






РЕФЕРАТ 

Выпускная квалификационная работа специалиста содержит 73 

страницы, включает 26 рисунков, 28 таблиц, 30 литературных источников. 

НЕФТЬ, ВОДОНЕФТЯНЫЕ ЭМУЛЬСИИ, МАГНИТНАЯ 

ОБРАБОТКА, МАГНИТНОЕ ПОЛЕ, СТРУКТУРНО–РЕОЛОГИЧЕСКИЕ 

СВОЙСТВА, РАЗРУШЕНИЕ ЭМУЛЬСИЙ, СТАБИЛЬНОСТЬ ЭМУЛЬСИЙ, 

ДЕЭМУЛЬГАТОРЫ. 

Объектами исследования являются нефти Столбового и Восточно-

Каменного месторождений и водонефтяные эмульсии на их основе. 

Цель работы: изучение влияния магнитного поля и химических 

реагентов на структурно-реологические характеристики 2 нефтей различного 

состава и устойчивость водонефтяных эмульсий. 

В данной работе было изучено влияние магнитного поля и химических 

реагентов на структурно-реологические характеристики нефти и 

стабильность водонефтяных эмульсий.  

По итогам данной работы было установлено следующее: 

 воздействие магнитного поля на нефть и 10 %-эмульсию 

высокосмолистого месторождения сопровождается увеличением вязкостно-

температурных свойств. Вязкость нефти и 10 %-эмульсии  

высокопарафинистого месторождения изменяется незначительно, однако 

после обработки  наблюдается снижение температуры застывания; 

 после магнитной обработки происходит изменение 

компонентного состава нефтесодержащих систем;  

 комплексная обработка магнитным полем и химическим 

регентами является эффективным методом разрушения 10 %-эмульсий 

высокосмолистой и 50 % мас. эмульсии высокопарафинистой нефти. 
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СПИСОК ОСНОВНЫХ СОКРАЩЕНИЙ 

ВМС – высокомолекулярные соединения  

НДС – нефтяные дисперсные системы 

ПАВ – поверхностно-активные вещества  

ДВ – дистиллированная вода 

ДЭ – деэмульгатор 

ДК – деэмульгирующая композиция 

МП – магнитное поле 

МО – магнитная обработка 

УВ – углеводороды 

А – асфальтены 

БС – бензольные смолы 

СБС – спиртобензольные смолы 

ПУ – парафиновые углеводороды 

ССЕ – сложная структурная единица 

САК – смолисто-асфальтеновые компоненты 

АСПО – асфальтосмолопарафиновые отложения 

ММВ – межмолекулярное взаимодействие 

Тз– температура застывания 

Еа
вт 

– энергия активации вязкого течения
  
 

Тфп – температура фазового перехода 

ρ – плотность 

ППГ – полипропиленгликоль 
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ВВЕДЕНИЕ 

В связи с выработкой запасов легких нефтей в эксплуатацию все чаще 

вводятся месторождения нефтей с повышенным содержанием парафиновых 

углеводородов и смолисто-асфальтеновых компонентов. Такие нефти 

характеризуются высокими значениями вязкости, температуры застывания и 

плотности. В процессе добычи, транспорта и хранения с понижением 

температуры нефти значительно ухудшают свои реологические 

характеристики, что приводит к отложению асфальтосмолопарафиновых 

образований (АСПО) на стенках технологического оборудования. Это 

приводит к повышенному износу оборудования, дополнительным 

материальным затратам и ухудшению экологической ситуации. 

При добыче и переработке нефть дважды смешивается с водой, образуя 

эмульсии: при выходе с большой скоростью из скважины вместе с 

сопутствующей ей пластовой водой и в процессе обессоливания, т.е. 

промывки пресной водой для удаления хлористых солей. Необходимость 

удаления воды из нефти обусловлена рядом причин: пластовая вода (ПВ) 

вызывает коррозию оборудования, приводит к вспениванию нефти, 

нарушению технологических режимов. Кроме того, транспортировка на 

большие расстояния воды в составе нефти экономически не рациональна. 

Для решения этих проблем используются различные физико-

химические методы воздействия: ввод химических реагентов (депрессоров, 

ингибиторов, деэмульгаторов и др.), обработка добываемой продукции 

магнитным, электромагнитным, акустическим, ультразвуковым, 

пульсационными полями и их комбинациями. 

В последние годы значительно возрос интерес к возможности 

применения физических методов обработки, в частности обработки 

магнитным полем, которые помогут минимизировать процент содержания 

воды в добываемой нефти. Преимуществом магнитной обработки (МО) 

перед многочисленными способами улучшения структурно-механических 
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свойств тяжелых нефтей и методами деэмульсации нефти является ее низкая 

энергозатратность, высокий коэффициент полезного действия, техническая и 

экологическая безопасность. 

Известно, что каждое месторождение уникально по компонентному 

составу нефти, степени обводненности, физико-химическим свойствам нефти 

и пластовой воды. Поэтому для применения МО в процессах деэмульсации 

необходимо детальное исследование влияния параметров обработки 

(продолжительность, температурный фактор) на устойчивость водонефтяных 

эмульсий и их структурно-механические свойства. 

Целью дипломной работы является изучение влияния магнитного поля 

и химических реагентов на структурно-реологические  характеристики 2 

нефтей различного состава и на устойчивость водонефтяных эмульсий. 

Для достижения поставленной цели необходимо решить следующие 

задачи: 

1. Изучить вязкостно-температурные характеристики нефтей 

Столбового и Восточно-Каменного месторождений и 10 % мас. эмульсий до 

и после МО, рассчитать энергию активации вязкого течения исследуемых 

образцов;  

2. Изучить влияние магнитной обработки (МО) на компонентный 

состав высокомолекулярных компонентов (ВМС): асфальтенов, бензольных 

и спиртобензольных смол, в нефтях и 10 % мас. эмульсиях на их основе; 

3. С помощью метода ИК-спектроскопии охарактеризовать 

структурно-групповой состав ВМС исследуемых нефтей и эмульсий до и 

после МО;  

4. Исследовать влияние МО, ввода ДЭ и температурного фактора на 

устойчивость 10, 30 и 50 % мас. водонефтяных эмульсий. 

Научная новизна работы заключается в получении новых данных о 

влиянии магнитной обработки на структурно-реологические свойства нефтей  

и 10 % мас. нефтяных эмульсий различного состава. Показан высокий 

деэмульгирующий эффект комплексного воздействия магнитного поля и 
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химических реагентов на нефтяные эмульсии с различным содержанием 

водной фазы. 

Практическая значимость работы состоит в том, что полученные 

результаты исследования можно использовать в промышленных испытаниях 

обезвоживания нефтей различного состава на месторождениях Западной и 

Восточной Сибири. 
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1 ЛИТЕРАТУРНЫЙ ОБЗОР 

1.1 Химический состав нефти 

Нефть – сложная смесь органических соединений, в составе которой 

обнаружено множество углеводородов различного строения и большое число 

гетероорганических соединений [1].  

Основными элементами, входящими в состав нефти, являются углерод, 

массовое содержание которого находится в пределах 82 – 87 %, и водород (12 

– 13 % мас.). Также в заметных количествах в состав нефти могут входить 

сера, кислород и азот, на долю которых обычно приходится 1 – 5 % мас.  

1.1.1 Углеводородные соединения 

Углеводородными компонентами нефти являются в основном 

представители трех гомологических рядов – алканы, циклоалканы и арены, 

также широко представлено большое количество углеводородов смешанного 

гибридного строения. В очень редких случаях в нефтяных системах могут 

присутствовать алкены и алкадиены, однако, как правило, они там не 

содержатся [2, 3].  

Алканы (парафины) составляют основную часть нефти, обычное 

содержание их в нефтяных системах колеблется от 20 до 50 % мас. 

Некоторые нефтяные системы могут содержать до 80 % мас. парафинов и 

относятся к парафинистым нефтям. Нефти содержащие не более 1 – 2 % мас. 

этих углеводородов являются слабопарафинистыми. Общая формула алканов 

–        . Молекулы этих углеводородов представляют собой углеродную 

цепь, соединенную одинарными связями. Алканы находятся в нефти во всех 

трех агрегатных состояниях – газообразном С1 – С4, жидком С5 – С15, твердом 

С16 и выше. Твердые нефтяные парафины представляют собой смесь 

углеводородов метанового ряда нормального строения с количеством атомов 

углерода в молекуле от 18 до 35. Это вещества кристаллического строения, с 

молекулярной массой 300 – 400 и температурой плавления 45 – 65 °C. В 
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нефтяных системах парафины присутствуют в растворенном и взвешенном 

состояниях [4]. 

Циклоалканы (нафтены) представляют собой замкнутые циклы с 

ненасыщенными связями между атомами углерода, их общая формула      . 

Моноциклические нафтены представлены в нефтях в основном 

производными циклопентана и циклогексана, из-за наибольшей 

устойчивости пяти-шестичленных циклов. Также нефтяные системы 

содержат бициклические, трициклические и полициклические углеводороды. 

Обычное содержание циклоалканов в нефти составляет 30 – 50 % мас., 

однако в слабопарафинистых нефтях может содержаться около 80 % мас. 

нафтенов. 

Ароматические углеводороды (арены) уступают по содержанию 

парафинам и нафтенам. Обычно в нефтяных системах содержится 15 – 20 % 

мас. аренов. Общая формула ароматических углеводородов        , это 

соединения содержащие в молекулах одно или несколько бензольных колец. 

В нефтяных системах могут содержаться ароматические углеводороды ряда 

бензола, производные полициклических аренов и углеводороды смешанного 

строения, молекулы которых содержат нафтеновые и ароматические кольца, 

парафиновые цепи [5,6]. 

1.1.2 Смолисто-асфальтеновые компоненты 

Неуглеводородные соединения нефти состоят из сернистых, 

кислородных и азотистых соединений и представлены главным образом 

смолами и асфальтенами [7, 8]. 

Смолисто-асфальтеновые вещества (САВ) – сложная смесь наиболее 

высокомолекулярных компонентов нефти, содержание которых достигает 10 

– 50 % мас. В нефти они присутствуют в виде коллоидных систем или в 

растворенном состоянии. САВ представляют собой гетероорганические 

соединения гибридной структуры, состоящие из пяти основных химических 

элементов – углерода, водорода, серы, кислорода и азота. На долю 
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углеводородной составляющей смолоасфальтеновых компонентов 

приходится 80 – 95 % мас. всей молекулы. Также молекулы САВ могут 

содержать некоторые металлы – Fe, Ni, V, Mg и др. 

Соотношение между смолами и асфальтенами в нефтях и тяжёлых 

остатках, где они в основном концентрируются, составляет от 7:1 до 9:1. В 

высококонцентрированном виде САВ находятся в виде природных битумов 

[4, 9]. 

Асфальтены – твердые хрупкие высокоплавкие вещества черного 

цвета, растворимые в ароматических углеводородах, хлороформе и других 

растворителях, но не растворимые в низкокипящих алканах. Молекулярная 

масса обычно колеблется в пределах 2000 – 3000, но иногда может быть 

выше 6000. Нагрев или освещение растворов асфальтенов приводит к их 

конденсации и превращению в нерастворимые продукты большей 

молекулярной массы – карбены и карбоиды [8]. Асфальтены являются более 

высокомолекулярными соединениями, чем смолы. Они отличаются от смол 

большим содержанием гетероатомов и несколько меньшим содержанием 

водорода. Асфальтены являются продуктами конденсации смол [9].  

Большинство асфальтенов имеют слоистое строение и состоят из 5 – 6 

почти плоских «пластин», образующих «пачки». Каждая «пластина» 

представляет собой систему из нафтеновых, гетероциклических и 3 – 6 

конденсированных ароматических колец, окруженную короткими и 

длинными алкильными боковыми цепочками нормального или изостроения. 

Диаметр ароматической части пластины 9 – 15 Аº, расстояние между 

пластинами 3,5 – 3,7 Аº. Общая толщина «пачки» 16 – 20 Аº. Пластины 

связаны в «пачке» гетероатомными или углеводородными цепочками и 

межмолекулярным взаимодействием [8].  

Доказано наличие двух типов структур асфальтеновых молекул – 

«архипелаг» и «континент» (Рисунок 1.1), которые в результате 

межмолекулярных взаимодействий образуют слоистые пачечные структуры 

(Рисунок 1.2) [10, 11]. 
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Рисунок 1.1 – Типы моделей структур асфальтеновых молекул:  

а – «континентальная», б – «архипелаг» 

  

Рисунок 1.2 – Пачечная модель строения асфальтенов по Йену, где 

прямолинейными отрезками показаны плоские полиароматические 

фрагменты молекул, а ломаными - насыщенные 

В количественном отношении асфальтены не преобладают в составе 

нефти. В высоковязких нефтях может содержаться до 16 – 20 % мас. 

