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Исследовано влияние температурного градиента на формирование нефтяных отложений, их состав и проч-
ность. Показано, что с понижением температуры нефти и температуры поверхности в составе отложений 
увеличивается содержание масляной фракции и доля низкомолекулярных парафиновых углеводородов, 
уменьшается количество смол и асфальтенов. При формировании асфальтосмолопарафиновых отложений 
в нефти, не содержащей асфальтенов, с понижением температуры в них возрастает количество смол и 
снижается — масляной фракции. Результаты модельных экспериментов свидетельствуют, что наиболь-
шую ингибирующую способность при формировании парафиновых отложений проявляют асфальтены в 
количестве 0.5–1.0 мас% за счет стерического эффекта ароматических колец, нарушающих возникновение 
парафиновой сети. За счет этого модельные парафиновые отложения, образованные с добавками асфаль-
тенов, характеризуются меньшей прочностью по сравнению с образцами, полученными при добавках 
бензольных и спиртобензольных смол.
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В общем объеме добываемого углеводородного 
сырья увеличивается доля нефтей, характеризую-
щихся высоким содержанием парафиновых углево-
дородов (ПУ), смол и асфальтенов. Одной из важ-
ных проблем, вызывающих осложнения в работе 
скважин различных месторождений, а также не-
фтепромыслового оборудования и трубопроводных 
коммуникаций при добыче нефти, является образо-
вание в них асфальтосмолопарафиновых отложений 
(АСПО). 

По мнению ряда авторов [1–4], образование от-
ложений определяют два механизма: молекулярная 
диффузия и температурный градиент. В работе [5] 
показано, что быстрые темпы роста отложений на-
блюдаются, когда в нефти присутствуют взвешен-
ные кристаллы парафина и происходит охлаждение 
стенки канала ниже температуры их кристаллиза-
ции. Отложения образуются на стенках трубопро-
водных коммуникаций за счет существования ради-
ального температурного градиента, приводящего к 
появлению градиента концентрации растворенного 
парафина [6, 7]. С увеличением глубины залегания 

нефти и времени формирования отложений в его 
составе увеличивается доля высокомолекулярных 
ПУ, ближе к поверхности возрастает содержание 
более низкомолекулярных гомологов [8].

Рост и прочность парафинового отложения зави-
сят от градиента температур между температурами 
окружающей среды и нефтяного потока, его ско-
рости, свойств поверхности раздела фаз и состава 
нефти [9–12]. Количество отложений увеличивается 
с уменьшением скорости сдвига, повышением вре-
мени и скорости охлаждения [13, 14]. Показателем 
прочности отложений является предельное напря-
жение сдвига, представляющее собой величину 
усилия, которое необходимо приложить для прео-
доления силы взаимодействия между кристаллами 
парафина. Авторы [12] показали, что предельное 
напряжение сдвига отложений модельной системы 
экспоненциально зависит от содержания твердых 
парафинов. При добавлении асфальтенов в модель-
ную парафиновую систему возрастает количество 
осадка и снижается величина предельного напря-
жения сдвига [15].
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Парафиновые отложения часто содержат окклю-
дированную нефть, количество которой характери-
зует прочность и пористость парафиновых отложе-
ний. Пористость отложения зависит от типа нефти, 
режима течения и степени турбулентности. Форми-
рование плотных и хрупких отложений наблюдается 
при высоких скоростях сдвига, при низких скоро-
стях сдвига образуются более мягкие и эластичные 
отложения. Уменьшение толщины отложения и уве-
личение в нем доли твердых парафинов отмечается 
при высоких скоростях нефтяного флюида [16].

В настоящей работе приведены результаты ис-
следования процесса формирования отложений в 
высокопарафинистых нефтях Западно-Сибирской 
нефтегазоносной провинции при различных гра-
диентах температуры и в модельной парафиновой 
системе с установлением их количества, состава и 
реологических свойств. 

