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Установлена зависимость устойчивости эмульсий, вязкости и энергии активации вязкого течения пара-
финистых и смолистых нефтей от соотношения содержания смолисто-асфальтеновых компонентов к 
парафиновым углеводородам. Парафинистые и смолистые нефти и их водонефтяные эмульсии являются 
неньютоновскими вязкопластическими средами. Увеличение содержания водной фазы до 30% в эмульсии 
парафинистой нефти приводит к росту реологических параметров и температуры застывания. Снижение 
энергии активации вязкого течения при повышении обводненности нефти до 50% может быть связано, как 
с существенным уменьшением доли парафиновых углеводородов в составе эмульсии, так и появлением 
несвязанной воды, снижающей значения вязкости. Приведены данные о составе асфальтенов и смол в 
парафинистой и смолистой нефтях. 
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Увеличение доли добываемого обводненного 
углеводородного сырья способствует формирова-
нию водонефтяных эмульсий, стабилизированных 
природными поверхностно-активными веществами. 
Увеличение содержания дисперсной фазы в сырой 
нефти часто приводит к заметному повышению ее 
вязкости. Этот эффект может быть связан с наличи-
ем асфальтенов на границе раздела фаз, с их склон-
ностью к агрегации и образованию гелеобразных 
структур [1]. 

Известно, что асфальтены, смолы, нефтяные кис-
лоты, парафины и неорганические частицы, образу-
ющие структурированные слои на границе раздела 
фаз нефть–вода, являются основными стабилизато-
рами водонефтяных эмульсий, препятствуя коагуля-
ции глобул воды и обеспечивая их высокую устой-
чивость [2–4]. Некоторые исследователи считают, 
что устойчивость эмульсий зависит от процентного 
содержания асфальтенов [5– 9]. Однако эмульгиру-
ющая способность асфальтенов во многом зависит 
от их коллоидно-дисперсного состояния в точке 
флокуляции и структурных характеристик, таких как 
молекулярная масса, количество конденсированных 
ароматических структур и карбонильных групп [10].

Немаловажную роль в стабилизации эмульсий 
играют смолы, характеризующиеся более высо-
кой поверхностной активностью, чем асфальтены. 
Смолы способны самостоятельно ассоциировать 
в растворах асфальтенов в толуоле с добавками 
гептана, образуя устойчивые агрегаты, способные 
адсорбироваться на поверхности капель, замедляя 
их коалесценцию [11, 12]. Помимо этого, смолы 
сольватируют асфальтеновые агрегаты, удерживая 
их внутри коллоидной суспензии, препятствуют вза-
имодействию мономеров асфальтенов, что снижает 
прочность адсорбционного слоя на каплях воды.

В стабилизации устойчивой обратной эмульсии 
принимают участие мелкодисперсные частицы и ас-
фальтены при их соотношении 2:1. В качестве твер-
дых частиц могут выступать минеральные вещества 
и твердые парафины. При низких концентрациях 
твердые вещества действуют как мостики между 
каплями воды, способствуя их коалесценции. При 
высоких концентрациях слои твердых частиц могут 
создать на каплях воды адсорбционный барьер [13]. 

Механизм формирования водонефтяных эмуль-
сий зависит от состава нефти. Стабильность эмуль-
сий смолистых тяжелых нефтей и их реологические 
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свойства определяются наличием компонентов с до-
статочно высокой молекулярной массой, таких как 
асфальтены, смолы, нафтеновые кислоты, порфири-
ны и т. д. Их важной особенностью является поверх-
ностная активность на границе раздела нефть–вода 
[14]. Для легких парафинистых нефтей основной 
проблемой при формировании эмульсии является 
кристаллизация парафина, участвующего наряду со 
смолами и асфальтенами в создании бронирующей 
оболочки вокруг капель воды. Изучению процесса 
формирования эмульсий в нефтях посвящено значи-
тельное количество работ [15–17]. Однако на прак-
тике до сих пор остаются нерешенными проблемы 
обезвоживания устойчивых эмульсий, как легких, 
так и тяжелых нефтей. 