асфальтенов, в легких они присутствуют в следовых количествах. 

Асфальтены являются основными структурирующими компонентами 

нефтяных дисперсных систем (НДС). Они могут образовать отложения при 

переработке и транспортировке нефти, что приводит к закупориванию 

скважин, наземного оборудования и трубопроводов. При концентрировании 

асфальтеновых растворов появляются ассоциаты, которые структурируют 

нефтяные системы. Также асфальтены оказывают большое влияние на 

стабильность водонефтяных эмульсий [11]. 

Смолы – густые вязкие жидкости, а иногда и твердые аморфные 

вещества от темно-коричневого до бурого цвета с молекулярной массой в 

пределах 600 – 1000, составляющие 70 – 90 % мас. всех гетераорганических 
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соединений нефти. В зависимости от месторождения нефти смолы 

отличаются между собой молекулярной массой, консистенцией, 

содержанием гетероатомов и микроэлементов. Они растворяются в 

жидкостях, которые осаждают асфальтены, а также в большинстве 

органических растворителей, кроме ацетона и низших спиртов. Большую 

часть смол составляют нейтральные вещества, кислотные продукты в 

большинстве случаев представлены асфальтеновыми кислотами [12, 13]. 

Основными структурными элементами смол являются 

конденсированные циклические системы, связанные между собой 

алифатическими цепочками, состоящие из гетероциклических, нафтеновых и 

преимущественно ароматических колец с алкильными боковыми цепями [8]. 

Структуры молекул смол представлены на рисунке 1.3 [13].  

 

Рисунок 1.3 – Типы структур молекул смолистых веществ, где n = 4,    

R = C5H11 

Из-за того, что смолистые вещества термически и химически 

нестабильны, они легко окисляются и конденсируются, превращаясь при 

этом в асфальтены [13]. Химические превращения под действием высоких 

температур протекают по схеме: смолы → асфальтены → карбены → 

карбоиды [14]. 

Асфальтены отличаются от смол более высокими молекулярными 

массами (в 2 – 5 раз), более высоким содержанием углерода и 

конденсированных ароматических структур и более низким содержанием 

водорода. В результате ассоциирования асфальтеновые молекулы 

формируются в структурные блоки. В асфальтенах содержание гетероатомов 

убывает в последовательности: S > O > N, для смол: N > S > O [19]. 
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Количество смол и асфальтенов в нефтяных системах определяет 

свойства дисперсной фазы и дисперсионной среды, а также агрегативную 

устойчивость сырья под действием температурного воздействия. Эти 

соединения склонны к конденсации и образованию кокса при переработке 

[14]. 

1.2 Нефть как структурированная дисперсная система 

Нефть и продукты ее переработки относят к нефтяным дисперсным 

системам (НДС). Из-за сложности состава реальные нефтяные системы 

являются полигетерофазными дисперсными системами различных типов, с 

развитой межфазной поверхностью. Одна из фаз образует непрерывную 

сплошную дисперсионную среду, в которой в виде мелких частиц, 

находящихся во взвешенном состоянии, распределена дисперсная фаза [14, 

15]. Углеводородные и неуглеводородные компоненты нефтяных 

дисперсных систем склонны к ассоциации за счет сил межмолекулярного 

взаимодействия (ММВ). Образование частиц дисперсной фазы происходит 

при протекании фазовых переходов плавление - кристаллизация, испарение - 

конденсация. По теории фазовых переходов [1], образование новой фазы 

происходит через стадии зарождения частиц критических размеров и их 

последующего роста. Bажнейшими признаками дисперсного cостояния для 

нефтяныx cистем являются их гетерoгенность, дисперснoсть и лиoфильность 

[2]. 

НДС являются типичными неньютоновскими жидкостями. 

Реологические свойства, а также форма, размер и структура частиц 

дисперсной фазы НДС существенно зависят от их состава и, в первую 

очередь, от наличия и строения основных структурообразующих 

компонентов, к которым относят парафины, смолы и асфальтены. 

Нефтяная система содержит в своем составе низкомолекулярные и 

высокомолекулярные углеводороды, гетероатомные соединения и смолисто-

асфальтеновые вещества различного строения, природы и молекулярной 
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массы. В силу полярности углеводороды и гетероатомные соединения 

взаимодействуют друг с другом, образуя сольвато-ассоциаты, 

надмолекулярные структуры (НМС) или по-другому сложные структурные 

единицы (ССЕ). Ассоциативно-сольватное поведение является следствием 

проявления множественных ММВ между нефтяными соединениями [15, 16]. 

По З.И. Сюняеву [1] все элементы дисперсной структуры в нефти 

относятся к сложным структурным единицам. ССЕ – это элементы 

дисперсной фазы нефтяных систем, способные при определенных 

стационарных условиях к самостоятельному существованию. ССЕ имеют 

преимущественно сферическую форму и построены из компонентов 

нефтяной системы.  

Сложные структурные единицы включают в себя более упорядоченную 

внутреннюю область (ядро) и сольватную оболочку, которая ее окружает. 

Между сольватной оболочкой и дисперсионной средой существует 

переходная зона, которая помогает им плавно перетекать друг в друга. 

Сольватная оболочка образована из соединений менее склонных к 

межмолекулярным взаимодействиям [16]. 

Основная роль в образовании ССЕ отводится асфальтеновым 

молекулам из-за высокой склонности к ассоциации. Благодаря сольватным 

оболочкам, асфальтеновые частицы не слипаются между собой с 

образованием грубодисперсной твердой фазы. Межмолекулярные 

взаимодействия между молекулами САВ формируются в результате диполь-

дипольного взаимодействия, слабых донорно-акцепторных, водородных 

связей и сил Ван-дер-Ваальса. Структура смолисто-асфальтеновой частицы 

приведена на рисунке 1.4 [8, 17]. 
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Рисунок 1.4 – Структура смолисто-асфальтеновой частицы, где 1-ядро 

(асфальтены), 2-сольватная оболочка (смолистые вещества), 3-переходная 

зона между коллоидной частицей и дисперсионной средой, 4-жидкие 

углеводороды нефти (дисперсионная среда). 

Отсюда следует, что характерной особенностью нефтяных систем 

является присутствие ССЕ – внутренних адсорбционных комплексов, 

состоящих из молекул асфальтенов, образующих ядро, и молекул смол, 

обладающих высокой поверхностной активностью и формирующих 

сольватную оболочку [18]. 

1.3 Водонефтяные эмульсии 

Эмульсии представляют собой дисперсные системы двух жидкостей, 

не растворимых или малорастворимых друг в друге, находящихся во 

взвешенном состоянии в виде мелких капель (глобул). Жидкость, в которой 

распределены глобулы, называются дисперсионной средой, а вторая 

жидкость, распределенная в дисперсионной среде, – дисперсной фазой.  

Нефтяная эмульсия – это механическая мелкодисперсная смесь 

нерастворимых друг в друге нефти и пластовой воды. Образование 

водонефтяных эмульсий и их стойкость обусловлены процессами адсорбции 

на поверхности раздела фаз нефть-вода смолистых веществ, нафтеновых мыл 

и других коллоидных веществ, а также продуктов взаимодействия 

нафтеновых кислот и солей в пластовой воде [17].  

На рисунке 1.5 схематично показана структура водонефтяной 

эмульсии. 
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Рисунок 1.5 – Сложная структура водонефтяной эмульсии: 1 – глобула воды, 

2 – бронирующий слой, 3 – дисперсионная среда – нефть, 4 – сложные 

структурные единицы – ассоциаты асфальтенов, твердых парафинов, 

механические примеси, окруженные сольватными оболочками 

Глобулы воды имеют сферическую форму, так как сфера обладает 

наименьшей поверхностью при данном объеме. Бронирующий слой 

представляет собой совокупность природных эмульгаторов, которые 

находятся в ассоциативном состоянии в силу межмолекулярных 

взаимодействий между высокомолекулярными соединениями и окружены 

адсорбционными слоями из смол, полициклических гетероароматических 

соединений. 

В образовании адсорбционных оболочек участвуют вещества с 

высокой поверхностной активностью такие, как асфальтены, смолы, 

парафин, тонкодисперсные неорганические вещества, состоящие из глины, 

песка и горных пород, комплексы металлов: ванадий, никель, цинк, литий, 

железо, титан [18]. 

1.3.1 Причины образования водонефтяных эмульсий 

В пластовых условиях нефть и вода залегают в виде отдельных, 

несмешанных друг с другом фаз. На нефтяных месторождениях, 

эксплуатация которых происходит на поздней стадии, происходит прорыв 

пластовой воды в призабойную зону нефтяных скважин [2, 3]. 

На глубине 2000 м и при давлении 20 МПа одна объемная часть нефти 

в состоянии растворить до 1000 объемных частей газа. При подъеме нефти и 
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понижении давления газ выделяется с такой энергией, что ее вполне 

достаточно для диспергирования пластовой воды [3]. 

Нефтяные эмульсии в основном образуются в местах, где происходит 

интенсивный контакт, перемешивание нефти и пластовой воды: 

- при подъеме от забоя до устья скважины [2, 4], где нефть и пластовая 

вода из-за непрерывно изменяющихся термобарических условий 

претерпевают фазовые превращения с выделением из нефти растворенных 

газов и парафинов [3]; 

- в стволе скважины, где в результате выделения газа, понижается 

давление и увеличивается интенсивность перемешивания нефтяной и водной 

фаз, а также увеличивается скорость движения продукции пласта [4]; 

- на подвижных частях погружных насосов, штуцерах и запорной 

арматуре; 

- образование нефтяных эмульсий интенсивно происходит при 

прохождении обводненной нефти через штуцера [4]; 

- в промысловом оборудовании при перепадах давления, пульсации 

газа, резкого изменения направления и диаметров технологических 

трубопроводов происходит турбулизация газожидкостного потока продукции 

эксплуатационных скважин, усиливающая диспергирование пластовой воды 

в нефти [8]. Кроме того, отложения парафина на внутренней поверхности 

технологического оборудования приводит к уменьшению поперечного 

сечения трубопроводов и, как следствие, к увеличению скорости движения 

потока продукции добывающих скважин [9]. 

При компрессорном способе добычи получаются эмульсии крайне 

высокой стойкости из-за того, что происходит окисление нафтеновых кислот 

с образованием соединений, которые являются эффективными 

эмульгаторами. В дальнейшем при движении газированных обводненных 

нефтей в системе сбора также возможно образование эмульсий. Высокие 

перепады давления, пульсация газа, наличие в штуцирующих устройствах 

различного рода задвижек, поворотов и фитингов способствуют повышению 
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турбулентности потока и интенсивному диспергированию воды в нефти. 

Применяемая технология разгазирования, в частности сепараторы, имеющие 

насадки-диспергаторы, также влияет на образование нефтяных эмульсий [4].  

Специалистами [5] было выявлено, что образование устойчивых 

водонефтяных эмульсий в призабойной зоне пласта (ПЗП) происходит в 

результате фильтрации жидкости при наличии в породе мелкозернистого 

песка и глинистых фракций. 

Таким образом, нефтяные эмульсии могут образовываться только при 

затратах энергии:  

1. энергия расширения газа;  

2. механическая энергия; 

3. энергия силы тяжести. 

1.3.2 Типы водонефтяных эмульсий 

Водонефтяные эмульсии подразделяют на три группы: 

I группа – это эмульсия обратного типа («вода в масле»), в которой 

содержание воды (дисперсная фаза) в нефти (дисперсионная среда) 

изменяется от «следов» до 90-95 %. Свойства данных водонефтяных 

эмульсий определяют основные технологические параметры процессов 

добычи нефти, внутрипромыслового сбора, сепарации и влияют на выбор 

оборудования и технологические режимы обезвоживания нефти на УПН. 

II группа – это эмульсия прямого типа («масло в воде»), которая 

образуется в результате разрушения эмульсии обратного типа при 

обезвоживании нефти. При добыче и сборе продукции добывающих скважин 

на высокообводненных месторождениях в случае низкой минерализации 

пластовых вод и нефтей с высоким содержанием нафтеновых кислот 

происходит образование устойчивых эмульсий прямого типа [19]. Такие 

эмульсии могут образовываться в процессе теплового воздействия на 

нефтяной пласт [20]. 
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Рисунок 1.6 – Типы нефтяных эмульсий: а – обратная эмульсия («вода в 

нефти»); б – прямая эмульсия («нефть в воде») 

III группа – это «множественная эмульсия», такая система, когда в 

сравнительно крупных каплях воды могут находиться мелкие глобулы нефти, 

или в крупных каплях нефти находятся мелкие глобулы воды. Дисперсная 

фаза сама является эмульсией, и может быть как прямого, так и обратного 

типа. Такие эмульсии обычно имеют повышенное содержание механических 

примесей. Они образуются в процессе деэмульсации нефти и очистки 

сточных вод на границе раздела фаз нефть-вода и составляют основу так 

называемых ловушечных (или амбарных) нефтей, чрезвычайно плохо 

разрушаемых известными методами. Поэтому в настоящее время актуальна 

разработка эффективных методов разрушения множественных нефтяных 

эмульсий.  