ЭКСПЕРИМЕНТАЛЬНАЯ ЧАСТЬ

В работе использовали н-гептан (АО «ЭКОС-1», 
х.ч.), н-гексан (ГОСТ 25828-83), толуол (АО «ЭКОС-
1», х.ч.), этиловый спирт (АО «ВЕКТОН», х.ч.), ке-
росин осветительный (компания «АРICA»), силика-
гель АСК (компания СОРБИС ГРУПП»), нефтяной 
парафин П2 (компания «Азимут-Химгрупп»).

В работе исследовались высокопарафинистые 
нефти месторождений Западно-Сибирской нефте-
газоносной провинции, различающиеся по содер-
жанию насыщенных (НУВ), твердых парафиновых 
ПУ и ароматических углеводородов (АУВ), смол и 
асфальтенов. В нефтях отсутствуют механические 
примеси и вода. Характеристика нефтей приведена в 
табл. 1. В нефти Верхне-Салатского месторождения 
(Н1) отмечается высокое количество НУВ, незначи-
тельное — смол и отсутствие асфальтенов. Нефть 
Арчинского месторождения (Н2) отличается повы-
шенным содержанием АУВ. Значения температуры 
застывания этих нефтей близки между собой. Нефть 
Фестивального месторождения (Н3) характеризует-
ся значительным содержанием ПУ и смол, высокой 
температурой застывания.

Асфальтены (А) выделяли из нефтей н-гептаном, 
методом адсорбционной хроматографии на силика-
геле АСК (0.25–0.50 мм) элюировали бензольные 
смолы (БС) толуолом, силикагелевые смолы (СС) — 
этанол:толуол (1:1), парафиновые углеводороды — 
по ГОСТ 11851-2018 (Нефть. Методы определения 
парафинов. М.: Стандартинформ, 2018).

Модельные системы (MC) представляли собой 
20 мас% раствор парафина нефтяного в керосине с 
добавками, выделенных из нефти (Н3) БС, СБС и А. 
Содержание отдельных нефтяных компонентов БС, 
СБС и А и композиций на их основе в MС варьиро-
вали от 0.5 до 2.0 мас%. 

Температуру застывания (ТЗ) нефтей определяли 
по ГОСТ 20287-91 (Методы определения темпера-
тур текучести и застывания. М.: ИПК Изд-во стан-
дартов, 1992), температуру начала кристаллизации в 
МС — на приборе–измерителе низкотемпературных 
показателей нефтепродуктов «Кристалл» (Томск). 
Принцип измерения основан на просвечивании 
пробы инфракрасным светом в ближнем диапазоне 
волн и определении оптической плотности образца. 
Обработка результатов измерения осуществляется 
встроенным микропроцессором. Температура под-
держивалась температурным модулем на элементах 
Пелтье.

Для получения отложений использовали лабора-
торный аппарат «холодного пальца». Он состоит из 
термостатированного стального цилиндра, погру-
женного в герметичный термостатированный сосуд, 
содержащий нефть. Температура стенки «холодного 
пальца» (Тст) 30, 20 и 15°С, а температура нефти 
(Тн) — 30, 40 и 50°С. Время формирования отло-
жений составляло 1 ч. Формирование отложений в 
МС проводили при градиенте температур 30/15°С, 
позволяющем получить достаточное количество 
образца для последующих исследований. Ингиби-
рующую способность рассчитывали: 

	 I =  ×100%,

где mисх — исходная масса АСПО; mинг — масса 
АСПО с добавкой АСВ.

Таблица 1. Физико-химические характеристики исследуемых нефтей

Месторождение Тз, °С
Содержание в нефти, мас% 

НУВ/ПУ АУВ Смолы Асфальтены

Н1 11.0 75.2/10.5 8.2 6.1 Отс.
Н2 12.1 64.1/10.2 17.3 6.4 2.0
Н3 17.0 50.1/22.0 2.8 23.0 2.1
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Индивидуальный состав н-алканов определяли 
методом высокотемпературной газожидкостной хро-
матографии с помощью хромато-масс-спектрометра 
HP 6890 (США) на капиллярной колонке НТ‑5. Ре-
жим хроматографирования: в диапазоне от 50 до 
150°С температуру повышали со скоростью 3°С/мин,  
от 150 до 410°С — со скоростью 3°С/мин, далее 
режим — изотермический в течение 30–40 мин. 
Калибровка газохроматографического метода про-
водилась с использованием стандарта н-С20.

