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 Представлены результаты исследований температурных условий образования органических (асфальтосмолопарафиновых)
отложений в продуктивном пласте при скважинной добыче парафинистой нефти, в том числе результаты
экспериментальных исследований по оценке температуры насыщения нефти парафином в поровом пространстве пород-
коллекторов. Исследования проведены с целью обоснования и разработки технологии предотвращения таких отложений в
системе «пласт – скважина». Результаты фильтрационных и реологических исследований показали, что для одной и той же 
нефти температура насыщения парафином в поровом пространстве породы-коллектора может превышать величину этого 
параметра в свободном объеме. Установлено, что для исследованных растворов (моделей высокопарафинистых нефтей)
фазовый переход парафина из жидкого в твердое состояние, то есть образование кристаллов парафина в поровом
пространстве, происходит при температуре на 3–4 °С выше, чем в свободном объеме. Результаты томографических 
исследований кернового материала, выполненных до и после фильтрации через него парафинсодержащего раствора при 
снижении температуры, показали, что открытая пористость образцов горной породы уменьшается в среднем в четыре раза
из-за кольматации их порового пространства парафином. На основе результатов фильтрационного эксперимента и 
компьютерной томографии создана цифровая модель керна, которая позволяет моделировать течение флюида в поровом
пространстве горной породы до и после формирования в нем парафиновых отложений. Результаты расчетов динамики
изменения теплового поля вокруг нагнетательной скважины подтвердили вероятность охлаждения призабойной зоны
скважины до температуры, равной температуре начала кристаллизации парафина, а также вероятность продвижения
фронта холодной воды до соседних добывающих скважин, что способно вызвать значительное снижение продуктивности 
последних из-за образования парафиновых отложений в поровом пространстве пород-коллекторов. Результаты 
исследований рекомендуется учитывать при разработке нефтяных месторождений в условиях возможного образования
органических (асфальтосмолопарафиновых) отложений в продуктивном пласте. Это позволит более надежно
прогнозировать и эффективно предотвращать их образование в системе «пласт – скважина». 
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 The paper presents the studies results of the temperature conditions for the formation of organic (asphalt-resin-paraffinic) 
deposits in the productive formation during the downhole production of paraffinic oil, including the results of experimental
studies to assess the temperature of oil saturation with paraffin in the pore space of reservoir rocks. The studies were carried 
out in order to substantiate and develop a technology for preventing such deposits in the "reservoir - well" system. The 
results of filtration and rheological studies showed that for the same oil, the wax saturation temperature in the pore space of 
the reservoir rock could exceed the value of this parameter in the free volume. It was found that for the investigated
solutions (models of highly paraffinic oils), the phase transition of paraffin from liquid to solid state, the formation of wax 
crystals in the pore space occured at a temperature 3-4° C higher than in the free volume. The results of tomographic studies 
of the core material, performed before and after filtration of a paraffin-containing solution through it with a decrease in 
temperature, showed that the open porosity of rock samples decreased on average four times due to the clogging of their
pore space with paraffin. Based on the results of the filtration experiment and computed tomography, a digital core model
was created, which allowed modeling the fluid flow in the pore space of the rock before and after the formation of paraffin
deposits in it. The calculations results of the changes dynamics in the thermal field around the injection well confirmed the
probability of cooling the bottomhole zone of the well to a temperature equal to the temperature of the onset of wax
crystallization, as well as the probability of the cold water front advancing to neighboring production wells, which could
cause a significant decrease in the productivity due to the formation of paraffin deposits in pore space of reservoir rocks.
The research results are recommended to be taken into account when developing oil fields in conditions of possible
formation of organic (asphalt-resin-paraffinic) deposits in the productive formation. This will make it possible to more
reliably predict and effectively prevent its formation in the "reservoir - well" system. 
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Введение 
 
Скважинная добыча парафинистой нефти может 

быть серьезно осложнена из-за образования органических 
(асфальтосмолопарафиновых) отложений не только в 
самих добывающих скважинах, но и непосредственно 
в продуктивном пласте. Несмотря на большое 
количество исследований в области борьбы с 
асфальтосмолопарафиновыми отложениями (АСПО) в 
нефтедобывающих скважинах, до сих пор остается 
малоизученным механизм образования этих отложений в 
поровом пространстве пород-коллекторов. Известны 
работы, в которых для изучения этого механизма 
используют реологические, фильтрационные и оптические 
методы исследований, а также импульсный ядерно-
магнитный резонанс [1–8].  
Как известно, основными факторами, влияющими 

на образование органических отложений в поровом 
пространстве пласта, являются давление и 
температура. Использование системы поддержания 
пластового давления в процессе разработки 
месторождений позволяет успешно поддерживать 
энергетическое состояние пласта на заданном уровне. 
Однако в большинстве случаев температуру 
закачиваемой воды не контролируют. Поэтому в 
результате закачки большого количества холодной 
воды наблюдается снижение пластовой температуры 
[9–12]. Проблема кольматации порового пространства 
призабойной зоны пласта отложениями парафина в 
результате снижения температуры описывается в 
работах Г.К. Борисова, Т.Н. Юсуповой и др. [13–21]. 
Этими авторами проводились фильтрационные 
исследования, которые показали, что при понижении 
температуры происходит снижение проницаемости 
керна, обусловленное образованием кристаллов 
парафина. При этом некоторые ученые говорят о том, 
что формирование органических отложений в поровом 
пространстве продуктивного пласта может начаться 
уже при его первичном вскрытии бурением в 
результате поглощения холодных технологических 
жидкостей [22, 23]. 
Одним из главных параметров пластовой нефти, 

