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ВВЕДЕНИЕ 

Человек и энергия - эти понятия неразделимы на протяжении 
всей истории существования человечества. Вначале неосознан- 
ное, а со временем, когда человек научился добывать огонь, 
осознанное использование различных видов энергии являлось 
необходимым условием существования, значение которого про- 
должает расти до наших дней. 

Все первичные виды энергии, которыми пользуется человек 
на протяжении своей истории, - это запасенные природой (Зем- 
лей и окружающей ee средой) потенциальные AX запасы, часть 
которых является невосполняемыми, а другая часть - воспол- 
няемыми. 

К невосполняемым источникам энергии относятся: 
наземный органический мир растений (древесина, солома и 

др.); 
торф и горючие сланцы; 
каменные угли; 
битумы природные (нефтебитуминозные породы); 
нефти различной вязкости; 
природный углеводородный газ. 
Восполняемые источники энергии: 
биологическая энергия (мускульная, тепловая); 
энергия движущейся воды (реки, волны, приливы); 
энергия движущегося воздуха; 
энергия солнечного излучения; 
атомная энергия (в том числе термоядерный синтез). 
Роль и значение каждого из этих источников энергии меня- 

лись в зависимости от того, какой из них был доступнее или 
выгоднее для человека. Tak, мускульная энергия и энергия сол- 
нечного излучения всегда были и остаются в числе источников 
энергии, которыми пользуется человек. 

Затем, с умением добывать огонь, в их число вошла потенци- 
альная тепловая энергия органического мира растений. С появ- 
лением механизированных орудий труда и быта началось интен- 
сивное использование таких источников, как энергия воды и 
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Годы источника стали главными 
для удовлетворения по- 

требности человека в энергии и химическом сырье, но уже в 
наши дни был достигнут пик потребления угля и нефти, а к 
2000 г. прогнозируется такой же пик по природному газу. 

Центр тяжести в энергопотреблении вновь начинает сме- 
щаться в сторону восполняемых источников, таких как атомная 
энергия, энергия солнца и воздуха. 

На рис. | по одному из прогнозов [1] дано изменение доли 
различных источников энергии в общем энергопотреблении на 
последующие 110 лет, показывающее, что такие наиболее высо- 
коэнергетические органические горючие, как нефть и газ, свое 
ведущее значение утратят и на первое место выйдет группа вос- 
полняемых источников энергии. При этом надо учитывать и то, 
что общее удельное энергопотребление на одного человека не- 
прерывно растет. Так, если сейчас при общей численности на- 
селения Земли около 5 млрд человек в среднем на одного чело- 
века в год потребляется 2,2 т условного топлива (в т. ч. в 
США - 12, в ФРГ и СНГ - 6, в развивающихся странах - 0,2). 
то уже к 2000 г. эта средняя цифра достигнет 3,0 т условного 
топлива на | человека в год (при ожидаемой численности насе- 
ления Земли 6,5 млрд человек). 

Сказанное иллюстрируют данные табл. 1, из которых видно, 
как быстро в соответствии с прогнозом возрастает доля АЭС в 
выработке энергии. 

Тем не менее, оценивая эту таблицу, следует заметить, что к 
1990 г. экологические проблемы широкого использования АЭС 
(проблемы захоронения отходов, возможные мелкие и крупные 
аварии типа чернобыльской) заставили пересмотреть опти- 
мистические прогнозы, и, возможно, до конца ХХ в. темпы 
внедрения АЭС снизятся (хотя остаются заманчивыми энергети- 
ческие выгоды: | кг урана-235 имеет теплотворную способность 
в 3 млн раз выше, чем | кг условного органического топлива). 

Нефть и углеводородный газ известны человечеству уже 
несколько тысячелетий. Первоначально нефть собирали из есте- 
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Таблица 1. Доля АЭС в выработке энергии 

Показатель Годы 

1980 | 19% | 2000° 

Суммарная мощность электростанций мира, 2150 4000 7000 
млн кВт 

В том числе АЭС 300 1400 3300 
Отпуск электроэнергии всеми станциями мира, 9300 17000 30000 
млрд KBT - Ч 

В том числе АЭС 1800 8500 20000 
То же, в % 19 50 67 

*Прогноз. 

ственных углублений в земле, куда она просачивалась из земных 
недр; в дальнейшем в таких районах стали рыть колодцы, в ко- 
торые приток нефти был облегчен и из которых нефть легко 
было извлечь на поверхность в больших количествах. Наиболее 
древние, относящиеся к началу XVII в. и значительные по раз- 
мерам колодцы были обнаружены в районе Баку. Глубина этих 
колодцев достигала 10-20 м, а количество извлекаемой из них 
нефти составляло несколько тысяч тонн в год. 

В середине прошлого столетия была начата добыча нефти из 
скважин, после того как в США (штат Пенсильвания) полков- 
ник Э. Дрейк, пробурив первую нефтяную скважину, получил 
из нее фонтанирующий поток нефти. С этого времени берет 
свое начало период быстрого наращивания объемов добычи 
нефти, особенно после появления таких массовых потребителей, 
как двигатели внутреннего сгорания. 

Примерно к тому же времени относятся первые нефтяные 
скважины на Апшеронском полуострове в районе Бибиэйбата, 
пробуренные Ф.А. Семеновым. В первые 50 лет рост добычи 
нефти в мире не был быстрым (рис. 2) и к концу XIX в. достиг 
лишь 50-70 тыс. т/г. Период бурного (“взрывного”) роста добы- 
чи нефти в мире приходится лишь на 50-летний период - с 
1925-30 гг. по 1975-80 гг., когда он возрос с 0,2 млрд т/г. до 
3,2 млрд т/Г, (т. е. в 16 раз). Столь же быстро добыча стала па- 
дать с начала 80-х годов, что явилось следствием многих при- 
чин, при этом одна из основных - резкое отставание прироста 
разведанных запасов нефти от темпов ее добычи и быстрое на- 
ращивание добычи природного газа. Рис. 3 иллюстрирует дина- 
мику добычи нефти в бывшем СССР и США за 45 лет и приро- 
ста разведанных начальных извлекаемых запасов (НИЗ) нефти. 
Можно заметить, что в США, начиная с 50-х годов, а в бывшем 
СССР - с 70-х годов прирост таких запасов начал резко отста- 
вать от добычи нефти, т. е. часть добываемой нефти не воспол- 
нялась новыми разведанными ее запасами. 
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Рис. 2. Динамика добычи нефти 

Рис. 3. Динамика добычи нефти (1,3) и прироста ее начальных извлекаемых 

запасов (2, 4); 
Ли 2- бывший CCCP; Зи 4- США 

Общая укрупненная картина запасов природных органиче- 
ских горючих на Земле приведена в табл. 2. Видно, что извле- 
каемые запасы газа соизмеримы с запасами нефти, а с учетом 
запасов высоковязких нефтей и природных битумов намного 
превышают запасы нефти. Таким образом, если уровень миро- 
вой добычи нефти останется на многие годы на отметке 2- 
2,5 млрд т/г., то общие запасы нефти обеспечивают потребность 
в ней на период не менее 100 лет. 

За последние 10-20 лет быстро наращивается добыча при- 
родного газа. При общих его запасах 130-140 трлн м? (т. е. око- 
ло 100-110 млрд т) мировая добыча сейчас составляет около 
2,2 трлн м3З/т (около 1,8 млрд т/г). В 94-м году добыча газа в 
странах СНГ составила 730 млрд M?/r. (в том числе в России - 
580 млрд M3/r). 

По запасам нефти и природного газа Россия занимает одно 
из первых мест на Земле, однако районы их залегания располо- 
жены в зонах с суровыми климатическими условиями, мало 
приспособленными для урбанизированного обитания человека. 
Это районы Крайнего Севера и Восточной Сибири, шельфы 
прилегающих к этим районам морей, где добыча нефти и газа 
сопряжена с большими трудностями как технического, так и 
социального характера. Добытые из недр нефть и газ требуется 
транспортировать на огромные расстояния в густонаселенные 
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Таблица 2. Мировые запасы природных горючих ископаемых, млрд т 

Наименование Количество 

общее | извлекаемое 

1. Нефть 220-280* 90-92. 
В том числе: 
Ближний Восток - 50 
CHI, KHP - 12 
Латинская Америка ~ I! 
Африка ~ 8 
Северная Америка ~ 5 
остальные страны ~ 6 

2. Природный газ 100-110* 90-95* 
3. Высоковязкие нефти 330 Нет данных 
4. Природные битумы 250—400 60-180 
5. Уголь 10750 . 600-650 

В том числе: 
СНГ 5700 140 
США 2900 100 
КНР 1000 80 
Западная Европа 600 125 

*По разным источникам. 

районы страны, что, в свою очередь, связано с огромными ка- 
питальными и эксплуатационными затратами. 

Возрастающий дефицит нефти и газа выдвинул на первый 
план задачу использования высоковязких нефтей и природных 
битумов, которые ранее не рассматривались как конкурирую- 
щие источники химического сырья и как горючее. Уже с начала 
80-х годов во многих странах начали вести интенсивные работы 
по добыче таких нефтей и битумов, подготовке их к переработ- 
ке, разрабатывались технологии их химической переработки. 
Каждый из этих этапов принципиально отличается от соответ- 
ствующих этапов добычи и переработки обычных нефтей, и 
поэтому вовлечение в энергохимический баланс страны высоко- 
вязких нефтей и природных битумов будет означать переход на 
новый научно-технический уровень в этой области. 

Добыча и переработка нефти представляет собой многостадий- 
ный и сложный комплекс различных технологий. Началом этого 
комплекса является поисково-геологический этап (рис. 4), задача 
которого — поиск промышленных месторождений нефти и деталь- 
ная их геологическая разведка с подсчетом запасов нефти и газа. 

Разведанное месторождение сдается в промышленную экс- 
плуатацию, которая предусматривает: 

бурение оптимальной для каждого месторождения сетки экс- 
плуатационных скважин; 

сбор и транспорт добываемой нефти и газа на групповую за- 
мерную установку (ГЗУ); 
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промысловую подготовку нефти, включающую отделение по- 
путного газа, механических примесей, воды и минеральных со- 
лей. После такой подготовки нефть готова для транспортирова- 
ния и направляется на переработку на нефтеперерабатывающие 
заводы (НПЗ), а попутный газ - на фракционирование на газо- 
перерабатывающие заводы (ГПЗ). 
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Переработка нефти на НПЗ состоит, если рассматривать 
укрупненно, из двух стадий - первичной переработки нефти и 
вторичной переработки дистиллятов, полученных на первой 
стадии. 

Задача первичной переработки нефти - разделить нефть на 
отдельные фракции (дистилляты) без изменения их природного 
химического состава, она включает два этапа технологии - глу- 
бокое обезвоживание и обессоливание нефти и собственно ди- 
стилляцию нефти на фракции. При этом получаемые дистилля- 
ты составляют три группы продуктов - светлые дистилляты (3- 
4 фракции, выкипающие в интервале от 25-30 °С до 350 °C), 
средние дистилляты (2-3 фракции, выкипающие от 350 °C до 
500 или 550 °С) и остаток (гудрон), кипящий выше 500-550 °С. 

Вторичная переработка указанных дистиллятов - это ком- 
плекс различных технологических процессов, улучшающих ка- 
чество этих дистиллятов или обеспечивающих получение новых, 
вторичных дистиллятов за счет изменения химического состава 
исходных нефтяных фракций. Конечными продуктами процес- 
сов вторичной переработки являются компоненты товарных 
нефтепродуктов (моторных топлив, масел, парафинов), сырье 
для нефтехимического синтеза, битумы, кокс и др. 

На современных НПЗ существует и третья, не показанная на 
схеме стадия - процессы нефтехимической переработки вторич- 
ных дистиллятов, — которая включает, например: 

получение поверхностно-активных веществ из жидких пара- 
финов нефти; 

производство мономеров для получения синтетического кау- 
чука; 

получение различных растворителей и ароматических углево- 
дородов Св-С. 

История переработки нефти насчитывает около двух столе- 
тий. Первые сведения о перегонке нефти в кубе и ее осветле- 
нии, т. €. получении светлой фракции керосина (как тогда он 
именовался - “фотогена”) относятся к середине ХУШ в. В 
1745 г. в районе Ухты был построен первый куб для перегонки 
нефти. По своим масштабам это производство было ничтож- 
ным, но большинство историков рассматривают его как началь- 
ный момент в истории мировой и отечественной переработки 
нефти. 

Позднее, в 1823 г., в районе г. Моздока на Северном Кавказе 
братья Дубинины - Василий, Герасим и Макар — соорудили ку- 
бовую установку для перегонки нефти, добываемой из колодцев 
в районе станицы Вознесенской на Терском хребте [2]. Сведе- 
ния об этом важном для истории событии впервые опубликовал 
С.И. Гулишамбаров (Горный журнал. № 4. 1880 г.). Это произ- 
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водство функционировало более 20 лет с ежегодной выработкой 
нескольких десятков тонн керосина для освещения при вмести- 
мости куба по нефти около 500 л. Легкая бензиновая фракция 
при этом терялась (сжигалась), остаток перегонки (мазут) час- 
тично использовали как колесную смазку, а остальное - также 
сжигали. 

С 1837 г. горный инженер Воскобойников [3] начал произво- 
дить кубовую перегонку нефти в районе Баку, где она очень 
быстро развивалась. К 1869 г. таких перегонных установок (как 
их называли — “заводов”) уже насчитывалось более 20. В 1874 г. 
на 123 таких установках было выработано 80 тыс. т керосина. 

В Англии керосин из нефти начали получать с 1848 г., ac 
1860 г. такое производство стало развиваться и в США. 

В 1882 г. Д.Рокфеллером была основана фирма “Стандарт 
Ойл”, ставшая впоследствии крупнейшим в мире предприятием 
по добыче и переработке нефти. 

В последней четверти ХХ в. (1876-78 гг.) внимание русских 
ученых было привлечено к остаточной фракции перегонки неф- 
ти - мазуту, из которого на основе идей Д.И. Менделеева было 
начато производство смазочных масел (“олеонафты”). Они были 
получены впервые инженером В.И. Рагозиным и после демон- 
страции на Всемирной Парижской выставке в 1878 г. нашли 
широкое применение. 

Важным этапом в технологии перегонки нефти явился пере- 
ход в 1885-86 гг. от единичных перегонных кубов периодическо- 
го Действия к кубовым батареям непрерывного действия 
(рис. 5), позволявшим разделить нефть в непрерывном режиме 
сразу на 3-5 фракций с различными пределами кипения. Созда- 
тели этих батарей - инженеры А.Ф. Инчик, В.Г. Шухов и 
И.И. Елин. В 1890 г. В.Г. Шухов и С.П. Гаврилов получили па- 
тент на нефтеперегонную установку принципиально нового ти- 
па - трубчатую, у которой непрерывный нагрев нефти осу- 
ществлялся в трубном змеевике печи, а разделение испа- 
рившейся нефти на фракции - в специальных тарельчатых ко- 
лоннах. 

Суть этого гениального изобретения лежит в основе всех со- 
временных установок первичной перегонки нефти. 

Как отмечалось выше, на начальных этапах перегонки нефти 
легкие фракции нефти (до 150-180 °С) сжигались как ненужный 
побочный продукт, и даже к началу ХХ в. ситуация в этом от- 
ношении не изменилась. Так, по сохранившимся документам в 
1902 г. только в Грозном было сожжено (уничтожено) около 
70 тыс. т бензина. 

Ситуация резко изменилась с появлением первых автомоби- 
лей и других транспортных средств, снабженных двигателями 
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Рис. 5. Схема 3-кубовой установки перегонки нефти: 
1- куб; 2 - дефлегматор; 3 - конденсатор; 4 - переточные` трубы; 5 - маточник ввода 

водяного пара; 6 - топка; 7- форсунка; 8 - приемники дистиллятов; 9 - приемник остатка 
(мазута) 

внутреннего сгорания. Потребность в бензине стала нарастать, и 
это немедленно отразилось на технологии переработки нефти, 
где наряду с керосином стали получать моторное топливо - бен- 
зин. Еще больший импульс такому развитию технологии дало 
быстрое развитие авиации: появились методы вторичной пере- 
работки остатка от перегонки нефти, в частности, термический. 
крекинг мазута с получением значительного количества бензина. 

Решающая роль в становлении и развитии отечественной 
нефтепереработки, кроме отмеченных выше, принадлежит та- 
ким ученым, как Л.Г. Гурвич [4], издавший фундаментальный 
труд “Научные основы переработки нефти”, А.А. Летний, раз- 
работавший процесс пиролиза нефтяного сырья и выпустивший 
первый учебник по переработке нефти, К.В. Харичков, разрабо- 
тавший способ холодного фракционирования нефтяных дистил- 
лятов, а также А.Н. Саханову, М.Д. Тиличееву, С.Н. Обрядчи- 
кову, А.В. Фросту и Л.Д. Нерсесову, внесшим большой вклад в 
развитие теоретических основ и технологии термического кре- 
кинга. 

Велика роль и таких выдающихся ученых-химиков, как 
И.Д. Зелинский, Б.А. Казанский, Б.Л. Молдавский, Г.Д. Каму- 
wep, разработавших основы широко используемых сейчас про- 
цессов переработки нефтяных дистиллятов - каталитического 
крекинга и каталитического риформинга. 

В науку о химии нефти и использовании различных групп 
углеводородов, входящих в ее состав, неоценимый вклад внесли 
крупные русские ученые И.Д. Зелинский, В.В. Марковников, 
К.В. Харичков, С.С. Наметкин, А.А. Курбатов, М.И. Коновалов, 
А.Ф. Добрянский и др. Благодаря их фундаментальным трудам 
уже к началу 40-х годов отечественная нефтепереработка была 
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современной развитой отраслью индустрии, и это сыграло важ- 
ную роль в достижении победы в Великой Отечественной войне. 

В послевоенный период быстрое восстановление нефтепере- 
рабатывающей промышленности и высокие темпы ее развития 
за 1950-1980 гг. стали возможными благодаря самоотверженному 
труду рабочих и инженеров промышленных предприятий, а 
также научным работникам крупных нефтяных исследователь- 
ских институтов - ВНИИ НП (Москва), ГрозНИИ, БашНИИ, 
ИНХП АН АзССР, ВНИИ углеводородного сырья (Казань) и 
проектных институтов - ВНИПИнефть, Грозгипронефтехим, 
Азгипронефтехим, Башгипронефтехим, Горькгипронефтехим, 
ВНИИПКнефтехим и др. 

Данное учебное пособие посвящено вопросам изучения со- 
става нефти и газа, свойств получаемых продуктов, а также тех- 
нологии их первичной переработки. В нем изложены общие 
сведения о поисках и разведке месторождений нефти и газа, а 
также промысловой их добыче, подготовке и транспорте на пе- 
реработку. 

Рассмотрены методы определения и интерпретации состава 
нефти и газа - компонентный, фракционный, химический 
(элементный и углеводородный), их информативность и исполь- 
зование при исследованиях нефти и разработке технологий пе- 
реработки. 

Большое место уделено физико-химическим свойствам нефти 
и ее фракций, являющихся базовой характеристикой как исхол- 
ной нефти, так и продуктов ее переработки. Кратко описаны 
методы их экспериментального и расчетного определения, ха- 
рактер взаимозависимостей. потребительское значение. 

