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В данной работе проанализировано влияние степени минерализации, рН водной фазы и содержания 
асфальтенов в нефтях на формирование межфазного слоя и стабильность эмульсий. В процессе фор-
мирования эмульсий определяли межфазное натяжение на границе нефть–вода, размеры капель воды и 
стабильность по методу «bottle test». Межфазное натяжение на границе нефть–дистиллированная вода в 
эмульсиях варьирует в широких пределах. Эмульсии с высокоминерализованной пластовой водой характе-
ризуются высокой стабильностью и снижением межфазного натяжения по сравнению с дистиллированной 
водой. В межфазном слое из эмульсии с высокоминерализованной пластовой водой концентрируются 
асфальтены с более высокой молекулярной массой по сравнению с асфальтенами из нефти и эмульсии с 
дистиллированной водой. Методами элементного анализа и ИК-спектроскопии показано, что в асфаль-
тенах, адсорбированных на границе раздела нефть–дистиллированная вода, увеличивается количество 
серы, в асфальтенах из эмульсии с высокоминерализованной водой — кислорода.
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Для нефтегазовых месторождений, вступивших в 
позднюю стадию разработки, характерна тенденция 
уменьшения объемов добычи нефти и увеличение 
обводненности продукции скважин, приводящее 
к формированию устойчивых эмульсий. Причина 
высокой устойчивости водонефтяных эмульсий за-
ключается в образовании на поверхности капель 
воды адсорбционных оболочек с высокой структур-
ной прочностью [1–3]. На прочность бронирующих 
оболочек глобул воды оказывают влияние многие 
факторы: содержание асфальтенов, смол, парафи-
нов, рН и количество минеральных солей в водной 
фазе. В кислой среде на глобулах воды формируются 
жесткие адсорбционные слои, повышающие устой-
чивость эмульсий [4–7]. 

Существуют противоречивые мнения относи-
тельно влияния минерализации водной фазы на ха-
рактеристики поверхности раздела [8]. Межфазная 
поверхность в эмульсии зависит от присутствия ио-
нов в водной фазе. Ионы с меньшей ионной силой, 
как считают авторы [9], образуют более устойчивую 
межфазную поверхность по сравнению с ионами с 

более высокой ионной силой. Авторы [10] полагают, 
что прочность поверхности раздела снижается в 
присутствии солей в водной фазе из-за экраниру-
ющего действия ионов, вызывающих электроста-
тическое притяжение между пограничным слоем 
и асфальтенами в нефтяной фазе. Исследования, 
проведенные авторами [10, 11], показали, что при 
добавлении солей в водную фазу происходит пере-
нос ионов в нефтяную фазу, что улучшает миграцию 
асфальтенов к границе раздела вода–нефть. Взаимо-
действие ионов Na+ и Ca2+ с полярными группами 
в асфальтенах, смолах и нафтеновых кислотах по-
вышает межфазные свойства асфальтено-смолистой 
пленки [12]. 

Более высокий уровень агрегации изменяет ки-
нетику адсорбции асфальтенов на границе раздела 
фаз, что приводит к более медленному снижению 
коэффициента диффузии [14]. Катионы рассола, 
нейтрализуя полярные участки, предотвращают 
агрегацию асфальтенов по сравнению с теми, кото-
рые находятся в контакте только с чистой водой [13]. 
Увеличение концентрации солей будет способство-
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вать повышению стабильности асфальтенов только 
до оптимальной концентрации, превышение этого 
предела вызывает явление высаливания. 

Авторы [15] установили влияние воды низкой 
минерализации на стабильность асфальтеновых 
агрегатов. Соли MgCl2, CaCl2, MgSO4 и Na2SO4 
вызывают агрегацию асфальтенов за счет образова-
ния хелатов. А присутствие катионов способствует 
перегруппировке агрегатов на границе раздела вода–
нефть, повышая их стабильность. Двухвалентные 
соли в большей степени способствуют агрегации 
асфальтенов по сравнению с одновалентными ка-
тионами. 

Ионы железа влияют на процесс деэмульсации 
нефти через образование сульфида железа. Сульфид 
железа, образующийся в результате взаимодействия 
Fe2+ с сероводородом, стабилизирует эмульсии, кон-
центрируясь на границе раздела фаз. Вместе с не-
органическими твердыми частицами образуются  
эмульсии Пикеринга [16]. 