Относительное содержание структурных фраг-
ментов в АСВ рассчитывали с использованием дан-
ных ИК-спектроскопии. Спектры регистрировали на 
FTIR-спектрометре NICOLET 5700 с использовани-
ем пластин из KBr в соотношении 1:300 в области 
4000–400 см–1. Обработку спектров и определение 
оптической плотности проводили с помощью про-
граммного обеспечения OMNIC 7.2 Thermo Nicolet 
Corporation.

Исследование реологических свойств отложе-
ний осуществляли с помощью реометра HAAKE 
Viscotester iQ с измерительным устройством пло-
скость-конус и системой управления HAAKE 
RheoWin. Температура 15°С поддерживалась тем-
пературным модулем на элементах Пельтье. Изме-
рения вязкости осадков проводили при скорости 
деформации в интервале 1.7–80 с–1. Для определе-
ния предельного напряжения сдвига τc используется 
уравнение Кэссона [17].

	 τ1/2 = τc1/2 + η1/2·(dy/dt)1/2, 

где τ — напряжение сдвига, Па; η — кажущаяся вяз-
кость, мПа·с; зависящая от скорости сдвига dy/dt;  
τc — предельное напряжение сдвига, Па.

РЕЗУЛЬТАТЫ И ОБСУЖДЕНИЕ

Содержание и состав АСПО в высокопарафини-
стых нефтях зависят от температурного градиента 
при формировании отложений (табл. 2). При гради-
енте 50/30°С во всех нефтях образуется минималь-

ное количество АСПО. С понижением температуры 
нефти до 30°С и стенки до 15°С количество АСПО 
возрастает в 25 раз и изменяется его компонентный 
состав. В нефти Н1, не содержащей асфальтенов, с 
понижением температуры в составе АСПО значи-
тельно снижается количество масляной фракции 
и увеличивается содержание твердых парафинов и 
смол. Смолы концентрируются в АСПО, возможно, 
за счет сокристаллизации  с молекулами парафинов. 
Количество твердых парафинов в АСПО нефти Н1 
при градиенте 30/15°С выше, чем в АСПО нефти 
Н3, содержащей в 2 раза больше парафиновых УВ 
в нефти.

Для нефтей Н2 и Н3 наблюдается иная карти-
на: в АСПО с понижением температуры возрастает 
содержание твердых парафинов и уменьшается ко-
личество смол и асфальтенов, что свидетельствует 
о значительной роли асфальтенов в формировании 
АСПО. При соотношении содержания асфальте-
ны : ПУ в нефтях Н1 — 0 : 10.5 и Н2 — 2 : 10.2 ко-
личество ПУ в АСПО Н2 снижается в 1.8 раза.

В табл. 3 показано влияние добавок компонентов 
АСВ в МС на количество образующихся отложений, 
температуру начала кристаллизации Тнк и темпера-
туру застывания Тз. Равновесие жидкости и твердой 
фазы в парафиновой модельной системе зависит 
от количества и химической природы компонен-
тов АСВ.

Все компоненты при концентрации 0.5–2.0 мас% 
проявили ингибирующую способность при фор-
мировании АСПО,  составляющую 42–53%. Было 
обнаружено, что добавки асфальтенов в количестве 
0.5 и 1 мас%  почти в 2 раза снижают температуру 
начала кристаллизации. В работе [18] на приме-
ре модельной парафиновой системы, включающей 
15 мас% углеводородов (н-С24, н-С28) и 0.5 мас% 
асфальтенов установлено, что асфальтены пре
пятствуют процессу нуклеации и росту парафино-
вой сети. 