В связи с тем, что вся технология переработки нефти (как 
первичная, так и вторичная) базируется на использовании раз- 
нообразных методов разделения сложных углеводородных сме- 
сей, в книгу помещен раздел, дающий краткие принципиальные 
сведения о таких процессах, как перегонка и ректификация, 
абсорбция, кристаллизация, экстракция, термодиффузия, ад- 
сорбция, хроматография и др. Эти сведения призваны дать об- 
щие представления о процессах разделения и облегчить усвое- 
ние последующего материала по всем разделам технологии неф- 
ти и газа. Одна из глав посвящена описанию систем классифи- 
кации нефтей и организации их унифицированных исследова- 
ний. Там же приведена характеристика основных групп нефте- 
продуктов, получаемых из нефти и газа, - топлив, масел, пара- 
финов, битумов, растворителей и т. д., их назначение, области 
применения, кратко рассмотрены способы их получения. Дается 
перечень определяющих для каждой группы физико-химических 
свойств и их значение для химмотологии. 
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Рассмотрение технологии переработки углеводородного 
сырья начинается с рассмотрения вопросов переработки при- 
родного газа. Кроме общей характеристики всех первичных уг- 
леводородных газов, в книге даются материалы по подготовке 
газа к переработке, принципиальные схемы и режимы очистки 
его от вредных примесей различными методами и утилизации 
сероводорода. Описаны схемы глубокой осушки и отбензинива- 
ния газа, а также стабилизации газового конденсата. 

Технология первичной переработки нефти освещена в двух 
главах — подготовка нефти к переработке и технология ee ди- 
стилляции. Вопросы подготовки нефти включают рассмотрение 
характеристик водно-нефтяных дисперсных систем и методов их 
разрушения, методы и технологические схемы обезвоживания и 
обессоливания обычных и высоковязких систем, а также стаби- 
лизацию нефтей. 

Глава по технологии первичной перегонки (дистилляции) 
нефти посвящена общим принципам простой перегонки и рек- 
тификации, в ней дано описание схем установок атмосферной и 
атмосферно-вакуумной перегонки нефти, а также режимов ра- 
боты основных аппаратов этих установок. Здесь же даются све- 
дения о материальном балансе переработки нефти на АВТ, ха- 
рактеристиках качества получаемых дистиллятов, четкости их 
разделения и о путях дальнейшего использования. В этой главе 
рассмотрены также технологические расчеты основных аппара- 
тов АВТ (ректификационных колонн, трубчатых печей и тепло- 
обменных аппаратов), вопросы контроля и автоматизации рабо- 
ты этого оборудования. 

Современные АВТ уже не строятся как обособленные уста- 
HOBKH только для первичной дистилляции нефти, а комбиниру- 
ются с вторичными процессами очистки и переработки полу- 
чаемых на АВТ дистиллятов. В связи с этим в двух главах кратко 
рассмотрены все те процессы. которые в той или иной степени 
комбинируются с АВТ. 

В первой из этих глав изложены материалы по вторичной 
перегонке, очистке и облагораживанию химического состава 
дистиллятов АВТ. В частности, описаны процессы получения 
узких бензиновых и дизельных фракций методами вторичной 
четкой ректификации дистиллятов нефти, процессы очистки 
первичных дистиллятов от вредных примесей (щелочная и кис- 
лотная очистка, демеркаптанизация, осушка и гидроочистка), а 
также процессы облагораживания химического состава и кре- 
кинга дистиллятов (депарафинизация, ароматизация, гидродеа- 
роматизация и каталитический крекинг). 

В главе, посвященной путям дальнейшего совершенствова- 
ния технологии первичной перегонки нефти, даны принципи- 

19



альные схемы углубленной перегонки нефти на АВТ, в которых 
сокращены энергозатраты Ha перегонку, а также схемы комби- 
нированных установок, включающих блоки перегонки нефти 
или мазута. 

Отдельная глава книги посвящена экологическим проблемам 
технологии первичной перегонки нефти, приведены характери- 
стики вредных для окружающей среды отходов АВТ (водные 
стоки, углеводородные и дымовые газы и др.), а также рассмот- 
рены пути утилизации и обезвреживания этих отходов. 

Последняя глава посвящена описанию устройства и вопросов 
эксплуатации основных аппаратов и оборудования АВТ - рек- 
тификационных колонн, трубчатых печей, теплообменных ап- 
паратов, технологических емкостей и машинного оборудования.



Глава 1 

ОБЩИЕ СВЕДЕНИЯ О ПОИСКЕ, ДОБЫЧЕ, 
ПРОМЫСЛОВОЙ ПОДГОТОВКЕ 
И ТРАНСПОРТЕ НЕФТИ И ГАЗА 

1.1. ПРОИСХОЖДЕНИЕ НЕФТИ, 
ЕЕ СКОПЛЕНИЯ В НЕДРАХ ЗЕМЛИ 

Интерес к вопросу о происхождении нефти возник у человека, 
вероятно, с момента обнаружения им этой маслянистой жид- 
кости, выходящей из недр Земли. Более 200 лет назад ученые 
пытались найти разгадку этой тайны. В частности, наш великий 
соотечественник М.В. Ломоносов в 1752-55 гг. высказал гипо- 
тезу о неорганическом происхождении нефти в земной коре, 
которую изложил затем в своей знаменитой работе “О слоях 
земных” (1763 г.). В последующем многие крупные ученые - 
сторонники этой гипотезы - развивали ее в теорию (А. Гум- 
больдт, П. Бертло, Д.И. Менделеев, В. Соколов), не полу- 
чившую, однако, подтверждения практикой и всеобщего при- 
знания. Тем не менее в последние годы известный отечествен- 
ный ученый А.С. Эйгенсон, используя современные данные, 
приводит доказательства неорганической гипотезы происхожде- 
ния нефти. 

Параллельно с неорганической гипотезой ученые высказы- 
вали органическую концепцию происхождения углеводородов 
нефти, основанную на геохимических превращениях веществ 
органического мира [3, 5|. 

Пожалуй, первой наиболее серьезной попыткой эксперимен- 
тального подтверждения такой концепции около ста лет назад 
явились опыты крупного немецкого химика К. Энглера по по- 
лучению углеводородов из животного жира. При температуре 
420 °С и давлении 10 атм (1013250 Па) им было получено из 
рыбьего жира около 60% масла, состоявшего на 90% из углево- 
дородов метанового ряда (от пентана и выше). Позднее (в 
1912 г.) К. Энглер высказал предположение о существенной 
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роли природных алюмосиликатов (глин) в генезисе нефти из 
жиров органического происхождения в недрах Земли. Спустя 
10 лет японский ученый Кобаяси экспериментально подтвердил 
это предположение. 

За последние 75-80 лет из непрерывной цепи научных гипо- 
тез, предположений и экспериментальных данных окончательно 
сформировалась органически-миграционная теория проис- 
хождения нефти на Земле. В ее становление большой вклад 
внесли крупные отечественные ученые А.Д. Архангельский, 
И.М. Губкин, В. Соколов, Н.Б. Вассоевич и др. 

В кратком популярном изложении органическую концепцию 
происхождения нефти отражает схема, приведенная на рис. 1.1. 

Исходным в генезисе нефти исторически является органиче- 
ский мир крупных водоемов, среда которых насыщена планкто- 
ном, водорослями, микроорганизмами и мелкими животными. 
Погибая, все они образуют слой донного ила (сапропель), в 
котором начинается первый биохимический этап — преобразо- 
вание органических жиров и углеводов в углеводороды, углекис- 
лоту CO, и воду. По мере уплотнения сапропеля и формирова- 
ния осадочной породы (с погружением морского дна) происхо- 
дит второй этап (диагенез) и начинается третий - катагенез. В 
этот период прекращаются биохимические процессы и начина- 
ют интенсивно развиваться химические превращения органиче- 
ского вещества под действием повышающихся температур и 
давлений (термодеструктивные и термокаталитические процес- 
сы). Продуктами этих процессов являются метан и жидкие угле - 
водороды, рассеянные в минеральной породе осадка (микро- 
нефть). Соотношение газа и нефти меняется с глубиной погру- 
жения осадочной породы, и на глубинах 7-8 км обнаруживается 
только газ (3-й этап на рис. 1.1). 

Завершающим этапом является формирование нефтяного 
месторождения из рассеянной в нефтематеринской породе мик- 
ронефти в результате ее первичной и вторичной миграции. 

Вопрос о миграции нефти и газа в земной коре и формиро- 
вании таким путем их крупных скоплений имеет очень важное 
значение для повышения эффективности (результативности) 
поисково-разведочных работ на нефть и газ. 

Недра Земли сформированы различными типами горных по- 
род, относящимися к трем категориям: магматические, осадоч- 
ные и метаморфические, т. е. образовавшиеся из первых двух 
под воздействием высоких температур и давлений на больших 
глубинах. 

Горные породы, которые могут являться вместилищами неф- 
TH и газа, специалисты называют коллекторами. Максимальны- 
ми коллекторными свойствами обладают осадочные породы (пес- 
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Этапы Происходящие процессы Схема 

Исходный 

этап 

1-й - биохи- 

мический этап 

2-Й 
нез 

— Днаге- 

3-й - Катаге- 
нез (термока- 
талитический) 

Осаждение планктона 
Образование донного гнилостно- 
го ила (сапропель), рассеянного в 

среде минеральных частиц 

Уплотнение сапропеля и его 
разложение бактериями, погло- 
шающими кислород из окру- 
жающей среды. 

Начало образования легких угле- 
водородов метанового ряда, СО), 
НО и незначительного коли- 
чества тяжелых углеводородов 

Превращение осадка в осадочную 
породу по мере погружения 
морского дна 

Гибель микроорганизмов и зату- 
хание биологических процессов. 

Преобладание химических пре- 
вращений вещества под действи- 

ем высоких температур и давле- 
ний. Разложение сложных соеди- 
нений органического вещества с 
образованием углеводородов По 
мере роста глубины погружения 
меняется соотношение образую- 
щегося газа и рассеянной нефти 
(микронефти) 
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Puc. 1.1. Схема генезиса нефти (органическо-миграционная теория) 
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Этапы Происходящие процессы Схема 

4-й - Кон- Выжимание микронефти вместе с 4 
центрация газом и водой из нефтематерин- 
микронефти в ских пород (глины, известняки) 
скоплении: под действием больших пласто- 
а) первичная вых давлений (по мере погруже- 

миграция ния) в вышележащие пористые 
породы (песчаники и др.) 

6) вторичная Скопление нефти в пористых 5 
миграция пластах в моменты тектонических 

перестроек за счет гравитацион- 
ных и других сил. 
Начало формирования нефтяного 
месторождения (по И.М. Губкину) 

Рис. 1.1 (окончание) 

чаники, глины, известняки, мергели и т. д.), в которых, по 
имеющимся данным, сосредоточено более 99% известных сейчас 
человеку скоплений нефти и природного газа. 

Важнейшими характеристиками коллекторных пород являют- 
ся их пористость и проницаемость. 

Пористость - доля объема пор (в %) в единице объема поро- 
ды, она колеблется в широких пределах в зависимости от типа 
пород и форм пор (пустот). Так, в известняках пористость со- 
ставляет от 0,6 до 30% (трещины, мелкие пустоты), в песчани- 
ках - от 6 до 50% (межзерновые поры), в метаморфических по- 
родах - десятые или сотые доли процента. 

Проницаемость горной породы определяет ее пропускные, 
фильтрующие свойства, и поэтому это свойство имеет важное 
значение как в процессах миграции нефти и газа, так и в про- 
цессе их добычи, т. е. извлечения из Земли. Единица проницае- 
мости (Дарси) - это проницаемость такой пористой среды, че- 
рез | см? поперечного сечения которой при ее толщине | см и 
перепаде давления 0,1 МПа за 1 с проходит 1 см3 жидкости вяз- 
костью | мПА . с. 

Вместилищами нефти и газа в Земле могут быть коллектор, 
природный резервуар и ловушка. По Н.Е. Еременко [6], терми- 
ны эти означают: 

коллектор — горная порода, обладающая способностью вме- 
щать нефть и газ и отдавать их при разработке; 
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Рис. 1.2. Типы ловушек с нефтью и 
газом: 

а - сводная (антиклинальная); 6 - стра- 

тиграфическая экранированная; в - тектонн- 
чески экранированная; 2 - литологически 
экранированная 

природный резервуар — при- 
родная емкость для нефти, газа 
и воды, обусловленная соотно- 
шением коллектора с плохо 
проницаемыми породами; 

ловушка — часть природного 
резервуара, в котором может 
установиться равновесие между газом, нефтью и водой. Ловуш- 
ки, в свою очередь, разделяются (рис. 1.2) на структурные и 
неструктурные (стратиграфические, литологические и др.). 

Крупные скопления углеводородного сырья называют место- 
рождениями. Месторождение называют газовым, если оно со- 
держит только газ, состоящий не менее чем на 90% из метана. 

Газоконденсатным считается месторождение, из газа которо- 
го при снижении давления до атмосферного выделяется конден- 
cat (0,1-0,5 кг/м3) тяжелых углеводородов (выкипающих иногда 
до 300-400 °С). 

Месторождение, содержащее главным образом нефть, назы- 
вают нефтяным (или нефтегазовым, если над залежью нефти 
имеется газовая шапка). 

1.2. ПОИСК И РАЗВЕДКА НЕФТЯНЫХ 
И ГАЗОВЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЙ 

Поскольку скопления нефти и газа непосредственно связаны с 
геологическим строением недр Земли, изучение этого строения 
и составление геологических карт регионов лежит в основе всех 
методов поиска нефти и газа. Геологоразведочный процесс 
обычно состоит из двух этапов — поискового и собственно раз- 
ведочного. 

Поисковый этап ~ это комплекс работ по сбору данных о гео- 
логическом строении с использованием не разрушающих недра 
методов. В число таких методов входят измерения физических 
свойств горных пород - скорости распространения в них упру- 
гих колебаний (сейсморазведка), плотности, магнитных свойств, 
электропроводимости, а также изучение химического состава 
подземных вод вблизи поверхности Земли. Наибольшее приме- 

нение получила сейсморазведка, т. е. измерение скорости 
распространения продольной взрывной волны в толще горных 
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Рис. 1.3. Принципиальная схема 
сейсморазведки: 

] - заряд взрывчатки; 2 - взрывная 
машинка; 3 - сейсмостанция; 4 - полевой 
кабель; 5- линии связи 

пород, схематично показанная 
на рис. 1.3. В определенной 
точке на небольшой глубине 
производится взрыв заряда 
взрывчатки, вызывающий 
глубинные колебания горных 
пород. Отраженные от раз- 

личных слоев упругих горных пород волны этих колебаний ре- 
гистрируются расставленными по специальной сетке полевыми 
приборами (сейсмоприемниками) и записываются в виде сей- 
смограмм с одновременной фиксацией меток времени. Полу- 
ченные данные затем обрабатывают с помощью ЭВМ и на осно- 
ве полученных результатов расчетов составляют глубинную кар- 
Ту залегания пород с различными свойствами, по которой судят 
о возможности залегания нефтеносных пластов. 

В основе магниторазведки лежит изучение аномалий 
магнитного поля Земли, связанных с различиями магнитных 
свойств горных пород. Эти аномалии, измеряемые у поверх- 
ности Земли, отражают существование в ее недрах складчатых 
структур или массивов плотных кристаллических пород. Магни- 
торазведка — высокопроизводительный и экономичный метод, 
для реализации которого используется современная летательная 
техника, включая космические аппараты. 

На основе геофизических методов исследования Земли стро- 
ят структурные карты (аналогичные картам рельефа земной по- 
верхности), отображающие ее глубинное строение, в том числе 

предполагаемые ловушки. 
Геохимические методы, как правило, дополняют геофизиче- 

ские. С их помошью проводится газовая съемка (определение 
микроконцентраций углеводородных газов в припочвенном слое 
воздуха), микробиологическая съемка (выявление в почве микроор- 
ганизмов, питающихся углеводородами), а также изучение химиче- 
ского состава подземных вод, выходящих на поверхность Земли. 

Все описанные выше первичные методы поиска нефтегазо- 
вых месторождений могут составить лишь научную базу для 
обоснования мест возможного присутствия таких месторожде- 
ний. Однозначно доказать их наличие может только геологиче- 
ская разведка, в частности бурение разведочных скважин. 

Бурение разведочных скважин впервые было произведено в 
середине XIX столетия и сейчас является основным способом 
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ЖИНЫ. 

1- долото; 2 - бурильная колонна; 7 - обсад- 
ные трубы; 4 - забой скважины; 5 - ротор; 6 - 
вертлюг;, 7 — полиспаст; 8 - напорный шланг; 9 - 
насос глинистого раствора; 1/0 - резервуар- 6 
отстойник раствора; /] - лебедка; 12 - буровая 
вышка; /3 - цементированное затрубное простран- 12 
ство 

— 

Рис. 1.4. Схема установки для бурения сква- ИА 

fe 
< 

окончательной разведки месторож- 71 
дений углеводородов и последую- ь , 10 
щего определения их запасов. 

Разведка недр Земли на большие sac 
глубины (глубины современных ие iy" 
нефтегазовых скважин составляют Е: iA~= ~~ 13 
3-6 KM, а в отдельных случаях - | J 
10 км и более) является сложным и | 
дорогостоящим технологическим '! 
процессом. Бурение одной скважи- МН н—2 
ны длится месяцы и даже годы, при т НЫНЕ 
этом используется сложное и тяже- ЗЫ ЗЕ 
лое буровое оборудование и очень — 
часто — в труднодоступных для нор- 

мального обитания человека местах. 4 
На первом этапе разведки по 

определенной сетке пробуривают структурные скважины глуби- 
ной 500-700 м с целью составления надежных структурных карт 
строения геологических пластов на этих глубинах. Затем при- 
ступают к бурению разведочных скважин на определенные про- 
ектом глубины, где ожидаются скопления нефти и газа. Задача 
разведочного бурения - однозначно доказать наличие месторож- 
дения нефти или газа и установить их запасы. 

Бурение скважины (разведочной или эксплуатационной) производится с 
помощью долота / (рис. 1.4), насаженного на конец колонны бурильных труб 2. 

В зависимости от твердости горных пород это могут быть перьевые долота 
(типа сверл - для мягких пород), для более твердых - трехшарошечные или 
одношарошечные долота. Шарошка - это вращающаяся на своей оси деталь 
долота (типа конусной шестерни или шара), снабженная на внешней поверх- 

ности множеством зубьев из очень твердых сплавов. В последние годы в связи 
с производством искусственных алмазов роль таких зубьев выполняют мелкие 

кристаллы технических алмазов (алмазные долота). Долото имеет специальные 

каналы для подачи в забойную зону 4 скважины промывочной жидкости для 
смыва из-под зубьев частиц скалываемой породы. Скалывание происходит за 

счет осевой нагрузки от колонны 2и вращения долота, при котором шарошки, 

перекатываясь по забою, дробят разбуриваемую породу. 
Вращение долота осуществляется специальными двигателями либо с по- 

верхности земли, либо непосредственно в призабойной зоне. 
В первом случае двигатель вращает ротор 5, который вращает всю колонну 

труб 2, подвешенную через вертлюг 6 на полиспасте 7. В этом случае для вра- 

27 



Рис. 1.5. Схема турбобура: 
] - вал ротора; 2 - статор; 3 - вращающиеся и непо- 

движные лопатки; 5 - крепление долота; 5 - долото; 6 - 
колонна бурильных труб oh

 

§ 
щения долота приходится вращать всю многокило- 
метровую (3-5 км) колонну, что связано с целым 

Гвини ств. рядом трудностей и сложностей (большие неполез- 
раствор ные затраты энергии, износ труб о стенки скважи- 

ны, “прихват” труб и др.). 
Во втором случае долото приводится во враще- 

ние двигателем, прикрепленным к нижнему торцу 
бурильной колонны труб, которая в этом случае не 
вращается и служит лишь подвеской и для подачи 

м
и
о
м
а
 

\ 

2—7 промывочной жидкости в призабойную зону сква- 
Fy XKHHDI. 
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Наибольшее распространение получил 
гидротурбинный двигатель (турбобур), 
созданный инженерами М.А. Капелюш- 
никовым, П.П. Шумиловым, Р.А. Иоан- 
несяном, Э.И. Тагиевым, М.Г. Гусман 

(рис. 1.5). 