Для удаления множественной эмульсии производят зачистку 

технологических аппаратов и далее данные эмульсии сбрасывают в амбары 

или нефтеловушки для их дальнейшей обработки или утилизации [21]. 

Тип эмульсии устанавливается по свойствам ее дисперсионной среды. 

Эмульсии типа Н/В (вода — внешняя фаза) смешиваются с водой в любых 

соотношениях и обладают высокой электропроводностью.  

Эмульсии В/Н смешиваются только с углеводородной жидкостью и не 

обладают заметной электропроводностью.  

Тип эмульсий в разбавленных эмульсиях определяется чаще всего 

объемным соотношением фаз — дисперсную фазу образует вещество, 

находящееся в системе в меньшем количестве [22].  
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На практике наиболее часто известны эмульсии обратного типа.  

Водонефтяные эмульсии относятся к полидисперсным системам, 

содержащим частицы разных размеров.  

Таким образом, по дисперсности нефтяные эмульсии подразделяют на 

мелкодисперсные с размером глобул воды от 0,02 до 20 мкм, средней 

дисперсности с размером глобул воды от 20 до 50 мкм и грубодисперсные с 

размерами глобул воды от 50 до 300 мкм [22]. 

1.3.3 Способы разрушения водонефтяных эмульсий 

Свойства нефтяных эмульсий, их стойкость в значительной мере 

зависят от способа добычи нефти и условий эксплуатации нефтяного 

месторождения. Для того чтобы правильно выбрать способ деэмульсации, 

необходимо знать особенности эмульсии, образующейся при добычи.  

Условно, процесс разрушения эмульсии можно разделить на три этапа 

[23]: 

 взаимодействие диспергированных частиц, их соударение; 

 процесс коалесценции – слияния в более крупные глобулы; 

 формирование отдельных сплошных слоев нефти и воды.  

На первом этапе соударение частиц происходит под действием 

турбулентного движения потока, в меньшей степени вследствие 

броуновского движения. 

На следующем этапе слияние частиц возможно при выполнении двух 

условий – низкой структурно-механической прочности слоев и при ярко 

выраженных гидрофильных свойствах. Именно на этот этап разрушения 

эмульсий оказывает существенное влияние реагент – деэмульгатор. 

Третий этап, по большей части, характеризуется физическими 

свойствами исходных компонентов – нефти и воды (плотностью, вязкостью, 

дисперсностью). Скорость разделения на отдельные фазы растет с ростом 

размеров частиц воды и разности плотностей и падает с ростом вязкости 

нефти [24]. 
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Необходимым условиям для коалесценции сблизившихся капель 

является отсутствие на них оболочек из эмульгирующих веществ, 

препятствующих этому процессу. 

Слияние капель воды в нефтях обусловлено силами взаимодействия 

капель при столкновении, достаточными для разрушения защитных слоев.  

Предложена следующая классификация всех известных методов 

борьбы с образованием эмульсий: 

 

 

Рисунок 1.7 – Классификация методов предупреждения и борьбы с 

образованием водонефтяных эмульсий. 

К первой группе относятся физические методы, направленные не 

предотвращение смешения водной и нефтяной фаз продукции пласта в 

скважине и предусматривающие либо поочередную откачку отслоившейся 

продукции, когда в насосных трубах разделенные фазы поднимаются 

пробками, либо раздельный подъем воды и нефти по двум самостоятельным 

гидравлическим системам. 

Ко второй группе относятся методы, позволяющие разделить 

образовавшуюся эмульсию еще до поступления продукции в пункты 

подготовки нефти. К этой группе также относятся разного рода физико-

химические и химические воздействия на нефть, образующую эмульсию, с 

помощью которых либо разрушают ее, либо не позволяют развиваться 
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процессу интенсивного эмульгирования, благодаря заблаговременному вводу 

поверхностно-активных веществ. 

К третьей группе относятся методы, позволяющие осуществлять 

обращение эмульсий из обратного типа в прямой путем введения 

избыточного количества воды. Однако данные методы достаточно 

металлоемки и трудоемки, поскольку требуют внесения изменений в 

конструкцию скважин. 

На практике для разделения водонефтяных эмульсий прибегают к 

способам, позволяющим ускорить движение капель в определённом 

направлении. С этой целью нефтяные эмульсии обрабатывают в 

электрическом, магнитном, ультразвуковом полях или в центрифугах. Эти 

процессы сопровождаются мероприятиями, снижающими прочность 

защитных слоев (повышением температур и обработкой эмульсии 

химическими реагентами – деэмульгаторами) [25]. 

1.3.4 Механизм деэмульсации нефти 

Процесс действия деэмульгаторов на эмульсию весьма сложен. 

Существует несколько представлений о механизме действия деэмульгаторов. 

Основы механизма деэмульсации при помощи реагентов наиболее 

полно разработаны в трудах П.А. Ребиндера. Адсорбируясь на коллоидных 

или грубодисперсных частицах природных эмульгаторов, молекулы 

деэмульгаторов изменяют их смачиваемость и занимают их место на границе 

раздела фаз, что переводит эти частицы с границы раздела в объем водной 

или нефтяной фазы. Поверхностное натяжение при этом понижается. 

Образующиеся адсорбционные слои из молекул деэмульгатора практически 

не обладают заметными структурно-механическими свойствами, что 

способствует быстрой коалесценции капель воды с такими оболочками при 

их столкновениях друг с другом. 

Для разрушения эмульсий, стабилизированных твердыми частицами 

(бронирующими эмульгаторами), деэмульгатор должен иметь хорошие 



23 
 

смачивающие свойства для перевода этих частиц вглубь объема. Некоторые 

убеждены, что под влиянием введенных в систему ПАВ снимаются 

электрические поля, которые до этого препятствовали слиянию капель 

эмульсии.  

Согласно воззрению Де Грота, введение в нефть деэмульгаторов 

способствует образованию комплексных соединений гидрофобных 

стабилизаторов нефтяных эмульсий с гидрофильными молекулами 

деэмульгатора, в результате чего природные стабилизаторы нефти теряют 

способность эмульгировать воду.  

Другие исследователи считают, что при разрушении эмульсии 

деэмульгатором происходит обращение фаз, а потому деэмульгаторами 

являются поверхностно-активные вещества, способные образовывать 

эмульсию обратного типа по отношению к той, которую образуют 

эмульгаторы. 

Механизм разложения нефтяных эмульсий типа В/Н методом 

обращения фаз следующий. Введенный гидрофильный эмульгатор проникает 

через асфальтово-смолистую оболочку глобул в воду. В воде он быстро 

распространяется и растворяется. Раствор эмульгатора в воде понижает 

поверхностное натяжение со стороны воды. В связи с этим оболочка водяной 

частицы разрывается, и вода, охватывая частицу нефти и, заворачивая 

оболочку вокруг нее, становится внешней средой, сливается с другими 

частицами воды, укрупняется и отделяется от нефти, либо оболочка глобул 

вдавливается в нее, то есть внутрь частицы воды в виде асфальтово-

смолистой частицы, вокруг которой образуется непрочная оболочка из 

гидрофильного эмульгатора. 

Рассмотрев характер действия деэмульгаторов нефтяных эмульсий, 

видим, что они обеспечивают создания основного условия – уничтожение 

препятствий для слияния частиц воды, то есть замену бронирующих, 

механически прочных оболочек слабыми, а также нейтрализацию заряда 

глобул.  
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1.4 Поведение нефтяных систем в магнитных полях 

В последние годы все более широкое применение находит метод 

магнитной обработки, осуществляемый с  помощью специальных устройств 

– магнитоактиваторов. Магнитоактиваторы закрепляются в скважине или в 

трубопроводе перед зоной интенсивного отложения АСПО. 

Известно несколько качественных теорий, положенных в основу 

механизма действия магнитного поля (МП) на НДС. Это – «коллоидные» 

гипотезы, по которым МП действует на коллоидные пара-, диа- и 

ферромагнитные частицы; «ионные» гипотезы, в которых основная роль 

отводится находящимся в воде ионам, и «водные» гипотезы, 

обосновывающие действие МП на собственно воду. Механизм действия МП 

на водные системы сводится к изменению связей микропримесей с 

молекулами жидкой среды.  

«Водные» теории получили достаточно большую известность 

применительно к действию МП на физико-химические свойства нефтяных и 

водонефтяных жидких сред. Они основаны на разрушении в МП агрегатов 

железосодержащих частиц. Однако нельзя отводить микропримесям железа, 

являющегося одной из разновидностей минерального состава механических 

примесей в нефтях, единственную и определяющую роль в процессах, 

протекающих в нефтях при магнитном воздействии.  

По «коллоидной теории» механизм действия МП на вещества 

основывается на различном поведении диамагнитных и парамагнитных 

молекул во внешнем МП. По этой теории присутствующие в нефти смолы и 

асфальтены являются веществами параэлектрического, парамагнитного и 

диамагнитного типа. Наличие в нефти ферромагнетиков (Fe, V, Ni и др.) 

также дополняет сложные пространственные взаимодействия диамагнитных 

и парамагнитных компонентов нефти в МП.  

В последние годы в ряде статей зарубежных авторов был предложен 

“новый физический механизм” снижения вязкости, ключевая идея которого 
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состоит в том, что после обработки магнитным (или электрическим) полем 

асфальтеновые (или парафиновые) частицы в нефти агрегируются в более 

крупные. Агрегирование частиц, в свою очередь, является причиной 

наблюдаемого уменьшения вязкости [26]. 
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2 ЭКСПЕРИМЕНТАЛЬНАЯ ЧАСТЬ 

2.1 Объекты исследования 

В качестве объектов исследования были выбраны нефти Столбового 

(Томская область) и Восточно-Каменного (ХМАО) месторождений и 10, 30 и 

50 % мас. водонефтяные эмульсии на их основе. В качестве водной фазы для 

приготовления водонефтяных эмульсий использовалась дистиллированная 

вода.  

Основные физико-химические характеристики (ρ20 – плотность, Тз – 

температура застывания, ПУ – парафиновые углеводороды, С – смолы, А –   

асфальтены)  нефтей представлены в таблице 2.1. 

Таблица 2.1 – Физико-химические характеристики исследуемых нефтей 

Месторождение 
ρ20,  

кг/м
3
 

Тз, С 
Содержание, % мас. 

ПУ С А ПУ/САК 

Столбовое 872 –40,3 0,4 8,6 2,6 0,04 

Восточно-

Каменное 
867 –3,6 6,7 7,1 1,6 0,8 

Исследуемые нефти близки по плотности (ГОСТ  51858-2002), но если 

восточно-каменную нефть можно отнести к группе средних нефтей, то 

столбовую нефть – к тяжелым. Нефть Восточно-Каменного месторождения 

является высокопарафинистой, высокозастывающай, смолистой нефтью. 

Нефть Столбового месторождения характеризуется как малопарафинистая, 

низкозастывающая и смолистая. 

В качестве поверхностно-активных веществ для деэмульгирующих 

композиций (ДК) использовали: промышленные деэмульгаторы (ДЭ) марки 

Kemelix 3448x, ТНД-А, а также реагенты полипропиленгликоль (ППГ), 

Тексапон и Tween 60. Характеристики химических реагентов представлены в 

таблице 2.2. В качестве растворителей при приготовлении композиций 

использовали толуол  и этанол.  
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Таблица 2.2 – Характеристики исследуемых химических реагентов 

 

На основе базовых реагентов (Таблица 2.2) готовились ДК, состав 

которых представлен в таблице 2.3. Состав деэмульгирующих композиций на 

основе 10 % мас. раствора ППГ приведен в таблице 2.4. 

 

 

Название Состав и строение 

Фирма 

производитель 

ДЭ Kemelix 

3448x 

Высокомолекулярный 

полипропиленгликоль с гидрофильными 

концами 

г. Пермь, 

Россия 

ДЭ ТНД-А 

Блок-сополимер окисей этилена и 

пропилена, модифицированный 

алкоксилат в ароматическом растворителе 

и метаноле 

ООО «Протон-

ойл-

технолоджи», г. 

Тюмень 

Полипропил

енгликоль 
HO[-CH2-CH(CH3)O-]nH (ММ 2025 г/моль) 

E. Merk, 

Германия 

Тексапон 

Лауретсульфат натрия (молярная масса 

420 г/моль), анионный ПАВ с высокой 

моющей способностью 

 

Hansanol, 

Германия 

Tween 60 

Полиоксиэтиленсорбитанмоностеарат 

(ММ1300 г/моль), неионогенный ПАВ 

 

Ferak, 

Германия 

https://commons.wikimedia.org/wiki/File:Sodium_laureth_sulfate_structure.svg?uselang=ru
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Таблица 2.3 – Состав деэмульгирующих композиций 

Шифр 

образца 
ПАВ 

Содержание ПАВ в 

растворителе, % мас. 
Растворитель 

ППГ 
Полипропиле

нгликоль 
10 толуол 

ТНД-А ТНД-А 50 толуол 

Tw Tween 60 20 этанол 

Текс Тексапон 70 этанол 

 

Таблица 2.4 – Состав деэмульгирующих композиций на основе 10 % мас. 