учитываемых при выборе технологий предотвращения 
образования отложений парафина в призабойной зоне 
пласта [24], является температура насыщения ее 
парафином. Нефть – это сложная, многокомпонентная 
дисперсная система, изменение состава которой в 
процессе разработки месторождения оказывает 
существенное влияние на температуру насыщения 
нефти парафином и на остальные свойства системы. 
Даже с использованием всех имеющихся на сегодняшний 
день методик исследования и лабораторного 
оборудования исследователь не в состоянии в полной 
мере описать все возможные комбинации составов 
дисперсных систем, а также определить вклад каждого 
компонента системы в отдельности в изменение ее 
свойств. Ввиду сложности проведения многофакторного 
анализа влияния различных компонентов нефти на 
образование отложений парафина в данной статье 
анализируются методики исследований и результаты 
моделирования максимально упрощенных систем – 
парафинсодержащих растворов. 
Новизна результатов выполненных исследований 

заключается в том, что тремя независимыми методами 
исследований (фильтрационных, реологических, 
томографических) показано, что для одной и той же 
нефти температура насыщения ее парафином в 
поровом пространстве породы-коллектора может 
заметно превышать величину этого параметра в 
свободном объеме. 

Информация об объекте исследования 
 
На примере Ромашкинского нефтяного месторождения 

рассматривается проблема образования отложения 
парафина в призабойной зоне скважин и определяются 
возможные пути ее решения. Месторождение было 
открыто в 1948 г. и является крупнейшим для 
Волго-Уральской нефтеносной провинции. Глубина 
залегания продуктивных пластов в среднем составляет 
1750 м. При этом начальная пластовая температура 
колеблется в районе 37 °С. Нефть Ромашкинского 
месторождения парафинистая (около 5 %), малосмолистая 
(16,5 %) с плотностью 820 кг/м3. Разработка месторождения 
началась в 1952 г. За счет больших размеров месторождения 
законтурные и приконтурные системы искусственного 
заводнения были малоэффективны и не позволяли 
поддерживать пластовое давление на заданном уровне. 
В связи с этим на данном месторождении впервые в 
России было предложено формирование внутриконтурной 
системы заводнения. Так, рядами нагнетательных скважин 
месторождение разрезалось более чем на 20 блоков. 
Однако ряд пропластков со временем перестал принимать 
воду. Одним из основных осложнений в процессе добычи 
нефти на промыслах данного объекта принято считать 
образование отложений парафина. В 50–60-е гг. прошлого 
века в период максимальных уровней добычи нефти 
межочистной период на некоторых скважинах составлял 
порядка 3–4 ч [25, 26]. Данное месторождение – одно из 
немногих в России, на котором проводилось длительное 
изучение изменения температурного режима работы 
продуктивных пластов в связи с закачкой в них больших 
объемов холодной воды. Использование контрольных 
скважин позволило изучить влияние закачки холодной 
воды на изменение температурного фронта в пласте на 
протяжении 6–7 лет эксплуатации [10, 11]. 
Первое значительное снижение температуры пласта 

до 23 °С было зафиксировано в 1966 г. в скважине, 
расположенной на расстоянии 250 м от нагнетательной 
скважины. Скважина эксплуатировалась с дебитом 
70–110 т/сут. Закачка воды началась в 1960 г. 
Приемистость нагнетательной скважины варьировалась в 
диапазоне 700–1800 м3/сут при мощности пласта 
порядка 10 м. Температура воды напротив поглощающего 
горизонта варьировалась зимой от 7 до 12 °С, а летом – 
от 18 до 25 °С. Через 5 месяцев после начала закачки воды 
на участке была достигнута четырехкратная промывка 
порового пространства водой, и добывающая скважина 
при обводненности 50 % была переведена в контрольный 
фонд. В качестве примера можно выделить еще две 
добывающие скважины, пробуренные на расстоянии 
390 и 600 м от нагнетательного ряда скважин. За 6 лет 
в первой скважине температура снизилась с 37° до 
26–27 °С. В районе второй скважины пласт был промыт 
1–2 поровыми объемами воды, при этом температура на 
забое снизилась всего на 1–2 °С. Дебит первой скважины 
был в 3 раза ниже, чем дебит второй скважины (23 т/сут 
против 60–80 т/сут соответственно). Авторы отмечают, 
что снижение продуктивности скважин охлажденных 
пластов могло быть обусловлено как снижением 
подвижности нефти, так и кристаллизацией парафина. 
К тому же невыработанные пласты, расположенные выше 
и ниже заводняемых пластов, могут охлаждаться, что также 
может вызвать осложнения при их разработке [10, 11]. 
 

