размеры модели пласта представлены на рис. 4. 
Перенос солей в потоке жидкости описывается уравнением конвективной 

диффузии: 

2( ) 1
( ),    

 
    

  
m C SC w C C

t r r r r
D r R C  

где w2 – скорость фильтрации водной фазы; D

 – коэффициент, учитывающий 

диффузию и гидродинамическую дисперсию; R(C) – скорость гидратации, 
определяемая уравнением (1.1). 

В итоге получаем систему двух дифференциальных уравнений в частных 
производных для C и S. 

 
 

 
 
 
 
 
Рис. 4. Модель радиального нефтенасы-
щенного глиносодержащего пласта 
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 Рис. 5. Динамика основных показателей разработки модели пласта 

 

 
Исходные расчетные параметры. Задается постоянный расход Q  0,1 л/с; 

начальная пористость пласта – m0  0,2; абсолютная проницаемость пласта –                               
K  510

2
 мкм

2
; вязкость воды – 2  0,6 мПас; вязкость нефти – 1                                           

 0,5 мПас. Предполагается, что порода содержит монтмориллонит, Kгл  5 %, 
коэффициент набухания – 3,8. 

Начальные условия: начальная водонасыщенность – S(r, 0)  0,2; концен-

трация солей в пластовой воде, отнесенная к максимальной концентрации соли 

NaCl в воде 317 г/л [11] при стандартных условиях – C(r, 0)  0,2. Граничные 

условия: S(0, t)  0,8; ( , )
r kS R t   0; C(0, t)  0,03; ( , )

r kC R t   0. 

Результаты расчетов приведены на рис. 5. 
Заключение. Представленная модель двухфазного течения ньютоновских 

жидкостей в глиносодержащей пористой среде позволяет учитывать влияние 
осмотического набухания глинистых минералов породы-коллектора на эффек-
тивность нефтеизвлечения. Для расчета фильтрационно-емкостных характери-
стик коллектора разработаны методики, учитывающие глиносодержание по-
роды, минерализацию воды и поведение структуры порового пространства при 
смене гидрохимического режима пласта. Результатом анализа осмотических 
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процессов в глинах являются соотношения для пористости и относительных 
фазовых проницаемостей, содержащие зависимость от концентрации солей в 
закачиваемом агенте и коэффициента глинистости.  

Результаты расчетов показывают, что при закачке воды пониженной ми-
нерализации происходит снижение обводненности продукции, рост дебитов по 
нефти и, как следствие, увеличение накопленной добычи нефти по сравнению 
с добычей, полученной при закачке воды пластовой минерализации. Указан-
ный эффект достигается за счет снижения подвижности воды, роста подвиж-
ности нефти, а также уменьшения пористости, которое приводит к довытесне-
нию нефти, находящейся в крупных порах. 
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