К неподвижной колонне 6 жестко прикреплен 
статор 2, внутри которого на опорных подшипни- 

ках вращается вал ротора /, имеющий много (до 100) рядов профилированных 
лопаток 3. Такие же, но неподвижные направляющие лопатки расположены по 
окружности статора 2. Промывная жидкость проходит под болышим давлением 
в кольцевом пространстве между статором и ротором и, создавая на лопатках 
ротора крутящий момент, вращает его (обычный принцип работы турбин) и 
вместе с ним прикрепленное к нему узлом 4 долото 5. Промывная жидкость, 
пройдя лопатки, далее через полый вал ротора поступает в промывочные от- 
верстия долота и сильной струей вымывает из забойной зоны скалываемую 
породу, унося ее затем вверх, на поверхность земли. 
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В качестве промывочной жидкости при бурении скважин 
применяют глинистые растворы. Для этого используют специ- 
альные (обычно бентонитовые) глины, которые с водой дают 
высокодисперсные растворы, близкие к коллоидным. Такие 
растворы не расслаиваются и могут транспортировать достаточ- 
но крупные частички разбуриваемой горной породы (чем ближе 
раствор по структуре к гелю, тем более крупные частицы может 
он транспортировать). Для снижения водоотдачи в глинистый 
раствор часто добавляют специальные присадки (сульфит- 
щелочная барда, кальцинированная сода, продукты переработки 
угля или торфа и др.). 

Глинистый раствор при бурении выполняет 
несколько очень важных функций, таких как: 

промывка забоя скважины от частиц породы и охлаждение 
бурового инструмента; 
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транспортирование разбуриваемой породы на поверхность 
Земли; 

привод двигателя (при бурении турбобуром); 
обмазка стенок скважины и защита их от разрушения; 
закупорка пористых (трещиноватых) пород, через которые 

проходит скважина, и предотвращение попадания из них в 
скважину пластовых вод и газов; 

уравновешивание больших пластовых давлений недр Земли, 
которые с каждым километром глубины возрастают на 10 МПа 
(а в отдельных аномальных случаях на 15 МПа и больше). 

Кроме того. к глинистому раствору добавляют специальные 
утяжелители для доведения его плотности до 1,6-2,0 кг/дм? 
вместо 1,2 для обычного раствора. В качестве утяжелителей ис- 
пользуют железистые минералы (магнетит, гематит), барит, 
концентрат колошниковой пыли. Такой раствор с утяжелителя- 
ми применяют в том случае, если давление в скважине оказы- 
вается аномально высоким или в призабойной зоне раствор на- 
чинает насыщаться прорывающимися в него газом или нефтью. 

Конструкция скважины при бурении подчи- 
нена определенным правилам. Вначале строят устье 
скважины. Для этого выкапывают шурф глубиной 6-8 м (до 
устойчивых пород). В него опускают обсадную трубу, а про- 
странство между ней и стенкой шурфа заливают бутобетоном. 

Эта труба выполняет в дальнейшем функции направляющей. 
Наверху устья скважины устанавливают превентер - устройство, 
предотвращающее выброс глинистого раствора из скважины в 
случае ее неожиданного фонтанирования. 

При проходке первых 50-400 м стенки скважины обычно со- 
стоят из наиболее непрочных (рыхлых) пород, И для предотвра- 

щения их обвала в этот участок скважины опускают обсадную 

трубу (поз. 3 на рис. 1.4), а затрубное пространство цементиру- 
ют (13). Такое крепление скважины осуществляют и в дальней- 
шем, причем чем глубже, тем меньшего диаметра применяется 
обсадная труба (и соответственно буровой инструмент). Послед- 

няя обсадная труба называется эксплуатационной колонной. 
В процессе бурения долото интенсивно изнашивается - ис- 

тираются или выкрашиваются кромки режущих зубьев, и его 
необходимо заменять. Проходка одним долотом, оснащенным 
зубьями из твердых сплавов, составляет в зависимости от степе- 
ни твердости пород от 10 до 40 м. 

При проходке наиболее твердых пород (гранитов) использу- 
ют алмазные долота, проходка которыми достигает 150-200 м. 

После износа долота производят его замену. Для этого всю 
колонну бурильных труб поднимают из скважины лебедкой, 
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развинчивая ее в местах соединений (колонна состоит из соеди- 
ненных между собой резьбой бурильных труб длиной 6-10 м). 
После замены долота бурильная колонна вновь свинчивается из 
тех же труб и опускается к забою. По мере углубления забоя к 
колонне привинчивают новые бурильные трубы. Таким образом, 
смена долота — это длительный и трудоемкий процесс (спуско- 
подъемная операция), при котором необходимо развинтить и 
вновь свинтить около 100 шт. бурильных труб на каждый кило- 
метр глубины скважины (а современные скважины имеют глу- 
бину 3-6 км). Поэтому спуско-подъемные операции занимают 

льшую часть времени по сравнению с процессом активного 
бурения породы. 

Последние 10-15 лет идет интенсивное освоение нефтяных 
месторождений шельфа морей, т. е. месторождений, лежащих 
под морским дном при глубине моря 100-120 м. Это обусловли- 
вает развитие нового направления в индустрии - бурение неф- 
тяных скважин на море. 

Технология морского бурения отличается от тех- 
нологии сухопутного бурения только методом установки 
(фиксации) буровой вышки и уплотнения устья скважины. 
Вышку устанавливают в этих случаях на буровой платформе, 
которая может быть двух типов: 

жестко опирающаяся на морское дно несколькими мощными 
колоннами и располагающаяся над водной гладью (опорные 
колонны забиваются в дно Ha 4-5 м); 

полузатопляемая платформа, которая может действовать как 
при расположении на дне моря глубиной до 30 м, так и на пла- 
ву в водах глубиной до 180 м. 

Последний тип платформ широко используют при бурении в 
водах Северного моря, в Мексиканском заливе, у берегов Афри- 
ки (Нигерия), в Персидском заливе. 

При бурении с такой платформы первоначально устанавли- 
вают обсадную трубу, соединяющую платформу с дном. Ее вво- 
дят в дно на возможно большую глубину, чтобы предотвратить 
поступление морской воды в скважину. Далее бурение ведут 
обычными методами. Обслуживающий персонал и все необхо- 
димые материалы и топливо для буровой доставляют водным 
путем и вертолетами. 

По окончании проводки (бурения) скважины до проектной 
глубины осуществляют операцию, называемую исследованием 
скважины, с целью определения точного расположения продук- 
тивных (нефтегазоносных) горизонтов. Для этого в скважину, 
заполненную буровым раствором, после извлечения буровых 
труб на кабеле опускают специальный прибор - зонд, измеряю- 
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щий кажущееся электрическое сопротивление горных пород или 
потенциал собственной поляризации. Наземная каротажная 
станция фиксирует значения этих величин и точную глубину 
(по длине кабеля), на которой они получены. В результате по- 
лучают каротажную диаграмму, по которой судят о расположе- 
нии продуктивных пластов. 

Следующим этапом является опробование пластов путем пря- 
мого притока нефти. Для этого в скважину опускают эксплуата- 
ционную обсадную колонну, которую цементируют в опреде- 
ленных интервалах, намеченных по каротажной диаграмме. За- 
тем в эту колонну опускают специальное простреливающее 
устройство, устанавливаемое против ожидаемого продуктивного 
пласта, и с его помощью эксплуатационная колонна прострели- 
вается пулями. Пули перфорируют стенки `колонны Ha опреде- 
ленной высоте и проникают в толщу пласта, создавая каналы, 
по которым облегчается приток нефти и газа из пласта. 

Следующей операцией является освоение скважины с целью 
создания условий для притока нефти. Для этого постепенно 
начинают уменьшать плотность глинистого раствора, разбавляя 
его водой (снижать гидростатическое давление столба жидкости 
в скважине) до полной замены глинистого раствора на воду. 
При снижении давления в скважине нефть (газ) из пласта через 
перфорации начинает поступать в ствол скважины, постепенно 
вытесняя воду, и выходит на поверхность. Чтобы сделать этот 
процесс безопасным и контролируемым (особенно при ано- 
мально высоких пластовых давлениях), устье скважины плотно 
закрывают крышкой, прикрепленной болтами к фланцу верхней 
обсадной трубы. Через эту крышку в скважину пропускают экс- 
плуатационную колонну труб, а снаружи к ней крепят систему 
труб и задвижек (фонтанная арматура) и выходной штуцер, че- 
рез который из скважины отбирается нефть. 

Если через штуцер начала выходить нефть, приступают к 
комплексу работ по определению количества нефти в единицу 
времени (дебит скважины), количества выделяющегося из нее 
попутного газа в м3 на 1 тонну нефти (газовый фактор скважи- 
ны), количества выносимой из пласта воды и качества всех этих 
компонентов. 

1.3. МЕТОДЫ РАЗРАБОТКИ НЕФТЯНЫХ 
И ГАЗОВЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЙ 

Промышленную ценность разведываемого месторождения ха- 
рактеризуют его запасы, которые, в зависимости от степени 
разведанности, относят к обнаруженным (достоверным) и пред- 

полагаемым (прогнозным) скоплениям углеводородов. 
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Достоверные запасы подразделяют на 4 категории: A, В, C; u 
С›, из которых А + В + С, называют промышленными, их 
подсчет базируется на притоках нефти и газа в разведочных 
скважинах в пределах выявленной ловушки. Проекты разработ- 
ки месторождений базируются на запасах категории А + В + С.. 

Запасы Cy (предварительно оцененные) служат основой для 
постановки дальнейших поисковых работ на месторождении. 

Предполагаемые запасы относят к двум категориям: перспек- 
тивные (C3) и прогнозные (Д:Д, + Д>), характеризующие пер- 
спективы нефтегазоносности отдельных геологических структур 
данного региона. 

В зависимости от величины запасов месторождения делят на 
мелкие (менее 10 млн т нефти или менее 10 млрд м? газа), сред- 
ние (соответственно 10-30 млнти 10-30 млрд м3), крупные (30- 
300 млн т и 30-500 млрд м3) и уникальные, или гигантские 
(более 300 млнти более 500 млрд м3). 

После завершения разведки месторождения и установления 
запасов приступают к его разработке, т. е. к комплексу меро- 
приятий, которыми можно воздействовать на процесс эксплуа- 
тации залежи и управлять им. 

Разработку ведут экспериментальными скважинами, распола- 
гающимися по определенной сетке на территории месторожде- 
ния. Шаг скважин в этой сетке и их общее число зависят от 
многих факторов и, в частности, от энергетического режима 
залежи, геологического строения, физико-химических свойств 
пластовой нефти и пород коллекторов, и др. 

Извлечение нефти из скважин связано с затратами энергии 
на ее подъем из недр Земли на поверхность. Источником этой 
энергии может служить как потенциальная энергия недр Земли, 
так и энергия, источники которой на поверхности Земли. 

По характеру проявления потенциальной энергии недр Земли 
все режимы залежей нефти принято разделять на следующие: 
водонапорный, упругий (или упруговодонапорный), газонапор- 
ный (или газовой шапки), режим растворенного газа и гравита- 
ционный режим. 

Водонапорный режим: нефть подпирается пластовы- 
ми водами, гидростатическое давление которых позволяет вы- 
теснить нефть в скважину и из нее на поверхность. 

При упруговодонапорном режиме источником 
энергии служат упругие силы горных пород и воды. Несмотря 
на малые коэффициенты сжатия пород и содержащихся в них 
нефти и воды при больших массах всей толщи горных пород 
запасенная энергия оказывается большой и достаточной для 

длительного вытеснения нефти из скважин. 
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Рис. 1.6. Схема фонтанной добычи нефти: 
] - фонтанная арматура; 2 - штуцер; 3 - сепаратор; 4 - фланец; 5 - эксплуатационная 

колонна; 6 - насосно-компрессорные трубы; 7 - башмак 

Рис. 1.7. Схема газлифтной добычи нефти: 
] - эксплуатационная колонна; 2 - насосно-компрессорные трубы 

Газонапорный режим создается за счет энергии сжа- 
того в газовой шапке газа, расширяющегося по мере добычи 
нефти. 

В режиме растворенного газа источником энергии 
является сжатый и растворенный в нефти газ, который при 
снижении давления в направлении к скважине, расширяясь, 
вытесняет нефть. 

Гравитационный режим - это вытеснение нефти под 
действием гидростатического столба самой нефти, и поэтому 
проявляется он в круто падающих нефтяных пластах. 

За счет одного из указанных выше проявлений запасенной в 
недрах потенциальной энергии часто добыча нефти в начальный 
период эксплуатации месторождения производится фонтанным 
методом (рис. 1.6). 

Нефть по насосно-компрессорным трубам через штуцер 2 вытесняется в се- 
паратор 3. Весь блок фонтанной арматуры рассчитан на высокое давление 
(десятки мегапаскалей). Штуцер - это массивный стальной блок с каналом 
диаметром 5-20 мм, по которому выходит из скважины нефть. Подбором шту- 
цера с соответствующим диаметром канала устанавливают заданный отбор 
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10 Рис. 1.8. Схема глубинно-насосной 
добычи нефти: 

D Г - продуктивный пласт; 2 - перфори- 
9 рованный участок обсадной колонны; 3 - 

обсадная колонна; 4 - напорная труба 
подъема нефти; 5 - всасывающий клапан; 6 

Нефть ‚7.4 ~ пустотелый плунжер; 7 - нагнетательный 
клапан; 8 - штанга; 9 - трос; /0- маятнико- 

вый насос-качалка 

te LE пластового давления также заменяют 
ах Нл >] в штуцер на другой, с большим диа- 
ЕВ | Ве метром канала, для того чтобы под- 

держать стабильным количество добы- 
ваемой нефти. Фонтанная добыча 
нефти обычно длится недолго, до 

7 момента, когда потенциальная энер- 
6 гия недр не позволяет вытолкнуть 
4 столб нефти на поверхность. После 

этого переходят на добычу нефти за 
5 счет затрат энергии на поверхности 

J 

2 

7 

| нефти из скважины. По мере падения 

Земли, и в первую очередь - компрес- 
сорным (газлифтным) методом. Го- 

{  ловка скважины в этом случае обвя- 
зывается по схеме, показанной на рис. 
1.7. Энергоносителем служит легкий 
углеводородный газ  (метан-этан), 

закачиваемый компрессором в коль- 
цевое пространство эксплуатационной 
КОЛОННЫ. 

И
 | 

: 
I
 

| Wi
 

Сжатый газ в башмаке (поз. 7 Ha рис. 1.6) смешивается с 
нефтью, и образовавшаяся газированная нефть поднимается на 
поверхность за счет разности гидростатических давлений нега- 
зированной и газированной нефти. Такой метод эффективен в 
случаях, когда высота столба негазированной нефти достаточно 
высока. 

Если давление недр снижается настолько, что столб нефти в 
скважине под его действием невысок (ниже уровня земли), пе- 

реходят на механическую откачку нефти из скважины глубин- 
ными насосами (рис. 1.8). 

На поверхности Земли устанавливается привод к таким насосам (станок- 

качалка 10), придающий возвратно-поступательное движение вдоль оси сква- 
жины тросу 9, скрепленному со штангой 8. Плунжер насоса 7 движется в на- 
порной трубе 4 при движении вверх открывается клапан 5, заполняется 
нефтью подплунжерное пространство, а из подплунжерного пространства нефть 

выталкивается из скважины; при движении вниз клапан 5 закрыт, и нефть из 
подплунжерного пространства через открытый клапан 7 переходит в надплун- 
жерное. 

Глубинный насос может быть и с электроприводом. В этом 
случае центробежный многоступенчатый насос с электромото- 
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Рис. 1.9. Законтурное заводнение: 

J - нефтяные рабочие скважины; 2 - нагнетательные водяные скважины; Зи 4 - внут- 

ренний и внешний контуры нефтеносной площади 

ром герметичного исполнения на электрокабеле опускают в 
скважину, и с уровня продуктивного пласта он качает нефть на 
поверхность по напорной трубе. Наиболее энергетически вы- 
годным методом добычи нефти является фонтанный, который 
не требует наземных затрат энергии. 

Невелики внешние затраты энергии на тонну добываемой 
нефти и при компрессорном методе. Поэтому для того чтобы 
удлинить срок добычи нефти этими методами, применяют раз- 
личные способы искусственного поддержания внутрипластового 
давления на достаточном уровне. Наиболее распространенный 
из них - это законтурное или внутриконтурное заводнение неф- 
тяной залежи. Законтурное заводнение (рис. 1.9), применяемое 
для небольших по площади нефтяных месторождений, заключа- 
ется в закачке воды через серию водяных напорных скважин 2 в 
нефтяной пласт за его внешним контуром нефтеносности, в 
слой пластовой воды. Это позволяет создать под нефтяным 
слоем пласта повышенное по сравнению с естественным гор- 
ным давление и вытеснить за счет этого нефть на поверхность 
Земли. 

Для крупных по площади месторождений, кроме законтур- 
ных, ряд нагнетательных водяных скважин действует и внутри 
сетки рабочих скважин на самом месторождении (внутрикон- 
турное заводнение). 

С учетом всех мер по искусственному поддержанию пласто- 
вого давления и мер вторичного воздействия на продуктивный 
пласт (гидроразрыв пласта, кислотное и другие виды физико- 
химических воздействий на призабойную зону скважин) извлечь 

из нефтяного пласта удается в лучшем случае около 40-45% 
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нефти. Остальное количество нефти с помощью современных 
методов и технических средств извлечь невозможно. Особенно 
сложной является добыча высоковязких нефтей, приток которых 
к забою скважин затруднен из-за их высокой вязкости (малой 
текучести). Соответственно, заметно ниже для таких нефтей и 
доля извлекаемой нефти (20-25%). Для интенсификации добычи 
высоковязких нефтей применяют специальные методы, такие 
как термическое воздействие на призабойную зону пласта 
(закачка в пласт горячего газа или горячей воды, прогрев этой 
зоны специальными нагревателями), а также подземный взрыв, 
эффект действия которого близок к гидроразрыву пласта. 

Для извлечения из недр Земли очень вязких нефтей 
(природных нефтебитумов) применяют шахтный метод. 

1.4. ПРОМЫСЛОВАЯ ПОДГОТОВКА НЕФТИ И ГАЗА 

Добываемая из нефтепромысловых скважин нефть, строго гово- 
ря, нефтью является лишь частично, поскольку вместе с ней из 
скважины выносятся: 

углеводородный газ, называемый попутным газом; он раство- 
рен в нефти и механически смешан с нею, количество его со- 
ставляет от 10 до 300 нм3/т нефти и называется газовым факто- 
ром скважины; 

пластовая вода в количестве от 5 до 90% на нефть, сильно 
минерализованная (до 10 г/л минеральных солей), причем чем 
дольше эксплуатируется скважина, тем больше воды содержит 
добываемая нефть в виде эмульсии; 

механические примеси (до 1% на нефть), состоящие из пес- 
чинок пластовой породы, выносимых нефтью из пласта, и не- 
значительного количества кристалликов минеральных солей, 
окалины и др. 

В задачу промысловой подготовки нефти входит отделение от 
нефти основной части этих примесей и доведение ее качества 
по содержанию примесей до требований ГОСТа на нефть, гото- 
вую к переработке. 

На рис. 1.10 показана общая схема сбора, транспорта и под- 
готовки нефти на современном нефтепромысле большого по 
площади месторождения. 

Вся система закрыта и работает под избыточным давлением устья скважины 
около | МПа. 

