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高压注水井带压作业凝胶封堵体系性能评价*

汪万飞1，付 红2

（1. 中国石油长庆油田分公司第九采油厂，宁夏 银川 750006；2. 中国石油长庆油田分公司第三采油厂，宁夏 银川 750006）

摘要：为满足高压注水井带压作业对凝胶封堵体系的强度、成胶时间以及可破胶的性能要求，采用丙烯酰胺

（AM）/2-丙烯酰胺基-2-甲基丙磺酸（AMPS）为二元聚合物体系、三羟甲基化合物（Smel30）为交联剂制备了一种

耐温抗盐凝胶封堵体系。研究了温度、无机盐、模拟油含量、剪切时间对凝胶体系成胶时间和凝胶强度的影响，

同时研究了破胶剂过硫酸钠用量对凝胶体系破胶效果的影响。结果表明，温度由40 ℃升至100 ℃时，凝胶体系

的成胶时间由23.5 h缩短至2.0 h、凝胶强度由39.4 Pa增至88.6 Pa。无机盐可使聚合物链间距离减小，成胶时间

缩短，凝胶强度略有增加；3 种无机盐对凝胶体系成胶时间和凝胶强度的影响从小到大依次为 NaCl＜MgCl2＜

CaCl2。凝胶体系抗油污和抗剪切能力较强。加入1%～10%的模拟油可使凝胶体系的成胶时间由8 h增至15 h，

凝胶强度的变化较小；在60 ℃、500 r/min的条件下剪切60 min后，成胶时间从7 h增至17 h，但凝胶强度仍能保

持81%。凝胶体系的热稳定性较好，在60 ℃老化15 d未出现明显脱水，且凝胶强度为67 Pa。过硫酸钠可以高效

低成本破胶，按体积分数为30%的量在凝胶体系中加入质量分数为30%的过硫酸钠，60 ℃下的破胶时间为20 h，

残液表观黏度为64.4 mPa·s，可以通过气体或清水将破胶残液顶替至地面，易于返排，满足现场施工要求。
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0 前言

随着我国油气资源勘探开发战略的逐步推进，

完井修井技术的应用越来越广泛［1-5］。针对国内部

分油井带压修井作业中无法使用机械封隔装置、作

业井工况复杂、机械封隔装置适应性差、容易存在

安全隐患的情况，提出了凝胶暂堵技术进行压力封

隔，以满足复杂多变的作业井井况。带压修井作业

能保护储层、提高油气采收率［6-11］。高压注水井带

压作业能缩短修井作业时间，降低对其周围油井正

常生产的不利影响，提高油井生产能力［12］。化学暂

堵体系主要存在3个方面的问题：（1）成胶反应时间

长，注入性差，很难达到带压作业所需的凝胶强

度［13］；（2）耐温耐盐性能差，长期稳定性较差；（3）不

耐油性物质，剪切会极大地降低体系的强度，导致

凝胶黏弹性变差，难以发挥有效的封堵作用［5］。长

庆三叠系油藏温度为 60 ℃，注水井注水压力高达

14.5 MPa，井下工况复杂且存在安全隐患。采用高

强度的化学封堵技术实现带压作业是一种安全可

靠的封堵技术，能保证注水井检修作业顺利开展，

且作业完成后进行破胶能及时恢复正常生产。

国内油田普遍采用部分水解聚丙烯酰胺作为

主剂合成化学堵剂。然而，在地层水和地层温度条

件下，酰胺基水解后易与二价阳离子形成沉淀，降
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低其封堵效能。在聚丙烯酰胺链上引入 2-丙烯酰