Методика лабораторных исследований 
 
Определение температуры насыщения модельного 

раствора нефти парафином с помощью реологического 
метода. Для оценки температуры насыщения модельного 
раствора нефти парафином готовился парафинсодержащий 
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раствор с концентрацией парафина 20 % масс. Керосин 
в расчетном объеме наливали в стакан из кварцевого 
стекла. Затем добавляли расчетное количество 
твердого парафина. После этого стакан накрывали 
герметичной крышкой и нагревали на водяной бане до 
температуры 52–58 °С (до полного растворения 
парафина). Раствор приготавливали непосредственно 
перед проведением эксперимента. 
В данном исследовании использовался керосин, 

признанный международным стандартом ASTM D-3699-78 
как сорт 1-К (менее 0,04 % серы по массе). Керосин 
получают путем фракционной перегонки нефти при 
температуре от 150 до 290 °С при атмосферном 
давлении, в результате чего образуется смесь 
углеводородов с углеродным числом от С9 до С16. Плотность керосина составляет 780–810 кг/м3, температура 
застывания стандартизирована при –47 °С, а 
температура помутнения – около –40 °С. Парафин 
получают из нефти, он представляет собой смесь 
углеводородов с углеродным числом от 20 до 40. 
Температура плавления парафина составляет 
примерно 52 °C, поэтому он является твердым при 
температуре окружающей среды. Плотность парафина 
составляет около 900 кг/м3 [28].  
Определение температуры застывания 

парафинсодержащего раствора производилось 
реологическим методом с использованием 
автоматизированного анализатора вязкости – реометра 
при атмосферном давлении в измерительной системе 
«плита – плита» (открытая измерительная система). 
При проведении испытаний модельного раствора 
соблюдались следующие условия: отсутствие 
проскальзывания, ламинарное установившееся 
течение, отсутствие химических изменений в образце в 
процессе испытания. Охлаждение и нагрев раствора 
при проведении эксперимента осуществлялось при 
помощи элемента Пельтье. 
После приготовления раствора его помещали в 

измерительную систему и выдерживали при 60 °С в 
течение нескольких минут. Затем проводили 
эксперимент при скорости сдвига, равной 5,1 с–1, и 
скорости снижения температуры, равной 1 °С/мин. 
Раствор охлаждали с 60° до 10 °С, при этом 
измерительная система записывала температуру и 
вязкость раствора. Температура кристаллизации 
парафина в растворе определялась по излому кривой 
вязкости (зависимость вязкости раствора от температуры). 
Определение температуры насыщения модельного 

раствора нефти парафином в поровом пространстве 
горной породы. Для определения температуры 
насыщения модельного раствора нефти парафином в 
поровом пространстве горной породы был использован 
фильтрационный метод. Он основан на получении 
зависимости градиента давления при фильтрации 
раствора от температуры. При этом температура 
насыщения раствора парафином определялась по 
излому графика полученной зависимости. 
В состав фильтрационной установки входят 

два двухцилиндровых механических насоса, два 
поршневых аккумулятора (для исследуемых флюидов) 
и кернодержатель. Давление флюида измеряется и 
контролируется с помощью датчиков давления, 
расположенных на входе и выходе кернодержателя. 
Все элементы установки находятся в термошкафу. 
Фильтрационная установка позволяет создавать 
давление обжима и поровое давление до 70 МПа, 
а также температуру до 150 °С с точностью ± 0,5 °С. 
Предварительно образец керна диаметром 3 см и 

длиной 5 см экстрагировали спиртобензольной смесью 
в соотношении 1:2. Затем керн помещался в термошкаф и 

высушивался до достижения постоянной массы при 
температуре 105 °С. 
Для проведения фильтрационного эксперимента 

были подготовлены два флюида: парафинсодержащий 
раствор с концентрацией парафина, равной 20 % масс., 
и модель пластовой воды. 
Методика проведения эксперимента состояла из 

четырех этапов: 
1) керн насыщали моделью пластовой воды под 

вакуумом; 
2) создавалась остаточная водонасыщенность в керне 

методом центрифугирования; 
3) образец керна помещался в фильтрационную 

установку. Начальная температура в термошкафу 
устанавливалась равной 40 °С (это на 10 °С выше 
температуры насыщения раствора), горное давление 
устанавливалось равным 4,1 МПа. Проводилась 
фильтрация парафинсодержащего раствора при 
постоянном расходе (0,5 см3/мин) и снижении 
температуры со скоростью 1 °С/ч. Температура снижалась 
с 40 °С до 33 °С. Замерялись градиент давления, 
температура и количество закачанного раствора; 

4) проводилась фильтрация модели пластовой воды 
при постоянном расходе (0,5 см3/мин) и температуре 
33 °С до того момента, пока не перестанет выходить 
керосин, чтобы удалить из керна весь лишний керосин с 
парафином, который не был задействован в процессе 
отложения в поровом пространстве. 
Томографические исследования керна. Компьютерная 