От определенной группы (куста) скважин нефть поступает на несколько ав- 
томатизированных групповых замерных установок (АГЗУ), где дебит каждой из 
скважин измеряется путем попеременного подсоединения через клапан 2 этой 
скважины к мерной емкости 4 После этого нефть проходит первую ступень 
сепарации 5, где отделяются основное количество попутного газа и механиче- 
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Рис. 1.10. Схема сбора и подготовки нефти Ha промысле: 
АГЗУ - автоматизированная групповая замерная установка; ДНС - дожимная насосная 

станция; ГПЗ - газоперерабатывающий завод; УПН - установка подготовки нефти; УПВ - 
установка подготовки воды; НПЗ - нефтеперерабатывающий завод; / - нефть из скважины; 
2 - клапан-переключатель, 3 - газоотделитель; 4 - мерная емкость; 5, б - газосепараторы 
первой и второй ступени; 7 - электродегидраторы; 8 - резервуары; 9 - установка сдачи 
нефти; /- вода; // - механические примеси; //] - сухой газ, /И - сжиженный газ; И - газо- 
вый бензин; VJ — очищенная от нефти вода; V// - подготовленная к переработке нефть 

ские примеси. Газ направляется в ректификационные колонны ГПЗ на разде- 
ление. Нефть с пластовой водой и остатками газа поступает в сепаратор- 
делитель 2-й ступени сепарации 6, где отделяются отстаивающаяся вода и часть 
ra3a, а водонефтяная эмульсия поступает в электродегидраторы 7 установки 
подготовки нефти (УПН). Здесь с помощью деэмульгаторов при повышенной 
до 100-120 °С температуре от нефти отделяется вода до остаточного содержания 
не более 1% и соответственно снижается содержание минеральных солей до 20- 
300 мг/л. Такая нефть считается подготовленной для ее переработки на НПЗ, и 
поэтому она через установку сдачи нефти 9 откачивается по магистральному 
нефтепроводу на переработку. 

При добыче легких нефтей, когда количество остающегося в ней раство- 
ренного углеводородного газа составляет более 0,8-1,0% (мас.), для снижения 
потерь легких углеводородов С!-С; в процессе транспорта (перекачки, запол- 
нения резервуаров, налива в цистерны и др.) нефть до сдачи на НПЗ подверга- 
ют стабилизации. Подробнее вопросы стабилизации нефти рассматриваются в гл. 7. 

Вода, отделяемая от нефти и поступающая на УПВ, как пра- 
вило, используется для заводнения пластов, т. е. вновь закачи- 
вается в недра Земли в технологических целях (в смеси с назем- 

ными водами рек, озер). 
К воде, закачиваемой в пласт, предъявляют следующие тре- 

бования: 
она не должна содержать больших количеств механических 

примесей и соединений железа; 
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она не должна содержать сероводород, углекислый газ 
(диоксид углерода) и органические примеси (водоросли, бакте- 

рии); 
вода должна быть химически инертной к пластовым жид- 

KOCTAM. 
Для удовлетворения этих требований на УПВ имеются спе- 

циальные водоочистные устройства, позволяющие за счет от- 
стоя, добавки коагулянтов и реагентов очистить воду до требуе- 

МОЙ КОНДИЦИИ. 
Попутный нефтяной газ, отделяемый в сепараторах, состоит 

главным образом из углеводородов от метана до гексана 
(преимущественно это пропан, бутан, пентан). В виде примесей 
в этом газе могут находиться сероводород, диоксид углерода 
(углекислый газ) и водяные пары. Поскольку наличие этих при- 
месей придает газу коррозионно-активные свойства, газ подвер- 
гают очистке от них (см. главу 6). 

Для очистки от сероводорода и углекислого газа применяют 
твердые поглотители - сухой метод очистки [когда содержание 
примесей невелико — до 0,5% (мас.)] или жидкие поглотители - 
абсорбция (когда содержание примесей больше 0,5%). В ка- 
честве твердых поглотителей - адсорбентов — используют смесь 
гидроксида железа, древесных опилок и гашеной извести. 

При абсорбционной очистке применяют этаноламины. Для 
осушки газа до точки росы порядка -10 + -20 °С применяют 
абсорбцию воды диэтиленгликолем. Для более глубокой осушки 
используют адсорбцию активированным углем или цеолитами. 

Очищенный от вредных примесей попутный газ направляют 
на ГПЗ. О подготовке высоковязких нефтей см. гл. 7. 

1.5. ТРАНСПОРТ И ХРАНЕНИЕ НЕФТИ И ГАЗА 

Подготовленную на нефтепромысле нефть транспортируют на 
НПЗ одним из следующих видов транспорта - трубопроводным, 
железнодорожным и водным (морским или речным). 

Трубопроводный транспорт нефти — наиболее экономичный и 
экологически предпочтительный вид транспорта. В настоящее 
время действует очень большое число различных по пропускной 
способности и протяженности нефтепроводов как региональ- 
ных, так и межгосударственных. Диаметр труб современных 
крупных нефтепроводов достигает 1,2-1,4 м, скорость движения 
нефти по ним - до 1,5 м/с, общая протяженность - до 5- 
6 тыс. км. 

Такие нефтепроводы с комплексом подземных и назем- 
ных сооружений называют магистральными. Они включа- 
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Рис. 1.11. Схемы перекачки нефти - постанционная (а), транзитная через pe- 
зервуар (6) и из насоса в насос (в): 

] - резервуары; 2 - насосы; 3 - потребители 

ют: собственно трубопровод, проложенный под землей или на 
ее поверхности, насосные перекачивающие станции, резервуар- 
ные парки при этих станциях, установки для подогрева нефти 
(если она высокозастывающая), линии связи по всей трассе 
нефтепровода, устройства защиты труб от коррозии, противо- 
пожарные средства и др. 

Существуют два типа схем перекачки нефти по трубопрово- 
дам - постанционная и транзитная, схематично показанные на 
рис. 1.11. 

При постанционной перекачке (a) нефть поступает 
в одни резервуары станции, а откачивается насосом дальше - из 
других, предварительно заполненных резервуаров. 

При транзитной перекачке через резервуар 
нефть откачивается из того же резервуара, куда поступает с 
предыдущей насосной станции (6), т. е. резервуары выполняют 
здесь роль буферных емкостей. 

Возможен случай транзитной перекачки непо- 
средственно из насоса в насос (6), когда резервуары 
являются резервом емкости на аварийные случаи. 

При необходимости подогрева нефти при насосных станциях 
строят специальные нагреватели (печи), с помощью которых в 
резервуарах поддерживается такая температура, которая обеспе- 
чивала бы достаточную текучесть нефти до следующей станции. 
Это связано со значительными затратами энергии на перекачку 
нефти, но в определенных условиях они неизбежны (например, 
перекачка нефти по Трансаляскинскому нефтепроводу в США 
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или Перекачка мангышлакской нефти, имеющей температуру 
застывания +20 + +25 °С). 

Перекачивающие насосные станции устанавливают на рас- 
стоянии 100-150 км друг от друга. Давление, развиваемое насо- 
сами такой станции, составляет около 5-8 МПа. 

Железнодорожный транспорт. Несмотря на значительные пре- 
имущества трубопроводного транспорта, большое количество 
нефти и основное количество нефтепродуктов перевозится же- 
лезнодорожным транспортом. 

Эта система транспорта по железным дорогам включает спе- 
циальные вагоны-цистерны, наливные и сливные эстакады с 
соответствующим насосно-резервуарным хозяйством. 

Вагоны-цистерны представляют собой 4- или 8-осную тележ- 
ку с установленным на ней резервуаром вместимостью соответ- 
ственно 60 и 120 м3. Цистерны бывают обычного исполнения 
(для легкотекучих нефтей и светлых нефтепродуктов) и специ- 
ального исполнения (для вязких или высокозастывающих неф- 
тей и нефтепродуктов), они снабжены теплоизоляцией, рубаш- 
ками для подогрева и другими устройствами. Цистерны обычно- 
го исполнения, в свою очередь, изготавливают для сжиженных 
газов (на рабочее давление до 1,6 МПа), для легколетучих неф- 
тепродуктов и нефтей (на рабочее давление до 0,4 МПа) и 
остальных - малолетучих, но маловязких нефтепродуктов. 

Наливная эстакада - это своего рода железнодорож- 
ный причал, куда подается состав из 20-40 (или более) цистерн 
для их заполнения. Она состоит из проложенного вдоль желез- 
нодорожного пути коллектора с вертикальными стояками, число 
которых равно числу заполняемых цистерн. Каждый стояк 
имеет запорную задвижку и поворотный П-образный “хобот” с 
гибким шлангом на свободном конце. При наливе “хобот” по- 
ворачивают так, чтобы завести шланг в верхний люк цистерны, 
открывают задвижку и заполняют цистерну так, чтобы ее ци- 
линдрический резервуар был полностью занят жидкостью и уро- 
вень ее находился в верхнем колпаке цистерны. После этого 
задвижку закрывают, шланг выводят из люка, “хобот” повора- 
чивают на 90° и люк герметично закрывают. 

Наливные эстакады почти всегда специализированы, т. е. 
рассчитаны на налив только нефти или какого-либо одного вида 
нефтепродукта. 

Сливная эстакада служит для приема перевезенной по 
железной дороге нефти или нефтепродукта. По устройству она 
почти такая же, как и наливная эстакада, но имеет и отличия. 
Слив нефти или нефтепродукта может быть верхний и нижний. 
При верхнем сливе откачка нефти или нефтепродуктов произ- 
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водится насосом через верхний люк цистерны с помошью опи- 
санного выше поворотного “хобота”. Нефть подается в этом 
случае в общий резервуар, откуда направляется на переработку 
(а нефтепродукт - потребителю). 

Нижний слив осуществляется через нижние спускные клапа- 
ны цистерн в приемный лоток (или поворотные приемные тру- 
бы), откуда жидкость самотеком поступает в промежуточный, 
расположенный ниже уровня земли, приемник, а из него насо- 
COM — в общий основной резервуар. Если нефть или нефтепро- 
дукт вязкие или застывающие, то перед сливом их разогревают в 
каждой цистерне (паром или другими теплоносителями) и затем 
сливают в лоток. 

Железнодорожный транспорт отличается от трубопроводного 
большей универсальностью, т. е. возможностью доставки нефти 
в любую точку, где есть железная дорога и сооружена приемная 
эстакада. Однако он имеет ряд недостатков, среди которых 
большие затраты труда, времени и энергии на наливно-сливные 
операции, потери нефти и нефтепродуктов на этих операциях и 
соответственно загрязнение окружающей среды (воздуха и зем- 
ли). Потери эти связаны с “дыханием” цистерн во время налива 
и слива, а также с розливами нефти и нефтепродуктов. 

Водный транспорт. По своему принципу этот вид транспорта 
близок к железнодорожному: налив нефти в емкости, их пере- 
возка и слив в месте потребления. Отличается он лишь устрой- 
ством емкостей (морские или речные суда - танкеры, плавучие 
нефтяные резервуары) и характером перевозки (по воде вместо 
железной дороги). 

Водные, главным образом морские, перевозки нефти начали 
интенсивно использовать после открытия богатейших залежей 
нефти на Ближнем Востоке, районами развитой нефтеперера- 
ботки были в то время Северная Америка и Западная Европа. С 
тех пор этот вид транспорта нефти стал основным в междуна- 
родной торговле нефтью, и морские коммуникации, являю- 
щиеся международными артериями, достигли огромной протя- 
женности (сотни тысяч километров). Соответственно возросла и 
грузоподъемность (водоизмещение) танкеров. Если первые из 
них строились водоизмещением 5-10 тыс. т, то в 70-е годы по- 
явились супертанкеры для перевозки 300-500 тыс. т нефти, по- 
строенные в Японии. 

Танкерные перевозки нефти имеют большие преимущества 
перед железнодорожными. К ним относятся большие единич- 
ные емкости судна, относительная простота налива и слива, 
дешевизна и экологическая чистота (меньше потери на испаре- 
ние и розливы). Тем не менее этот вид транспорта больше под- 
вержен аварийности из-за морской стихии, и даже единичные 
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катастрофы танкеров приводят к непоправимым экологическим 
последствиям в результате розлива сотен тысяч тонн нефти. 

Как и железнодорожный, морской транспорт включает в себя 
3 звена - наливные морские причалы, транспортное средство 
(танкер) и сливные причалы в местах потребления. Налив- 
ные и сливные причалы могут быть в виде пристани 
(вдоль береговой кромки бухты) или пирса (когда он вдается в 
море). Они оборудуются системой гибких трубопроводов для 
соединения с причаленным танкером, насосной станцией для 
налива или откачки танкера и береговыми резервуарами для 
хранения нефти, откуда она по нефтепроводам затем направ- 
ляется на нефтеперерабатывающий завод. 

Танкер - основное звено этой системы - устроен следую- 
щим образом. Двойной стальной корпус судна по длине разде- 

лен на 3 части - носовую, среднюю и кормовую. Разделяющие 
эти части поперечные перегородки (каффердамы) представляют 
собой две стальные стенки на расстоянии 1,5 м друг от друга, 
полость между которыми заполнена водой. 

В небольшой носовой части расположен сухогрузный трюм, в 
котором могут транспортироваться любые грузы, включая неф- 
тепродукты в мелкой таре (бочках). 

В кормовом отсеке располагается машинное отделение и, ес- 
ли необходимо, котельная для непрерывного подогрева перево- 
зимой нефти с помощью змеевиков, по которым пропускается 
пар или горячая вода. 

Основная часть судна — средняя - занята емкостями (танка- 
ми) для нефти. Для этого корпус судна поперечными и про- 
дольными перегородками поделен на ячейки, в которые зали- 
вают нефть. Танки могут быть изолированы друг от друга, и 
тогда налив и слив нефти из них производится по системе тру- 
бопроводов, подключенных к каждому из них. При перепускной 
системе танки сообщаются между собой отверстиями на не- 
большом расстоянии от дна,и тогда откачка нефти из одного из 
них позволяет через эту систему отверстий откачивать нефть 
одновременно из всех. В средней части судна расположен на- 
сосный отсек, насосами которого нефть откачивается из танков. 

Загруженный нефтью танкер имеет большую осадку (15- 
20 м), которая резко уменьшается после его разгрузки в порту 
прибытия. Чтобы сохранить устойчивость танкгра в обратном 
рейсе, его осадку поддерживают за счет того, что в пустые танки 
закачивают забортную воду. Эта вода в порту налива нефти от- 
качивается из танков в специальные резервуары и перед сбро- 
сом в море очищается от нефти. 

Хранение нефти осуществляется на нефтепромыслах, в на- 
чальных, Промежуточных и конечных пунктах протяженных 
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нефтепроводов, в местах налива и слива при железнодорожных 
и водных перевозках и на нефтеперерабатывающих заводах. За- 
дача хранения в этих местах — сгладить неравномерность по- 
ступления и потребления нефти во времени (в течение суток 
или месяцев). 

Для хранения нефти строят крупные наземные или подзем- 
ные резервуары вместимостью 10-100 тыс. т каждый, входящие 
в комплекс установок и сооружений, называемый в целом неф- 

тебазой. 
В зависимости от вида нефтепродукта резервуары различают- 

ся своим устройством. Для нефтей и легких нефтепродуктов 
одно из назначений резервуаров - устранить потери углеводоро- 
дов от испарения и “дыхания” (вытеснения паров при заполне- 
нии резервуара). Для этого строят резервуары с плавающей на 
поверхности нефти крышей, имеющей скользящее по стенкам 
резервуара уплотнение. 

Для тяжелых нефтепродуктов с высокой температурой засты- 
вания и вязкостью резервуары оборудуются системой подогрева. 

Транспорт газа осуществляется главным образом по трубопро- 
водам (газопроводам) от мест его добычи и промысловой подго- 
товки к потребителям. 

Сжиженные газы транспортируются в специальных цистер- 
нах по железным дорогам или автомобилями. Существуют также 
специальные танкеры для перевозки сжиженных газов морским 
путем. 

Магистральные газопроводы имеют большую протяженность 
(3-5 тыс. км) и составляют важную энергетическую сеть любой 
страны. Строятся они из труб диаметром до 1,4 м на давление 
до 10 МПа и имеют пропускную способность до 30 млрд м3/год. 
Для перекачки газа на большие расстояния через определенные 
интервалы (80-120 км) строятся газокомпрессорные станции. 

Хранение газа осуществляется с целью сглаживания неравно- 
мерности его потребления на местах. Природный газ хранят 
чаще всего в подземных хранилищах. Для этого используют 
структурные геологические ловушки, где газ может храниться 
под большим давлением без потерь его в смежные пласты. Чаще 
всего это подземные складки или купола, имеющие песчаные 
пласты, перекрытые плохо проницаемыми глинистыми отложе- 
ниями. Газ в такие купола закачивают из магистрального газо- 
провода, вытесняя тем самым имеющуюся в песчанике воду. 
Обычно в качестве хранилища выбирают геологическую струк- 
туру, где гидростатическое давление не превышает рабочее дав- 
ление в газопроводе. 

Герметичность выбранного подземного хранилища газа про- 
веряют по изменению давления в пласте после закачки опытной 
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партии газа. Однако даже при использовании лучших вариантов 
хранилищ всегда наблюдаются потери газа, и это один из недо- 
статков подземного хранения, с которым мирятся, поскольку 
наземное хранение больших (3-10 млн м3) количеств природно- 

го газа невозможно. 
Сжиженные газы хранят обычно на нефтебазах или в нефте- 

парках в специальных резервуарах, рассчитанных на высокое 
давление. 

Глава 2 

МЕГОДЫ ВЫРАЖЕНИЯ 
И ОПРЕДЕЛЕНИЯ СОСТАВА НЕФТИ И ГАЗА 

2.1. КОМПОНЕНТНЫЙ СОСТАВ 

Выходящая из недр Земли по скважине на поверхность нефть не 
является только смесью углеводородов. Она выносит с собой 
попутный газ, воду и механические примеси - частички горной 
породы из призабойной зоны скважины. Поэтому под Komno- 
нентным составом нефти понимают содержание в потоке, выхо- 
дящем из нефтяной скважины, веществ, различающихся фазо- 
вым состоянием (жидкость, газ) и природой (органические или 
минеральные вещества). Все эти компоненты нефти взаимно 
нерастворимы, являются олеофобными и образуют дисперсную 
систему, которая может быть подвергнута разделению. 

Количество этих примесей в нефти, выходящих из скважины, 
для разных месторождений различно и приводилось выше. 

Рассмотрим кратко характеристики каждого из этих компо- 
нентов нефти (характеристика и свойства самой нефти подроб- 
но рассматриваются в гл. 3). 

Попутный газ — легкая углеводородная часть нефти, выде- 
ляющаяся из нее в процессе снижения давления от пластового 
(десятки МПа) до давления в сепараторах установок промысло- 
вой подготовки нефти (около 1,0 МПа). 

Выделение газа начинается уже в стволе скважины и затем 
продолжается на поверхности Земли в сепарирующих уст- 
ройствах установок комплексной подготовки нефти. 

Углеводородный состав попутного газа на каждой ступени 
его отделения устанавливается в соответствии с законами фазо- 
вого равновесия сложных смесей и зависит от температуры и 
давления. 
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Рис. 2.1. Схема определения потенциального содержания углеводородов С!-Сб в 
нефти: 

в - отбор пробы нефти; 6 - первая стабилизация; в - стабилизация дистилляцией; | - 
нефтепровод; 2 - герметичный проточный пробоотборник; 3 - сосуд для отбора пробы 
нефти на анализ; 4, $ - сосуды для сбора и измерения количества газа; 5 - куб с пробой 
нефти из сосуда; 6 - колонна ректификации нефти (аппарат АРН-2); 7- приемних жидкой 
головной фракции нефти; 9- Ч-образный манометр 

Средний состав нефтяных попутных газов нескольких из- 
вестных нефтяных месторождений приведен в гл. 6 (см. табл. 6.3). 