раствора ППГ 

 

2.2 Методы исследования нефтяных систем 

2.2.1 Формирование водонефтяных эмульсий 

Для приготовления эмульсий был выбран механический способ 

диспергирования с помощью лопастной мешалки марки DAIHAN  Scientific 

(Рисунок 2.1). Выбранный метод позволяет моделировать процесс 

перемешивания нефти и воды аналогично с тем, как это происходит в 

ступенях электроцентробежных насосов на нефтяных скважинах.  

Взвешенные массы нефти и воды вносили в емкость и в течение 10 мин  

перемешивали при 3000 об/мин на лабораторной мешалке при комнатной 

температуре 22 °С. 

Шифр 

образца 

Добавка к 

ППГ 
Растворитель Состав композиции, % мас. 

ППГTw Tween 
толуол, 

этанол 

9,5 ППГ+0,5 Tween+88,0 

толуол+2,0 спирт 

ППГТекс Тексапон 
толуол, 

этанол 

9,5 ППГ+0,5 Тексапон+89,8 

толуол+0,2 спирт 
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Рисунок 2.1 – Лабораторная мешалка марки DAIHAN Scientific 

 

2.2.2 Магнитная обработка нефти  

Магнитная обработка исследуемых нефтей и водонефтяных эмульсий 

проводилась в лабораторных условиях в магнитоактиваторе марки МАЖ 

(Рисунок 2.2). Данное устройство состоит из 7 высокоэнергетических 

магнитных колец на основе сплавов редкоземельных металлов Nd-Fe-B с 

амплитудой индукции магнитного поля до 0,6-0,8 Тл. МАЖ позволяет 

получить несколько зон с чередующимися направлениями радиального 

магнитного поля.  

Обработка осуществлялась при комнатной температуре. Нефть 

пропускалась через МАЖ по силиконовой трубке диаметром 3 мм со 

скоростью 5 см
3
/мин (время пребывания нефти в рабочей зоне МАЖ - 

порядка 2-4 с).  

 

Рисунок 2.2 – Магнитоактиватор МАЖ 
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2.2.3 Метод экспресс-анализа для определения температуры 

застывания, а также динамической вязкости нефти и нефтепродуктов 

при низких температурах 

Метод экспресс-анализа основан на определении температуры 

застывания или помутнения нефтей и нефтепродуктов, а также динамической 

вязкости при низких температурах с помощью экспресс-анализа на приборе 

“Кристалл” (ИХН СО РАН, г. Томск), представленном на рисунке 2.3, в 

лабораторных и заводских условиях.  

 

 

Рисунок 2.3 – Измеритель низкотемпературных показателей 

нефтепродуктов ИНПН «Кристалл» 

Принципы работы прибора ИНПН в зависимости от модификации:  

 

1. Определение температуры застывания нефтей и нефтепродуктов 

Образец масла охлаждается до заданной температуры. На застывшую 

поверхность образца автоматически устанавливается груз, температура в 

криостате постепенно повышается. За температуру застывания принимается 

температура, при которой началась подвижка груза в образце. Скорость 

охлаждения и точность измерения температуры в пробе поддерживаются 

микропроцессором. 
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2. Определение динамической вязкости нефтей и нефтепродуктов 

Принцип действия прибора «ИНПН» при определении динамической 

вязкости основан на измерении крутящего момента при постоянной 

сдвиговой скорости – 85 об/мин. Измерение и анализ результатов 

осуществляется микропроцессорным блоком в автоматическом режиме, 

начиная с заданной температуры и через определенный температурный 

интервал – 2 или 5 С. В памяти прибора сохраняется до 30 точек, которые в 

ручном режиме выводятся на дисплей после окончания измерения. Точность 

измерения температуры пробы составляет  0,2 С, точность определения 

динамической вязкости – 2 %. 

Технические характеристики прибора ИНПН: 

 объем пробы, 2,5 ± 0,1 мл; 

 предельная температура охлаждения для дизтоплив и масел, - 60 ºС; 

 погрешность измерения температуры начала кристаллизации, 1 ºС; 

 погрешность измерения температуры застывания, 1 ºС; 

 погрешность измерения вязкости масел, 2 %; 

 среднее время измерения, 30 мин.; 

 рабочие условия применения анализатора, темп. +15...+ 30 º С. 

2.2.4 Методы определения компонентного состава нефти 

Определение массовой доли асфальтенов, содержащихся в нефтяном 

остатке, проводилось при помощи выделения асфальтенов «холодным» 

способом Гольде, смолистых веществ - с помощью хроматографического 

(колоночно - адсорбционного) метода. 

Определение содержания асфальтенов «холодным» способом Гольде 

Определение асфальтенов проводили по ГОСТ 11858. Навеску 

исследуемого образца массой около 5 г помещали в коническую колбу и 

растворяли в 40-кратном объеме гексана. После окончания растворения 

колбу с раствором закрывали пробкой и оставляли на сутки в темном месте 

при комнатной температуре для выпадения осадка в виде асфальтенов. На 
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следующий день раствор фильтровали через предварительно взвешенный 

фильтр из фильтровальной бумаги. Осадок переносили на фильтр свежими 

порциями гексана до тех пор, пока растворитель не становился полностью 

прозрачным. Затем фильтр с осадком сушили до постоянной массы и 

взвешивали. 

Процентное содержание асфальтенов в испытуемом продукте находят в 

соответствии с формулой (1): 

 

,                                             
 

 
                                                      (1) 

                                                                             

где Х – массовая доля, %; 

 а – вес полученного осадка, г;  

А – навеска испытуемого продукта, г. 

 

Определение содержание масленых и смолистых компонентов 

методом жидкостно-адсорбционной хроматографии 

В растворе, отфильтрованном от асфальтенов, должны находиться 

нейтральные масла и смолы. Их определение проводилось при  помощи 

метода жидкостно-адсорбционной хроматографии по ГОСТ 11868-66. В 

соответствии с этим способом полученный после осаждения, промывки и 

фильтрования асфальтенов деасфальтизат сначала упаривают до 10 мл 

отгонкой растворителя в круглодонной колбе, затем, охладив остаток до 

комнатной температуры, смешивают его с 25 г твердого адсорбента 

(силикагель). Полученную массу переносят в гильзу, сделанную из 

фильтровальной бумаги, которую помещают в прибор Сокслетта, 

представленном на рисунке 2.4. 
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Рисунок 2.4 − Прибор Сокслетта: 1 – обратный холодильник ; 2 − экстрактор; 

3 – гильза с твердым образцом; 4 − колба  

Растворитель при нагревании до температуры кипения начинает 

испаряться и, проходя по боковому отводу, попадает на обратный 

холодильник, где конденсируется и стекает в экстрактор. При заполнении 

экстрактора растворителем, происходит экстракция целевого вещества из 

гильзы в этот растворитель. Как только уровень жидкости в экстракторе 

достигает верхнего уровня сифона, он опустошается: раствор вещества 

сливается в исходную колбу и цикл повторяется снова. Таким образом, 

производится многократная экстракция за счёт повторного использования 

небольшого объёма растворителя, при этом экстрагируемое вещество 

накапливается в основной колбе. 

Экстракцию масел из образца проводили гексаном. Полнота 

экстрагирования определяется по цвету растворителя, экстракция 

завершится, когда он станет абсолютно бесцветным. Далее гексан отгоняют и 

остаток переносят в заранее взвешенную чашку и сушат до постоянной 

массы. 

Затем в прибор Сокслетта заливают этанол-толуол (50:50 по массе) и 

экстрагируют поглощенные адсорбентом нейтральные смолы. 

https://ru.wikipedia.org/wiki/%D0%A2%D0%B5%D0%BC%D0%BF%D0%B5%D1%80%D0%B0%D1%82%D1%83%D1%80%D0%B0_%D0%BA%D0%B8%D0%BF%D0%B5%D0%BD%D0%B8%D1%8F
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Достигнув полноты экстрагирования, растворитель отгоняют и 

взвешиванием остатка по формуле (2.1) определяют количество нейтральных 

смол. 

2.2.5 Метод лабораторных испытаний деэмульгаторов «Bottle Test» 

Лабораторный метод испытания ДЭ носит название – бутылочный тест 

или «Bottle Test». Метод основан на сравнении динамики выделения воды из 

нефтяной эмульсии в присутствии ДЭ и без него (холостой опыт). Этот метод 

применяется для отбора наиболее эффективных ДЭ для дальнейших 

испытаний. 

Метод позволяет оценить эффективность разрушения эмульсий ДЭ по 

следующим показателям: динамика выделения воды из эмульсии в 

свободную фазу (динамика разрушения эмульсии), качество раздела фаз 

нефть-вода (присутствие или отсутствие промежуточного слоя), качество 

выделяющейся воды, остаточное содержание воды в отстоявшейся нефти. 

В ходе эксперимента образцы свежеприготовленных нефтяных 

эмульсий 10, 30 и 50 % мас. до или после МО разливали в пластиковые 

мерные цилиндры объемом 50 мл. Затем в один из двух цилиндров каждой 

серии микрошприцом добавляли 25 и 50 мкл реагента. Таким образом, в 

каждой серии опытов при выбранных условиях исследуется испытываемый 

ДЭ и холостая проба, куда ДЭ не добавляется. Отстаивание нефтяных 

эмульсий проводилось при 20 С (комнатная температура) и 50С. Динамику 

разрушения эмульсий наблюдали визуально и фиксировали объем 

выделившейся воды через 15 мин/ 30мин/ 1час/ 2 часа. 

Для фиксации процесса разделения использовали фотокамеру. 

 

2.2.6 Метод ИК-спектроскопии 

Данный метод необходим для исследования различий в составе масел, 

смол и асфальтенов исследуемых образцов до и после МО. 
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Инфракрасное излучение − часть электромагнитного излучения, 

занимающего спектральную область между красным концом видимой части 

спектра (с длиной волны 0,74 мкм) и микроволновым излучением (с длиной 

волны 1 − 2 мм). На оси абсцисс при записи спектра откладывается в 

линейной шкале значение волновых чисел в см
-1

 или мкм, на оси ординат – 

величина пропускания Т (в %).  

При пропускании инфракрасного излучения через вещество 

происходит возбуждение колебательных движений молекул или их 

отдельных фрагментов. Колебательные движения молекул, приводящие к 

изменению длины связи, называются валентными колебаниями (ν), к 

изменению углов между связями − деформационными (δ). Поглощение 

происходит лишь при тех длинах волн, энергия которых соответствует 

энергиям возбуждения колебаний в изучаемых молекулах, в результате 

фиксируются характеристические полосы поглощения (полосы, связанные с 

колебаниями связей типичных функциональных групп в молекулах). 

Инфракрасные спектры (ИК-спектры) регистрировали на FTIR 

спектрометре NICOLET 5700 в области 410 − 4000 см
-1

(длины волн от 2.5 до 

20 мкм). Исследуемые образцы асфальтенов снимали в таблетках KBr: 

навеску твердого вещества тщательно смешивают со спектрально чистым 

бромидом и смесь прессуют, образцы масел и смол снимали в виде тонких 

пленок жидкости, зажатых между пластинками из КВr. 

 

2.2.7 Определение энергии активации вязкого течения нефти и 

водонефтяных эмульсий 

При элементарном акте процесса течения, переходя из одного 

положения в другое, молекулярно-кинетическая единица преодолевает 

потенциальный барьер. 

Для исследования особенностей процессов структурообразования в 

НДС было использовано уравнение Френкеля-Эйринга (2): 
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                                                  ,                                                  (2)                                                                                              

где η – динамическая вязкость; 

 А – предэкспоненциальный коэффициент, включающий в скрытом 

виде зависимость вязкости от других параметров структуры, в частности 

молекулярной массы; 

 Ea – энергетический барьер процесса флуктуационного перехода 

(энергия активации процесса вязкого течения);  

R – универсальная газовая постоянная; 

T – абсолютная температура. 

 

Еа определялась из логарифмического вида уравнения (2), для этого 

строилась логарифмическая зависимость динамической вязкости нефти от 

обратной температуры ln  (1/T). Величина Еа определяется как тангенс угла 

наклона касательной к криволинейной зависимости и характеризует 

прочность связей в агрегатах в каждом структурном состоянии. Точка 

перегиба на кривых ln  (1/T) показывает наличие температуры фазового 

перехода в НДС, связанной с началом кристаллизации парафиновых 

углеводородов, также данная зависимость может представлять собой прямую 

линию.   
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3 РЕЗУЛЬТАТЫ И ИХ ОБСУЖДЕНИЕ 

Изучение влияния магнитного поля на групповой состав и структурно-

реологические характеристики нефти проводились на образцах нефтей 

Столбового и Восточно-Каменного месторождений, а также на 10 % мас. 