Накопление ионов из водной фазы на границе 
раздела зависит от поверхностных зарядов компо-
нентов нефти. Растворы, содержащие двухвалент-
ные катионы (Mg2+ и Ca2+), оказывали наиболее 
сильное воздействие на характеристики поверхно-
сти раздела рассола и нефти, по сравнению с рас-
твором, содержащим одновалентные ионы. В рабо-
тах [17, 18] утверждается, что для двухвалентных 
катионов характерно более сильное взаимодействие 
со смолами в сравнении с асфальтенами. Наиболее 
высоким ионным обменом характеризуется взаимо-
действие молекул смол и асфальтенов с катионом 
Mg2+, по сравнению с катионом Ca2+, причиной 
чему является меньший ионный радиус и более вы-
сокая плотность заряда.

Цель работы — исследование влияния асфальте-
нов и минерального состава водной фазы на устой-
чивость и поверхностные свойства водонефтяных 
эмульсий.   

В связи с широким разнообразием состава пла-
стовых вод и нефтей особую актуальность приоб-
ретает установление влияния группового состава 
поверхностно-активных веществ и минерального 
состава водной фазы на устойчивость и поверхност-
ные свойства эмульсий нефтей Западной Сибири.

ЭКСПЕРИМЕНТАЛЬНАЯ ЧАСТЬ

В работе использовали н-гептан (АО «ЭКОС-
1», х.ч.), н-гексан (АО «ЭКОС-1», х.ч.), толуол 
(АО «ЭКОС-1», х.ч.), этиловый спирт (АО «ВЕК-
ТОН», х.ч.), силикагель АСК (компания «СОРБИС 
ГРУПП»), калий хлористый (УРАЛХИМ, 98%).

Исследования проводились на нефтях Столбо-
вого (Н1), Игнялинского (Н2 и Н3) Русского (Н4) и 
Верхнечонского (Н5) месторождений и соответству-
щих пластовых водах ПВ1, ПВ2, ПВ3, ПВ4, ПВ5, 
физико-химические свойства которых приведены в 
табл. 1 и 2. Нефти Н2 и Н3 являются парафинисты-
ми (ПУ) с низким содержанием асфальтенов (А). 
Наибольшим количеством асфальтенов характе-
ризуется нефть Н1. Высокое содержание смол (С) 
отмечается в нефтях Н4 и Н5. 

Содержание воды в нефтях определяли методом 
Дина Старка (ГОСТ 2477-2014. Нефть и нефтепро-
дукты. Метод определения содержания воды).

Водородный показатель пластовой воды измеря-
ли на иономере И-160МИ со стеклянным электродом 
и электродом сравнения (ПНДФ 14.1:2:3:4.121-97 
Количественный химический анализ вод. Методи-
ка выполнения измерений рН в водах потенцио
метрическим методом). Вибрационным методом 
определяли плотность воды (ГОСТ Р 57037. Вибра-
ционный метод определения плотности). Методом 
ионной хроматографии анализировали концентра-
цию анионов и катионов в пластовой воде (ПНДФ 
14.2:4.176-2000. Количественный химический ана-
лиз вод), минерализацию — расчетным методом. 

Таблица 1. Физико-химическая характеристика нефтей

Месторождение Вода, мас% ρ20, кг/м3 Тз, °С
Компонентный состав, мас%

ПУ С А ПУ/САК

Столбовое Н1 0.5 872 –40.3 0.4 8.6 2.6 0.04
Игнялинское Н2 2.2 844 –56.0 2.0 6.2 0.4 0.32
Игнялинское Н3 0.3 856 –58.0 1.9 7.3 0.3 0.25
Русское Н4 2.0 939 –45.0 0.4 13.0 0.8 0.03
Верхнечонское Н5 1.5 851 –48.5 3.6 19.7 0.1 0.18

ρ20, кг/м3 — плотность, Тз, °С — температура застывания, ПУ/САК — отношение содержания парафинов к содер-
жанию смолисто-асфальтеновых компонентов.
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В пластовых водах рН изменяется от кислой ре-
акции рН 2.9 в ПВ3 до нейтральной — рН 6.8 и 6.9 
в ПВ1 и ПВ4 (табл. 2). Воды ПВ2, ПВ3 и ПВ5 по 
степени минерализации классифицируются как рас-
солы, по солевому составу являются хлоридно-каль-
циевыми. Воды ПВ1 и ПВ4 относятся к соленым 
хлоридно-натриевого типа. 

Асфальтены (А) выделяли из нефтей и проме-
жуточного слоя н-гептаном, методом адсорбцион-
ной хроматографии на силикагеле АСК (0.25–0.50 
мм), бензольные смолы (БС) элюировали толуолом, 
силикагелевые смолы (СС) — смесью этанол:толу-
ол (1 : 1), парафиновые углеводороды — по ГОСТ 
11851-2018 (Нефть. Методы определения парафи-
нов. М.: Стандартинформ, 2018.).