Однако даже после многоступенчатой сепарации пузырьков 
газа из нефти на промысле в ней остается в растворенном 
(абсорбированном) состоянии, а также в виде взвешенных мел- 
ких (до 20-50 мкм) пузырьков газа (образуя дисперсную систему 
нефть - газовая фаза) еще около 0,5-1,5% (мас.) углеводородов - 
от метана до пентанов. Газ отделяется от нефти в процессе вы- 
сокотемпературной стабилизации на специальных нефтестаби- 
лизационных установках и затем в процессе первичной дистил- 
ляции нефти. 

Для определения растворенных в нефти легких углеводородов 
С!-С4 (или С1-С5;) существует целый ряд методов. Большинство 
из них хроматографические, позволяющие относительно быстро 
оценить содержание этих углеводородов непосредственно в неф- 
ти. Существует, например, стандартный метод определения со- 
держания углеводородов С! -Сб в нефти (ГОСТ 13379-82) с по- 
мощью газового хроматографа. Однако точность этих методов 
невелика [15-30% (отн.)] и уступает более надежному, но тре- 
бующему больших затрат времени дистилляционному 
способу определения [35] (рис. 2.1). 

По этому способу нефть из нефтепровода / отбирают в герметичный сосуд 
(пробоотборник) 2. Пробоотборник затем охлаждают до 20-25 °С и из него 
отбирают в герметичную склянку 3 пробу нефти на анализ. Выделяющийся при 

отборе углеводородный газ собирают в газометр 4. В конце этой операции 
фиксируют массу отобранной в склянку нефти (взвешиванием) и объем газа в 
газометре 4. Затем из склянки 3 пробу нефти загружают в куб 5 аппарата АРН- 
2 (ГОСТ 11011-85), фиксируют загруженное количество и присоединяют куб к 
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колонне 6 Медленно (5-10 °С в час) повышают температуру в кубе и выде- 
ляющийся при этом углеводородный газ собирают в газометр 6, регулируя из 
него спуск воды так, чтобы показание манометра 9 удерживалось на нуле Газ 
продолжают отбирать в течение всего времени даже после того, как в приемник 
7 начнет поступать легкая жидкая “головка” нефти При температуре верха 
колонны 65-70 °С отбор прекрашают и фиксируют массу фракции н к - 70 °C 
в приемнике /и объем газа в газометре 8 

С помощью газовой хроматографии определяют углеводородный состав га- 
зов в газометрах 4H 8и жидкой фракции н к - 70 °С в приемнике 7 

Содержание углеводородов в нефти рассчитывают из соот- 
ношения [в % (мас.)]: 

(7) 

сс И c@ VO” , со Gtr (2.1) 
pod (3) (4) (4) ! (3) i (3) ° | 

Gio + Vr pr Gi Gy 

где С; - концентрация искомого углеводорода в нефти (Су, Co, С} ит. д.), И, - 
объем газа (здесь и далее верхний индекс в скобках соответствует позициям 
сосудов на рис 21), л, р; - плотность газа, г/л, G, - масса нефти, г, G,, - масса 
головки н к - 70 °С, г 

Пластовая водя является неизбежным спутником нефти. В 
процессе добычи нефти пластовая вода своим напором вытесня- 
ет нефть по порам горных пород в направлении к стволу сква- 
жины. В зависимости от структуры пор самого пласта, скорости 
притока нефти к скважине, вязкости нефти и других факторов 
приток воды к скважине вместе с нефтью может быть разным. 

В начальный период обычно обводненность нефти очень ма- 
ла, однако чем дольше эксплуатируется скважина, тем более 
обводненная нефть из нее отбирается. 

В качестве примера приведены данные по месторождениям 
Западной Сибири [3]: 

Годы Количество добытой Количество добытой Средняя обводненность 
нефти, млн т/год воды, млн т/год нефти, % (мас ) 

1970 45 1,6 3 

1973 88 10 11 
1980 312 110 35 

Таким образом, за 10 лет обводненность возросла более чем в 
10 раз, ив 1980 г. достигла 35%. 

Средняя обводненность нефтей в целом по России достигает 
около 50%, т. е. добыча пластовой воды составляет около 
150 млн т/г. 

В процессе добычи и промыслового транспорта нефти проис- 
ходит интенсивное смешение нефти с пластовой водой и часть 
воды эмульгируется в нефти в виде мельчайших капель (диаметр 
от 10 до 1000 мкм), образуя водонефтяную эмульсию. 

Значительная часть пластовой воды отделяется на промысло- 
вых установках в отстойниках УКПН, а часть ее, диспергиро- 
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Рис. 2.2. Прибор для определения содержания воды в = 
нефти: 

I - колба с нефтью; 2- ловушка, J - обратный хояодильник, 
$ - нагреватель колбы 

ванная в нефти, остается неотделенной, и эта 
дисперсная система “нефть - вода” разделяет- 
ся далее специальными методами. Поскольку 
пластовая вода всегда сильно минерализована 
— содержит соли различных металлов, то зада- 
ча глубокого отделения эмульгированной в 
нефти воды является одновременно и задачей 
снижения в ней содержания коррозионно- 
активных солей. 

По своему составу пластовые воды нефтей 
различных месторождений очень сильно раз- 
личаются, поскольку различны геохимические 
условия их залегания. 

Одной из общепринятых характеристик 
степени минерализации пластовых вод являет- 
ся их плотность (4), которая может быть 
определена обычным взвешиванием либо расчетом по солености 
воды [34] (в г/см3): 

d = 145/(145 - п), (2.2) 

где л - соленость воды в градусах Боме по ареометру 

Нуль по шкале Боме соответствует дистиллированной воде 
при 15,6 °С (60 °F), а каждый градус - 1% (мол.) содержанию 
NaCl. 

Зависимость плотности пластовой воды (в г/см3) OT концент- 
рации в ней минеральных солей выражается соотношением 

а = | + 0,00715S, (2.3) 

где 5 - концентрация минеральных солей в воде, г/л. 

Определение содержания воды в нефти прово- 
дится по ГОСТ 2477-65 методом выпаривания воды с 
легким растворителем при нагревании нефти. Для этого 
используется прибор, схематично показанный на рис. 2.2. 

В колбу вместимостью 500 или 1000 мл помещают пробу нефти 100 (200) мл 
в смеси с таким же количеством растворителя, нерастворимого в воде (толуол 
или тяжелая бензиновая фракция 100-200 °С) При нагревании колбы пары 
воды и растворителя конденсируются в холодильнике 3, и конденсат собирает- 
ся в градуированной ловушке 2, где вода и растворитель расслаиваются. Нагрев 
ведут до тех пор, пока визуально не прекратится увеличение высоты слоя воды 
в ловушке и растворитель не станет прозрачным. 

Количество воды определяют как отношение массы воды, собравшейся в 
ловушке, к массе нефти, помещенной в колбу /. 
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Принятые за рубежом стандартные методы основаны также 
на  перегонке (ASTM D-95/70) и — центрифугировании 
(ASTM D1/796/68). 

Минеральные соли в пластовой воде находятся практически 
полностью в растворенном состоянии. 

По наиболее известной классификации [36] пластовые воды 
по химическому составу растворенных в них солей делят на 
хлоридно-кальциевые и щелочные. Первые, наиболее распро- 
страненные, содержат в своем составе смеси хлоридов натрия, 
магния и кальция (воды многих месторождений Башкортостана, 
Татарстана, Туркменистана, Азербайджана и др.). 

Щелочные воды могут быть представлены хлоридощелочны- 
ми и хлоридосульфатощелочными водами. 

Хлоридощелочные воды содержат в основном хлориды и 
карбонаты в различных соотношениях и почти не содержат 
сульфатов. 

Хлоридосульфатощелочные, наименее минерализованные во- 
ды содержат значительное количество сульфатов. 

Содержание основных солей — хлоридов различных металлов 
[в % (отн.)] в пластовых водах существенно различается для 
разных месторождений: 

Месторождение Мас! MgCl, CaCl, 

Самотлорское (Западная Сибирь) 59 6 35 
Ромашкинское (Татарстан) 86 6 8 
Арланское (Башкортостан) 56 10 34 

Содержание хлоридов в нефти определяют по ГОСТ 21534-76 
двумя методами - титрованием водного экстракта солей, выде- 
ленного из нефти, и неводным потенциометрическим титрова- 
нием нефти (для нефтей с содержанием хлоридов более 
10 мг/л). 

Механические примеси нефти представлены мелкими частич- 
ками горных пород, выносимых из скважины, а также частица- 
ми продуктов коррозии нефтепромыслового оборудования и 
плотных углеродистых образований (карбоидов) самой нефти. 
Они образуют с нефтью также дисперсную систему “нефть - 
твердое тело”, разделение которой проводится методом отстаи- 
вания в сепараторах и отстойниках УКПН на промыслах. Не- 
большое (до 0,2%) количество этих примесей остается в нефти, 
идущей на переработку, и выделяется при более глубокой 
очистке нефти на нефтезаводах. 

Содержание механических примесей в нефти определяют по 
ГОСТ 6370-83 методом фильтрования смеси образца нефти с 
легким углеводородным растворителем (бензин, толуол) с по- 
следующим взвешиванием высушенного на фильтре осадка. 
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Нижний порог чувствительности этого метода составляет 
50 мг/кг [0,005% (mac.)}. 

Компонентный состав нефти в процессе ее очистки на про- 
мысле существенно меняется, и после очистки нефть сдается в 
переработку определенного конечного компонентного состава, 
который в соответствии с ГОСТ 9965-76 относят к четырем ка- 
тегориям (группам): 

Группа Содержание, не более 

соли, мг/л вода, % (mac.) механические примеси, 
% (мас ) 

| 40 0,2 0,05 
I] 300 1,0 - 0,05 
Ш 1800 1,0 0,05 
IV 3600 2,0 0,05 

Совершенствование методов промысловой подготовки нефти 
обусловливает все увеличивающуюся долю нефтей, соответ- 
ствующих категории I: в начале 90-х годов она составляла более 
85% против 30-35% в начале 70-х годов. Доля нефтей группы IV 
в настоящее время стала ничтожно малой (около 1% против 25- 
28% в 70-х годах) и удерживается главным образом для нефтей 
высокосмолистых и высоковязких, отделение воды и солей из 
которых представляет собой очень трудную задачу. 

2.2. ФРАКЦИОННЫЙ СОСТАВ 

Фракционным составом обычно называют зависимость коли- 
чества выкипающего продукта от повышения температуры ки- 
пения. Такая зависимость имеет место для любых смесей разно- 
кипящих веществ. Для индивидуальных веществ с определенной 
температурой кипения такой зависимости нет, так как вещество 
начинает кипеть и полностью выкипает при одной и той же 
температуре, называемой температурой кипения. 

В основе всех методов определения фракционного состава 
нефти лежит дистилляция — тепловой процесс разделения слож- 
ной смеси углеводородов нефти на отдельные фракции с раз- 
личными температурными интервалами кипения путем испаре- 
ния нефти с последующей дробной конденсацией образо- 
вавшихся паров [4]. 

В зависимости от числа ступеней конденсации паров разли- 
чают три варианта дистилляции нефти: 

простая дистилляция, когда образующиеся при испарении 
нефти пары полностью конденсируют; 

дистилляция с дефлегмацией, когда из образовавшихся при 
испарении нефти паров конденсируют часть высококипящих 
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фракций, возвращая их в виде жидкой флегмы в кипящую 
нефть, а оставшиеся пары, обогащенные низкокипящими ком- 
понентами, полностью конденсируют; 

ректификация - дистилляция с многократно повторяющейся 
дефлегмацией паров и одновременным испарением низкокипя- 
щих компонентов из образующейся флегмы, чем достигают мак- 
симальной концентрации низкокипящих фракций в парах до их 
полной конденсации. 

Этих три варианта дистилляции нефти положены в основу 
большинства лабораторных методов определения фракционного 
состава нефти и нефтепродуктов, причем первый из них позво- 
ляет получить наименьшую степень четкости выделения фрак- 
ции из кипящей нефти, а последний - наибольшую. 

2.2.1. Методы простой дистилляции 

Эти методы могут быть периодическими и непрерывными, а 
получаемые результаты имеют самостоятельное значение. 

Периодическая простая дистилляция представлена на рис. 2.3. 

Для ее проведения в колбу 7 помешают определенный (обычно 100 или 
200 мл) объем нефти или другого вещества и постепенным нагреванием испа- 
ряют эту нефть, конденсируя образующиеся пары в холодильнике 3. Сконден- 
сированные пары собирают в приемнике 5. Интенсивность испарения (“ско- 
рость перегонки”) регулируют интенсивностью подогрева колбы. 

В процессе дистилляции фиксируют температуру паров { тер- 
мометром 2 и объем жидкости У в приемнике 5 в следующие 
моменты: 

в момент падения первой капли в приемник (температура 
начала кипения - #.к), когда V = 0; 

когда объем жидкости в приемнике составляет 10 мл, 20 мл, 
30 мл ит. д. до 90 мл (Vio, Vo9, V3q ит. д. до Von) фиксируют 10, 
60, #30 ИТ. Д. ДО 40; 

когда температура по термометру достигнет максимума 
(после 0) и начнет снижаться - температура конца кипения 
(кк). После этого нагрев колбы прекращают и через некоторое 
время фиксируют общий выход фракций в мл - Vy. 

Полученные результаты измерений представляют в виде таб- 
лицы или кривой / (рис. 2.4) фракционного состава, где по оси 
абсцисс откладывают выход фракций в % (об.): 0, 10, 20, 30 и 
т. д. до 90% (06.), а по оси ординат - температуры fy к, По HT. д. 
Такой метод определения фракционного состава наиболее прост 
в реализации, он стандартизирован практически во всех странах: 
в России - по ГОСТ 2177-85, в США - no ASTM D-86. Это позво- 
ляет иметь сопоставимые результаты при определении фракци- 
онного состава нефти и продуктов ее переработки независимо 
от страны и места его определения. 
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Рис. 2.3. Схема аппарата для определения 
Ффракционного состава простой перегон- 
кой: 

] - колба; 2 - термометр; J - труба холо- On) Ux 
дильника; 4 - ванночка с проточной водой; 5 - 0 "10 20 30 60 50 60 70 80 90 100 
мерный приемник; 6 - нагреватель колбы; 7 - Bored. % 
защитное кольцо; 8 - штатив 

Рис. 2.4. Кривые фракционного состава [выход в % (06.) - J; в % (Mac.) - 2, 3, 4: 
]- полученная простой перегонкой из колбы по ГОСТ 2177-82; 2 - кривая ОИ; 3 - по- 

лученная перегонкой из колбы с дефлегматором; 4 - полученная ректификацией (кривая 

HTK) 

Этим методом состав нефти может быть определен от начала 
кипения (обычно 30-35 °С) до температуры кипения не выше 
320-340 °С, поскольку при атмосферном давлении 
более высококипящие углеводороды нефти подвергаются терми- 
ческой деструкции и нарушается природный химический состав 
нефти. 

Фракционный состав тяжелой (высококипяшей) части нефти 
(выше 320-340 °С) определяют поэтому при пониженных 
давлениях, с тем чтобы выкипание тяжелых фракций шло 
при температурах не выше 340-350 °С, а затем эти температуры 
пересчитывают на нормальное атмосферное давление. Методика 
дистилляции в принципе не отличается от описанной, но отли- 
чается аппаратурное оформление дистилляционного аппарата. 

Существует стандартный метод определения фракционного 
состава парафинов до 460 °С (ГОСТ 10120-71) перегонкой в 
колбе Богданова. Однако устройство этой колбы не позволяет 
перегонять более высококипящие нефтепродукты до 500-550 °С 
из-за их термического разложения. Для этих случаев автором 
была разработана колба новой конструкции (колба Мановяна), 
позволяющая без заметного термического разложения довести 
перегонку до 560-580 °С. 
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Вид колбы no,,A 

Рис. 2.5. Схема аппарата для вакуумной дистилляции тяжелых нефтяных фрак-, 
ций и остатков: 

1 - колба; 2 - горловина колбы; 3 - отвод для паров; 4 - приемник фракций; 5 - нагре- ' 
ватель колбы; 6 - теплоизолирующий кожух; 7- манометр; 8 - вакуумный насос; 9 - трубки; : 

10 - термометр, // — буферная емкость; /2- запорный краник (зажим) 5 

Аппарат для такой дистилляции [38] схематично показан на 
рис. 2.5. 

В нем используют колбу необычной конструкции [37] с цилиндрическим 
баллоном /и горловиной, имсющей два дугообразных изгиба 2, выполняющих 
роль дефлегматоров. Верхняя половина колбы и горловина (кроме вершин 
изгибов 2) покрыты слоем асбошлаковатной изоляции толщиной 3-4 мм. 

Пароотводящий патрубок 3 не изолирован и выполняет роль конденсатора. : 
Этот патрубок герметично соединен с приемником фракций 4, а он, в свою i 
очередь, - с вакуумсоздающей системой. | 

В колбу помещают 100 мл тяжелого нефтепродукта и после герметизации | 
системы при открытом зажиме /2 включают вакуум-насос 8. Затем медленно 
закрывают зажим 12, достигают остаточного давления в системе не более 70- 
80 Па (0,5-0,6 мм рт ст.) и начинают нагрев колбы. 

Процесс ведут так же, как и по ГОСТ 2177-85, но фиксируют при этом три 
параметра: объем отобранной фракции 0, 10, 20, 30 мл ит. д. до 90 мл, темпе- 
ратуру паров по термометру /0 в этих же точках и давление по вакуумметру 7. 

Полученные результаты записывают в таблицу, затем темпе- 
ратуры переводят на нормальное атмосферное давление 
(102 кПа) и конечный результат представляют функцией 
“нормальная температура кипения - выход в мл [% (об.)]” (в 
виде таблицы или графической зависимости). 

Для пересчета температур с пониженного давления на нор- 
мальное получили наибольшее распространение два метода - 
номограмма ЦОР и формула Ашворта. Номограмма ЦОР в та- 
булированном виде входит в состав ГОСТ 10120-71 на метод 
определения фракционного состава нефтяного парафина и в 
аналогичный метод ASTM D-1160. 
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Рис. 26 Аппарат для определения фракционного состава нефти и тяжелых 
топлив (АРТ) 

] - колба с фасонной горловиной, 2 - двойной холодильник, 3, 3’- приемники фрак- 
ций, 4 - пробирки, 5 - поворотно-качающийся желобок, 6 - скользящий по наружной 
поверхности приемника магнит, 7 - термометр, 8 - нагреватель, 9 - газовая горелка, 10 - 
кожух-пламягаситель, //- теплоизолирующий кожух, 1/2 - манометр, 13 - вакуумный насос, 
14 - буферная емкость, /5 - запорный краник (зажим) 

Удовлетворительные результаты дает формула Ашворта, при- 
веденная в разделе 3.4.1. 

Сочетание двух описанных выше аппаратов для простой пе- 
регонки нефти (см. рис. 2.3 и 2.5) представляет определенные 
неудобства, так как нефть начинает кипеть от 25-30 °С и пол- 
ностью не испаряется даже до 600 °С. Поэтому для определения 
фракционного состава нефти удобен аппарат АРТ [39], показан- 
ный на рис. 2.6. Колба этого аппарата аналогична применяемой 
в предыдушем способе, а над приемником фракций имеется 
холодильник для конденсации паров низкокипящих фракций. 
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Taunt Рис. 2.7. Кривые фракционного состава неф- 
ти, полученные с помощью АРТ: 

i ] - экспериментальная, 2 - кривая с учетом по- 
правок 

В колбу загружают также 100 мл нефти и 
при открытом зажиме /5 начинают перегон- 
ку, которую ведут до 300 °С при атмосфер- 
ном давлении, отмечая температуры выкипа- 

Vj ния 0, 10, 20, 30 мл ит. д. При температуре 
конца атмосферной перегонки отмечают 
объем жидкости Г, в приемнике 3 и перегон- 
ку (нагрев печи) прекращают. Печь снимают, 
колбе дают остыть и в это время приемник 
снимают, сливают содержимое и вместо него 
в приемник заливают в таком же количестве 
(V,) тяжелое масло или другой малолетучий 

продукт 
После этого перегонку продолжают по 

методике, описанной выше для аппарата, 

показанного на рис. 2.5, продолжая фиксиро- 
м вать нарастающий объем в приемнике 

20 40 60 80 100 (например, 50, 60, 70 мл ит. д.) и температу- 
Выход, %(06.) ру и давление по манометру /2. 
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Полученная с помощью АРТ кривая фракционного состава 
нефти показана на рис. 2.7. Можно отметить в области перехода 
от атмосферного давления к перегонке в вакууме “скачок тем- 
пературы”, т. е. кривая как бы смещается вверх на некоторую 
величину по температурам кипения. 