С увеличением концентрации компонентов АСВ 
до 2.0 мас.% снижается ингибирующий эффект и 
возрастает Тнк (табл. 3). Температура застывания 

Таблица 2. Влияние температурного градиента на содержание и состав АСПО в нефтях

Содержание
мас%

АСПО Н1 АСПО Н2 АСПО Н3
Температурный градиент, °С

50/30 40/20 30/15 50/30 40/20 30/15 50/30 40/20 30/15

АСПО 0.4 3.5 12.5 0.5 4.8 12.2 0.7 7.8 18.8
Масляная фракция/ПУ 59.7/31.6 48.0/43.2 40.1/48.4 63.2/21.8 64.0/23.8 63.0/26.7 35.7/34.3 39.5/36.1 39.9/41.3
Смолы 6.7 8.8 11.5 11.1 9.5 8.6 25.2 22.3 17.5
Асфальтены Отс. Отс. Отс. 3.9 2.7 1.7 2.3 1.3 1.2
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МС практически не зависит от добавок компонентов 
АСВ в указанных концентрациях.

Методом высокотемпературной ГЖХ определен 
состав н-алканов в АСПО нефтей Н1, Н2 и Н3, сфор-
мированных при разных градиентах температур. 
В табл. 4 приведено содержание н-алканов ΣС8–С15, 
ΣС16–С40, ΣС41–С70 и изопреноидов ΣС13–С22 в от-
ложениях нефтей и МС. С повышением температу-
ры нефти до 50°С в АСПО снижается содержание 
н-алканов ΣС8–С15 и изопреноидов и возрастает — 
ΣС16–С70. Центрами кристаллизации при температу-
ре 50°С являются высокомолекулярные тугоплавкие 
УВ. Появление заместителей в молекулах изо-алка-
нов снижает их температуру плавления, поэтому их 

содержание выше при градиенте 30/15°C. В АСПО 
нефти Н2 при разных температурных градиентах 
заметно снижается доля н-алканов ΣС16–С40, что 
может быть связано с более высоким содержанием 
АУВ, по сравнению с нефтями Н1 и Н3, способ-
ствующих ингибированию образования кристаллов 
парафина [18]. 

По результатам ГЖХ состав н-алканов раство-
рителя (керосина) в МС представлен УВ с числом 
атомов углерода С8–С18, парафина нефтяного — 
С19–С70. В табл. 4 приведено содержание низко- и 
высокомолекулярных н-алканов в отложениях из 
МС. Добавки 0.5 мас% компонентов БС, СБС и А в 
МС повышают в отложениях количество н-алканов 

Таблица 3. Влияние компонентов АСВ в МС на количество отложений, температуру начала кристаллизации и 
температуру застывания 

Образец Концентрация АСВ, мас% Количество АСПО, мас% Тнк, °С Тз, °С

МС + БС 0 14.5 50 21
0.5 7.5 32 18
1.0 10.0 35 18
2.0 11.0 40 19

МС + СБС 0.5 8.5 +37 +18
1.0 11.1 +39 +18
2.0 11.6 +42 +19

МС + А 0.5 6.9 +26 +17
1.0 9.5 +27 +18
2.0 11.3 +40 +20

Таблица 4. Содержание н-алканов и изопреноидов ΣС13–С22 в отложениях нефтей и МС

Образец
Содержание н-алканов, мас% Содержание  

изопреноидов, мас% ΣC8–C15/ΣC16–C70
ΣС8–С15 ΣС16–С40 ΣС41–С70

Н1 30/15 7.3 30.4 0.2 1.01 0.24
H1 40/20 3.9 40.3 2.0 0.93 0.09
H1 50/30 2.0 41.3 6.4 0.72 0.04
Н2 30/15 11.0 20.2 0.5 1.15 0.53
H2 40/20 7.5 22.1 0.7 1.03 0.32
H2 50/30 2.9 24.3 1.5 0.95 0.12
Н3 30/15 8.3 32.3 0.9 1.07 0.25
H3 40/20 8.7 33.3 1.6 1.23 0.25
H3 50/30 6.2 36.2 4.2 0.87 0.15
МС 3.7 75.7 0.8 1.1 0.03
МС + 0.5 мас% БС 6.7 69.1 0.2 1.0 0.10
МС + 0.5 мас% СБС 4.7 70.7 0.4 1.1 0.07
МС + 0.5 мас% А 15.1 59.6 0.06 1.3 0.25
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состава ΣС8–С15 и снижают — ΣС41–С70 по сравне-
нию с отложением в МС без добавок АСВ. Наиболее 
значительное увеличение доли низкомолекулярных 
н-алканов отмечается в отложении МС с добавкой 
0.5 мас% асфальтенов.