Цель данной работы — исследование влияния со-
става парафинистых и смолистых нефтей на процесс 
формирования устойчивых эмульсий и их реологи-
ческие свойства.

Экспериментальная часть
Групповой состав исследованных нефтей приве-

ден в табл. 1. Нефти существенно различаются по 
содержанию смолисто-асфальтеновых компонентов 
(САК) и парафиновых углеводородов (ПУ). Для 
парафинистых нефтей отношение содержания САК 
к содержанию ПУ (САК/ПУ) колеблется в пределах 
0.7–5.5, для смолистых нефтей данное отношение 
составляет 14.1–37.3. Для последних следует рас-
сматривать также отношение содержания асфальте-
нов (Асф) к содержанию смол (Асф/смолы).

Эмульсии с дистиллированной водой в концен-
трации 10, 30 и 50 мас. % получали на перемешива-
ющем устройстве марки ПЭ-0118 мощностью 150 

Вт и скоростью вращения лопасти 1500 об/мин в 
течение 10 мин с последующим отстаиванием 1 ч 
при 20°С. Если после термостатирования в пробе 
не происходило формирование свободной водной 
фазы, то эмульсию использовали для дальнейших 
исследований. 

Устойчивость эмульсий определяли методом 
«bottle test» в течение 300 мин при температуре 20 
и 50°С [2]. Объемная доля (φ) выделившейся воды 
в % рассчитывалась по формуле: 

	 φ = Vs/Vt,

где Vs — объем отделившейся воды; Vt — общий 
объем воды в эмульсии [17].

Дисперсность водонефтяных эмульсий анализи-
ровали методом оптической микроскопии с помо-
щью биологического микроскопа Axio Lab A1 (Carl 
Zeiss), оснащенного цифровой камерой Axiocam 
ERc 5s, при 400-кратном увеличении.

Содержание в нефтях асфальтенов (Асф) опре-
деляли «холодным» методом Гольде, бензольных 
(БС) и спиртобензольных смол (СБС) — методом 
адсорбционной хроматографии на оксиде алюминия 
согласно по программе ASTM D2007, парафиновых 
углеводородов – по ASTM Е1519.

Элементный состав нефтей, асфальтенов и смол 
определяли на элементном анализаторе Vario El 
Cube.

ИК-спектры асфальтенов и смол, выделенных из 
нефтей, регистрировали на ИК-Фурье-спектрометре 
Nicolet-5700 в области длин волн 4000–400 см–1. 
Обработку спектров и определение оптической 
плотности проводили с помощью программного 
обеспечения OMNIC 7.2 Thermo Nicolet Corporation. 

Таблица 1. Групповой состав исследованных нефтей

Месторождение нефти
Содержание, мас. % 

САК/ПУ Асф/смолы
масел/парафинов смол асфальтенов

П а р а ф и н и с т ы е  н е ф т и
Фестивальное (ФВ) 62.0/20.0 15.9 2.1 0.9 —
Мамуринское (ММ) 69.1/18.2 9.9 2.8 0.7 —
Южно-Табаганское (ЮТ) 78.0/7.8 13.0 1.2 1.8 —
Арчинское (АР) 78.2/6.1 15.1 0.6 2.6 —
Верхнечонское (ВЧ) 80.2/3.6 19.7 0.1 5.5 —

С м о л и с т ы е  н е ф т и
Таймурзинское (ТМ) 63.8/2.4 28.0 5.8 14.1 0.21
Тагульское скв. 103 (ТГ) 86.2/0.4 12.0 1.4 35.2 0.12
Усинское (УС) 57.9/1.1 31.1 9.9 37.3 0.32
Русское (РС) 85.8/0.4 13.0 0.8 34.5 0.06
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Структурно-групповой состав смол и асфальтенов 
характеризовали по одинаковым наборам полос по-
глощения (п.п.) в ИК-спектрах [18].