胺基-2-甲基丙磺酸（AMPS）链节，可极大地避免钙

镁离子与其生成沉淀［14-15］。丙烯酰胺（AM）/AMPS

二元共聚物单体体积较大，分子空间位阻较大，可

保护聚合物主链及抑制酰胺基的水解［15-16］。为实现

封堵油层、抑制地层水返排井筒，优选了AM/AMPS

二元共聚物作为聚合物体系，并采用三羟甲基化合

物（Smel30）作为交联剂形成高强度的凝胶封堵体

系。AM/AMPS 与 Smel30 交联反应后能形成错综

复杂的网状结构，增强在高温高盐下的稳定性。研

究了温度、无机盐、模拟油含量、剪切时间以及长期

老化对凝胶体系成胶时间和凝胶强度的影响，同时

研究了过硫酸钠对凝胶体系破胶效果的影响。通

过室内实验评价高强度凝胶封堵体系的性能，为带

压作业的实际应用提供可行性方案。

1 实验部分

1.1 材料与仪器

丙烯酰胺（AM）/2-丙烯酰胺基-2-甲基丙磺酸

（AMPS）二元共聚物，相对分子质量300×104～500×

104，水解度15%～20%，自制；过硫酸钠、氯化钠、氯

化钙、六水氯化镁，分析纯，成都科隆化学品有限公

司；三羟甲基化合物（Smel30），自制；模拟油（白

油），中淼石油化工有限公司；清水矿化度为 944.01

mg/L，离子组成（单位mg/L）为：Na++K+ 170.60、Ca2+

46.55、Mg2 + 49.10、HCO3
2- 230.70、SO4

2- 23.88、Cl-

213.04。

Haake MARS III型模块化高级旋转流变仪，德

国Haake公司；LC-101-1B型恒温箱，上海力辰邦西

仪器科技有限公司；LC-FA1004型分析天平，常州称

重设备系统有限责任公司；DF-101型数显恒温磁力

搅拌器，上海力辰邦西仪器科技有限公司。

1.2 实验方法

（1）凝胶弹性模量及表观黏度的测定

采用高级旋转流变仪测量凝胶封堵体系（1%

AM/AMPS + 0.5% Smel30）的弹性模量和表观黏

度。依据中国石化集团胜利石油管理局企业标准

Q/SH1020 1493—2014《冻胶类堵水调剖剂性能指

标及试验方法》，在应力为0.1 Pa、振荡频率为0.2 Hz

时，测定凝胶体系的弹性模量值；在常温下测定凝

胶体系的凝胶强度，锥板型号选择006-1195，转子型

号选择 C60/1°TiL。在 60 ℃下测定凝胶的表观黏

度，转子型号选用Z41，转筒型号选用Z43。

（2）破胶性能评价

配制质量分数为 30%的过硫酸钠溶液备用。

用 100 mL量筒分别量取 50～90 mL的未成胶凝胶

体系放入广口瓶中，然后将广口瓶密封后放置在

60 ℃恒温箱中成胶。待成胶后加入不同体积分数

的破胶剂溶液至100 mL，然后将广口瓶密封后放置

在60 ℃恒温箱中破胶，每隔一段时间观察不同加量

破胶剂溶液的破胶效果。在 60 ℃、剪切速率为

7.34 s-1的条件下，测定残液的表观黏度。

2 结果与讨论

2.1 温度对成胶性能的影响

在 40～100 ℃下，凝胶封堵体系的凝胶强度和

成胶时间如图1所示。在60 ℃时，凝胶强度为73.5

Pa，成胶时间为 7 h；当温度升高到 80 ℃，凝胶强度

增至 82.4 Pa，成胶时间缩短到2 h。温度继续升高，

成胶时间基本不变，但凝胶强度进一步增大。当温

度升至100 ℃时，凝胶强度升高到88.6 Pa。凝胶强

度随着温度的升高大幅增大。该体系通过共价键连

接酰胺基和聚合物骨架，这种交联方式可以显著提

高凝胶体系的抗温能力和稳定性［17-19］。成胶时间随

着温度升高而缩短。这是由于温度升高，体系溶液

中参加反应的分子运动速率加快，有效碰撞增加，交

联剂的反应基团活性增大，交联速度也相应加快，从

而成胶时间缩短。温度升高加速了聚合物分子和交

联剂分子之间的热运动，提高了分子缠绕反应的机

会，形成的凝胶结构更复杂，从而形成更强的凝胶。

该封堵体系耐温性良好，能满足高温封堵的性能要求。

图1 温度对凝胶封堵体系成胶性能的影响
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2.2 盐浓度对成胶性能的影响