томография является неразрушающим методом изучения 
емкостных свойств горных пород. Метод основывается на 
различной поглощающей способности рентгеновского 
излучения разными минералами, входящими в состав 
горной породы. Образец горной породы закрепляли в 
держатель внутри кабины томографа. После начала 
сканирования держатель с образцом вращали вокруг 
вертикальной оси на 360° с заданной скоростью, 
позволяющей сделать серию рентгеновских снимков. 
Рентгеновское излучение проходит сквозь образец, теряя 
мощность пропорционально плотности породы, и 
регистрируется приемником. Из полученных данных 
создаются двумерные теневые проекции образца, которые 
представляют собой полутоновые изображения в 
градациях серого. На таких изображениях яркость 
характеризует величину ослабления излучения 
рентгеновских лучей (шкала Хаунсфилда) скелетом 
породы в результате фотоэффекта и комптоновского 
рассеяния. Различие породы, воды и парафина по 
плотности позволяет отфильтровать каждую фазу на 
снимках. После чего производят реконструкцию снимков 
в трехмерный образец. 
Для проведения исследований использовался 

ренгеновский томограф SkyScan 1173. Данный аппарат 
имеет источник излучения мощностью 40–130 кВ, при 
этом обладает разрешающей способностью до 7–8 мкм. 
Исследования проводились в три этапа. На первом 

этапе томограф был откалиброван для парафина. Для 
этого отсканировали кусок твердого парафина, и единица 
измерения Хаунсфилда (HU) была измерена как –600.  
Затем была оценена возможность обнаружения 

парафина в объеме пор породы. Подготовили керн, в 
котором по всей длине было просверлено отверстие 
диаметром 3,5 мм. Данный образец просканировали и 
оценили объем отверстия по результатам томографии. 
Затем отверстие заполнили расплавленным парафином, а 
после его затвердения произвели повторное сканирование. 
Расхождение между объемом просверленного отверстия, 
полученным при первичном сканировании, и объемом 
парафина, полученным при втором сканировании, 
составило 3–4 %. Результаты приведены на рис. 1. 
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Рис. 1. Результаты томографических исследований керна 
с отверстием: а – керн с отверстием; б – керн с отверстием, 

заполненным парафином 
 

 
 
Рис. 2. Вязкостно-температурная зависимость, полученная для 
парафинсодержащего раствора при снижении температуры 

 

 
 

Рис. 3. Зависимость градиента давления от температуры 
при фильтрации парафинсодержащего раствора 

со снижением температуры 

При обработке данных цифровых моделей были 
учтены калибровочные значения числа Хаунсфилда для 
парафина, полученные ранее. После этого приступили 
к основным этапам томографических исследований. 
Исследования проводились в два этапа: 
1) сканирование проэкстрагированного и высушенного 

образца керна для определения исходного порового 
объема и открытой пористости; 

2) сканирование керна после фильтрации 
парафинсодержащего раствора при снижении температуры 
для определения объема пор, кольматированных 
парафином. 
При реконструкции изображений учитывалась 

единица Хаунсфилда для парафина. Большая разница 
между HU для парафина (–600 HU), воды (0 HU) и камня 
(≈600 HU) позволяет разделить каждую фазу на 
изображениях и определить площадь и объем кольматации. 
 

Результаты лабораторных исследований 
 
Результаты проведенных реологических исследований 

представлены на рис. 2. По зависимости 
парафинсодержащего раствора от температуры 
определили температуру его насыщения парафином, 
которая составила 30 °С. Стоит отметить, что для 
одного и того же раствора значение данного 
параметра, полученное в открытой измерительной 
системе, может отличаться от такового, полученного в 
поровом пространстве породы-коллектора. 
На рис. 3 представлены результаты фильтрационного 

эксперимента. 
Из данных рис. 3 видим, что градиент давления 

увеличивается с уменьшением температуры. Незначительный 
рост градиента давления в диапазоне температур 
40–35 °С обусловлен ростом вязкости раствора. Резкий 
рост градиента давления в диапазоне температур 
35–33 °С свидетельствует о снижении проницаемости 
керна, что можно объяснить образованием кристаллов 
парафина в поровом пространстве. 
Из сопоставления вышеприведенных результатов 

реологических и фильтрационных исследований 
следует, что для парафинсодержащего раствора 
образование кристаллов парафина в поровом пространстве 
горной породы зафиксировано при температуре на 
3–4 °С выше, чем в открытой измерительной системе. 
Данное явление авторами объясняется тем, что 
фильтрационный метод обладает значительно большей 
чувствительностью по сравнению с реологическим 
(вискозиметрическим) методом исследования. Изгиб 
на вязкостно-температурной кривой появляется при 
температуре, при которой в исследуемом растворе 
начинает образовываться пространственная решетка 
из парафина. Процесс кристаллизации парафина от 
момента образования зародышей кристаллов до 
формирования пространственной решетки может 
занимать продолжительное время в зависимости от 
напряжения сдвига и градиента температуры. Поровое 
пространство керна представлено порами и каналами 
различного диаметра, который может быть соизмерим с 
размерами зародышей кристаллов парафина. Поэтому 
стабильные зародыши кристаллов парафина уже могут 
создавать преграды для течения флюида в поровом 
пространстве. Соответственно, начало кристаллизация 
парафина в растворе фильтрационным методом 
фиксируется при большей температуре. 
Для оценки изменения объема пор керна в 