Реологические параметры нефти и водонефтяных 
эмульсий измеряли с помощью программируемого 
реометра BROOKFIELD марки LVDV III+ с адап-
тером для малых объемов образцов. Исследования 
влияния температурного фактора на вязкость нефтя-
ных систем проводили при скорости сдвига 3 с–1.

Энергию активации вязкого течения Еакт опре-
деляли по температурной зависимости вязкости 
в координатах ln η – 1/Т, описываемой линейной 
функцией [19, 20]. 

Результаты и их обсуждение
На рис. 1а приведена кинетика выделения воды 

из эмульсий парафинистых нефтей при темпера-
туре 20°С. Объемная доля φ отделившейся воды в 
течение 60–220 мин составляет 20–40%. При уве-
личении времени отстоя эмульсий ЮТ (кривые 1 
и 2) до 180–240 мин и эмульсий ВЧ до 60–100 мин 
(кривые 3 и 4) дальнейшее их разрушение не про-
исходит, кривые выходят на плато. В рассмотренной 
группе парафинистых нефтей высокая устойчивость 
эмульсий нефти ВЧ объясняется увеличением отно-
шения САК/ПУ до 5.5.

Для эмульсий смолистых нефтей УС и ТМ на-
блюдается высокая агрегативная устойчивость 
(рис. 1, б, кривые 3, 4) при соотношении Асф/смолы 
0.21–0.32, что свидетельствует о роли асфальтенов, 
повышающих прочность адсорбционного слоя на 

каплях воды. Доля выделившейся воды в данных 
эмульсиях в течение 300 мин при температуре 50°С 
составляет 4–11%. Исключением среди смолистых 
нефтей являются эмульсии нефти РС, в которых φ 
достигает 68% в течение 120 мин при температуре 
50°С (рис. 1, б, кривая 2). Высокая вязкость нефти и 
устойчивость эмульсий РС связана с отсутствием в 
их составе легких фракций. Нагревание способству-
ет снижению вязкости и частичному разрушению 
эмульсий.

Согласно литературным данным, устойчивость 
водонефтяных эмульсий определяется содержани-
ем и размерами капель водной фазы. Установлено, 
что размеры капель в эмульсиях зависят от состава 
и содержания эмульгаторов в нефти и количества 
воды [21, 22]. Эмульсии, формирующиеся в пара-
финистых и смолистых тяжелых нефтях, являются 
устойчивыми, несмотря на значительные различия 
в составе и содержании в них эмульгаторов. Мор
фология эмульсий высокопарафинистых нефтей 
(САК/ПУ 0.7–1.8), содержащих значительные коли-
чества асфальтенов, смол и парафинов, представле-
на близкими по размеру крупными сферическими 
каплями водной фазы, что говорит об их незначи-
тельной деформации в дисперсионной среде. Осо-
бенностью эмульсий смолистых тяжелых нефтей 
при отношении Асф/смолы 0.21 и 0.31 является 
образование мелкодисперсных прочных структур, 
обеспечивающих высокую вязкость.

На рис. 2 приведена зависимость размеров капель 
водной фазы в исследуемых эмульсиях от соотноше-
ния САК/ПУ. В эмульсиях парафинистых нефтей 

Рис. 1. Кинетика выделения воды из эмульсий с об. долей воды,%.
а) эмульсии нефти ЮТ: 1 — 10%, 2 — 30%; эмульсии нефти ВЧ: 3 — 30%, 4 — 50%; б) эмульсии нефти РС: 1 — 10%, 

2 — 30%; эмульсии нефти УС при 50°С: 3 — 30%; эмульсии нефти ТМ при 50°С: 4 — 30%.