高强度凝胶封堵体系主要作用于井筒封堵，矿

化度高低会对封堵体系的成胶性能产生极大的影

响，主要与其中的钠、镁、钙离子发生化学反应，影

响其交联程度，同时影响凝胶强度和成胶时间。用

3 种无机盐分别配制质量浓度为 5～25 g/L 的盐溶

液，考察不同种类盐对凝胶封堵体系凝胶强度和成

胶时间的影响。由图 2可见，成胶时间随着盐浓度

的增加而缩短。金属阳离子对封堵体系的成胶有

促凝作用，体系成胶时间缩短。这可能由于金属阳

离子使得聚合物分子产生了静电屏蔽，使得聚合物

分子链的展开受到抑制，交联反应更容易进行［16，20］，

从而缩短了交联反应时间，达到促凝的效果。聚合

物分子中含有羟基，Na+、Mg2+和Ca2+都有得到电子

的能力。Mg2+和Ca2+的电荷数高于Na+，得到电子的

能力更强；相较于 Ca2+，Mg2+与羟基结合的能力更

强，成胶过程中对凝胶性能的影响小于 Ca2 +［21-24］。

因此，3种盐对凝胶封堵体系成胶时间和凝胶强度

的影响从小到大依次为 NaCl＜MgCl2＜CaCl2。由

于 AMPS 具有较强的抗盐能力，AM/AMPS 二元聚

合物单体体积和分子空间位阻较大，能保护聚合物

主链以及抑制酰胺基的水解［15-16］，同时 AM/AMPS

与Smel30交联形成的凝胶具有错综复杂的网状结

构，使得凝胶体系的耐盐性得以提高。随着盐浓度

的增大，凝胶强度略有增加。该凝胶封堵体系表现

出良好的抗盐性能，可以用油田污水进行配制，既

经济又环保。

2.3 抗油性能

在现场应用时，化学封堵剂注入井筒后会遇到

井筒中的残余油性物质。为探究油性物质对凝胶

性能的影响，在基础配方（1% AM/AMPS + 0.5%

Smel30）中加入质量分数为 1%～10%的模拟油（白

油），并与不加模拟油时的凝胶强度和成胶时间对

比。含油量对凝胶体系成胶性能的影响如图 3 所

示。在 60 ℃下，加入不同量的模拟油后，凝胶体系

并没有发生分层现象，可能是由于凝胶分子的部分

基团参与了乳化，充当了乳化剂的作用［5，25］。模拟

油含量逐渐增大，越来越多的模拟油与凝胶基团之

间发生乳化，使得与交联剂分子的接触几率降低，

候凝时间延长，从而表现出成胶时间逐渐增加。尽

管加入模拟油后对成胶时间有所影响，但对凝胶强

度的影响不明显。总体来说，该凝胶封堵体系的抗

油性能较强，对现场环境有较好的适用性。

2.4 抗剪切性能

当凝胶溶液注入井筒或在地层中流动时会发

生剪切降解，如果凝胶溶液对剪切敏感，将会导致

成胶时间不受控制等不确定性因素。因此，通过搅

拌的方法来模拟油田条件下的剪切。在60 ℃、剪切

速率为 500 r/min 的条件下分别剪切 0～60 min，通

过测定凝胶溶液的成胶时间和成胶后的强度，反映

该凝胶封堵体系对剪切的敏感性。由图 4可见，增图2 不同盐对凝胶封堵体系成胶性能的影响

图3 含油量对凝胶封堵体系成胶性能的影响

CaCl2

MgC2

NaCl

100

95

90

85

80

75

70

凝
胶

强
度

/P
a

盐质量浓度/（g·L-1）

302520151050

CaCl2

MgC2

NaCl

10

8

6

4

2

0

成
胶

时
间

/h

盐质量浓度/（g·L-1）

302520151050

含油量/%

1086420

85

80

75

70

65

凝
胶

强
度

/P
a

凝胶强度
成胶时间

成
胶

时
间

/h

16

14

12

10

8

6

汪万飞，付红：高压注水井带压作业凝胶封堵体系性能评价 623



油 田 化 学 2023 年

http：//ythx.scu.edu.cn

加剪切时间使得成胶时间延长、凝胶强度降低。随

着剪切时间增至60 min，成胶时间从7 h延长到17 h。

在成胶过程中，剪切作用对凝胶性能有负面影响。