результате кристаллизации парафина была проведена 
компьютерная томография. Были построены 3D-модели 
керна до и после фильтрации парафинсодержащего 
раствора и определена открытая пористость образца. 
Результаты исследования представлены на рис. 4. 
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Рис. 4. Модели порового пространства керна: а – экстрагированный 
и высушенный образец; пора образца керна размером 
0,6×0,6×1,2 мм, светло-серый – порода, темно-серый – поровое 
пространство; б – образец после фильтрации парафинсодержащего 
раствора со снижением температуры; светло-серый – порода, 
темно-серый – поровое пространство, красный – парафин 
 

 
 

Рис. 5. Распределение объема пор керна 
по диаметру до и после фильтрации через него 

парафинсодержащего раствора 
 
Открытая пористость образца горной породы по 

данным микротомографии составила: 
– экстрагированный образец породы – 9,0 %; 
– образец породы после фильтрации со снижением 

температуры – 2,1 %. 

Таким образом, из приведенных данных видно, что 
после фильтрации парафинсодержащего раствора со 
снижением температуры открытая пористость образца 
горной породы уменьшилась с 9,0 до 2,1 %, что 
свидетельствует о существенной кольматации порового 
пространства керна парафином. 
Для более детального анализа изменения порового 

пространства образца породы в результате кольматации 
твердыми частицами было построено распределение 
поровых каналов по диаметру до и после фильтрации. 
Результаты приведены на рис. 5: видим, что 76,7 % 
порового пространства (в диапазоне диаметров пор от 
20 до 70 мкм) задействовано в процессе кольматации 
парафином. Размеры пор более 70 мкм не включены в 
рассматриваемый диапазон, поскольку не задействованы 
в процессе кольматации. Поры диаметром, сопоставимым 
(и менее) с размерами образованных частиц парафина в 
керосине, предположительно закупориваются. В порах 
диаметром, незначительно превышающем размеры 
частиц парафина, наблюдается адсорбция парафина. 
Результаты исследования показали, что поры больших 
размеров не вовлечены в процесс кольматации, что 
согласуется с рядом исследований [29, 30]. 
Моделирование процесса кольматации порового 

пространства горной породы. Для описания течения 
несжимаемой жидкости в поровом пространстве в 
работе были использованы обобщенные уравнения 
Навье – Стокса и закона Дарси. На внешних границах и 
твердых поверхностях внутри расчетной области 
нормальная и касательная компоненты скорости 
принимались равными нулю. В динамической модели 
пористая среда представлена двумя непрерывно 
проницаемыми и непроницаемыми путями. Течение 
жидкости в пористой среде можно описать, задав 
модель полной пористости. В тех областях модели, где 
геометрия поровых каналов слишком сложна, можно 
задать коэффициенты сопротивления потоку. В этом 
случае модель содержит диффузионный коэффициент. 
Коэффициент инерционного сопротивления, 

выведенный из обобщенного закона Дарси, может быть 
представлен следующим выражением: 
 

 
2

2
2 ,IRF

PAk LQ
Δ= −

ρ
 (1) 

 
где ΔP – перепад давления вдоль образца длиной L, Па; 
A – площадь фильтрации, м2; Q – объемный расход 
флюида, м3/с. 
В ламинарных потоках через пористые среды падение 

давления обычно пропорционально скорости, а коэффициент 
инерционного сопротивления можно считать равным 
нулю. Таким образом, фильтрационная модель сводится 
к линейному закону Дарси. 
Две динамические модели (поровые домены с 

фильтрационными свойствами) были построены в 
симуляторе по данным компьютерной томографии и 
настроены на результаты фильтрационных экспериментов 
до и после отложения парафина в поровом пространстве. 
На рис. 6 показаны профили скоростей в трех сечениях 
кернового образца для двух динамических моделей, а 
также линии тока. Направление фильтрации флюида 
совпадает с направлением оси Y. 
Осаждение парафина вызывает уменьшение 

гидравлического диаметра пор, соответственно – 
пористости и проницаемости. Частицы парафина, 
адсорбированные на поверхности поровых каналов, 
занимают часть порового объема, необходимого для 
фильтрации, поэтому области с высокими скоростями 
фильтрации уменьшились в размере и увеличились 
области с минимальными скоростями фильтрации по 
сравнению с исходным образцом (см. рис. 6, а).  
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Рис. 6. Профиль скорости потока по образцу керна: а – перед осаждением парафина; б – после осаждения парафина 
 

3D-моделирование с использованием цифрового 
керна позволяет оперативно определить фильтрационно-
емкостные свойства образца без проведения дорогостоящих 
и длительных фильтрационных экспериментов. Зачастую 
для должного обоснования технологии воздействия на 
пласт наблюдается недостаток кернового материала, а 
стандартные лабораторные методы не позволяют 
осуществлять повторное моделирование фильтрационных 
процессов после химического или физического 
воздействия на керн (например, после кислотной 
обработки), так как нарушается первоначальная 
структура керна. В данном случае приходит на помощь 
использование цифровой модели керна, которая может 
быть также использована в условиях невозможности 
исследования керна фильтрационным методом 
(например, слабосцементированные породы). 
Расчет температурного поля при нагнетании 