эмульсиях на их основе. Реологические показатели – температуру застывания 

(Тз), динамическую вязкость ( ) измеряли по методике, описанной в п.п. 

2.2.3, энергию активации вязкого течения (Еа
вт

) рассчитывали согласно п.п. 

2.2.7. Также проводили анализ компонентного состава образцов нефтей и 

эмульсий до и после магнитной обработки (МО). 

Методом «Bottle test» (см. п.п. 2.2.5) было изучено влияние 

температурного фактора (температура отстаивания эмульсии), концентрации 

вводимых деэмульгаторов (ДЭ) и деэмульгирующих композиций (ДК) на 

устойчивость сформированных 10, 30 и 50 % мас. эмульсий нефтей 

Столбового и Восточно-Каменного месторождений. В качестве ДЭ 

использовали 2 промышленно-выпускаемых деэмульгатора марок ТНД-А и 

Kemelix 3448x, 3 химических реагента, обладающих высокой 

диспергирующей и моющей способностью (ППГ, Тексапон и Tween 60), а 

также созданные высокоэффективные деэмульгирующие композиции на 

основе полипропиленгликоля (ППГ): ППГ+Тексапон и ППГ+Tween 60.  

Для каждого образца нефти и нефтяной эмульсии по результатам 

метода «Bottle test» были отобраны 2 реагента, обладающие наибольшей 

деэмульгирующей способностью. С этими деэмульгаторами проводились 

исследования влияния комплексного воздействия магнитной обработки и 

реагентов на стабильность и структурно-реологические свойства эмульсий.  

Условия проведения эксперимента: концентрации ДЭ в эмульсии – 100 

и 200 г/т эмульсии, температура отстаивания обработанной эмульсии – 20 и 

50 С, время отстаивания – 2 часа.  
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3.1 Изучение влияния магнитного поля на структурно-

реологические характеристики нефтей и 10 % мас. эмульсий 

На приборе ИНПН «Кристалл» было проведено исследование влияния 

МО на температуру застывания нефтей Столбового и Восточно-Каменного 

месторождений и 10 % мас. эмульсий на их основе (Рисунок 3.1). 

 

а                                                                    б 

Рисунок 3.1 – Влияние МО на температуру застывания Тз нефти и 10 % мас. 

эмульсии: а – Столбового; б – Восточно-Каменного месторождения 

 

Показано, что МО практически не влияет на температуру застывания 

нефти Столбового месторождения и 10 % мас. эмульсии, но значительно 

снижает температуру застывания нефти и 10 % мас. эмульсии Восточно-

Каменного месторождения на 2,9 и 1,3 С соответственно. Это может быть 

связано с различным компонентным составом исследуемых нефтей. 

Исследования вязкостно-температурного поведения исходных и 

магнитообработанных нефтей, а также их 10 % мас. эмульсий представлены 

на рисунках 3.2 - 3.3.  
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а                                                                   б 

Рисунок 3.2 – Вязкостно-температурные зависимости нефтей а – Столбового; 

б – Восточно-Каменного месторождения до и после МО 

 

С понижением температуры от минус 22 до минус 32 С вязкость 

нефти Столбового месторождения постепенно возрастает, а резкий ее рост 

происходит при достижении температуры в минус 32 С. Характер 

изменения вязкости с понижением температуры магнитообработанной нефти 

во многом похож на исходную нефть, однако после магнитного воздействия 

наблюдается рост вязкости при более высоких температурах. Таким образом, 

при минус 40 С магнитообработанная нефть имеет более высокую вязкость. 

На вязкость высокопарафинистой нефти Восточно-Каменного 

месторождения в низкотемпературной области магнитное воздействие 

практически не оказывает влияния (Рисунок 3.2 б). 

Известно, что при добавлении в нефть небольшого количества воды 

происходит образование новой высоковязкой нефтяной системы за счет 

создания более плотной упаковки, в которой мелкие водяные глобулы 

являются многочисленными не связанными между собой центрами 

формирования дисперсной фазы. Обработка такой системы физическими 

полями приводит к ее дальнейшему упорядочению и уплотнению.  

Поэтому обработанные магнитным полем 10 % мас. эмульсии нефти 

Столбового (Рисунок 3.3 а) и Восточно-Каменного (Рисунок 3.3 б) 

месторождений также характеризуются более высокими значениями 
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вязкости, чем эмульсии исходных нефтей в данном температурном 

диапазоне.  

 

а                                                            б 

Рисунок 3.3 – Вязкостно-температурные зависимости 10 % мас. эмульсии 

нефти а – Столбового; б – Восточно-Каменного месторождения до и после 

МО  

 

Для характеристики прочности образующихся структур по уравнению 

Френкеля-Эйринга рассчитывали значения энергии активации вязкого 

течения Еа
вт

 (см. п.п. 2.2.7). Величина E
a
вт определяется по тангенсу угла 

наклона касательной к криволинейной зависимости и характеризует 

прочность связей в агрегатах в каждом структурном состоянии. Для 

нефтесодержащих систем график может представлять собой два участка, 

отвечающие определенным типам структурообразования и разделенные 

точкой перегиба. Эта точка соответствует температуре фазового перехода, 

при которой происходит разрушение кристаллической структуры парафинов 

(Тфп) нефтесодержащих систем в данных условиях. Такой вид кривых 

характерен для нефти и нефтяной эмульсии Столбового месторождения 

(Рисунки 3.4 а, 3.5 а). 
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а                                                            б 

Рисунок 3.4 – Полулогарифмическая зависимость вязкости η от обратной 

температуры Т (К) в аррениусовских координатах для нефти: а – Столбового; 

б – Восточно-Каменного месторождения 

 

До и после МО нефти Восточно-Каменного месторождения (Рисунок 

3.4 б) вид вязкостно-температурных зависимостей представлен одной 

линейной функцией без точки перегиба, что соответствует плавному 

изменению вязкости нефти с понижением температуры без фазовых 

переходов.  

 

а                                                        б 

Рисунок 3.5 – Полулогарифмическая зависимость вязкости η от обратной 

температуры Т (К) в аррениусовских координатах для 10 % мас. эмульсии 

нефти: а – Столбового; б - Восточно-Каменного месторождений 
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Линейные зависимости отличаются только углом наклона, что 

выражается в различных значениях энергии активации вязкого течения Еа
вт

. 

В таблице 3.1 приведены значения Еа
вт

 и температур фазового перехода Тфп 

для исходных нефтей и 10 % мас. эмульсий до и после МО. 

Таблица 3.1 – Значения энергии активации вязкого течения Еа
вт

 и 

температуры фазового перехода Тфп нефтей и 10 % мас. эмульсии до и после 

МО 

Образец 

Е
а

вт

, кДж/моль Тфп, С 

исх МО 
исх МО 

Е
1
 Е

2
 Е

1  
 Е

2
 

Столбовая нефть 

10 % эмульсия 

20,9 

22,4 

34,2 

31,0 

22,5 

21,0 

43,3 

22,0 

-32,5 

-25,2 

-35 

-24,9 

В.Каменная нефть 

10 % эмульсия 

31,2 

32,1 

31,4 

31,7 

- 

- 

- 

- 

 

3.2 Изучение влияния магнитного поля на компонентный состав 

исследуемых нефтей и эмульсий 

Изменение коллоидно-химических свойств высокосмолистых и 

высокопарафинистых нефтей при воздействии физическими полями связано 

с процессами структурообразования, протекающими в структуре нефтяной 

системы в основном за счет разрыва слабых дисперсионных связей [28].  

Исследование влияния магнитного воздействия на компонентный 

состав: содержание масленой фракции, асфальтенов (А), бензольных (БС) и 

спиртобензольных (СБС) смол нефтей Столбового и Восточно-Каменного 

месторождений и 10 % мас. эмульсий на их основе проводилось по методике, 

представленной в п.п. 2.2.4 и 2.2.5 (Таблица 3.2 и 3.3).  
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Таблица 3.2 – Компонентный состав нефти Столбового месторождения и 10 

% мас. эмульсии на ее основе до и после МО 

 

Содержание А в нефти и эмульсии Столбового месторождения близко 

между собой (Таблица 3.2 и Рисунок 3.6). После МО количество А в 

нефтяной системе возрастает в 1,6 и 1,2 раза соответственно. 

Содержание смол: БС и СБС, в нефти и нефтяной эмульсии до МО 

также различается, но во фракциях СБС – не значительно. Однако после МО 

содержание БС снижается как в нефти, так и в эмульсии на 28 и 44 % 

соответственно. После МО количество фракции СБС в нефти снижается на 

18 %, а в эмульсии, напротив, возрастает на 63 %. По-видимому, это связано 

с увеличением реакционной активности и/или полярности бензольных смол, 

что привело к образованию прочных ассоциатов со спиртобензольными 

смолами, которые не разрушились в процессе выделения. 

 

Образец нефти 
Содержание в образце, % мас. 

Масла А БС СБС 

Исходный 89,9 2,9 5,0 2,2 

После МО 90,1 4,5 3,6 1,8 

10 % мас. эмульсия 89,2 2,8 6,1 1,9 

После МО 90,1 3,4 3,4 3,1 
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Рисунок 3.6 – Изменение после магнитной обработки (МО) содержания 

асфальтенов (А), бензольных (БС) и спиртобензольных (СБС) смол в 

компонентном составе нефти и 10 % мас. эмульсии Столбового 

месторождения 

 

По данным, приведенным в таблице 3.3 и на рисунке 3.7, после 

обработки магнитным полем нефти и 10 % мас. эмульсии Восточно-

Каменного месторождения наблюдается рост доли смолисто-асфальтеновых 

компонентов. Наиболее значительное увеличение содержания САК 

происходит для асфальтеной фракции и бензольных смол в 10 % эмульсии. 

В высокопарафинистых нефтях такой рост САК после МО может быть 

связан со значительным увеличением полярности нефтяной дисперсной 

системы, которая, в отличие от высокосмолистой нефти Столбового 

месторождения, представлена также парафиновыми углеводородами, 

молекулы которых являются слабыми диполями [29, 30].  

Магнитное поле изменяет поверхностную активность САК так, что 

окружающие их молекулы парафиновых углеводородов образуют на них 

более упорядоченную, уплотненную упаковку. За счет этого после МО 

наблюдается некоторое увеличение количества асфальтенов и смол. 
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Таблица 3.3 – Компонентный состав нефти Восточно-Каменного 

месторождения и 10 % мас. эмульсии н ее основе до и после МО 

Образец 
Содержание в образце, % мас. 

Масла А БС СБС 

Исходная 92,2 1,6 4,0 2,2 

После МО 90,0 2,7 4,4 2,9 

10 % мас. эмульсия 90,3 1,3 4,6 3,8 

После МО 88,2 2,4 5,5 3,9 

 

 

Рисунок 3.7 – Изменение после магнитной обработки (МО) содержания 

асфальтенов (А), бензольных (БС) и спиртобензольных (СБС) смол в 

компонентном составе нефти и 10 % мас. эмульсии Восточно-Каменного 

месторождения 

 

Из полученных данных следует, что после магнитного воздействия в 

высокосмолистой малопарафинистой нефти Столбового месторождения и 10 

% водонефтяной эмульсии на ее основе происходит перераспределение 

парамагнитных и диамагнитных молекул с образованием новой структурных 

единиц. В высокопарафинистой смолистой нефти Восточно-Каменного 

месторождения и ее нефтяной эмльсии наблюдается рост компонентов 
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дисперсной фазы за счет поляризации в магнитном поле дипольных молекул 

парафиновых углеводородов. 

3.3 Анализ состава высокомолекулярных компонентов нефти 

Было изучено влияние МО на качественный состав 

высокомолекулярных компонентов нефти и водонефтяных эмульсий 

Столбового и Восточно-Каменного месторождений. Образцы выделенных 

масел, асфальтенов и смол исследовали методом инфракрасной 

спектроскопии (см. п.п. 2.2.7). В таблицах 3.4 – 3.7. приведены общие 

спектральные характеристики высокомолекулярных компонентов нефти и 

эмульсий Столбового и Восточно-Каменного месторождений. 

Показано, что после магнитного воздействия на нефть Столбового 

месторождения состав фракции асфальтенов обогащается 

высококонденсированными полизамещенными структурами, в бензольных и 

спирто-бензольных смолах возрастает доля парафиновых компонентов в 

соотношении к нафтеновыми, а в масляной фракции снижается количество 

конденсированной ароматики (Таблица 3.4). 

Подобная картина характерна и для фракции асфальтенов и смол, 

выделенных из 10 % эмульсии.  