На рис. 1–4 приведены зависимости вязкости и 
напряжения сдвига от скорости сдвига для АСПО 
нефтей и МС. Отложения нефтей Н1 и Н2 характе-
ризуются невысокими значениями вязкости, плавно 
снижающимися в исследуемом интервале скоростей 
сдвига 1.7–80 с–1 (рис. 1, а и 2, а). Течение АСПО 
нефти Н1, сформированных при градиенте 30/15°С 
и включающих большее количество легких УВ, 
приобретает ньютоновские свойства при скорости 
сдвига 50 с–1 (рис. 1, а).

Максимальные значения вязкости для АСПО 
нефти Н3 объясняются значительным содержанием 
в них парафинов и смол (рис. 3, а). Резкое паде-
ние значений вязкости в интервале скорости сдвига 
1.7–20 с–1 связано с разрушением объемной парафи-
новой структуры в АСПО [19]. Дальнейшее увели-
чение скорости сдвига приводит к ньютоновскому 
течению в АСПО. 

Отложения в парафиновой МС при малых ско-
ростях сдвига характеризуются высокой вязкостью 
и неньютоновским течением (рис. 4, а). Добавки 
компонентов АСВ в МС формируют отложения, 
вязкость которых при малых скоростях сдвига на 
200–370 мПа ниже, чем вязкость отложений из МС 
без добавок. С увеличением скорости сдвига вяз-

Рис. 2. Зависимость вязкости (а) и напряжения сдвига (б) отложений, выделенных из нефти Арчинского место-
рождения, от скорости сдвига: 1 — Тн/Тст 50/30°С; 2 — Тн/Тст 40/20°С; 3 — Тн/Тст 30/15°С.

Рис. 1. Зависимость вязкости (а) и напряжения сдвига (б) отложений, выделенных из нефти Верхне-Салатского 
месторождения, от скорости сдвига: 1 — Тн/Тст 50/30°С; 2 — Тн/Тст 40/20°С; 3 — Тн/Тст 30/15°С.
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кость отложений из МС с добавками 0.5 мас% ком-
понентов АСВ резко снижается, течение приобре-
тает ньютоновский характер при скорости сдвига 
50 с–1. При добавке в МС 0.5 мас% асфальтенов 
вязкость формирующихся отложений значительно 
снижается по сравнению с вязкостью отложений 
с добавками 0.5 мас% БС и СБС, что объясняется 
значительным повышением содержания н-алканов 
состава ΣС8–С15. 

Кривые течения, приведенные на рис. 1, б–4, б, 
иллюстрируют нелинейное вязкопластическое по-
ведение отложений и характеризуются наличием 
предела текучести. Для оценки предела текучести 
использовали уравнение Кэссона. В табл. 5 приве-
дены значения предельного напряжения сдвига τc 
для АСПО нефтей. Независимо от значения темпе-
ратурного градиента, для АСПО характерны доволь-

но высокие значения τc. В АСПО, полученных при 
градиенте 50/30°С значение τc возрастает за счет 
увеличения в них доли высокомолекулярных н-ал-
канов ΣС41–С70 по сравнению с отложениями, полу-
ченными при градиентах 40/20 и 30/15°С (табл. 3).  
Предел текучести τc  в АСПО Н3 резко возрастает 
при градиенте 50/30°С за счет снижения в отложени-

Рис. 3. Зависимость вязкости (а) и напряжения сдвига (б) отложений, выделенных из нефти Фестивального ме-
сторождения, от скорости сдвига: 1 — Тн/Тст 50/30°С; 2 — Тн/Тст 40/20°С; 3 — Тн/Тст 30/15°С.

Рис. 4. Зависимость вязкости (а) и напряжения сдвига (б) отложений, выделенных из МС, от скорости сдвига: 
1 — МС; 2 — МС + 0.5 мас% СБС; 3 — МС + 0.5 мас% БС; 4 — МС + 0.5 мас% А.