Изучение этого явления [40] позволило заключить, что оно 
связано с погрешностью пересчета температур по номограмме 
UOP: номограмма построена для индивидуальных углеводородов, а 
при кипении нефти выкипает одновременно их сложная смесь. 
Был предложен график поправок к номограмме UOP [4]. С учетом 
ввода поправок кривая фракционного состава не имеет излома в 
переходной области (пунктирная часть кривой на рис. 2.7). 

Непрерывная простая дистилляция, называемая в специальной 
литературе однократным испарением (ОИ), реализуется сле- 
дующим образом (рис. 2.8). 

Нефть или нефтепродукт дозатором 2 с постоянным расходом подается через на- 
греватель 3 в испарительную камеру 4. Вся эта система термостатируется при опреде- 
ленной температуре 1. Испарившаяся при этой температуре часть нефти после кон- 
денсации поступает в приемник 7, а охлажденная жидкая фаза - в приемник 8. 

Выход [в % (Mac.)] паровой фазы (долю отгона) определяют 
по формуле 

e = 51100, (2.5) 
H 

где €; - доля отгона при температуре 1; G, и 2 - количество пропущенной нефти и 
полученной паровой фазы, в г, за определенный отрезок времени (время опыта). 
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3 - ^^ -— 7 

Риё. 2.8. Схема аппарата ОИ: 
] - емкость; 2 - насос-дозатор; 3 - змеевик; 4 - испаритель; 5 - термостат. 6 - холо- 

дильники; 7, 8- приемники паровой и жидкой фаз 

Аналогичным образом проводят опыт при температурах h, #3, 
4 и т. д., определяя при этом значения ео, ез, ед ит. д. Нанесе- 
нием этих величин в систему координат “f-e” получают кривую 
ОИ (кривая 2 на рис. 2.4). Кривая ОИ всегда более пологая, чем 
кривая фракционного состава, полученная простой перегонкой 
из колбы, и пересекает ее вблизи точки 50% (на несколько гра- 
дусов выше или ниже). Связано это с тем, что при разовом 
(однократном) испарении нефти в паровую фазу переходит од- 
новременно большее число углеводородов, чем при постепен- 
ном испарении из колбы, и поэтому температура паров при ма- 
лой доле их отгона при ОИ фиксируется большей, чем по кри- 
вой J. Соответственно при е > 50% температура паров ниже, чем 
при перегонке из колбы, где испаряется более концентрирован- 
ный по высококипящим углеводородам остаток. 

Таким образом, для одного и того же выхода паровой фазы 
при ОИ имеет место менее четкое распределение углеводородов 
между паровой и жидкой фазами, чем при простой перегонке из 
колбы. Об этом свидетельствует также наклон кривой к оси абс- 
цисс: чем он больше, тем более четко разделяются углеводороды 
при дистилляции. 

2.2.2. Дистилляция с дефлегмацией 

Схема аппарата с дефлегматором приведена на рис. 2.9. 

В отличие от простой перегонки из колбы (см. рис. 2.3) в этом случае пары 
из колбы / до выхода их на конденсацию проходят охлаждаемый участок гор- 
ловины (дефлегматор), где в первую очередь частично конденсируются высоко- 
кипящие углеводороды, и образовавшаяся жидкость - флегма // - стекает об- 
ратно в колбу. За счет этого покидающие колбу пары /// обогащаются легкоки- 
пящими компонентами, что повышает в целом четкость разделения углеводо- 
родов при таком способе дистилляции. 

Методика дистилляции и интерпретация ее результатов ана- 
логичны описанным для рис. 2.3, однако получаемая кривая 
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Рис. 2.9. Схема аппарата с дефлегматором (а) и принцип его работы (6): 
]- колба; 2 - дефлегматор; 3 - термометр; 4 - холодильник; 5 - мерный приемник; 6 -— 

нагреватель; 7- штатив; /- поток выкипающих паров; JF - сконденсированная флегма; J/] - 
поток пара на конденсацию 

фракционного состава будет иметь несколько больший уклон по 
сравнению с кривой, полученной простой перегонкой (кривая 3 
на рис. 2.4). 

Четкость разделения зависит от высоты дефлегматора: чем 
она больше, тем больше доля паров // и тем больше обогащение 
паров /// легкокипящими компонентами. 

2.2.3. Ректификация 

Методы лабораторной ректификации могут быть периодические 
и непрерывные, каждый из них имеет свое назначение. 

При периодической ректификации, так же как и при простой 
периодической перегонке, разовая загрузка куба постепенно 
испаряется при нагревании, но образующиеся при этом пары 
многоступенчатой дефлегмацией обсгащаются легкокипящими 

для данного момента испарения углеводородами. 
В отличие от дистилляции с дефлегмацией, где это обогаще- 

ние идет только за счет конденсации высококипящих компо- 
нентов пара внешним источником охлаждения, при ректифика- 
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Рис. 2.10. Схема аппарата разгонки нефти АРН-2 (а) и принцип его работы (6): 
]- колонна, 2 - насадка; 3 - обогрев и изоляция колонны, 4 - куб; 5 - печь: 6 - кон- 

денсационная головка; 7- кран для отбора фракций; 8 - приемник, 9, 10 - термопары, 11 - 
манометр; /2- буферная емкость; /3 - вакуумный насос; /- пары из куба: // - пары ректи- 
фиката на конденсацию; /7/ - ректификат на орошение, /И- отбираемая часть ректификата, 

V - флегма, стекающая в куб; VJ 4 ГЛ - конденсируемая часть паров и испаряемая часть — 
орошение на каждом уровне контакта (0-0, 6-6. в-вит. д) 

ции (рис. 2.10) этот процесс идет интенсивнее и потому эффек- 
тивнее (рис. 2.10, 6). 

В каждом сечении колонны (например, в-в) поток поднимающегося пара | 
встречает стекающий поток жидкости Г, имеющей углеводородный состав, 
схожий с составом паров (но с большим содержанием тяжелых углеводородов), 
и температуру на 5-10 °С ниже температуры паров. За счет этой разности тем- 
ператур и составов часть высококипящих углеводородов V/ конденсируется в 
поток жидкости, а выделяющаяся теплота их конденсации способствует испа- 
рению низкокипящих углеводородов V//, попадающих в поток пара. Таким 
образом, в этом случае происходит двойное (за счет потоков И/ и VI/) обогащение 

потока пара низкокипящими компонентами, а жидкости - высококипящими. 
Такой процесс происходит по всей высоте колонны (в сечениях 6-6, а-а и 

г д.), и на верху колонны поток паров //, выходящий на конденсацию 
(ректификат), максимально обогащен низкокипящими углеводородами и имеет 
поэтому температуру значительно ниже, чем у аналогичной смеси в колбе при 
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простой дистилляции (см рис 23) и даже дистилляции с дефлегмацией (см 
рис 29) 

После конденсации в конденсаторе 6 часть ректификата /// возвращается в 
колонну, создавая встречный поток жидкости (орошение), а другая часть /И 
выводится как отбираемый ректификат Отношение количества потока /// к 
количеству /V называют кратностью орошения, и чем она выше, тем лучше 
степень разделения углеводородов смеси (четкость ректификации) 

На рис. 2.10, а схематично показано устройство лабораторной 
установки периодической ректификации нефти. 

Нефть, помещенная в куб 4, испаряется, и образующийся поток паров угле- 
водородов (меняющийся по составу по мере испарения нефти) поднимается по 
колонне / вверх Колонна заполнена насадкой 2 для увеличения поверхности и 
длительности контакта паров с флегмой На верху колонны Пары попадают в 
конденсатор 6, и образовавшийся конденсат (ректификат) возвращается в ко- 

лонну на верх насадки Стекая по ней, флегма контактирует с паровым NOTO- 
ком и за счет описанной выше многократной частичной конденсации паров и 
частичного испарения жидкости оба потока обогащаются, концентрируя низ- 
кокипящие (пары) и высококипящие (орошение) компоненты Часть обога- 
щенных паров в сконденсированном виде через регулировочный кран 7 отби- 
рают в приемник 8, а остальное возвращается на орошение В этом случае 
отбор часто ведут по температуре на верху колонны Например, от начала ки- 
пения до 80 °С отбирают и взвешивают первую фракцию, затем от 80 до 100 °С 
~ вторую, от 100 до 120 °С - третью, ит д При атмосферном давлении пере- 
гонку ведут до 220-240 °C, после чего систему герметизируют и продолжают 
перегонку при 1,3 кПа (10 мм рт ст) до 320-340 °C, а затем давление понижа- 
ют до 0,1-0,15 кПа и ведут ее до появления первых признаков термического 
разложения остатка в кубе Обычно это наблюдается при температуре кипения 
фракции (приведенной к нормальному давлению) - около 480-500 °С Полу- 
ченные значения температур кипения отбираемых фракций и их выходов [в 
% (Mac ) от загрузки куба] представляют в виде таблицы или кривой и назы- 
вают фракционным составом по ИТК (истинным температурам кипения) Тер- 
мин “истинные температуры” употребляется здесь условно, так как даже при 
ректификационном обогащении пары состоят из десятков углеводородов, и 
температура, фиксируемая термометром 9, есть усредненная для этой гаммы 
углеводородов величина А “истинной” эту температуру считают относительно 
температур, фиксируемых при простой перегонке, где состав отбираемых фрак- 
ций значительно шире по числу входящих в них углеводородов 

Типичная кривая ИТК, полученная для той же нефти, что и 
остальные кривые, показана на рис 2.4 (кривая 4). Она имеет 
наибольший из всех уклон, т. е. наибольшую четкость разделе- 
ния углеводородов при испарении и соответственно наимень- 
шую температуру начала кипения и наибольшую — конца кипе- 

ния. В точке 50% (мас.) температура кипения по ИТК обычно 
близка к температурам по остальным кривым. 

Форма и взаимное расположение кривых фракционного со- 
става одной и той же нефти, определенных разными методами и 
показанных на рис. 2.4, являются типичными, и это следует 
помнить при определении фракционного состава и использова- 
нии его в технологических расчетах. 
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Описанный метод определения состава нефти по ИТК стан- 
дартизован (ГОСТ 11011-85) и выполняется в аппарате для рек- 
тификации нефти АРН-2. Аналогичный стандарт США - 
ASTM D-2892. 

Состав no HTK является одной из важных и широко исполь- 
зуемых характеристик нефти и нефтепродуктов. Для выполне- 
ния технологических расчетов любую сложную смесь веществ (в 
данном случае углеводородов) необходимо представлять в виде 
смеси конечного числа компонентов с присущими им свойства- 
ми. Состав же нефти по ИТК выражается в виде дискретных 
точек, представляемых затем монотонной кривой. Поэтому для 
представления сложного состава нефти в виде дискретной смеси 
конечного числа компонентов монотонную кривую ИТК делят 
на отрезки (фракции), называемые условными компонентами. 
Это деление можно осуществлять тремя способами: 

по экспериментальным точкам отбора фракций при ректи- 
фикации; 

по температурным пределам кипения фракций, обусловлен- 
ным заранее (если они не совпадают с экспериментальными); 

по выходу фракций, если он чем-то обусловлен, и темпера- 
турные пределы кипения фракций получаются в этом случае как 
функция. 

Для каждого условного компонента определяют среднюю 
температуру кипения (например, как среднеарифметическую 
температур начала и конца кипения такого компонента по кри- 
вой ИТК), и эта температура служит в дальнейшем базовым 
физическим параметром во всех технологических расчетах, где 
используется фракционный состав. 

Непрерывная ректификация нефти в своей основе имеет одно- 
кратное испарение, но с той разницей, что как паровая, так и 
жидкая фаза ОИ подвергаются обогащению соответствующими 
компонентами (паровая - легкокипящими, а жидкая - высоко- 
кипящими). 

На рис. 2.11 показана схема лабораторной установки непре- 
рывной ректификации нефти на две фракции. 

В этом случае нефть из емкости /0 непрерывно поступает в среднюю часть 
колонны ] через нагреватель 12. В точке ввода нагретой нефти она разделяется 
на паровую и жидкую фазы (как в испарительной камере аппарата ОЙ). Паро- 
вая фаза направляется в верхнюю (укрепляющую) часть колонны, где подверга- 

ется ректификации, контактируя со встречным потоком стекающей по насадке 
флегмы. Жидкая фаза сырья стекает в нижнюю (отгонную) часть колонны, где 
встречается с потоком паров, образующихся за счет подвода тепла в кубе 4 с 

помощью печи 6. 
В результате с верха колонны отбирается в приемник /4 в постоянном (по 

времени) количестве и неизменного (по времени) состава ректификат (коли- 
чество регулируют краном 65), а из куба колонны 4 через гидрозатворное 
устройство 5 в приемник /5 - остаточная фракция 
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Рис. 2.11. Схема лабораторной ректификационной установки непрерывного. 
действия: 

] - колонна; 2 - насадка; 3 - обогрев и изоляция колонны; 4 - куб, 5 - гидрозатворное 
устройство (стабилизатор уровня), 6 - обогреватель куба; 7- конденсационная головка; 8 -— 
кран для отбора ректификата; 9- термометр; /0- емкость для сырья; J] - ротаметр, 12, 13 - 
змеевик и печь нагрева сырья, /4, /5 - приемники ректификата и остатка. /6 - буферная 
емкость; /7- вакуумный насос 

По четкости разделения углеводородов непрерывная ректификация близка к 
периодической, но с помощью ее определяют не фракционный состав нефти, а 
разделяют нефть на две фракции с целью накопления их для последующих анали- 
зов или иного использования. 

В принципе, непрерывная ректификация позволяет опреде- 
лить фракционный состав, но для этого необходимо выполнить 
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(как и на аппарате ОИ) несколько опытов с различным отбором 
ректификата (например, 5, 15, 30, 40, 50 ит. д.), но с одинако- 
выми параметрами режима (производительность, кратность оро- 
шения). Затем полученный отбор ректификата и температуру 
наверху колонны нужно нанести на график и получить соответ- 
ствующую кривую. Однако такую сложную работу не делают, 
так как проще получить состав по ИТК периодической ректи- 
фикацией, а непрерывную используют как препаративный ме- 
тод. Непрерывной ректификацией возможно одновременное 
разделение нефти на 3 или даже 4 фракции. Устройство соот- 
ветствующих колонн описано в [4]. 

2.2.4. Имитированная дистилляция 

Фракционный состав по ИТК является, как отмечалось выше, 
наиболее часто используемой информацией о составе нефти или 
нефтепродуктов. Однако экспериментальное определение его на 
лабораторных ректификационных установках очень трудоемко и 
продолжительно (10-20 4) и требует значительных количеств 
анализируемого продукта (от 100 мл до 5л). Это стимулировало 
поиск методов экспериментального определения состава по ИТК. 
лишенных указанных недостатков. Одним из таких методов яв- 
ляется имитированная дистилляция с помощью 
газовой хроматографии. Хроматография дает возмож- 
ность исследовать малые дозы вещества (до | мл) и получить 
информацию о его составе за 5-30 мин. Для этого составляют 
эталонную смесь из углеводородов с известными температурами 
кипения, охватывающими примерно интервал кипения смесей, 
которые требуется анализировать. Малую дозу этой эталонной 
смеси вводят в хроматограф и получают ее характеристику (/ на 
рис. 2.12). Измеряют расстояния (, b, [, ... ‚ ® от нулевой оси, 
соответствующие времени удерживания каждого углеводорода 
(1-9) в колонке хроматографа, и строят калибровочный график 
П зависимости температур кипения углеводородов эталонной 
смеси от времени их удерживания. Вторым этапом является 
собственно получение искомого состава по ИТК. Для этого в 
хроматограф вводят малую дозу анализируемой смеси (нефти 
или нефтепродукта) и получают ее хроматограмму ///, имеющую 
обычно сложный вид - множество пиков, соответствующих уг- 
леводородам с неизвестными температурами кипения. 

По этой хроматограмме в дальнейшем выполняют следующие 
расчетные операции: 

определяют полную плошадь хроматограммы .5п одним из 
принятых для этого методов (с помощью курвиметра или 
“взвешиванием”); 
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Sp 5! Sg S3 Sn Sx 

Рис. 2.12. К. определению состава no ИТК имитированной дистилляцией: 
] - хроматограмма эталонной смеси, // - калибровочный график, /// - хроматограмма 

анализируемой смеси; JV - кривая ИТК; /-9 - номера компонентов смеси с известными 
температурами кипения; 0 - момент ввода смеси в хроматограф, Ги L - расстояния по 
хроматограмме; 5 - площади хроматограммы 

измеряют расстояние 4 от нулевой линии, соответствующее 
площади хроматограммы Sp, равной 0,5% от 5; (т. е. S/S, = 
= 0,005); 

по величине 4, отложенной по оси абсцисс графика 11 (см. 
рис. 2.12), находят отвечающую ей температуру %, которую при- 
нимают за температуру начала кипения по кривой ИТК, и от- 
кладывают эту температуру на оси ординат (LV, рис. 2.12); 

по одному из первых отчетливых пиков хроматограммы /// 
проводят вертикаль и определяют значение / и площадь хрома- 
тограммы левее этой вертикали S$), после чего вычисляют ее 
долю от общей площади m, = (51/51) : 100 (в %), которая соот- 
ветствует выходу углеводородов. Затем по /| находят по графику 
И соответствующую температуру 1, а на графике /V наносят 
точку с координатами т; и 1; 

аналогично проводят вертикали по последующим отчетливым 
пикам (р, [5, ... , 1) и находят значения S>, $3, ... , ди И соответ- 
ствующие им значения Mm), тз, ..., M, И hb, 1, ..., ty, Которые 
откладывают на графике /Ги получают соответствующие точки; 

проводят вертикаль на расстоянии /,, отсекая OT площади 
хроматограммы вправо от вертикали плошадь S,, составляющую 
0,5% от S, (т. е. 5/51 = 0,005), затем no J, > fg находят по гра- 
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фику // (экстраполируя ero) температуру 4, (конец кипения по 
ИТК) и откладывают ее на графике /У точкой, соответствующей 

т = 100%; 
по полученным на графике /V точкам от fo до ft, проводят 

плавную кривую, которая и соответствует фракционному соста- 
ву по ИТК данной смеси (называют ее “кривая ИТК имитиро- 
ванной дистилляции”). 

Расхождение такой кривой с экспериментальной обычно не 
превышает 2-3% (отн.). 

Метод имитированной дистилляции получил широкое рас- 
пространение а в США он в л 1970г. стандартизован 
(ASTM D-2887-70). Высокая воспроизводимость метода обеспе- 
чивается применением капиллярных хроматографических коло- 
нок, хорошей их обработкой и строгим соблюдением стабиль- 
ности режима хроматографического анализа. 

2.2.5. Расчетные методы 
определения фракционного состава 

Накопленный большой экспериментальный материал по опре- 
делению фракционного состава одних и тех же нефтепродуктов 
разными методами позволил в 40-х годах найти общие законо- 
мерности их взаимосвязи (см. описание рис. 2.4) и предложить 
методы расчетного определения наиболее трудоемких в экспери- 
менте составов по ИТК и ОИ на базе наиболее доступного со- 
става, определяемого простой перегонкой из колбы по ГОСТ 
2177-81. 