Эмульсии с дистиллированной и пластовой водой 
в концентрации 50 мас% получали на перемешиваю-
щем устройстве марки ПЭ-0118 мощностью 150 Вт 
и скоростью вращения лопасти 1500 об/мин в тече-
ние 10 мин с последующим отстаиванием 1 ч при 
20°С. Устойчивость эмульсий определяли методом 
«bottle test»  (СТ-07.1-00-00-02. Стандарт «Порядок 
проведения лабораторных и опытно-промысловых 
испытаний химических реагентов для применения 
в процессах добычи и подготовки нефти и газа») в 
течение 60 мин при температуре 20 и 50°С. Объем-
ную долю (φ) выделившейся воды в % рассчитывали 
по формуле: 

	 φ = Vs/Vt,

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

Межфазное натяжение на границе нефть–дистил-
лированная вода и нефть–пластовая вода измеряли 
при комнатной температуре методом отрыва кольца 
дью Нуи на тензиометре KRUSS EasyDyne K20.

Эмульсию Н5-ПВ5 после образования межфаз-
ного слоя переносили в делительную воронку и 
выдерживали 24 ч. Затем выделяли межфазный слой 
и центрифугировали для разделения на нефтяную и 
водную фазы [19].

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.

Элементный состав асфальтенов определяли на 
С, Н, N, S анализаторе VARIO CUBE (Германия). 
Содержание кислорода рассчитывали по разности.

Определение молекулярной массы асфальтенов 
осуществляли криоскопическим методом в нафта-
лине на приборе Крион (разработка ИХН СО РАН).  

Инфракрасные 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. Условное содержание отдельных 
структурных фрагментов оценивали по отноше-
нию  оптических полос поглощения: ароматических 
(D1610/D1465), конденсированных (D750/D725) струк-
тур, алифатических длинных цепей (D725/D1380), 
коэффициент разветвленности (D1380/D1465), гетеро-
содержащих С=О- (D1710/D1465) и S=O- (D1030/D1465). 

РЕЗУЛЬТАТЫ И ИХ ОБСУЖДЕНИЕ

Поверхностно-активные вещества, адсорбируясь 
на границе раздела фаз, снижают поверхностное на�-
тяжение путем увеличения адгезионных сил между 
обеими фазами и уменьшают за счет этого коли�-
чества работы, которую необходимо затратить на 
создание границы раздела фаз при диспергировании 
одной жидкости в другой.

Известно, что межфазное натяжение σ на границе 
нефть–вода зависит от количества адсорбированных 
асфальтенов. Считается [8], что при концентрации 
0.5 мас% поверхность раздела может полностью 
насыщаться асфальтенами. Наибольшее количество 
асфальтенов содержится в нефти Н1, для которой 
отмечается самое высокое значение σ на границе 
с дистиллированной водой по сравнению с дру-

Таблица 2. Физико-химическая характеристика пластовых вод 

Пластовая 
вода

Минерализация,  
г/дм3 ρ20, кг/м3 рН

Содержание, ионов г/дм3

Na+ Ca2+ Mg2+ Cl–

ПВ1 40.5 1027 6.9 14.77 0.89 0.21 24.85
ПВ2 311.7 1258 4.5 21.80 105.55 11.75 269.40
ПВ3 73.5 1042 2.9 3.55 12.10 1.30 39.20
ПВ4 12.0 980 6.8 3.45 0.89 — 7.55
ПВ5 385.4 1310 3.9 38.0 113.72 9.60 271.0

https://www.chem21.info/info/617011
https://www.chem21.info/info/269299
https://www.chem21.info/info/857605
https://www.chem21.info/info/857605
https://www.chem21.info/info/1873300
https://www.chem21.info/info/68165
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гими нефтями (рис. 1). При измерении межфаз-
ного натяжения на границе Н1-ПВ1 наблюдается 
существенное его снижение по сравнению с Н1-ДВ. 
Пластовая вода ПВ1 характеризуется невысокой 
степенью минерализации 40.5 г/дм3 и присутствием 
ионов Na+ и Cl–. В системе Н1-ПВ1 с наибольшим 
количеством асфальтенов и незначительным со-
держанием двухвалентных солей (MgCl2 и CaCl2) 
отмечается существенное снижение σ по сравнению 
с дистиллированной водой [17]. Соли в водной фазе 
в определенных диапазонах минерализации влияют 
на агрегацию и стабильность асфальтенов за счет 
гидрофобных взаимодействий между ионами и мо-
лекулами асфальтенов [8]. Уменьшение значений σ 
в эмульсии Н4-ПВ4 было более выраженным при 
более низкой минерализации водной фазы и содер-
жании в нефти асфальтенов 0.8 мас% по сравнению 
с Н1-ПВ1 (рис. 1).