Для нефти и водонефтяной эмульсии Восточно-Каменного 

месторождения после МО характерен рост в масляной фракции количества 

конденсированных и полиароматических структур. В асфальтенах и смолах 

самой нефти эти изменения не столь незначительные, чем в составе фракций 

магнитообработанной эмульсии, где наблюдается более существенный рост 

ароматических полизамещенных структур.  
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Таблица 3.4 – Спектральные коэффициенты фракций, выделенных из нефти Столбового месторождения до и после МО

Названия коэффициентов   

Отношение 

значений 

интенсивности 

полос поглощения 

Нефть Нефть МО 

Масла А БС СБС Масла А БС СБС 

Коэффициент ароматизированности Баттачариа D1610/D725 0,5 0,8 1,9 2,3 0,3 1,1 5,1 2 

Условное отношение содержания 

моноциклических ароматических структур к общему 

содержанию ароматики и содержанию более сложных 

ароматических структур 

D710/D1610 0,8 1,7 0,5 0,4 0,9 1,1 0,2 0,5 

Условное отношение содержания полизамещенных 

ароматических структур к общему содержанию 

ароматики 

D818/D1610 1,7 0,4 0,6 0,4 1,4 0,5 0,6 0,5 

Условное содержание ароматических структур D1610/D1465 0,1 0,3 0,3 0,4 0,1 0,4 0,3 0,3 

Условное содержание конденсированной 

ароматики 
D750/D720 1,2 0,3 1,3 1,1 0,7 0,6 3,5 1,1 

Условное соотношение парафиновых структур и 

дизамещенных производных бензола 
D818/D750 0,7 0,8 0,8 0,8 0,7 0,8 0,8 0,8 

Условное отношение полизамещенных 

ароматических структур к сумме производных бензола 
D710/D750 0,4 3,6 0,8 0,9 0,4 1,6 0,3 0,9 

Условное соотношение парафиновых и 

нафтеновых структур 
D975/D725 0,3 0,4 0,5 1,8 0,3 0,7 2,6 0,6 

Условное содержание нафтеновых структур D975/D1465 0,1 0,2 0,1 0,3 0,1 0,2 0,2 0,1 

Условное содержание парафиновых структур D725/D1465 0,2 0,4 0,2 0,2 0,2 0,3 0,1 0,1 

Коэффициент разветвленности – условное 

содержание СН3-групп 
D1380/D1465 0,5 0,5 0,6 0,7 0,5 0,6 0,6 0,6 

Условное содержание С=О  D1710/D1465 0,0 0,1 0,2 0,3 0,0 0,2 0,2 0,3 
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Таблица 3.5 – Спектральные коэффициенты фракций, выделенных из 10% мас. эмульсии нефти Столбового 

месторождения до и после МО 

Названия коэффициентов 

Отношение 

значений 

интенсивности 

полос поглощения 

10% эмульсия 10% эмульсия МО 

Масла А БС СБС Масла А БС СБС 

Коэффициент ароматизированности Баттачариа D1610/D725 0,5 0,6 1,8 2,4 0,3 1,9 2,3 2,1 

Условное отношение содержания 

моноциклических ароматических структур к общему 

содержанию ароматики и содержанию более сложных 

ароматических структур 

D710/D1610 0,8 2,2 0,6 0,4 0,9 0,5 0,2 0,5 

Условное отношение содержания полизамещенных 

ароматических структур к общему содержанию 

ароматики 

D818/D1610 1,6 0,4 0,6 0,4 1,4 0,5 0,6 0,5 

Условное содержание ароматических структур D1610/D1465 0,1 0,2 0,3 0,4 0,1 0,5 0,4 0,3 

Условное содержание конденсированной 

ароматики 
D750/D720 1,2 0,2 1,4 1,2 0,7 1,3 1,7 1,1 

Условное соотношение парафиновых структур и 

дизамещенных производных бензола D818/D750 0,7 0,8 0,8 0,8 0,7 0,8 0,8 0,8 

Условное отношение полизамещенных 

ароматических структур к сумме производных бензола 
D710/D750 0,4 4,3 0,7 0,9 0,4 0,8 0,3 0,9 

Условное соотношение парафиновых и 

нафтеновых структур 
D975/D725 0,3 0,3 0,9 2 0,3 1,1 1,1 3,5 

Условное содержание нафтеновых структур D975/D1465 0,1 0,1 0,2 0,3 0,1 0,3 0,2 0,5 

Условное содержание парафиновых структур D725/D1465 0,2 0,4 0,2 0,2 0,2 0,3 0,2 0,1 

Коэффициент разветвленности – условное 

содержание СН3-групп 
D1380/D1465 0,5 0,4 0,6 0,6 0,5 0,7 0,6 0,7 

Условное содержание С=О  D1710/D1465 0,0 0,1 0,2 0,4 0,0 0,2 0,2 0,2 
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Таблица 3.6 – Спектральные коэффициенты фракций, выделенных из нефти Восточно-Каменного месторождения до и 

после МО 

Названия коэффициентов 

Отношение 

значений 

интенсивности 

полос поглощения 

Нефть Нефть МО 

Масла А БС СБС Масла А БС СБС 

Коэффициент ароматизированности Баттачариа D1610/D725 0,3 2,1 5,2 2,1 0,5 2 1,7 2,3 

Условное отношение содержания 

моноциклических ароматических структур к общему 

содержанию ароматики и содержанию более сложных 

ароматических структур 

D710/D1610 0,9 0,5 0,2 0,5 0,7 0,5 0,6 0,4 

Условное отношение содержания полизамещенных 

ароматических структур к общему содержанию 

ароматики 

D818/D1610 1,4 0,6 0,6 0,4 1,6 0,6 0,6 0,4 

Условное содержание ароматических структур D1610/D1465 0,1 0,5 0,3 0,3 0,1 0,5 0,3 0,4 

Условное содержание конденсированной 

ароматики 
D750/D720 0,7 1,3 3,9 1,1 1,2 1,3 1,3 1,2 

Условное соотношение парафиновых структур и 

дизамещенных производных бензола D818/D750 0,6 0,8 0,8 0,8 0,7 0,8 0,8 0,8 

Условное отношение полизамещенных 

ароматических структур к сумме производных бензола 
D710/D750 0,4 0,7 0,3 0,9 0,3 0,8 0,8 0,9 

Условное соотношение парафиновых и 

нафтеновых структур 
D975/D725 0,3 1,4 2,8 0,6 0,3 1,3 0,5 1,7 

Условное содержание нафтеновых структур D975/D1465 0,04 0,4 0,2 0,1 0,05 0,3 0,2 0,3 

Условное содержание парафиновых структур D725/D1465 0,2 0,3 0,1 0,1 0,2 0,3 0,2 0,2 

Коэффициент разветвленности – условное 

содержание СН3-групп 
D1380/D1465 0,5 0,8 0,6 0,6 0,5 08 0,6 0,8 

Условное содержание С=О  D1710/D1465 0,0 0,2 0,2 0,3 0,0 0,2 0,2 0,3 
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Таблица 3.7 – Спектральные коэффициенты фракций, выделенных из 10% эмульсии нефти Восточно-Каменного 

месторождения до и после МО  

Названия коэффициентов 

Отношение 

значений 

интенсивности 

полос поглощения 

10% эмульсия 10% эмульсия МО 

Масла А БС СБС Масла А БС СБС 

Коэффициент ароматизированности Баттачариа D1610/D725 0,3 1 2,3 2,1 0,5 1,9 1,8 2,2 

Условное отношение содержания 

моноциклических ароматических структур к общему 

содержанию ароматики и содержанию более сложных 

ароматических структур 

D710/D1610 0,9 1,3 0,2 0,5 0,8 0,5 0,6 0,5 

Условное отношение содержания полизамещенных 

ароматических структур к общему содержанию 

ароматики 

D818/D1610 1,4 0,3 0,6 0,4 1,7 0,6 0,6 0,4 

Условное содержание ароматических структур D1610/D1465 0,1 0,4 0,3 0,3 0,1 0,4 0,3 0,4 

Условное содержание конденсированной 

ароматики 
D750/D720 0,7 0,3 0,3 1,2 1,2 1,3 1,4 1,1 

Условное соотношение парафиновых структур и 

дизамещенных производных бензола D818/D750 0,7 0,7 0,8 0,7 0,7 0,8 0,8 0,8 

Условное отношение полизамещенных 

ароматических структур к сумме производных бензола 
D710/D750 0,4 3,3 0,3 0,8 0,4 0,8 0,7 0,9 

Условное соотношение парафиновых и 

нафтеновых структур 
D975/D725 0,3 0,6 1,2 3,3 0,3 1,2 0,9 1,8 

Условное содержание нафтеновых структур D975/D1465 0,04 0,2 0,2 0,5 0,05 0,3 0,2 0,3 

Условное содержание парафиновых структур D725/D1465 0,2 0,4 0,1 0,2 0,2 0,2 0,2 0,2 

Коэффициент разветвленности – условное 

содержание СН3-групп 
D1380/D1465 0,5 0,5 0,6 0,7 0,5 0,7 0,6 0,7 

Условное содержание С=О  D1710/D1465 0,0 0,2 0,2 0,4 0,0 0,2 0,1 0,3 
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В последние годы для более точного определения относительного 

содержания структурных фрагментов начали использовать следующие 

характеристические полосы поглощения (п.п.): 1735 см
–1

 – С=О-группы в 

сложных эфирах, 1700 см
–1

 – С=О-группы в кислотах, 1665 см
–1

 – С=О-

группы в амидах, 1600 см
–1

 – ароматические С=С-связи (условное 

содержание ароматических структур), 875, 810 и 750 см
–1

 – полосы в 

«ароматическом триплете», 1380 см
–1

 – СН3-группы (коэффициент 

разветвленности), 1030 см
–1

 – S=O-группы, 720 см
–1

 – (СН2)n-группы в 

алифатических структурах с n>4 (условное содержание парафиновых 

структур). Относительное содержание структурного фрагмента оценивали по 

спектральному коэффициенту, рассчитанному из отношения интегральной 

оптической плотности, соответствующей характеристической п.п. к 

интегральной оптической плотности п.п. 1465 см
-1

 – алифатические С-Н-

связи, использованной как внутренний стандарт [14]. Нормирование 

оптических плотностей, соответствующих полос поглощения к полосе 1465 

см
-1

, позволяет оценить структурные параметры высокомолекулярных 

соединений. 

В таблицах 3.8 и 3.9 приведены спектральные характеристики 

высокомолекулярных компонентов нефти и 10 % эмульсий Столбового и 

Восточно-Каменного месторождений. 

После МО высокосмолистой нефти и 10 % эмульсии Столбового 

месторождения в асфальтенах наблюдается рост содержания карбоксильных 

групп (D1700/D1465), ароматических фрагментов (D1600/D1465) и снижается 

количество парафиновых углеводородов (D720/D1465) при увеличении 

степени их разветвленности (D1380/D1465) для 10 % эмульсий. 

Существенных изменений в структуре смол не произошло, за 

исключением увеличения в спиртобензольных смолах количества 

парафиновых углеводородов и степени их разветвленности. Присутствие 

смол и асфальтенов в может быть следствием окклюзии нефтяного флюида 

кристаллизующейся парафиновой фазой. 
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Таблица 3.8 – Нормированные оптические плотности полос в ИК-спектрах 

асфальтенов и смол Столбовой нефти и 10 % мас. эмульсии 

Образец 

Положение полосы поглощения, см
–1

 

1735 1700 1665 1600 1380 1030 875 810 750 720 

Нормированные оптические плотности относительно полосы 

1465 см
–1

, относит. ед. 

Асфальтнены 

Нефть – 0,1 – 0,3 0,6 0,5 0,1 0,1 0,1 0,5 

Нефть МО – 0,2 – 0,4 0,6 0,2 0,2 0,2 0,3 0,4 

10 % – 0,1 – 0,2 0,4 0,1 0,1 0,1 0,1 0,5 

10 % МО – 0,2 – 0,5 0,7 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 

БС 

Нефть 0,1 0,2 – 0,3 0,6 0,1 0,2 0,2 0,21 0,2 

Нефть МО 0,2 0,2 – 0,3 0,6 0,2 0,2 0,2 0,23 0,1 

10 % 0,2 0,2 – 0,3 0,6 0,2 0,2 0,2 0,25 0,2 

10 % МО 0,2 0,2 – 0,4 0,6 0,2 0,2 0,22 0,2 0,2 

СБС 

Нефть – 0,3 0,3 0,4 0,7 0,3 0,1 0,1 0,2 0,1 

Нефть МО – 0,3 0,3 0,3 0,6 0,5 0,1 0,1 0,2 0,1 

10 % 0,4 0,3 0,3 0,4 0,6 0,3 0,1 0,1 0,2 0,1 

10 % МО 0,2 0,2 0,2 0,3 0,7 0,5 0,1 0,1 0,2 0,1 

В составе БС нефти и эмульсии присутствуют карбонильные С=О-

группы в сложных эфирах (D1735/D1465) и карбоксильных групп 

(D1700/D1465), а в составе СБС появляются полосы, соответствующие 

1665 см
–1

 – С=О-группы в амидах. После МО изменения в данных группах 

практически не наблюдаются. Магнитная обработка не приводит к 

существенным изменениям в алифатической и ароматической структуре 

смолистых компонентов нефти и эмульсии Столбового месторождения. 