Одним из первых и наиболее надежных среди таких методов 
является метод Эдмистера [42], предложившего показан- 
ные Ha рис. 2.13 и 2.14 графики для построения кривой 
ИТК или ОИ на основе фракционного состава по ГОСТ 
2177-81 (в оригинале метод ASTM D-86). 

Сущность метода при построении кривой ИТК состоит в 
следующем: 

а) по известной температуре выкипания 50% (06.) по ГОСТ 

(т ), пользуясь графиком а на рис. 2.13, определяют вели- 

чину Af = К - ow и из этого выражения — температуру 

выкипания 50% (мас.) на искомой кривой ИТК (tg); 

6) по исходной кривой фракционного состава по ГОСТ нахо- 

дят уклоны этой кривой на участках 0-10% (06.) ом = 

= (ПОСТ - POCT) 0], 10-30% (06.) [ПОСТ = (пост - пост) /20) 
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Puc 213 Определение температуры выкипания 50% (мас) no ИТК (a) и ОИ 
(6) по температуре выкипания 50% (06 ) по ГОСТ 2177 [цифры на кривых (6) - 
средний уклон кривой состава по ГОСТ 2177 между точками 10 и 30% (06 )] 

и т. д., для всех участков, для которых построены кривые на 
рис. 2.14 (цифры на кривых); 

в) по найденным (6) уклонам с помошью кривых графика 
2.14 находят уклоны кривой ИТК на соответствующих участ 

г) по найденным величинам К (п. “a”) и уклонам ink 

ia ит. д. (п. “6в”) строят кривую HTK. Для этого влево и 

вправо от точки К откладывают температуры, вычисленные 

из соотношений: 

ик ик ик. ик _ ик TK | 
0 = b5q ^ - 20150-50; 10 ^ = 459 + 20i5q_ 79; 

по 2130 ^- 200-30; 150 `` =190 ^ + 20%; (2.6) 
ИТК _ ‚ИТК ‚ИТК. ‚ИТК _ ‚ИТК ‚ИТК
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Рис. 2.14. График для определения уклона кривых ИТК и ОИ по уклону кривой 
фракционного состава по ГОСТ 2177 (цифры на кривых - точки выкипания по 
ГОСТ 2177, между которыми определяется уклон соответствующих участков 
кривых ИТК и ОИ) 

Методика построения кривой ОЙ по Эдмистеру в принципе 
аналогична описанной для ИТК, только пользуются в этом слу- 
чае кривыми б на рис. 2.13 и нижним пучком кривых на рис. 
2.14. 

Длительный опыт применения этого метода показал удовлет- 
ворительную его точность для инженерных расчетов в случае 
светлых нефтепродуктов, кипящих до 360 °C (поскольку ГОСТ 

2177-81 рассчитан на эти нефтепродукты). 
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Рис 215 График для определения уклонов кривой HTK (a) и температуры 
выкипания 50% (мас) кривой HTK (6) [цифры на кривых графика a - точки 
выкипания, между которыми определяется уклон] 

6 ] - основная кривая, 2 - вспомогательная кривая (для высокопарафинистых тяжелых 

продуктов, содержащих фракции выше 500 °С не менее 15% (06 )} 

Для тяжелых нефтепродуктов, кипящих в интервале 350- 
550 °С, фракционный состав которых определяется перегонкой 
в вакуумных колбах, были получены [52] новые графики (рис. 
2.15) пересчета, основанные также на статистической обработке 

большого экспериментального материала. 
В этом случае исходной информацией является фракцион- 

ный состав, определенный в колбе Богданова (ГОСТ 10120-80), 
но можно пользоваться и составом, полученным в колбе Мано- 
вяна, поскольку по конечным результатам они взаимозаменяе- 
МЫ. 

Методика построения кривой ИТК в этом случае аналогична 
описанной выше. 

Для построения кривых ОИ, кроме описанного метода Эд- 
мистера, существует еше ряд методик, HO среди них не потерял 
своего значения и используется до сих пор в упрощенных расче- 
тах предложенный в 30-х годах график Обрядчикова и 
Смидович (рис. 2.16) для упрощенного построения кривой (в 
этом случае - прямой) ОИ на основе кривой фракционного 
состава по ИТК. 
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Рис. 2.16. График Обрядчикова и Смидович [цифры Ha кривых — температуры 

выкипания 50% (мас.) по ИТК - (irk ] 

Опорными параметрами в этом случае служат температуры 
выкипания 50% (мас.) по ИТК и уклон этой кривой между точ- 
ками 10 и 70% (мас.). По этим значениям выполняют построе- 
ния, показанные на рис. 2.16 пунктиром, и находят значения 
отгона по кривой ИТК, соответствующие температурам начала и 
конца OW. Эти температуры соединяют прямой, которая и яв- 
ляется в этом случае прямой ОИ при атмосферном давлении. 

Для получения кривой (или прямой) ОЙ при других давле- 
ниях, отличных от нормального, одним из известных методов 
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(например, по номограмме UOP) пересчитывают на это давле- 

ние нормальную температуру 1 и от нее проводят кривую 

(прямую) эквидистантно линии ОЙ при атмосферном давлении. 
Описанные графические методы построения кривых ОИ яв- 

ляются упрощенными, но они удобны (за счет быстроты реали- 
зации) и используются в случаях, когда не требуется высокая 
точность расчетов. 

Более точно состав по ОИ можно найти расчетным пу- 
тем, используя уравнения состава паровой и 
жидкой фаз, полученные для случая равновесного состоя- 
ния многокомпонентной смеси [5]: 

у, = K x15 /[l + e'(K, - 1)}]; (2.6) 

xj =Xp,/{1 + e'(K, - 1)]. (2.7) 

Решением задачи по уравнениям 2.7 и 2.8 являются условия 

п 

y yj =; (2.8) 
j=l 

п 

> xij = l, (2.9) 

j=l 
где К, = Р/П - константа равновесия компонента ДР, - давление насыщенного 

пара того же компонента при данной температуре 1; ПЛ - общее давление в 

системе, х;,- мольная доля компонента / в исходном сырье (смеси); е’- 

мольная доля отгона; у’ и х, - мольные доли компонента / в паровой и жид- 

кой фазах ОИ; п - общее число условных компонентов /, на которое разделена 

кривая ИТК. 

При заданной температуре 1! уравнения (2.6+2.9) решают со- 

вместно подбором значения е{ и затем переводят ее в массовую 

долю OTTOHA: 

e, = ej M,/Mr, (2.10) 

где Му и Mf - молекулярные массы паровой фазы и сырья, полученные в расчете. 

По значениям е| и | получают одну точку кривой ОИ сырья. 
Для получения нескольких точек и в целом кривой состава ОИ 
аналогичный расчет выполняют для других температур (15, 4 и 
т. д.). Точки e = ие = 1 находят решением соответственно 
уравнений изотерм жидкой и паровой фаз: 

2 рр; =П; 040 (xpj/K,) = 1. (2.12) 
j= j= 
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Уравнения решают подбором соответствующих температур 
(начала и конца ОИ). 

С применением персональных ЭВМ или современных мик- 
рокалькуляторов такие расчеты выполняются легко и быстро по 
несложной программе. 

2.3. ЭЛЕМЕНТНЫЙ ХИМИЧЕСКИЙ СОСТАВ 

Нефть - это смесь очень большого числа химических соедине- 
ний на основе углеводородов, образовавшихся из исходного 
органического вещества в результате длительного взаимодей- 
ствия со средой залегания под воздействием многих факторов. 

Расшифровать, т. е. идентифицировать полный химический 
состав нефти современными средствами не представляется воз- 
можным, поэтому его выражают двумя методами — элементным 
химическим составом и групповым химическим составом. 

Элементный химический состав — количественный состав хи- 
мических элементов, входящих в нефть, выраженный в массо- 
вых долях или процентах. 

Число химических элементов в составе нефтей очень велико, 
но основными из них являются следующие. 

Углерод содержится в различных нефтях в количестве от 83 
до 87% (мас.), причем чем тяжелее (по плотности и фракцион- 
ному составу) нефть, тем содержание выше. Углерод входит в 
состав всех химических соединений нефти. 

Водород составляет 11-14% (мас.) нефтей. С утяжелением со- 
става нефти эта величина уменьшается. Так же как углерод, 
водород является составной частью всех химических соединений 
нефти. 

Водород и углерод являются основными горючими элемента- 
ми нефти (носителями тепловой энергии), но различаются теп- 
лотой сгорания: для водорода она составляет около 133 МДж/кг 
(267 МДж/моль), а для углерода - 33 МДж/кг (394 МДж/моль). 
В связи с этим горючие свойства нефти принято характеризо- 
вать соотношением количеств водорода и углерода (Н:С) в %. 

Из углеводородов максимальное значение Н:С у метана 
(33%), и это соотношение убывает с увеличением числа атомов 
углерода в молекуле. На рис. 2.17 нанесены кривые изменения 
Н:С для углеводородов насыщенного (алканы, нафтены) и нена- 
сыщенного (арены) рядов. Они показывают, что в одном гомо- 
логическом ряду (особенно для алканов) это соотношение суще- 
ственно меняется только для углеводородов с числом атомов 
углерода до 10-12, а далее оно меняется незначительно. Больше 
разница значений Н:С для различных групп углеводородов, и 
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35 Рис. 2.17. Зависимость соотношения водо- 
род‘ углерод от числа пс атомов углерода в 
молекулах: 

90 ]- алканы, 2- нафтены, 3 - арены 
aH 

к 
$ поэтому в зависимости от их соот- 
= 1 ношения в нефти или в отдельных 
~2 20|- ee фракциях значение Н:С будет а 

215 oN разным. 
В среднем же для нефтей оно со- 

10+ ставляет 13-15%, для бензиновых 
9 фракций - 17-18%, для тяжелых 

5} ~~ фракций (>500 °С) - 10-12%. 
| ВИ Соотношение Н:С является одной 

1—0 a из важных химических характери- 
¢ стик нефти и ее фракций для расче- 

та процессов горения, газификации, гидрогенизации, коксова- 
ния и др. 

Сера входит в состав многочисленной группы серосодержа- 
щих гетероатомных соединений. Нефти сильно различаются по 
содержанию серы: в малосернистых нефтях оно составляет от 
0,02 до 0,5%, а в высокосернистых - от 1,5 до 6%. 

Неравномерно распределяется сера и по фракциям одной и 
той же нефти. Ее содержание меняется по экстремальной зави- 
симости с минимумом в области температур кипения 100- 
150 °С. В высококипящих фракциях нефти (>400 °С) серы 
обычно содержится значительно больше, чем в низкокипящих. 

Сера является одним из нежелательных элементов нефти, так 
как с углеводородами она образует коррозионно-активные сое- 
динения, а при сгорании образует оксиды и через них - серную 
кислоту, которые опасно загрязняют атмосферу. Содержание 
серы поэтому является одним из классификационных признаков 
нефтей, по которому все нефти относят к трем классам - мало- 
сернистые, сернистые и высокосернистые (см. гл. 5). 

Азот содержится в нефтях в значительно меньших, чем сера, 
количествах [0,01-0,6% (мас.) и лишь в отдельных случаях до 
1,5% (мас )} Азот образует с углеводородами разных групп азот- 
содержащие соединения, обладающие различными свойствами, 
и концентрируется в основном в тяжелых фракциях нефти, 
кипящих выше 400 °С. 

Как и сера, азот является нежелательной примесью нефти из- 
за отравляющего воздействия его соединений на катализаторы, 
используемые в нефтепереработке, и образования оксидов азота 
при сгорании топлив. 

Кислород представлен в нефтях такими группами кислых сое- 
динений, как карбоновые и нафтеновые кислоты и фенолы. 
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Таблица 2.1. Содержание металлов в нефтях, в мг/кг [113] 

Элемент | Типичное Пределы значений | "Элемент | Типичное Пределы значений 

МИНИ- макси- MHHH- макси- 

мальные мальные мальные мальные 

Вана- 5-50* 0,01 1200** Магний 0,3-1,0 0,001 10 
ova Алюми- 0,1-2,0 0,01 8 
Никель 3-25 0,01 150 ний 
Железо 1-5 0,4 60 Титан 0,1-0,2 0,0001 5 
Натрий 0,1-9,0 0,1 38 Цинк 0,01-2,0 0,001 4 
Ргуть 0,05 0,01 29 Хром 0,001-0,3 0,0001 3 
Кобальт 0,001-0,1 0,0001 13 Олово 0,1-0,3. - 2 
Медь 0,2-1,0 0,01 12 Свинец 0,001-0,1 - 2 
Каль- 1-3 0,001 10 
ций 

*Без нефтей Венесуэлы 
**Босканские нефти 

Общее содержание кислорода в нефтях составляет от 0,05 до 
0,8% и лишь в отдельных случаях достигает 3,0%. Так же, как 
азот, кислород концентрируется в тяжелых фракциях нефти, и 
его количество нарастает с утяжелением фракций. 

Нежелательность присутствия кислорода обусловлена высо- 
кими коррозионными свойствами его соединений. 

Металлы составляют обширную группу гетероэлементов, об- 
разующих с углеводородами сложные соединения. Содержание 
металлов в нефтях невелико и редко превышает 0,05% (мас.) 
(500 мг/кг). Всего в нефтях разных месторождений обнаружено 
около 30 металлов, среди которых наиболее распространенными 
являются ванадий, никель, железо, цинк, медь, магний, алюми- 
ний. В табл. 2.1 приведены данные по содержанию металлов в 
нефтях, позволяющие получить общую количественную картину. 

Таблица 2.2. Элементный состав нефтей 

Нефти Плотность. Содержание, % (мас ) Металлы, 
кг/м3 мг/кг 

c | H { s | N | o | v | м 

Туймазинская 856 85,55 12,70 1,44 0,14 0,15 18 7 
Арланская 892 84,42 12,15 3,04 0,33 0,06 150 49 
Ромашкинская 891 84,33 11,93 3,50 0,20 0,04 _ - 
Мухановская 840 85,08 13,31 1,30 0,09 0,21 - - 
Жирновская 888 86,10 13,44 0,23 0,06 0,7 - - 
Сураханская 896 86,70 12,50 0,20 0,14 0,26 - - 
Долинская 848 84,40 14,50 0,20 0,18 0,72 4 - 
Усть-балыкская 870 85,37 1269 1,53 0,19 022 120 - 
Самотлорская 843 86,23 12,70 0,63 0,10 0,25 18 - 
Марковская 780 83,60 16,12 0,04 0,01 0,23 _ - 

1 
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Металлы входят в состав высокомолекулярных соединений 
нефти, выкипающих от 450 °С и выше. При термокаталити- 
ческой деструкции этих соединений металлы отлагаются в порах 
катализаторов, дезактивируя их, а при регенерации катализато- 
ров металлы образуют оксидные соединения, также отрицатель- 
но влияющие на катализаторы. 

Элементный состав некоторых наиболее известных нефтей 
бывшего СССР приведен в табл. 2.2. 

Экспериментальное определение элементного состава нефти 
основано на сжигании точной навески нефти и химическом или 
спектральном анализе состава продуктов горения. 

2.4. ГРУППОВОЙ ХИМИЧЕСКИЙ СОСТАВ 

Нефть - это сложная смесь углеводородов и гетероатомных сое- 
динений с диапазоном молекулярных масс от 16 до 2000 и бо- 
лее. Детализированная идентификация всех их современными 
методами невозможна, и поэтому химический состав нефти 
принято характеризовать содержанием основных групп углево- 
дородов и других соединений. 

В состав нефти входят три большие группы веществ - углево- 
дороды, гетероатомные соединения и смолы и асфальтены. По- 
следние не являются характерной группой химических соедине- 
ний, но выделяются для изучения отдельно, так как представ- 
ляют собой концентрат высокомолекулярных (средняя молеку- 
лярная масса выше 600-700) соединений, находящихся в нефти 
в виде коллоидов. 

Углеводороды природных нефтей представлены тремя груп- 
пами - алканами, циклоалканами и аренами. Непредельных 
углеводородов (алкенов) в природных нефтях, как правило, не 
обнаруживается, и они образуются только в процессе перера- 
ботки нефти. 

Во вторую группу входят серо-, азот-, кислород- и металлсо- 
держащие соединения. 

Свойства нефтей существенно зависят от соотношения в них 
различных групп углеводородов, гетероатомных соединений, 
смол и асфальтенов, от этого соотношения зависят как техноло- 
гическое направление переработки нефти, так и ассортимент и 
качество продуктов, получаемых при переработке. Кроме того, 
нефть и ее фракции являются источником получения некоторых 
углеводородов или их соединений, находящих применение как 
самостоятельные продукты либо используемых в качестве сырья 
для нефтехимии. 
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Ниже рассмотрены свойства химических групп, составляю- 
щих нефть и ее фракции, методы определения их содержания, а 
также влияние их на свойства нефтепродуктов. 

2.4.1. Алканы (парафиновые углеводороды) 

Алканы (C,H>, + 2) - основная часть углеводородов нефти, они 
имеют наибольшее значение Н:С. В зависимости от строения 
алканы представлены углеводородами нормального и развет- 
вленного типов, свойства которых существенно различаются по 
ряду показателей. По физическому состоянию в нормальных 
условиях алканы делят Ha газообразные, жидкие и твердые. 

Газообразные алканы с числом атомов углерода от | до 4-х 
(С, -С4) растворены в нефти в условиях нефтеносного пласта и 
выделяются из нее при добыче в виде попутного газа. Легкие угле- 
водороды С!-С› составляют основную часть природных газов. 

Состав природных и попутных газов некоторых наиболее из- 
вестных месторождений газа и нефти приведен в табл. 2.3. При- 
родный газ в основном состоит из метана. В более жирном газе 
из газоконденсатных месторождений доля его несколько ниже 
[55-90% (об.)] за счет более высоких концентраций углеводоро- 
дов С>-С4 и даже С; (Карачаганакское месторождение). В по- 
путных газах концентрации углеводородов C,—C; соразмерны и 
более высоко содержание С.-С;. Во всех газах содержится неко- 
торое количество инертных газов (азот, гелий, аргон), а также 
оксид углерода, сероводород и серооксид углерода. Особо отли- 
чается по этим примесям газ астраханского месторождения, где 
содержание CO, и Н>$ в сумме составляет более 30% (06.). 

Некоторые показатели физических свойств н-алканов приве- 
дены на рис. 2.18. Газообразные алканы имеют температуры 
кипения при нормальном давлении от -162 °С до 0 °С. 

Одним из специфических свойств газообразных алканов яв- 
ляется способность образовывать с водой газовые гидраты (вод- 
ные клатраты) — кристаллические вещества, внешне похожие на 
снег или рыхлый лед с общей формулой М. пН>О (М - молеку- 
ла углеводорода). 

В присутствии гидратообразователя (углеводородов С! -Сз) 
молекулы воды, связанные водородными связями, образуют 
кристаллическую решетку двух типов: первая содержит 46 моле- 
кул воды, вторая - 136. Они образуют большое число полостей 
размерами 0,48-0,52 нм и 0,59-0,69 нм. 

Метан и этан способствуют образованию решетки первого 
типа, а изобутан и пропилен - второго типа. 

Образование гидратов осложняет транспортирование природ- 
ного газа из-за забивки коммуникаций, и борьба с ними ведется 
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Таблица 23 Состав природных и попутных углеводородных газов, 

% (06.) 