Минеральные вещества, не проявляющие по-
верхностной активности, тем не менее, являются 
компонентами межфазной пленки. Их присутствие 
увеличивает объем поверхности раздела нефть–
вода, повышает вязкость и стабильность асфаль-
тено-смолистой пленки, что характерно для эмуль-
сий с ПВ2 и ПВ5, степень минерализации которых 
составляет 311.7 и 385.4 г/дм3. Катионы в водной 
фазе отвечают за полярность и прочность поверхно-
сти раздела нефть–вода. Взаимодействие катионов 
с асфальтенами приводит к тому, что эти поляр-
ные  компоненты остаются на границе раздела, в 
результате чего образуется жесткий межфазный 
слой [20, 21]. 

На стабильность эмульсий и жесткость поверх-
ности раздела фаз сильное влияние оказывает рН 

водной фазы [22]. Асфальтены стабилизируют по-
верхность раздела в кислой среде. При низком зна-
чении рН полярные группы подвергаются полной 
или частичной ионизации, например, как в эмуль-
сиях с пластовыми водами ПВ2, ПВ3 и ПВ5, в ре-
зультате чего создаются более стабильные нефтяные 
системы. В эмульсиях с ПВ1 и ПВ4, которые харак-
теризуются как нейтральные среды, асфальтены 
проявляют меньшую поверхностную активность, 
что приводит к повышению межфазного натяже-
ния (рис. 1). При высокой минерализации и низком 
значении рН в ПВ2 и ПВ5, а также при содержании 
в соответствующих нефтях Н2 и Н5 асфальтенов 
0.1–0.3 мас% отмечается незначительное снижение 
значения σ на границе Н2-ПВ2 и Н5-ПВ5 в сравне-
нии с соответствующими значениями для Н2-ДВ и 
Н5-ДВ (рис. 1).

Значение σ на границе Н3-ПВ3 достигает наи-
меньшего значения 28.5 Н/м, что свидетельствует 
о концентрации поверхностно-активных молекул и 
формировании эффективного барьера для предот-
вращения коалесценции капель воды. Особенностью 
ПВ3 является низкое значение водородного показа-
теля 2.9 при содержании солей 73.5 г/дм3. 

Значение межфазного натяжения на границе 
нефть–пластовая вода определяет стабильность 
эмульсий. На рис. 2 приведены результаты по де
эмульсации эмульсий с деэмульгатором ТНД-А. Без 
деэмульгатора все эмульсии устойчивы в течение 
60 мин. Объемная доля выделившейся воды из 50% 
эмульсии Н1-ПВ1 достигает 88%, в то время, как 
из эмульсий Н2-ПВ2 и Н3-ПВ3 при использовании 

Рис. 1. Межфазное натяжение σ на границе нефть–ди-
стиллированная вода (1) и нефть–пластовая вода (2).

Рис. 2. Объемная доля выделившейся воды из 50% 
эмульсий с деэмульгатором ТНД-А: 1 — Н1-ПВ1; 
2 — Н3-ПВ3; 3 — Н4-ПВ4; 4 — Н2-ПВ2; 5 — Н5-ПВ5 

при температуре 50°С.
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деэмульгатора и нагревании до 50°С составляет все-
го 38–42%. Более высокую прочность поверхности 
раздела фаз и стабильную эмульсию определяют 
такие показатели, как содержание катионов кальция 
и рН водной фазы [16].

Величина межфазного натяжения на границе раз-
дела фаз определяет дисперсность эмульсий. На 
рис. 3 показано влияние солей на средний диаметр 
капель в эмульсиях с дистиллированной и пластовой 
водой различной минерализации. Диаметр капель 
в эмульсиях возрастает при отсутствии в водной 
фазе солей. Увеличение концентрации солей приво-
дит к уменьшению размеров капель в эмульсиях и 
повышению степени дисперсности, что, вероятно, 
связано с увеличением плотности ПВ при одном и 
том же объемном соотношении фаз.

Толщина межфазной пленки, образующейся на 
границе раздела нефть–вода, постепенно увеличи-
вается по мере повышения концентрации адсорби-
рованных асфальтенов. Количество, природа гете-
роатомов и длина алифатических цепей в  структуре 
асфальтенов влияют на их поверхностную актив-
ность за счет изменения агрегации в системе и фор-
мирования межфазной поверхности [3, 8]. 