但在剪切 60 min 后，凝胶强度仍能保持 81%，表明

该凝胶体系具有良好的抗剪切稳定性。在剪切过

程中，凝胶的分子聚集体被剪切破坏；剪切结束后，

被破坏的凝胶分子聚集体重新形成大块的凝胶，所

需要的时间增加，同时凝胶强度降低。

2.5 热稳定性

为了满足带压作业的时间要求，凝胶体系需要

在一定的时间内保持较好的封堵效果。通过测量

凝胶封堵体系在 60 ℃下老化一段时间后的凝胶强

度来评价该体系的稳定性。由图 5可见，随着老化

时间的延长，凝胶强度逐渐降低，但凝胶体系外表

只出现略微失水，外观变化不大，即使老化15 d后，

凝胶并未出现明显的脱水现象。凝胶封堵体系老

化 3 d后的凝胶强度为 88 Pa，老化 15 d后的凝胶强

度为 67 Pa，凝胶强度虽然降低，但仍具有较好的封

堵效果。

2.6 破胶性能

为了不影响后续的生产作业，带压作业结束后

需加入破胶剂进行破胶。使用过硫酸钠作为破胶

剂，为了方便使用且与凝胶封堵体系充分接触以提

高作业效率，预先配制质量分数为30%的过硫酸钠

溶液作为破胶剂，然后按照体积分数为 10%～50%

的量向凝胶封堵体系中加入破胶剂，总体积为100 mL。

将破胶剂和凝胶体系混合后，在 60 ℃下破胶，每隔

一段时间观察破胶效果，测定残液的表观黏度，结

果见表1。破胶剂的体积分数越大，破胶时间越短，

残液表观黏度越低。过硫酸钠可以分解产生自由

基，自由基可以破坏聚合物主链与交联剂分子之间

的作用，从而瓦解凝胶体系的网状结构，使得凝胶

体系从三维网状结构破胶成为二维线性结构，凝胶

残液的表观黏度逐渐降低［13，26-31］。为了满足现场

施工和经济效益的要求，破胶剂适宜的体积分数为

30%，此时的破胶时间为 20 h、残液表观黏度为

64.4 mPa·s，可以通过气体或清水将破胶残液顶替

至地面。

3 结论

以丙烯酰胺（AM）/2-丙烯酰胺基-2-甲基丙磺酸

（AMPS）、三羟甲基化合物（Smel30）为原料制得凝

胶封堵体系。该凝胶体系具有良好的凝胶强度、耐

温耐盐性、抗油性和热稳定性，可以满足快速封堵

目的层的要求。凝胶体系强度高，温度适应范围

广，可用于不同地层条件的承压封堵。

采用质量分数为 30%的过硫酸钠溶液作为破

胶剂，向凝胶封堵体系中加入体积分数为30%的过

硫酸钠溶液，可以高效低成本的进行破胶。破胶时

间为20 h、残液表观黏度为64.4 mPa·s，可以通过气

体或清水将破胶残液顶替至地面，易于返排，满足

图4 剪切对凝胶封堵体系成胶性能的影响

图5 老化时间对凝胶封堵体系凝胶强度的影响

表1 破胶剂用量对凝胶封堵体系破胶效果的影响

破胶剂体积
分数/%

10

20

30

40

50

破胶时间/
h

72

43

20

10

4

残液表观黏度/
（mPa·s）

366.5

145.7

64.4

34.2

12.3

剪切时间/min

凝胶强度
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6050403020100
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70
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100
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现场施工要求。
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Performance Evaluation of Gel Plugging System for High Pressure Water Injection Well under Pressure
Operation