После МО высокопарафинистой нефти Восточно-Каменного 

месторождения в асфальтенах не зафиксировано изменений в содержании 

карбоксильных групп (D1700/D1465), а также в структуре как 

ароматических, так и алифатических фрагментов (табл. 3.9). При этом в 

асфальтенах, выделенных из эмульсии, отмечен небольшой рост условного 
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содержания ароматических фрагментов (D1600/D1465) и «триплета» при 

снижении количества парафиновых углеводородов (D720/D1465) с 

увеличением их разветвленности (D1380/D1465). 

Таблица 3.9 – Нормированные оптические плотности полос в ИК-спектрах 

асфальтенов и смол Восточно-Каменной нефти и 10 % мас. эмульсии 

 

В слабополярных нейтральных смолах БС изменения после МО 

незначительны. И только в составе высокополярных смол СБС обработанной 

эмульсии снижается количество 1030 см
–1

 – S=O-группы, карбонильных 

С=О-групп в сложных эфирах (D1735/D1465) и появляются полосы, 

соответствующие 1700 см
–1

 – С=О-группам в кислотах. 

Образец 

Положение полосы поглощения, см
–1

 

1735 1700 1665 1600 1380 1030 875 810 750 720 

Нормированные оптические плотности относительно полосы 

1465 см
–1

, относит. ед. 

Асфальтены 

Нефть – 0,2 – 0,5 0,8 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 

Нефть МО 0,1 0,2 – 0,5 0,8 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 

10 % – 0,2 – 0,3 0,5 0,2 0,1 0,1 0,1 0,5 

10 % МО – 0,2 – 0,4 0,7 0,3 0,3 0,3 0,3 0,2 

БС 

Нефть 0,2 0,2 – 0,3 0,6 0,2 0,2 0,2 0,2 – 

Нефть МО 0,2 0,2 – 0,3 0,6 0,2 0,2 0,2 0,3 – 

10 % 0,2 0,2 – 0,3 0,6 0,2 0,2 0,2 0,3 0,1 

10 % МО 0,1 0,2 – 0,3 0,6 0,2 0,2 0,2 0,3 0,2 

СБС 

Нефть 0,3 0,3 0,3 0,3 0,6 0,5 0,1 0,1 0,2 0,1 

Нефть МО 0,3 0,3 0,3 0,4 0,8 0,3 0,2 0,1 0,2 0,2 

10 % 0,4 – 0,3 0,3 0,7 0,5 0,1 0,1 0,2 0,2 

10 % МО 0,3 0,3 0,3 0,4 0,7 0,3 0,1 0,1 0,2 0,2 
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3.4 Изучение устойчивости 10, 30 и 50 % мас. водонефтяных 

эмульсий нефтей Столбового и Восточно-Каменного месторождений под 

действием деэмульгаторов 

Для изучения устойчивости 10, 30 и 50 % мас. водонефтяных эмульсий 

после комплексного воздействия деэмульгаторов и магнитного поля была 

поставлена задача проанализировать влияние различных деэмульгаторующих 

реагентов на образцы. Для этого к образцам эмульсий с различным 

содержанием водной фазы добавляли следующие деэмульгаторы: 

промышленные ТНД-А и Kemelix 3448x, а также деэмульгирующие 

композиции на основе полипропиленгликоля (ППГ): ППГ+Тексапон и 

ППГ+Tween 60. Концентрация ДЭ в эмульсии составляла – 100 и 200 г/т 

эмульсии, температура отстаивания – 20 и 50 С, время отстаивания – 2 часа 

(Таблицы 3.10 – 3.15). Далее, с помощью метода «Bottle test» для каждого 

образца были отобраны два реагента, имеющих наибольшую 

деэмульгирующую способность при 20 С (Таблица 3.16). С этими 

деэмульгирующими реагентами проводилось комплексное воздействие.  

Диаграммы да рисунках 3.8 – 3.10 демонстрируют количество 

выделившейся воды в искусственно полученных 10, 30 и 50 % мас. 

эмульсиях нефти Столбового месторождения после добавления в них 

исследуемых деэмульгирующих реагентов и отстаивания в течение двух 

часов при температуре 20 и 50 С. 
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Рисунок 3.8 – Деэмульгирующая способность реагентов при 10 % 

обводненности эмульсии нефти Столбового месторождения и 

отстаивания в течение двух часов при температуре 20 и 50 С 

 

 

Рисунок 3.9 – Деэмульгирующая способность реагентов при 30 % 

обводненности эмульсии нефти Столбового месторождения и 

отстаивания в течение двух часов при температуре 20 и 50 С 
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Рисунок 3.10 – Деэмульгирующая способность реагентов при 50 % 

обводненности эмульсии нефти Столбового месторождения и 

отстаивания в течение двух часов при температуре 20 и 50 С 

 

Показано, что наибольшую деэмульгирующую способность в 10 % мас. 

эмульсии при 20 и 50 С имеет промышленный ДЭ Kemelix в концентрации 

100 и 200 г/т, также хороший результат показывают ДК на основе ППГ. А вот 

после добавления ДЭ ТНД-А 10 % мас. эмульсии оставались устойчивыми во 

времени и при комнатной температуре, и при нагревании. 

В 30 % мас. эмульсии наибольшее расслоение вызвал ДЭ Kemelix в 

концентрации 100 г/т и ДК ППГTw. При комнатной температуре ДЭ ТНД-А 

также не да результата, зато при нагревании произошло расслоение на 83 %. 

В образце 50 % мас. эмульсии наибольшую деэмульгирующую 

способность продемонстрировали ДЭ Kemelix и ТНД-А в концентрации 100 

г/т. 

Замечено, что деэмульгирующая способность большинства реагентов 

при различной степени обводненности нефти Столбового месторождения 

усиливается при увеличении температуры термостатирования с 20 до 50 С. 

10 В образце 10 % мас. эмульсии наиболее явное увеличение 

деэмульгирующей способности при нагревании выявлено для ДК на основе 

ППГ. В образце 30 % мас. эмульсии – для ДЭ ТНД-А.  
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На рисункх 3.11 – 3.13 продемонстрирована деэмульгирующая 

способность реагентов при различной степени обводненности эмульсии 

нефти Восточно-Каменного месторождения и отстаивания в течение двух 

часов при температуре 20 и 50 С. 

 

Рисунок 3.11 – Деэмульгирующая способность реагентов при 10 % 

обводненности эмульсии нефти Восточно-Каменного месторождения и 

отстаивания в течение двух часов при температуре 20 и 50 С 

 

 

Рисунок 3.12 – Деэмульгирующая способность реагентов при 30 % 

обводненности эмульсии нефти Восточно-Каменного месторождения и 

отстаивания в течение двух часов при температуре 20 и 50 С 
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Рисунок 3.13 – Деэмульгирующая способность реагентов при 50 % 

обводненности эмульсии нефти Восточно-Каменного месторождения и 

отстаивания в течение двух часов при температуре 20 и 50 С 

 

Наибольшую деэмульгирующую способность в 10 % мас. эмульсии 

нефти Восточно-Каменного месторождения при 20 и 50 С имеет ДЭ Kemelix 

в концентрации 100 и 200 г/т. Также близкие по величине объемы воды 

выделяются после отстаивания с ДК на основе ППГ при комнатной 

температуре.  

В 30 % мас. эмульсии все реагенты кроме ТНД-А (200 г/т) 

способствовали расслоению более чем на 80 %. В 10 % мас. эмульсии 

произошло 100 % расслоение после добавления ДЭ Kemelix в концентрации 

100 и 200 г/т и нагревания до 50 С  

Отмечено, что в 10 и 30 % мас эмульсиях нефти Восточно-Каменного 

месторождения увеличения деэмульгирующей способности реагентов при 

нагревании до 50 С не выявлено. Количество отделившейся воды в этих 

эмульсиях при прочих равных условиях с увеличением температуры 

уменьшается, либо остается таким же, как и при комнатной температуре. Но 

в 50 % мас эмульсии деэмульгирующя способность большинства регентов 

при нагревании растет. 
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Таблица 3.10 – Деэмульгирующая способность реагентов при 50 % обводненности эмульсии нефти Столбового 

месторождения и температуре отстаивания 20 и 50 С с течением времени 

 

Деэмульгатор 

Концентрация 

ДЭ в эмульсии, 

г/т 

Кол-во отделившейся воды за время отстаивания, мл 

ч/з 15 мин ч/з 30 мин ч/з 60 мин ч/з 120 мин ч/з 180 мин 

20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 

Kemelix 100 34 38 35 42 35 44 40 45 44 46 

Kemelix 200 34 34 35 36 35 38 39 40 39 43 

ТНД-А 100 34 24 40 40 44 40 40 40 40 44 

ТНД-А 200 10 0 10 10 14 10 25 32 30 44 

(+мф)   

ППГTw 100 0 0 10 10 15 15 25 35 30 40  

(+мф) 

ППГTw 200 0 0 10 10 15 15 25 30 30  

(+мф) 
34 

ППГТекс 100 0 0 0 0 0 10 5 18 5 25  

(+мф) 

ППГТекс 200 0 0 10 0 15 25 25 40 30 46 
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Таблица 3.11 – Деэмульгирующая способность реагентов при 30 % обводненности эмульсии нефти Столбового 

месторождения и температуре отстаивания 20 и 50 С с течением времени 

Деэмульгатор 

Концентрация 

ДЭ в эмульсии, 

г/т 

Кол-во отделившейся воды за время отстаивания, мл 

ч/з 15 мин ч/з 30 мин ч/з 60 мин ч/з 120 мин ч/з 180 мин 

20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 

Kemelix 100 13 

(+мф) 

10 

(+мф) 

15 

(+мф) 

12 

(+мф) 

15 

(+мф) 

14 

(+мф) 

24 

(+мф) 
20 25 26 

Kemelix 200 5 

(+мф) 
20 

8   

(+мф) 
25 

8   

(+мф) 
25 18 25 22 25 

ТНД-А 100 0 0 0 
4   

(+мф) 
0 

14 

(+мф) 
0 

24 

(+мф) 
0 

25 

(+мф) 

ТНД-А 200 0 0 0 0 0 
14 

(+мф) 

10 

(+мф) 

24 

(+мф) 

15 

(+мф) 

26 

(+мф) 

ППГTw 100 0 20 
5   

(+мф) 
25 

22  

(+мф) 
25 

24 

(+мф) 
25 

24 

(+мф) 
25 

ППГTw 200 20 

(+мф) 

20 

(+мф) 

25 

(+мф) 

25 

(+мф) 
25 25 25 25 25 25 

ППГТекс 100 12 

(+мф) 
10 

18 

(+мф) 
20 20 20 22 20 24 20 

ППГТекс 200 8 

(+мф) 
20 

18 

(+мф) 
25 18 25 18 25 18 25 



61 
 

 

 

 

Таблица 3.12 – Деэмульгирующая способность реагентов при 10 % обводненности эмульсии нефти Столбового 

месторождения и температуре отстаивания 20 и 50 С с течением времени 

Деэмульгатор 

Концентрация 

ДЭ в эмульсии, 

г/т 

Кол-во отделившейся воды за время отстаивания, мл 

ч/з 15 мин ч/з 30 мин ч/з 60 мин ч/з 120 мин ч/з 180 мин 

20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 

Kemelix 100 2 2 4 4 6 6 6 6 6 9 

Kemelix 200 0 0 2 0 4 2 6 5 8 9 

ТНД-А 100 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 

ТНД-А 200 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 

ППГTw 100 0 2 2 4 3 6 
4 

(+мф) 
6 

4 

(+мф) 
8 

ППГTw 200 0 2 0 4 2 4 
4 

(+мф) 
5 

4 

(+мф) 
8 

ППГТекс 100 0 0 0 2 
2 

(+мф) 
4 

2 

(+мф) 
6 

2 

(+мф) 
8 

ППГТекс 200 0 2 0 4 
2 

(+мф) 

4 

(+мф) 

2 

(+мф) 

4 

(+мф) 

2 

(+мф) 
6 
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Таблица 3.13 – Деэмульгирующая способность реагентов при 50 % обводненности эмульсии нефти Восточно-

Каменного месторождения и температуре отстаивания 20 и 50 С с течением времени 

 