На примере эмульсий нефти Н5 с дистиллирован-
ной и высокоминерализованной водой ПВ5 проведен 
анализ элементного и структурно-группового соста-
ва асфальтенов, выделенных из нефти и межфаз-
ного слоя эмульсий (табл. 3). Показано, что в меж-
фазном слое содержание асфальтенов возрастает в 
15–55 раз, их молекулярная масса увеличивается по 
сравнению с асфальтенами, выделенными из нефти. 
В элементном составе асфальтенов из межфазного 
слоя эмульсии с ДВ повышается  содержание азота и 
серы при существенном понижении доли кислорода. 
Для асфальтенов, выделенных из межфазного слоя 
эмульсии с ПВ5, напротив, характерно повышение 
содержания кислорода. 

Асфальтены играют заметную роль в стабили-
зации эмульсий за счет карбоксильных, кетонных 
и гидроксильных функциональных групп, взаи
модействующих с катионами Na+ и Са2+. Повыше-
ние концентрации катионов из высокоминерали-

зованной водной фазы увеличивает стабильность 
эмульсий за счет образования жесткого межфазного 
слоя [23–25]. 

По данным спектрального анализа в составе ас-
фальтенов, выделенных из межфазного слоя эмуль-
сий Н5–ДВ и Н5–ПВ5, повышается значение ко-
эффициента конденсированности ароматических 
фрагментов D750/D725 (табл. 4). По мере увеличения 
числа ароматических колец в асфальтенах межфаз-
ное натяжение нефть–вода постепенно должно сни-
жаться, обеспечивая формирование более прочного 
слоя, что характерно для асфальтенов из межфазно-
го слоя эмульсии с пластовой водой. Возрастание 
количества алкильных цепей D725/D1465 в асфальте-
нах может препятствовать их агрегации и повышать 
прочность межфазного слоя [26].

Спектральный коэффициент D1710/D1465, характе-
ризующий количество кислородсодержащих фраг-
ментов, возрастает в случае асфальтенов межфазно-
го слоя из эмульсии с ПВ5. Асфальтены из эмульсии 
с ДВ характеризуются большим содержанием серо-
содержащих фрагментов. 

Рис. 3. Средний диаметр капель в 50% эмульсиях Н1–
Н5 с дистиллированной (1) и пластовой водой (2).

Таблица 3. Характеристика асфальтенов, выделенных из нефти Н5 и межфазного слоя 50% эмульсий 
с дистиллированной и пластовой водой ПВ5

Образец Содержание, мас% Молекулярная масса, 
а.с.м.

Содержание, мас%
N S O

Н5 0.1 1010 0.5 0.9 4.0
Н5–ДВ 1.5 1250 0.8 1.4 1.1
Н5–ПВ5 5.5 1910 0.8 0.9 6.7
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ

В этом исследовании проведен анализ влияния 
таких факторов, как минерализация, рН водной 
фазы и содержание асфальтенов в нефти на процесс 
формирования эмульсий. Значения межфазного на-
тяжения на границе нефть–дистиллированная вода 
варьируют в широких пределах 33–56 мН/м в зави-
симости от содержания поверхностно-активных ве-
ществ в нефтях. Содержание асфальтенов в нефтях 
составляет 0.1–2.6 мас%. Максимальное снижение 
межфазного натяжения нефть–дистиллированная 
вода и нефть–пластовая вода отмечается при содер-
жании асфальтенов 0.1–0.4 мас%.

Повышение степени минерализации воды при-
водит к образованию в эмульсии более мелких, 
устойчивых к коагуляции капель, снижению зна-
чений межфазного натяжения за счет взаимодей-
ствия катионов, присутствующих в водной фазе, с 
анионными функциональными группами асфаль-
тенов. Для исследованных образцов установлено, 
что рН водной фазы оказывает более сильное влия-
ние на  межфазные свойства эмульсии. При низком 
значении pH 2.9–4.5 функциональные группы, со-
держащиеся в молекулах асфальтенов, становятся 
заряженными, что повышает их гидрофильность и 
поверхностную активность, уменьшая межфазное 
натяжение. 

Асфальтены из межфазного слоя эмульсий с 
пластовой водой характеризуются значительным 
увеличением их выхода и молекулярной массы по 
сравнению с асфальтенами из нефти и эмульсии 
с дистиллированной водой. Анализ элементно-
го состава и ИК-спектроскопии свидетельствует 
о повышении в них кислородсодержащих фраг
ментов.

Глубокий анализ факторов, влияющих на устой-
чивость эмульсий, используется в дальнейших ис-
следованиях при разработке способов деэмульсации 
нефти.
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