холодной воды. Эксплуатация нефтяных месторождений 
с закачкой холодной воды может сопровождаться 
изменением температурного поля в продуктивном 
пласте и вызывать фазовые переходы парафина в 
нефти при фильтрации. Чтобы оценить возможность 
кристаллизации парафина в поровом пространстве 
пласта, авторы рассчитали изменение температурного 
поля в окрестности нагнетательной скважины в 
результате нагнетания холодной воды на примере 
Ромашкинского месторождения. Расчет производился 
на основе концепта Ловерье [43]. Концепт заключается 
в расчете переноса тепла в пласте с постоянной 
толщиной, пористостью и проницаемостью. В качестве 
основных допущений и упрощений выступали следующие: 
вертикальный градиент температуры в пласте 
игнорируется; нижняя граница пласта не пропускает 
ни воду, ни тепло, а верхняя граница не пропускает 
только воду. Уравнения были предложены Ловерье для 
расчета распределения температуры в пласте в 
зависимости от времени и положения при закачке 
горячей воды в нагнетательную скважину. Позднее 
Барендс [31] предложил на основе концепта Ловерье 
рассчитывать температурное поле в горячем пласте 
при закачке холодной воды в нагнетательную скважину. 
Результаты расчетов приведены на рис. 7. График 

был построен с учетом геолого-физических свойств 
горных пород месторождения, а также промысловой 
информации. 

На рисунке видно, что через год после начала закачки 
холодной воды снижение пластовой температуры 
наблюдается на расстоянии 280 м от забоя нагнетательной 
скважины. После 7 лет работы нагнетательной скважины 
температурный фронт сдвинется на 600 м. Таким 
образом, наблюдается возможность охлаждения пласта и, 
соответственно, кристаллизация парафина в поровом 
пространстве и кольматация порового объема 
межскважинного пространства. Следует отметить, что 
точность расчетов ограничивается неоднородностью 
пласта по разрезу, которая обусловливает промывание 
высокопроницаемых зон пласта большим объемом воды и 
соответственно их более быстрое охлаждение. 
Оценка объема отложений парафина в пласте. При 

температуре ниже температуры насыщения парафин 
может быть частично растворен, суспендирован в 
нефти и частично адсорбирован на поверхности стенок 
пор. Растворимость парафина и осаждение могут быть 
описаны теорией идеального решения [33]: 
 

 exp 1 ,ws wl
H Tx x RT WAT

  Δ= −  
   

 (2) 
 
где xws – мол.д. парафина, выпавшего в осадок, д.ед; 
xwl – мол.д. парафина, растворенного в нефти, д.ед; 
ΔH – энтальпия кристаллизации парафина, кДж/моль; 
R – универсальная газовая постоянная, кДж/моль·К; 
T – абсолютная температура, K; WAT – температура 
насыщения нефти парафином, K. 
В процессе снижения температуры равновесие в 

уравнении (2) смещается в сторону кристаллизации 
парафина. Уравнение (2) позволяет оценить количество 
парафина, который осаждается из нефти в зависимости 
от температуры. Чтобы найти отношение количества 
суспендированного парафина к количеству растворенного 
парафина в нефти при различных температурах, 
необходимо определить энтальпию кристаллизации 
парафина. Для этого И.А. Стручков и М.К. Рогачев 
[33, 34] получили экспериментальные зависимости 
давления насыщения модельных растворов парафином 
от давления и концентрации в них парафина. Результаты 
приведены на рис. 8.  
Авторы показали, что зависимость начала 

кристаллизации парафина от давления для всех 
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концентраций парафина в керосине имеет 
логарифмический вид и описывается следующим 
уравнением: 
 
  

= +  
 

*
*
 ln , 

WATP P k WAT   (3) 
 
где P* – атмосферное давление, МПa; WAT* – 
температура насыщения при атмосферном давлении, 
°C; WAT – температура насыщения при давлении Р, °C; 
k – константа фазового перехода в уравнении 
Клаузиуса – Клапейрона. 
Полученные данные полностью согласуются с 

термодинамическим уравнением Клаузиуса – 
Клапейрона, описывающим переход веществ из одной 
фазы в другую при изменении внешних условий [31]. 
Такие фазовые переходы именуются переходами 
первого рода и характеризуются постоянством 
температуры и изменениями энтропии и объема. 
При кристаллизации парафина отводимая теплота 
расходуется на создание кристаллической решетки, 
образованной парафином. В результате этого система 
переходит в более упорядоченное состояние, что, 
согласно второму закону термодинамики, сопровождается 
уменьшением энтропии системы. 
На основе полученных результатов (см. рис. 8) в 

работе [34] построена зависимость Вант Хоффа для 
давлений в диапазоне от 0,1 до 35 МПа и концентраций 
парафина в керосине в диапазоне от 10 до 60 % (рис. 9). 
Путем преобразования уравнения Вант Хоффа и 