66� ЮДИНА Г. Н. и др.
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средний диаметр капель воды варьирует в пределах 
3.9–9.0 мкм при соотношении в нефтях САК/ПУ 
0.9–5.5. Размер капель воды в эмульсиях смолистых 
тяжелых нефтей с соотношением САК/ПУ 14.1–37.2 
намного меньше и составляет 1.9–2.8 мкм.

Реологические свойства нефтей определяют-
ся количеством дисперсной фазы, формирующей 
коагуляционную структуру из парафинов, смол и 
асфальтенов. Присутствующие в парафинистых 
нефтях в значительном количестве ПУ обладают 
склонностью к кристаллизации и формированию в 
объеме структурной сетки. С этим связано неньюто-
новское их поведение при малых скоростях сдвига. 
При разрушении парафиновой структуры в нефти 
течение приобретает ньютоновский характер. Кри-

вые течения, приведенные на рис. 3, иллюстрируют 
нелинейное вязкопластическое поведение нефтей 
и эмульсий и характеризуются наличием предела 
текучести τст. Для мамуринской нефти ММ, содер-
жащей 18.2 мас. % ПУ, значение τст — 2.1 Па (рис. 3, 
кривая 1). При снижении содержания ПУ в нефти 
ВЧ до 3.6 мас. % значение τст составляет 0.5 Па 
(рис. 3, кривая 3). В 30%-ных эмульсиях предел те-
кучести возрастает до 0.8–3.1 Па, что связано с уве-
личением объемной доли дисперсной фазы в виде 
капель воды (рис. 3, кривые 2 и 4).

Кривые течения высокопарафинистой нефти ФВ 
и 10 и 50%-ных эмульсий имеют вид, характерный 
для вязкопластических систем (рис. 4). Для нефти и 
10%-ной эмульсии отмечается незначительное раз-
личие между кривыми течения, вязкость при скоро-
сти сдвига 0.9 с–1 достигает 1.1 и 1.2 Па·с, τст — 1.5 
и 2.5 Па соответственно. При увеличении содержа-
ния в нефти водной фазы до 50% вязкость эмульсии 
возрастает до 2.4 Па·с, предел текучести — 3.9 Па. 
На кривой течения отсутствует резкий переход от 
неньютоновского режима течения к ньютоновскому. 

Реологические свойства эмульсий парафинистых 
нефтей зависят не только от содержания высокомо-
лекулярных нефтяных компонентов и воды, но и от 
температурного фактора. С понижением темпера-
туры структурная прочность и вязкость эмульсий 
возрастают в несколько раз за счет взаимодействия 
между каплями воды и деформации поверхности 
раздела нефть–вода с адсорбированными кристал-
лами парафинов (рис. 5).

На рис. 6 (кривые 1 и 2) показано, что в эмуль-
сиях парафинистых нефтей (САК 0.7–1.8) вязкость 

Рис. 2. Зависимость среднего диаметра капель водной 
фазы для 30 мас. %-ных эмульсий исследуемых нефтей 

от различного сотношения в них САК/ПУ.

Рис. 3. Кривые течения нефтей: 1 — нефть ММ, 2 — 
30%-ная эмульсия ММ; 3 — нефть ВЧ, 4 — 30%-ная 

эмульсия ВЧ.

Рис. 4. Зависимость вязкости нефти ФВ и эмульсий от 
напряжения сдвига: 1 — нефть, 2 — 10 %-ная эмуль-

сия; 3 — 50 %-ная эмульсия ФВ.
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незначительно возрастает с увеличением содержа-
ния воды. В 50%-ных эмульсиях смолистых нефтей 
(САК 14–34.5) вязкость повышается в 5–6 раз по 
сравнению с эмульсиями парафинистых нефтей 
(кривые 3 и 4). 