Деэмульгатор 

Концентрация 

ДЭ в эмульсии, 

г/т 

Кол-во отделившейся воды за время отстаивания, мл 

ч/з 15 мин ч/з 30 мин ч/з 60 мин ч/з 120 мин ч/з 180 мин 

20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 

Kemelix 100 25 38 25 40 33 48 35 50 41 50 

Kemelix 200 33 38 33 40 38 48 40 50 45 50 

ТНД-А 100 25 25 33 38 38 42 40 45 44 45 

ТНД-А 200 25 25 33 33 38 42 40 45 44 45 

ППГTw 100 0 25 5 33 8 42 
10 

(+мф) 
45 

30 

(+мф) 
45 

ППГTw 200 0 25 0 33 5 42 
6 

(+мф) 
45 

30 

(+мф) 
45 

ППГТекс 100 16 16 25 25 32 38 34 40 45 45 

ППГТекс 200 33 16 38 25 42 38 45 40 45 45 
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Таблица 3.14 – Деэмульгирующая способность реагентов при 30 % обводненности эмульсии нефти Восточно-

Каменного месторождения и температуре отстаивания 20 и 50 С с течением времени 

 

Деэмульгатор 

Концентрация 

ДЭ в эмульсии, 

г/т 

Кол-во отделившейся воды за время отстаивания, мл 

ч/з 15 мин ч/з 30 мин ч/з 60 мин ч/з 120 мин ч/з 180 мин 

20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 

Kemelix 100 25 25 25 25 25 26 25 26 27 26 

Kemelix 200 80 25 25 25 25 25 25 25 26 26 

ТНД-А 100 15 
15 

(+мф) 
16 

15 

(+мф) 

24 

(+мф) 

15 

(+мф) 

15 

(+мф) 

26 

(+мф) 

25 

(+мф) 

26   

(+мф) 

ТНД-А 200 15 

(+мф) 

15 

(+мф) 

15 

(+мф) 

15 

(+мф) 

15 

(+мф) 

15 

(+мф) 

15 

(+мф) 

15 

(+мф) 

15 

(+мф) 

15 

(+мф) 

ППГTw 100 23 26 23 26 24 26 26 26 26 26 

ППГTw 200 25 25 25 25 25 25 25 25 26 25 

ППГТекс 100 25 25 25 25 25 25 25 25 25 25 

ППГТекс 200 25 25 25 25 25 25 25 25 27 26 
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Таблица 3.15 – Деэмульгирующая способность реагентов при 10 % обводненности эмульсии нефти Восточно-

Каменного месторождения и температуре отстаивания 20 и 50 С с течением времени 

 

Деэмульгатор 

Концентрация 

ДЭ в эмульсии, 

г/т 

Кол-во отделившейся воды за время отстаивания, мл 

ч/з 15 мин ч/з 30 мин ч/з 60 мин ч/з 120 мин ч/з 180 мин 

20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 20 °С 50 °С 

Kemelix 100 6 6 8 8 8 10 8 10 10 10 

Kemelix 200 6 6 8 8 10 10 10 10 10 10 

ТНД-А 100 8 

(+мф) 

8 

(+мф) 

8 

(+мф) 

8   

(+мф) 

8 

(+мф) 

8 

(+мф) 

8 

(+мф) 

8 

(+мф) 

8 

(+мф) 

8 

(+мф) 

ТНД-А 200 8 

(+мф) 

8 

(+мф) 

8 

(+мф) 

8 

(+мф) 

8 

(+мф) 

8 

(+мф) 

8 

(+мф) 

8 

(+мф) 

8 

(+мф) 

8 

(+мф) 

ППГTw 100 2 2 4 6 8 8 8 8 9 8 

ППГTw 200 2 4 4 6 8 8 8 8 8 8 

ППГТекс 100 4 4 6 6 8 8 8 8 9 8 

ППГТекс 200 8 8 8 8 8 8 8 8 9 8 
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Таблица 3.16 – Экспериментально отобранные деэмульгирующие реагенты 

для образцов нефтей и эмульсий 

Содержание 

воды в 

эмульсии, % 

мас. 

ДЭ1 

Концентрация 

ДЭ1 в эмульсии, 

г/т 

ДЭ2 

Концентрация 

ДЭ1 в эмульсии, 

г/т 

Нефть Столбового месторождения 

 10 Kemelix 100 Kemelix 200 

 30 Kemelix 100  ППГTw 200 

 50 Kemelix 100  ТНД-А 100 

Нефть Восточно-Каменного месторождения 

 10 Kemelix 100 Kemelix 200 

 30 Kemelix 100 ППГТекс 200 

 50 Kemelix 200 ППГТекс 200 

 

3.5 Изучение комплексного воздействия магнитного поля и 

деэмульгаторов на стабильность 10, 30 и 50 % мас. водонефтяных 

эмульсий нефтей Столбового и Восточно-Каменного месторождений 

После того, как для каждого образца были отобраны два реагента, 

имеющих наибольшую деэмульгирующую способность (Таблица 3.16), 

проводились исследования устойчивости эмульсий с содержанием водной 

фазы 10, 30 и 50 %мас. после комплексного воздействия магнитного поля и 

деэмульгирующих реагентов при отстаивании в течение 2 часов при 

комнатной температуре. Для всех образцов проводилось отстаивание при 
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следующих условиях: ХО – холостой опыт (образец не подвергался 

обработке); МО – обработка магнитным полем; ДЭ + МО – ввод ДЭ с 

последующей обработкой магнитным полем; МО + ДЭ – обработка 

магнитным полем с последующим вводом ДЭ (Таблицы 3.17 и 3.18).  

На рисунке 3.14 представлены фотографии 10, 30 и 50 % эмульсий 

нефти Столбового месторождения после комплексного воздействия ДЭ и МО 

и отстаивании при 20 ºС в течение двух часов. 

 

             а                                       б                                           в 

Рисунок 3.14 – «Bottle test»: а –10 % мас., б –30 % мас., в – 50 % мас. 

эмульсий нефти Столбового месторождения после комплексного 

воздействия ДЭ и МО и отстаивании при температуре 20 ºС в течение двух 

часов 

Таблица 3.17 – Деэмульгирующая способность комплексного воздействия ДЭ 

и магнитного поля при 10, 30 и 50 % обводненности эмульсии нефти 

Столбового месторождения и температуре отстаивания 20 
о
С  

Воздействие 

Концентрация 

ДЭ в эмульсии, 

г/т 

Кол-во отделившейся воды за 

время отстаивания, мл 
Остаточная 

обводненность 

(КВ/ДЭ), % 

 

ч/з 15 

мин 

ч/з 30 

мин 

ч/з 60 

мин 

ч/з 120 

мин 

10 % мас. эмульсия 

ХО - 0 0 0 0 100 - 

МО - 0 0 0 0 100 - 

МО + Kemelix 100 2 4 7 9,4 1 4,4 

МО + Kemelix 200 8 8 8 10 0 2,2 

Kemelix + МО 100 9,4 9,8 9,8 10 0 4,4 

Kemelix + МО 200 9,2 10 10 10 0 2,2 
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Комплексное воздействие магнитного поля и промышленного ДЭ 

Kemelix в обеих концентрациях (100 и 200 г/т) показало наилучший результат 

для 10 % мас. эмульсии Столбового месторождения, остаточная 

обводненность после обработки равна нулю, в то время как после обработки 

только деэмульгатором это значение составляло 4,4 и 2,2 % для концентрации 

ДЭ Kemelix 100 и 200 г/т соответственно. А устойчивость 50 % мас. эмульсии, 

напротив, увеличилась при комплексном воздействии магнитного поля и 

промышленного деэмульгатора ТНД-А 

На устойчивость образцов 30 % мас. эмульсии и 50 % мас. эмульсии с 

ДЭ Kemelix добавление обработки магнитным полем значительно не 

повлияло.  

На рисунке 3.15 представлены фотографии 10, 30 и 50 % эмульсий 

нефти Восточно-Каменного месторождения после комплексного воздействия 

ДЭ и МО и отстаивании при 20 ºС в течение двух ч. 

30 % мас. эмульсия 

ХО - 0 0 0 0 100 - 

МО - 0 0 0 0 100 - 

МО + Kemelix 100 20 24 24 25 7 7,1 

МО + ППГTw 200 18 20 25 25 7 7,1 

Kemelix + МО 100 25 25 25,4 26 6 7,1 

ППГTw + МО 200 18 18 20 22 11 7,1 

50 % мас. эмульсия 

ХО - 0 0 0 0 100 - 

МО - 0 0 0 0 100 - 

МО + Kemelix 100 40 42 44 44 12 12 

МО + ТНД-А 100 30 30 32 33 34 20 

Kemelix + МО 100 44 44 45 45 10 12 

ТНД-А + МО 100 0 0 0 1 98 20 



68 
 

 

       а                                       б                                           в 

Рисунок 3.15 – «Bottle test»: а –10 % мас., б –30 % мас., в – 50 % мас. 

эмульсий нефти Восточно-Каменного месторождения после комплексного 

воздействия ДЭ и МО и отстаивании при температуре 20 ºС в течение двух 

ч 

Таблица 3.18 – Деэмульгирующая способность комплексного воздействия 

деэмульгатора и магнитного поля при 10, 30 и 50 % обводненности эмульсии 

нефти Восточно-Каменного месторождения и температуре отстаивания 20 
о
С 

Воздействие 

Концентрация 

ДЭ в 

эмульсии, г/т 

Кол-во отделившейся воды за время 

отстаивания, мл 
Остаточная 

обводненность 

(КВ/ДЭ), % 

 

ч/з 15 

мин 

ч/з 30 

мин 

ч/з 60 

мин 

ч/з 120 

мин 

10 % мас. эмульсия 

ХО - 0 0 0 0 100 - 

МО - 0 0 0 0 100 - 

МО + Kemelix 100 10 10 10 10,2 0 0 

МО + Kemelix 200 2 3 3 4 7 0 

Kemelix + МО 100 10 10 10 10 0 0 

Kemelix + МО 200 9 9 9,4 9,8 0 0 

30 % мас. эмульсия 

ХО - 0 0 0 0 100 - 

МО - 0 0 0 0 100 - 

МО + Kemelix 100 8 8 9 9 30 4,3 

МО + ППГТекс 200 
22+2м

ф 

22+2м

ф 

22+3м

ф 
25 7 4,3 

Kemelix + МО 100 25 25 26 26 6 4,3 

ППГТекс + МО 200 
24+2м

ф 

25+1м

ф 

25+1м

ф 
26 6 4,3 
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Обработка магнитным полем оказала положительное влияние на 

деэмульсацию нефти Восточно-Каменного месторождения только в образце 

50 % мас. эмульсии с добавлением ДК ППГ и Тексапона, остаточная 

обводненность здесь уменьшалась с 10 % до нуля. В образце 50 % мас. 

эмульсии с ДЭ Kemelix наблюдается резкое увеличение устойчивости 

эмульсии и остаточная обводненность увеличивается с 10 до 76 %. Также 

наблюдается ухудшение процесса деэмульсации в образце 30 % мас. эмульсии 

с ДЭ Kemelix, остаточная обводненность увеличивается примерно в 7 раз. На 

устойчивость остальных образцов эмульсий нефти Восточно-Каменного 

месторождения обработка магнитным полем не оказала значительного 

влияния. 

  

50 % мас. эмульсия 

ХО - 0 0 0 0 100 - 

МО - 0 0 0 0 100 - 

МО + Kemelix 200 12 12 12 12 76 10 

МО + ППГТекс 200 50 50 50 50 0 10 

Kemelix + МО 200 46 47 47 47 6 10 

ППГТекс + МО 200 42 43 43 43 14 10 
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ 

В данной работе было изучено влияние магнитного поля и химических 

реагентов на структурно-реологические характеристики нефти и стабильность 

водонефтяных эмульсий.  

Показано, что воздействие магнитного поля на нефть и 10 %-эмульсию 

высокосмолистого месторождения сопровождается увеличением вязкостно-

температурных свойств. Вязкость обработанной  нефти и 10 %-эмульсии  

высокопарафинистого месторождения изменяется незначительно, однако 

после обработки  наблюдается снижение температуры застывания. 

Установлено, что после магнитной обработки происходит изменение 

компонентного состава нефтесодержащих систем: для высокопарафинистой 

нефти и 10 %-эмульсии отмечено увеличение доли смолисто-асфальтеновых 

компонентов, а обработка высокосмолистой нефти и 10 %-эмульсии приводит 

к росту количества асфальтенов и снижению доли смолистых компонентов. 

Комплексная обработка магнитным полем и химическим регентами 

является эффективным методом разрушения 10 %-эмульсий высокосмолистой 

и 50 % мас. эмульсии высокопарафинистой нефти. Использование 

высокоэффективного деэмульгатора Кемеликс и деэмульгирующей 

композиции на основе полипропиленгликоля и Тексапона позволяет 

исключить стадию нагревания до 50 ºС при подготовки нефти на промысле. 
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