Таблица 5. Предел текучести АСПО нефтей, 
сформированных при разных градиентах температур 

Градиент  
температур, °С

Предельное напряжение сдвига τc, Па
Н1 Н2 Н3

30/15 12.2   7.3   7.0
40/20 14.0   9.3 13.0
50/30 19.4 13.0 64.0
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ях количества масляной фракции и повышения смол 
и асфальтенов. Более высокое содержание масляной 
фракции в АСПО Н2, по сравнению с отложениями 
Н1 и Н3, снижает его предел текучести в исследуе-
мом интервале температур.

Максимальное значение τc отложений парафино-
вой МС значительно снижается при добавках в МС 
0.5 мас% асфальтенов (табл. 6). Эти результаты со-
гласуются с данными углеводородного состава отло-
жений МС с добавками компонентов АСВ (табл. 4). 
В составе отложений МС + 0.5 % А в 2.5–5 раз воз-
росла доля жидких углеводородов ΣС8–С15 и сни-
зилось содержание высокомолекулярных н-алканов 
ΣС41–С70. Предел текучести отложений увеличи-
вается при повышении концентрации компонентов 
АСВ в МС до 1–2%.

Реологические свойства и прочность отложений 
зависят не только от содержания смол и асфальте-
нов, но и от особенностей их строения. В табл. 7 
приведены спектральные коэффициенты для ас-
фальтенов, выделенных из нефтей и АСПО Н2, Н3 
при градиенте 30/15°С, отражающих их структур-
но-групповой состав. Согласно данным ИК-спек-
троскопии состав асфальтенов в АСПО обеих 
нефтей характеризуется снижением содержания 
ароматических (D1610/D1465), конденсированных 
(D750/D725) структур и увеличением алифатических 
длинных цепей (D725/D1380) с меньшим коэффици-
ентом разветвленности (D1380/D1465) по сравнению 
с асфальтенами в нефтях. Алифатические цепи ас-
фальтенов взаимодействуют с ПУ, что приводит к их 
включению в кристаллическую парафиновую сеть 
и формированию АСПО. В нефти остаются асфаль-
тены с более конденсированными ароматическими  
структурами с меньшим количеством разветвлен-
ных алкильных заместителей, которые  ингибируют 
образование АСПО, снижают температуру начала 
кристаллизации парафина.

По данным ИК-спектроскопии состав СС из 
АСПО Н1, Н2 и Н3 характеризуется повышением 
содержания алкильных (D725/D1465) длинных це-

пей, –С=О заместителей (D1710/D1465) и снижением 
коэффициента разветвленности по сравнению с СС 
нефтей (табл. 8), что свидетельствует о возможности 
их сокристаллизации с ПУ.  Различие в составе СС 
при формировании АСПО в нефтях Н1, Н2 и Н3 
заключается в количестве алкильных цепей и аро-
матических структур. Содержание длинных алкиль-
ных цепей и –С=О заместителей в СС из  АСПО Н1 
значительно выше, чем в СС АСПО Н2, Н3.  Доля 
ароматических структур в АСПО Н1 возрастает по 
сравнению с СС нефти Н1. Очевидно, подобная 
структура СС Н1 не способна удерживать молеку-
лы парафинов в нефти при градиенте 30/15°С. При 

Таблица 6. Предел текучести отложений модельной 
системы 

Концентрация 
компонентов 
АСВ, мас%

Предельное напряжение сдвига τc, Па 

МС + БС МС + СБС МС + А

0 20.2 20.2 20.2
0.5 14.4 10.9 3.2
1.0 16.0 17.5 4.9
2.0 18.4 19.4 10.5

Таблица 7. Нормированные оптические плотности 
полос поглощения асфальтенов, выделенных из 
нефтей и АСПО Н2, Н3 при градиенте 30/15°С

Коэффициенты
Н2 Н3

нефть АСПО нефть АСПО

D1710/D1465 0.25 0.29 0.28 0.30
D1610/D1465 0.51 0.48 0.73 0.53
D1380/D1465 0.56 0.35 0.48 0.41
D750/D725 0.82 0.78 0.92 0.85
D725/ D1465 0.21 0.30 0.27 0.32
D725/D1380 0.25 0.29 0.23 0.28