Гиббса [35] было получено следующее уравнение [36]: 
 
   Δ Δ= − 

 

1ln ,H S
x RT R  (4) 

 
где x – мол.д. парафина в керосине, д.ед.; ΔS – энтропия 
кристаллизации парафина, кДж/моль·К. 
Термодинамические параметры кристаллизации 

парафина в керосине могут быть получены путем 
обработки данных, приведенных на рис. 7, при помощи 
уравнения (4). Так, энтальпия кристаллизации парафина 
в керосине при атмосферном давлении равна 
81,7 кДж/моль, что согласуется с результатами, 
полученными в работе [37]. Отклонения расчетных 
параметров могут быть обусловлены неточностью 
определения молекулярной массы парафина и керосина, 
а также высокой молярной концентрацией парафина в 
керосине, потому что уравнение Вант Хоффа описывает 
сильно разбавленные растворы. В расчетах были 
использованы молярные массы парафина (C36) и керосина, равные 506 и 163 г/моль соответственно. 
Баланс массы парафина может быть описан 

уравнением: 
 

 
( )

( ) ,
o w w o o wl

w
o o ws o o wl w

S C S wt
Eu w u wx t

∂ ϕ ρ + ϕ ρ +
∂

∂∂+ ρ + ρ = −ρ
∂ ∂

 (5) 

 
где индексы w и o означают парафин и нефть 
соответственно, So – нефтенасыщенность, д.ед., 
Cw – объемная доля парафина кристаллов парафина 
взвешенных в нефти, д.ед., ρо и ρw – плотность нефти и 
парафина соответственно, кг/м3, wws и wwl – массовая 
доля для взвешенного и растворенного в нефти парафина 
соответственно, д.ед., Ew – объемная доля парафина 
осажденного на стенках пор, д.ед., uo – скорость потока 
нефти, м/с. 

 
 

Рис. 7. Расчетное поле пластовых температур 
в окрестности нагнетательной скважины 

 

  
 

Рис. 8. Зависимость температуры насыщения 
раствора парафином от давления при разных 
концентрациях парафина в растворе [33, 34] 

 

 
 
Рис. 9. Зависимость Вант Хоффа для разных давлений [34] 

 
Скорость потока может быть найдена из закона Дарси: 

 

 ,ro
o

o

kk Pu x
∂= −

μ ∂
 (6) 

 
где k – абсолютная проницаемость пористой среды, м2, 
krо – относительная проницаемость нефти, единичная 
доля, μо – вязкость нефти, Па∙с, P – давление, Па, 
x – линейная координата, м. 
Скорость осаждения твердого парафина в объеме 

пор можно оценить с помощью модели осаждения. 
Для расчетов была использована модель осаждения, 
описанная в работе [38] для осаждения мелких частиц 
в пористых средах: 
 

 ( )α β γ, ,
desorption cloggingadsorption

w
w o w w w o cr o w o o w

E S C E v v u S Ct
∂

= ϕ − − +
∂

 
 (7) 

 

где wE
t

∂
∂

 – скорость осаждения парафина, αw – 
коэффициент адсорбции, βw – коэффициент десорбции, 
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vo – интерстициальная скорость, м/с, vcro – критическая 
интерстициальная скорость, м/с, γw – коэффициент 
засорения. 
 

 .o
o

uv =
ϕ

  (8) 
 
Первое слагаемое выражения (7) описывает 

скорость адсорбции парафина на поверхности пор. 
Второе слагаемое описывает скорость десорбции 
парафина с поверхности пор, когда интерстициальная 
скорость больше критической интерстициальной 
скорости. Третье слагаемое описывает закупоривание 
поровых каналов парафином. 
Методика расчета заключается в оценке количества 

поровых объемов прокачанной нефти с суспендированным 
парафином через поровую среду. Концентрация 
суспендированного парафина в нефти от входа образца 
горной породы до выхода описывается степенным 
законом. Количество парафина, отложенного в керне, 
увеличивается с ростом прокачиваемого порового объема. 
Расчет позволяет оценить изменение фильтрационных 
свойств пласта при отложении парафина в поровом 
пространстве, а также спрогнозировать параметры 
работы скважины. 
Коэффициенты адсорбции и десорбции могут быть 

оценены по результатам фильтрационных экспериментов. 
На первом этапе модельный раствор вводится в 
образец горной породы с интерстициальной скоростью 
ниже критической интерстициальной скорости, 
определенной эмпирически. Концентрация взвешенного 
парафина в растворе на выходе из керна измеряется 
доступными методами (метод ядерно-магнитного 
резонанса [39], вымораживание парафина из 
насыщенных углеводородов, выделенных из раствора с 
помощью SARA фракционирования [40], и др.), при 
этом концентрация на входе в керн остается 
постоянной. Концентрация парафина в растворе на 
выходе из керна ниже, чем на входе, до тех пор, пока 
парафин адсорбируется на поверхности стенок пор. 
В результате эксперимента получены следующие данные: 
количество прокаченных поровых объемов раствора, 
концентрация взвешенного парафина на выходе 
раствора из керна во времени, начальная пористость 
керна и продолжительность эксперимента. Для расчета 
количества парафина, осажденного в образце горной 
породы, были использованы следующие уравнения. 
Продолжительность контакта раствора с керном:  
 