Смолистые тяжелые нефти, обогащенные смо-
лами, асфальтенами и полиароматическими соеди-
нениями, характеризуются высокой вязкостью [23, 
24]. На рис. 7 приведены кривые течения нефтей и 
30%-ных эмульсий, проявляющих вязкопластиче-
ские свойства. Для нефти ТГ и 30%-ной эмульсии 
(кривые 1 и 2) отмечаются невысокие значения вяз-
кости 0.5 и 1.3 Па·с и предела текучести 0.8 и 1.5 Па, 
что объясняется незначительным содержанием ас-
фальтенов и отношением Асф/смолы равным 0.12. 

С увеличением напряжения сдвига данные образцы 
проявляют свойства ньютоновской жидкости.

Нефть УС при температуре 30°С характеризуется 
более высокими значениями вязкости 4.0 Па·с и τст 
6.0 Па, формируя стабильные агрегативно-устойчи-
вые эмульсии. Вязкость 30%-ной эмульсии возрас-
тает в 2 раза по сравнению с вязкостью нефти УС. 
С увеличением напряжения сдвига кривые течения 
нефти и 30%-ной эмульсии монотонно снижаются 
(рис. 7, кривые 3 и 4).

Легкие парафинистые нефти и эмульсии в опре-
деленном температурном интервале характеризуют-
ся энергией активации вязкого течения Eакт, рассчи-
танной по уравнению Аррениуса [25]. Приведенные 
на рис. 8 значения Еакт согласуются с результатами 
работы авторов [25]. Максимальное значение Еакт 
характерно для нефтей с наибольшим содержанием 
ПУ. В эмульсиях с увеличением количества водной 
фазы до 30% наблюдалось резкое возрастание Eакт, 
что свидетельствует об усилении межмолекулярных 
взаимодействий между компонентами дисперсной 
фазы и повышении степени ассоциативности не-
фтесодержащей системы за счет формирования на 
поверхности раздела фаз нефть–вода адсорбцион-
ных оболочек, состоящих из смол, асфальтенов и 
парафинов.

С ростом обводненности нефти до 50 мас. % про-
исходит снижение величины Еакт, что может быть 
связано, как с существенным уменьшением доли 
парафиновых углеводородов в составе эмульсии, 
так и появлением несвязанной воды, снижающей 
значения вязкости. Поскольку фазовым изменениям 
под воздействием температуры главным образом 

Рис. 5. Зависимость вязкости нефти ВЧ и эмульсий от 
температуры: 1 — нефть; 2 — 30%-ная эмульсия; 3 — 

50%-ная эмульсия;

Рис. 6. Зависимость вязкости нефтей от содержания 
воды и соотношения САК/ПУ: 1 – САК/ПУ-0.7; 2 – 

САК/ПУ-1.8; 3 – САК/ПУ-12; 4-САК/ПУ – 34.5.

Рис. 7. Кривые течения: 1 — нефть ТГ; 2 — 30%-
ная эмульсия нефти ТГ; 3 — нефть УС; 4 — 30%-ная 

эмульсия при 30°С нефти УС.
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подвержены парафины, то чем меньше в системе 
содержится ПУ, тем меньше структурных связей не-
обходимо разрушить для активации течения нефти.

Одним из основных факторов, влияющим на 
поверхностную активность смол и асфальтенов, 
является их молекулярная структура: строение угле-
водородного радикала и характер полярной группы. 
В табл. 2 приведен элементный состав нефтей, смол 
и асфальтенов, выделенных из высокопарафинистой 
ФВ, парафинистой ВЧ и смолистой ТМ нефтей. 
Смолы и асфальтены смолистой нефти характери-

зуются высокими значениями молекулярных масс 
(ММ) и достаточно большим содержанием гетероа-
томов, среди которых преобладают сера и кислород. 
Молекулы смол и асфальтенов ФВ и ВЧ нефтей в 
большей степени обогащены водородом (Н/С) и 
кислородом.  