Таблица 8. Нормированные оптические плотности полос поглощения  смол СС, БС, СБС выделенных из 
нефтей и АСПО при градиенте 30/15°С

Коэффициенты
Н1 СС Н2 СС Н3 СС Н3 нефть 

нефть АСПО нефть АСПО нефть АСПО БС СБС

D1710/D1465 0.49 0.63 0.14 0.22 0.35 0.37 0.32 0.35
D1610/D1465 0.44 0.53 0.58 0.53 0.42 0.39 0.43 0.35
D1380/D1465 0.60 0.55 0.42 0.40 0.60 0.55 0.64 0.59
D725/D1465 0.42 0.47 0.39 0.47 0.38 0.45 0.32 0.41
D725/D1380 0.60 0.82 0.29 0.35 0.23 0.28 0.35 0.29
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взаимодействии н-алканов ΣС16–С40 с алкильными 
заместителями СС Н1 формируются отложения, в 
которых возрастает содержание парафиновых УВ 
и смол. 

В табл.  7 и 8 приведены оптические плотности 
функциональных групп и фрагментов  в структуре 
А, БС и СБС в нефтях и отложениях,  используемых 
в качестве добавок в модельной системе. По соот-
ношению оптических плотностей можно судить об 
изменениях в структуре смолистоасфальтеновых 
компонентов в АСПО по сравнению с нефтью. Ас-
фальтены и смолы по способности снижать темпе-
ратуру начала кристаллизации парафина в модель-
ной системе, ингибировать образования отложений 
и уменьшать их прочность располагаются в ряд: 
А ˃ БС ˃ СБС. Относительное содержание алифа-
тических и –С=О заместителей в асфальтенах, по 
результатам ИК-спектроскопии, меньше, чем в БС 
и СБС (табл. 7, 8). Снижение температуры нача-
ла кристаллизации парафина в модельной системе 
в присутствии асфальтенов может быть связано с 
большим количеством ароматических фрагментов, 
препятствующих формированию зародышей кри-
сталлов за счет стерического эффекта.

Молекулы БС нефти Н3 характеризуются более 
высоким относительным содержанием ароматиче-
ских структур, меньшим — алифатических длинных 
цепей и –С=О заместителей по сравнению с молеку-
лами СБС, что способствует снижению количества 
отложений в МС и увеличению в них доли жидких 
углеводородов, определяющих структуру, прочность 
и предел текучести.   

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

Анализ формирования отложений в высокопара-
финистых нефтях свидетельствует, что значительное 
влияние на количество и состав АСПО оказывают 
температурный градиент, содержание и состав ас-
фальтенов и смол. При температуре нефти выше 
температуры плавления парафина образуется мини-
мальное количество АСПО с большей долей высо-
комолекулярных н-алканов С16–С70. С понижением 
температуры нефти и температуры поверхности 
в составе отложений увеличивается содержание 
масляной фракции, доля низкомолекулярных н-ал-
канов и изо-алканов, уменьшается количество смол 
и асфальтенов, за счет этого снижается их вязкость 
и предел текучести. При отсутствии в нефти асфаль-
тенов формируется АСПО, в составе которого воз-
растает количество смол и снижается — масляной 
фракции, увеличивается предел текучести.

Содержание в модельной системе асфальтенов 
в небольших концентрациях оказывает значитель-

ное влияние на фазовый переход жидкость–твер-
дое вещество, существенно снижая температуру 
начала кристаллизации. Влияние асфальтенов на 
осаждение парафинов зависит от их структуры. Ас-
фальтены, с меньшим количеством атомов углерода 
в алифатических заместителях и гетероатомов, с 
большим содержанием ароматических фрагментов, 
 проявляют более высокую ингибирующую способ-
ность при образовании отложений по сравнению 
с БС и СБС. Прочность отложения, сформирован-
ного при  добавках БС ниже, чем с СБС за счет 
 уве личения в нем количества низкомолекулярных 
С8–С15 и снижения — высокомолекулярных н-алка-
нов С16–С70.
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