WANG Wanfei1，FU Hong2

（1. No.9 Oil Production Plant，Changqing Oilfield Company，PetroChina，Yinchuan，Ningxia 750006，P R of China；2. No.3 Oil Production Plant，

Changqing Oilfield Company，PetroChina，Yinchuan，Ningxia 750006，P R of China）

Abstract: In order to meet the strength，gelling time and gel breaking performance requirements of the gel plugging system for high

pressure water injection wells under pressure operation，a temperature-resistant and salt-resistant gel plugging system was

developed. This system utilized acrylamide（AM）/2-acrylamido-2-methylpropanesulfonic acid（AMPS）as a binary polymer system

and trimethylol compound（Smel30）as crosslinking agent. The effects of temperature，inorganic salt，simulated oil content，and

shear time on gelling time and gel strength of the system were investigated. Additionally，the influence of sodium persulfate on gel

breaking effect of the system was studied. The results showed that when the temperature increased from 40 ℃ to 100 ℃，the gelling

time of the system decreased from 23.5 hours to 2.0 hours，while the gel strength increased from 39.4 Pa to 88.6 Pa. Inorganic salts

could reduce the distance between polymer chains，which led to shorter gelation time and a slight increase in gel strength. Three

inorganic salts were arranged according to the effects on gelling time and gel strength of the system in following order：NaCl <

MgCl2 < CaCl2. The gel system exhibited strong resistance to oil stains and shear forces. The addition of 1%—10% simulated oil

increased the gelation time from 8 hours to 15 hours，with minimal change in gel strength. After shearing at 60 ℃ and 500 r/min for

60 minutes，the gelling time increased from 7 hours to 17 hours，while the gel strength remained 81%. The gel system displayed

good thermal stability. There was no significant dehydration after aging at 60 ℃ for 15 days，and then the gel strength remained at

67 Pa. Sodium persulfate was an effective and cost-efficient gel breaker. After adding 30%（mass fraction）sodium persulfate with

dosage of 30% volume fraction to the gel system，the gel breaking time at 60 ℃ was 20 hours，and then the apparent viscosity of

the residual liquid was 64.4 mPa·s. The gel breaking residual liquid could be easily displaced to the ground using gas or water，

meeting on-site construction requirement.

Keywords: high pressure water injection well；pressure operation；gel；gelling time；gel strength；glue breaking

（上接第620页。continued from p. 620）

analysis and testing technology showed that the sodium hexametaphosphate had a significant retarding effect on the initial hydration

behavior of aluminate cement and could effectively improve its rheological properties. In addition，at the temperature of 50 ℃，

addition of sodium hexametaphosphate could significantly reduce the permeability of hardened aluminate cement，at the same time，

which had no significant impact on the strength. After treatment at the temperature of 650 ℃，the maximum compressive strength of

was 47.19 MPa by adding 5% sodium hexametaphosphate to modify hardened aluminate cement. Simultaneously，before and after

treatment at 650 ℃，the hydration products of aluminate cement slurry underwent significant transformation，the C3AH6 and AH3

converted into C12A7 and CA mainly. C3AH6 and AH3 underwent thermal decomposition mainly during the period of 180—400 ℃ .

the pore size distribution of mercury intrusion showed that the pore size range of clean hardened aluminate cement and 5% sodium

hexametaphosphate modified hardened aluminate cement was mainly between 100 and 1000 nm，and the pore size of both types of

cement stones increased due to the transformation of crystal form after high-temperature treatment at the temperature of 650 ℃.

Keywords: shale oil in-situ conversion；aluminate cement；sodium hexametaphosphate；mechanical strength；hydration products
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