 
2π .4

mD Lt nQ=  (9) 
 
где m – пористость керна, д.ед.; D – диаметр керна, см; 
L – длина керна, см; Q – расход, см3/мин; n – количество 
поровых объемов закачиваемого раствора. 
Масса парафина, осажденного в поровом пространстве, 

является функцией времени и может быть рассчитана в 
терминах баланса массы парафина по следующему 
уравнению: 
 

 ( ) ( )2

0

1π ,4
endt

w im t mD L t dt 
 = ρ ω − ω
 
 

  (10) 
 
где ρ – плотность нефти на входе в керн, г/см3. 
На следующем этапе интерстициальная скорость 

увеличивается выше критической интерстициальной 
скорости, и эксперимент проводится вновь. Концентрация 
парафина в растворе на выходе из керна становится 
выше, чем на входе. Полученные данные с первого и 
 

 
 
Рис. 10. Зависимость коэффициента снижения проницаемости 
пласта от расстояния от забоя нагнетательной скважины 

 

    
 

Рис. 11. Динамика дебита добывающей скважины 
без образования и с образованием отложений 

парафина в продуктивном пласте 
 
второго этапов подставляются в уравнение (7), при этом 
коэффициент скорости засорения равен нулю. Необходимые 
коэффициенты адсорбции и десорбции рассчитываются 
путем решения системы уравнений. Чем больше этапов 
эксперимента, тем точнее оцениваются коэффициенты. 
Мгновенная пористость рассчитывается как разность 

между начальной пористостью и объемной долей парафина, 
адсорбированного на поверхности стенок пор: 
 
 ,i wEϕ = ϕ −  (11) 
 
где φ и φi – мгновенная и начальная пористость 
соответственно, д.ед. 
Проницаемость принимает следующий вид: 

 

 
3 21

1 ,i
i

i
k k    − ϕϕ=      ϕ − ϕ  

 (12) 
 
где k и ki – мгновенная и начальная проницаемость 
соответственно, мкм2. 
Для оценки относительного изменения проницаемости 

пласта введен коэффициент снижения проницаемости 
(Kdf): 
 

 1 .
i

kKdf k= −  (13) 
 
С учетом изменения температурного поля в результате 

нагнетания холодной воды с использованием модели 
отложения парафина мы получили зависимость 
коэффициента снижения проницаемости продуктивного 
пласта Kdf от расстояния от забоя нагнетательной 
скважины и продолжительности закачки холодной воды, 
а также оценили динамику дебита добывающей скважины 
без образования и с образованием отложений парафина в 
пласте. Результаты расчетов приведены на рис. 10, 11. 
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Из приведенных на рис. 10 данных видим, что 
после одного года работы средняя проницаемость 
призабойной зоны нагнетательной скважины снизится 
на 28 % за счет нарушения пласта, вызванного 
отложением парафина. 
 

Заключение 
 
Выполнен комплекс экспериментальных исследований 

по оценке температурных условий образования 
органических (асфальтосмолопарафиновых) отложений в 
продуктивном пласте при скважинной добыче 
парафинистой нефти, в том числе по определению 
температуры насыщения нефти парафином в поровом 
пространстве пород-коллекторов. 
Результаты фильтрационных и реологических 

исследований показали, что для одной и той же нефти 
температура насыщения парафином в поровом 
пространстве породы-коллектора может превышать 
величину этого параметра в свободном объеме. 
Установлено, что для исследованных растворов 
(моделей высокопарафинистых нефтей) фазовый 
переход парафина из жидкого в твердое состояние, то 
есть образование кристаллов парафина в поровом 
пространстве, происходит при температуре на 3–4 °С 
выше, чем в свободном объеме.  
Результаты томографических исследований кернового 

материала, выполненных до и после фильтрации через 

него парафинсодержащего раствора при снижении 
температуры, показали, что открытая пористость 
образцов горной породы уменьшается в среднем в 
четыре раза из-за кольматации их порового 
пространства парафином.  
На основе результатов фильтрационных исследований 

и компьютерной томографии создана цифровая модель 
керна, которая позволяет моделировать течение 
флюида в поровом пространстве горной породы до и 
после формирования в нем парафиновых отложений. 
Результаты расчетов динамики изменения теплового 
поля вокруг нагнетательной скважины подтвердили 
вероятность охлаждения ее призабойной зоны 
до температуры, равной температуре начала 
кристаллизации парафина, а также вероятность 
продвижения фронта холодной воды до соседних 
добывающих скважин, что способно вызвать 
значительное снижение продуктивности последних из-
за образования парафиновых отложений в поровом 
пространстве пород-коллекторов. 
Полученные экспериментальные данные необходимо 

учитывать при разработке нефтяных месторождений 
в условиях образования органических (асфальтосмоло-
парафиновых) отложений в продуктивном пласте и, в 
первую очередь, в призабойных зонах нагнетательных 
и добывающих скважин. Это позволит более надежно 
прогнозировать и эффективно предотвращать их 
образование. 
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