Анализ спектральных коэффициентов показал, 
что условное содержание ароматических структур 
(D1610/D1465) и конденсированной ароматики (D750/
D720) выше в молекулах асфальтенов, чем в анало-
гичных смолах (табл. 3). Молекулы спиртобензоль-
ных смол нефти ФВ и ВЧ характеризуются большим 
количеством парафиновых структур (D725/D1465), 
их разветвленностью (D1380/D1465) и содержанием 
гетероатомных групп (D1710/D1465). В бензольных 
и спиртобензольных смолах нефти ТМ высока доля 
карбоксильных групп в кислотах. 

Формирование эмульсий в парафинистых не-
фтях с низким содержанием асфальтенов, таких 
как нефть ВЧ, может осуществляться за счет смол 
и парафинов. Сами длинноцепочечные алканы, не 
обладающие межфазной активностью, не могут ад-
сорбироваться на поверхности раздела фаз нефть–
вода. Однако, как показали авторы [26], возможен 
синергетический эффект за счет сокристаллизации 
парафинов с парафиновыми структурами молекул 
смол и адсорбции образованных агрегатов на гра-
нице раздела нефть–вода. 

Содержание и состав природных эмульгаторов в 
значительной мере определяют устойчивость водо-
нефтяных эмульсий парафинистых и смолистых не-
фтей и их реологические свойства. Установлено, что 
с увеличением отношения САК/ПУ в нефти умень-
шается средний диаметр капель воды в эмульсиях, 

Рис. 8. Зависимость энергии активации вязкого тече-
ния Еакт в легких парафинистых нефтях и эмульсиях от 
содержания водной фазы: 1 — САК/ПУ-0.7; 2 — САК/

ПУ-1.8; 3 — САК/ПУ-2.6.

Таблица 2. Характеристика смол и асфальтенов парафинистой и смолистой нефтей 

Объекты исследования ММ
Элементный состав, мас. % в рассчете на беззольную навеску

Н/С

С Н N S O

Нефть ФВ
БС
СБС
Асф

350
370
870

85.1
81.7
84.1
86.1

12.2
12.2
13.9
9.6

0.2
0.6
0.2
0.7

1.2
1.5
1.7
0.5

1.4
4.0
6.1
3.1

1.72
1.79
1.98
1.34

Нефть ВЧ
БС
СБС
Асф

370
390

1050

85.3
83.9
81.0
82.9

13.3
13.0
12.0
11.7

0.2
0.1
0.4
0.5

0.3
0.4
1.9
0.9

0.9
2.6
4.7
4.0

1.87
1.86
1.78
1.69

Нефть ТМ
БС
СБС
Асф

––
400
480

1972

82.8
70.7
76.8
81.5

11.6
10.0
10.0
8.2

0.3
0.7
0.6
2.0

4.4
4.0
4.6
6.2

1.0
5.7
8.1
2.2

1.68
1.70
1.56
1.21



ПЕТРОЛЕОМИКА. PETROLEOMICS том 2 № 1 2022

что обеспечивает более высокую их устойчивость к 
коалесценции. 

Парафинистые легкие нефти и эмульсии являют-
ся вязкопластическими средами в области низких 
сдвиговых скоростей. С повышением температуры 
и скорости сдвига устойчивость эмульсий резко сни-
жается за счет разрушения парафиновой структуры. 
Деэмульсация такой нефти может осуществляться 
термическим способом при температуре плавления 
твердых парафинов 40–60°С.

Устойчивость эмульсий тяжелых нефтей растет с 
увеличением отношения Асф/смолы за счет участия 
асфальтенов в формировании прочного адсорбци-
онного слоя. Смолистые тяжелые нефти характе-
ризуются вязкопластическими свойствами с более 
высокими значениями вязкости и предела текучести, 
формирующими агрегативно устойчивые эмульсии. 
Разрушение мелкодисперсной структуры в таких 
эмульсиях происходит в присутствии деэмульгато-
ров при высоких температурах, обеспечивающих 
снижение вязкости,
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