Месторождения СН. | CoHe | C3Hg | С.Нь | CsH;2 | CO, Н›$ Азот и 
редкие газы 

Природяого газа 
Уренгойское 97,9 0,2 0,1 - - 0,3 - 1,5 
Ставропольское 98,3 0,3 0,1 - - 0,3 ~ 1,0 
Саратовское 94,7 1,8 0,2 0,1 - 0,2 - 3,0 

Газоконденсатные 
Астраханское 52,8 2,1 0,8 0,5 40 25,4 14,0 0,3 
Газлинское 91,0 4,2 1,0 0,4 1,1 1,6 0,3 0,4 
Карачаганакское 75,3 5,5 2,6 1.4 6,0 4,8 3,7 0,7 

Нефтяные попут- 
ные газы 
Туймазинское 41,0 19,5 18,3 6,4 2,8 - - 12 
Ромашкинское 46,5 21,4 14,4 4,5 2,2 - - 11 
Мухановское 31,4 19,0 22,0 9,5 5,0 4,0 - 9 
Грозненское 30.8 7,5 21,5 20,4 19,8 - - - 

путем предварительной осушки газа, подогрева мест их образо- 
вания, добавкой ингибиторов (спиртов) и др. 

В то же время явление гидратообразования может быть ис- 
пользовано при опреснении морской воды, хранении газа, раз- 
делении газовых смесей. 

Газообразные алканы находят очень широкое применение в 
промышленности и быту. Природный газ является в настоящее 
время одним из основных бытовых и экологически чистых про- 
мышленных топлив. Он используется также в качестве сырья 
для производства водорода и технического углерода (сажи). 

Углеводороды Сз-С. - ценное нефтехимическое сырье для 
получения пластмасс, каучуков, ароматических углеводородов, 
спиртов и других ценных продуктов. 

Быстро развивается и использование легких углеводородов в 
качестве моторных топлив в наземном и воздушном транспорте 
(в сжатом или сжиженном виде). 

Химический состав углеводородных газов легко определяется 
газовой хроматографией. Так, имеются два метода определения 
состава газов С! -С4: по ГОСТ 14920-79 “Газ сухой. Метод опре- 
деления компонентного состава” и ГОСТ 23781-83 “Газы горю- 
чие природные. Хроматографический метод определения ком- 
понентного состава”. Состав узкой газовой фракции C3-C, 
определяется по ГОСТ 10679-76 “Газы углеводородные сжи- 
женные. Метод определения углеводородного состава”. 

Жидкие алканы - это углеводороды с числом атомов углерода 
от Cs (ип = 36 °С) до С}; (ип = 320 °С), т. е. они входят в со- 
став легкой части нефти (бензинокеросиновые фракции). По 
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Рис. 2.18. Физические свойства алканов нормального строения (н-алканов): 
I - температура кипения; 2 - температура плавления; 3 - плотность при 20 °С; 4 - Ko- 

эффициент лучепреломления ni 

своему строению они делятся на алканы нормального строения 
и разветвленные алканы (изоалканы). Первые часто называют 
“нормальные парафиновые углеводороды” (НПУ) или “жидкий 
парафин”, а вторые - “изопарафиновые углеводороды” (ИПУ). 

Основные свойства НПУ приведены на рис. 2.18. Их отличает 
очень низкая плотность (600-780 кг/м3), их коэффициент лучепре- 
ломления равен 1,35-1,43. Соотношение Н:С для них составляет в 
среднем 18% (см. рис. 2.17). Температуры плавления их лежат в 
диапазоне от минус 130 °С до плюс 25 °С (Cig), и они значительно 
выше, чем для ИПУ и других групп углеводородов. На этом их 
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свойстве основаны методы селективного выделения НПУ из жид-! 
ких нефтяных фракций при пониженных температурах, так как 
они первыми выпадают в виде кристаллов из раствора. 

Другое их характерное свойство - образовывать при темпера- 
турах 20-25 °С твердый комплекс (аддукт) при контакте с моче- 
виной (карбамидом - МН —СО—МН)). Комплекс представляет 
собой как бы шестигранную призму, на гранях которой молеку- 
лы карбамида образуют спирали (по 6 молекул в витке и со 
смещением параллельных витков на 0,37 нм друг от друга). 
Внутри спирали образуется канал с эффективным диаметром 
0,49 нм, в который могут проникнуть только НПУ от Ск и вы- 
ше, имеющие в поперечнике размер не более 0,49 нм. Углеводоро- 
ды большего размера проникнуть в канал такой спирали не могут. 

Комплекс нерастворим в нефтепродукте и в виде белого 
осадка легко отделяется от него. Выделенный таким путем ком- 
плекс при нагревании до 80-85 °С разлагается на карбамид и 
углеводороды нормального строения чистотой выше 95-97%. 

На этом основаны методы лабораторного анализа 
содержания НПУ в нефтяных фракциях и про- 
мышленная технология получения жидкого парафина из фрак-: 
ций 200-320 °С (Су-С\з) или 200-350 °С (Су-С.›о). 

На таком же принципе основаны методы селективного ад- 
сорбционного выделения НПУ цеолитами типа “А”, имеющими 
входные размеры пор 0,49 нм, но чистота получаемого при этом 
жидкого парафина достигает 98,5-99%. 

Жидкие алканы нормального строения, выделенные из неф- 
тяных фракций, находят очень широкое применение в качестве: 

технологических и бытовых растворителей (С;-Сз); 
сырья для производства белково-витаминных концентратов 

(Сто-Сав); 
сырья для получения хлорпарафинов (C,H>,+2 + Cla + 

> C,H, + 1 + НС), используемых как полимерные компози- 
ции (линолеумы) и пластификаторы, для получения ис- 
кусственной кожи, пленок, лаков и т. д.; 

сырья для производства сульфохлорпроизводных (C,H, + 2 + 
+ SO, + С] -+ C,H», + 1502 + HCl), используемых в получе- 
нии алкилсульфонатов (поверхностно-активных веществ), плас- 
тификаторов, медикаментов и др. 

Присутствие НПУ в нефтяных моторных топливах в разной 
мере влияет на их свойства. В бензинах (НПУ С;-Суо) их при- 
сутствие нежелательно, так как они, будучи наименее стойкими 
к окислению, имеют наименьшую детонационную стойкость 
(см. гл. 3) и ухудшают моторные свойства топлива. 

В авиационных керосинах (НПУ С;-С\ 5) их присутствие 
практически недопустимо из-за ухудшения низкотемпературных 
свойств топлива, поскольку НПУ имеют высокие температуры 
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застывания, а в этих топливах недопустимо образование кри- 
сталлов при температурах до минус 60 °С. 

В дизельных топливах (НПУ Су-С\з) они желательны с точ- 
ки зрения обеспечения хорошей воспламеняемости, так как у 
них максимальное соотношение Н:С. С другой стороны, они, 
как и в авиационных керосинах, повышают температуру засты- 
вания топлива и тем самым ухудшают этот важный эксплуата- 
ционный показатель. Поэтому в дизельных топливах допустимое 
количество НПУ определяется нормой по температуре застыва- 
ния по ГОСТ на соответствующую марку топлива. (Эта норма 
составляет от -10 °C до -50 °С.) 

Жидкие изопарафиновые углеводороды (ИПУ) по своим 
свойствам существенно отличаются от НПУ. Число изомеров 
зависит от числа атомов углерода в молекуле. Так, для гексанов 
известно 5 изомеров, гептанов - 9 (из них выделены из нефти и 
изучены 7), октанов - 18 (16), нонанов - 35 (24) ит. д. 

Из общего количества жидких алканов во фракциях нефти 
ИПУ, как правило, составляют основное их количество. 

Свойства ИПУ существенно зависят от числа и расположе- 
ния разветвлений молекулы, поэтому для них трудно составить 
общие закономерности по типу показанных на рис. 2.18. Однако 
общими для них являются значительно более низкие температу- 
ры застывания по сравнению с НПУ (при том же числе атомов 
углерода) и более высокая стойкость к образованию оксидных 
соединений (T. е. высокая детонационная стойкость). 

Интерес к изучению ИПУ нефтей возрос с начала 60-х годов, 
когда были обнаружены ИПУ изопреноидного строения со строго 
регулярным расположением метильных групп: ко второму атому 
углерода, а затем от второго к каждому четвертому атому углерода 
(шестому, десятому, четырнадцатому и т. д.). Наиболее типичными 
их представителями, обнаруженными в нефтях, являются: 

2\ /4\ /e 2,6-Диметилалканы (Co—C 3); 

2,6,10-Триметилалканы (C)4—C 18); 

2,6,10,14-Тетраметилалканы (Со и выше). 
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Таблица 2.4. Свойства изопренондных алканов (в скобжах - для HITY 
соответствующей молекулярной массы) 

Углеводород Температура | Температура nee p??, 
кипения, °С | к тывания, р кг/м3 

°С 

2,6-Диметилгептан - (151) - (-54) — (1,4054) - 

(Со) 
2,6-Диметилнонан - (196) - (-26) — (1,4172) - 

(Си) 
2,6,10-Триметилунде- 237 (254) <-100 (+6) 1,4270 (1,4291) 759 

кан (фарнезан) (С14) 
2,6,10-Триметилдоде- 253 (271) <-90 (+10) 1,4335 (1,4319) 771 

кан (С15) 
2,6,10-Триметилтетра- 285 (287) <-80 (+18) 1,4361 (1,4345) 781 
декан (C3) 
2,6,10-Триметилпента- 300 (317) <-70 (+28) 1,4400 (1,4367) 785 
декан (Cis) 
2,6,10,14-Тетраметил- 332 (332) <-70 (+32) 1,4390 (-) 785 
пентадекан (пристан) 

(Cio) 
2,6,10,14-Тетраметил- 353 (345) <-70 (+37) 1,4420 (-) 794 
гексадекан (фитан) 

(C9) 
*При атмосферном давлении. 

Некоторые свойства этих углеводородов приведены в табл. 
2.4, из которой видно, что при почти одинаковых с НПУ темпе- 
ратурах кипения они имеют почти на 100 °С ниже температуры 
застывания. 

Содержание каждого из изопреноидных ИПУ в нефтях со- 
ставляет 0,1-0,5% (мас.), а в сумме равно 3,5-4,5% (мас.) [8]. 

Открытие изопреноидов в нефтях стало важнейшим этапом 1 
изучении генезиса нефти в природе. 

Исходным веществом происхождения изопреноидов Obi 
предположен фитол - органический спирт (С›о На ОН), которы? 
является основной частью молекулы хлорофилла. В условия) 
залегания исходного органического вещества, в присутствиь 
горных пород (выполнявших роль катализаторов) термокатали:- 
тическая дегидратация и деструкция фитола позволяли получит! 
любой из изопреноидных углеводородов (рис. 2.19). Это дало 
основание считать наличие в нефти изопреноидов одним и: 
доказательств органического происхождения нефти, а сами изо. 
преноиды называть реликтовыми углеводородами, т. е 
“осколками” исходного материнского вещества нефти. 

Жидкие ИПУ - ценнейшие компоненты всех моторных топ. 
лив, Поскольку они обладают сочетанием необходимых для топ. 
лив свойств: максимальными (как и НПУ) соотношением Н:С 
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Рис. 2.19. Схема образования молекул изопреноидов из фитола 

и, соответственно, запасом энергии (их теплота сгорания в 
среднем 44 МДж/кг): низкими температурами застывания; вы- 
сокой детонационной стойкостью (что важно для бензинов), 
хорошей воспламеняемостью (важно для дизельных топлив). 

Они (как и НПУ) имеют низкую плотность, что является от- 
рицательным качеством для авиационных топлив (см. гл. 5). 

Методов выделения ИПУ из средних нефтяных фракций не 
существует, и определение их количественного содержания и 
индивидуальная идентификация являются очень сложной зада- 
чей. Как правило, для ее решения используют комбинации та- 
ких методов разделения, как ректификация, удаление НПУ 
(карбамидом или цеолитами), удаление ароматических углево- 
дородов (экстракцией) с последующим анализом оставшейся 
суммы ИПУ и нафтеновых углеводородов хроматографией. Од- 
нако даже таким сложным путем не удается расшифровать пол- 
ный состав ИПУ. 

Описаны [8] лишь методы определения в таком концентрате 
состава изопреноидных ИПУ по хроматограмме. 

Твердые алканы условно начинают считать таковыми с угле- 
водородов Cig или Со и до максимально возможных в нефти. 
Термин “твердые” в этом случае тоже условен, поскольку твер- 
дыми фактически являются только алканы нормального строе- 
ния, а изоалканы выше Суд в значительной своей части при 
нормальной температуре остаются жидкими. Твердые НПУ Суэ- 
C35 содержатся в основном во фракции нефти 330-500 °С. В 
более высококипящих фракциях их содержание резко умень- 
шается, в них преобладают ИПУ и гибридные структуры 
(цикланы и арены с длинными боковыми цепями). 

Твердые НПУ - наиболее высокозастывающие углеводороды 
нефти, они определяют температуру застывания нефти в целом 

79



(и соответственно ее транспортабельность и другие эксплуата- 
ционные качества). Их содержание в нефтях колеблется от 0,5 
до 20% (мас.) и является классификационным признаком, по 
которому нефти относят к трем видам: малопарафинистые (до! 
1,5%), парафинистые (1,51-6,0%) и высокопарафинистые 
(>6,0%). 

Определяют содержание твердого парафина в нефти по 
ГОСТ 11851-85 “Нефть. Метод определения парафина” путем 
предварительного отделения от нее асфальтенов и смол с после- 
дующим растворением навески нефти в смеси ацетона с толуо- 
лом и выделением кристаллов парафина при температуре минус 
20 °С. 

Как видно из рис. 2.18, НПУ C,9-C35 имеют температуры 
плавления от +35 до +70 °С, и на этом основан метод их выде- 
ления из нефти или ее фракции. Для этого нефть или ее фрак- 
цию смешивают с селективным кетон-ароматическим раствори- 
телем и охлаждают до температур 0 - минус 10 °С. Образовавшие- 
ся в растворе кристаллы НПУ отфильтровывают и определяют их 
массовый выход. В принципе этот же метод используют в про- 
мышленности для выделения из фракции нефти 350-460 °C 
твердого парафина, являющегося одним из массовых товарных 
продуктов. Такой твердый парафин представляет собой кон- 
центрат НПУ различной чистоты [в зависимости от степени 
очистки - от 90 до 98% (мас.)]. По средней температуре плавле- 
ния выделяемый из нефти парафин относят к мягким (пл = 40+ 
45 °С, Cy9-Cy5), среднеплавким (пл = 45-50 °С, Cys—-Cyg), твер- 
дым (fy, = 50-65 °C, Cyg—C35) и высокоплавким (fy, > 65 °С, C35 
и выше). 

Примеси, попадающие в твердый парафин при его кристал- 
лизационном выделении [2-10% (мас.)], - это главным образом 
ИПУ и гибридные углеводороды - цикланы с длинными боко- 
выми неразветвленными цепями, свойства которых приближа- 
ются поэтому к свойствам НПУ. 

Твердые парафины используют как сырье для получения 
синтетических жирных кислот и далее - моющих средств, хлор- 
парафинов и олефинов, как защитные покрытия, для пропитки 
тароупаковочных изделий, приготовления мастик и консистент- 
ных смазок, как изолирующий материал в электронике, а также 
в парфюмерной промышленности и для приготовления свеч. В 
композициях с различными полимерами сфера применения 
твердого парафина значительно шире. 

Изопарафиновые углеводороды выше Cig являются жидкими 
(до C39-C35, т. е. до температуры кипения 460-500 °С) и твер- 
дыми (выше C35). Жидкие высокомолекулярные ИПУ (Ci9—-C35), 
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обладая уникальными вязкостно-смазывающими свойствами, 
являются основой большинства смазочных и специальных ми- 
неральных масел, в состав которых кроме них входит большая 
группа цикланов с боковыми разветвленными цепями. 

Твердые ИПУ обычно входят в состав церезинов, выделяе- 
мых из тяжелых нефтяных остатков (гудронов) при их депара- 
финизации. 

Состав таких церезинов сложнее, чем твердых парафинов. но 
основой их (на 70-80%) являются твердые ИПУ с молекулярной 
массой 500-700. Кристаллы церезинов значительно меньше, чем 
твердых парафинов, и они химически менее стойкие. 

Церезины широко используются в промышленности и быту в 
качестве защитных покрытий, различных мазей и мастик, осно- 
вы канатных смазок и т. д. 

2.4.2. Цикланы (нафтеновые углеводороды) 

Это группа циклических насыщенных углеводородов общей 
формулы C,,H>,. По числу циклов в молекуле их делят на моно- 
и полициклические углеводороды. 

Моноциклические (от С; до С;2 в одном цикле). В нефтяных 
бензинокеросиновых фракциях цикланы С;-—Сз распространены 
как в виде нормальных циклов, так и в виде изомеров с боко- 
выми метильными и этильными группами. В бензинах преобла- 
дают циклопентановые и циклогексановые углеводороды, при- 
чем на долю циклопентана и его изомеров (метилциклопентан, 
этилциклопентан, диметилциклопентан и др.) приходится до 15% 
всех углеводородов. Преобладают 2- и 3-замещенные изомеры. 

Суммарно моноциклические нафтены содержатся во фракци- 
ях до 300 °C примерно 20-30% (мас.) в парафинистых нефтях 
(ставропольские, дагестанские нефти) и до 85-90% (мас.) в неф- 
TAX нафтенового типа (анастасиевская, бузачинские и др.). 

Полнинклические нафтены содержатся в основном во фрак- 
циях нефти выше 300 °С, а во фракциях 400-550 °С количество 
всех изомеров достигает 70-80% (мас.). Изомеры полицикличе- 
ских нафтенов обычно имеют длинные боковые цепи, и чем 
длиннее такая алкильная цепь (нормального или разветвленного 
строения), тем в большей степени такие углеводороды приобре- 
тают гибридные свойства, т. е. сочетают свойства нафтеновых и 
парафиновых углеводородов. 

При нормальной температуре 20-25 °С высокомолекулярные 
полициклические нафтены в чистом виде - это твердые вещест- 
ва. Химия этих нафтенов сейчас интенсивно развивается, по- 
скольку они являются исходными продуктами целого ряда син- 
тезов данных химических продуктов и лекарственных средств. 
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Бициклические нафтены C,H>, _ › представлены в нефти би- 
циклооктанами, бициклононанами, бициклодеканами со всеми: 
алкил производными: р 

СН! 4 

CoH 16 CioH ig 

Суммарное их содержание в средних фракциях нефтей неве- 
лико [0,15-0,20% (мас.) на нефть]. 

Из трициклических нафтенов C,H), _ 4 в нефтях обнаружены 
и исследованы (1933 г.) лишь трициклодекан C\gHi¢ - адаман- 
тан и его гомологи: 

СоН:6 

В нормальных условиях адамантан — кристаллическое веще- 
ство с самой высокой температурой плавления среди углеводо- 
родов (269 °С). Особенностью его является то, что простран- 
ственное расположение атомов углерода в молекуле адамантана 
такое же, как в кристаллической решетке алмаза. Он обладает 
устойчивой структурой, и его термическая деструкция начинает- 

ся при температуре 660 °С. 
Содержание адамантана в нефтях невелико и даже в нефтях, 

богатых нафтенами (Баку), составляет 0,004-0,01% (мас.), т. е. 
40-100 мг/кг, — соразмерно с содержанием металлов в нефтях. 

В узкой фракции 200-225 °С балаханской нефти, например, 
обнаружено 2 алкилзамещшенных адамантана (С, !-С|4) с метиль- 
ными и этильными заместителями. Их общее содержание со- 
ставляет 0,2%, что в 20 раз больше, чем нормального адамантана 

(Ci oH 16). , 
Из полициклических нафтенов с большим, чем у адамантана, 

числом циклов (4 и более) в нефтях обнаружены (в высококи- 
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пящих фракциях 450 °C и выше) тетрациклододеканы и пента- 
циклотридеканы, а также диамантан C)4H 9: 

Ci 4H 

В высококипящих фракциях нафтеновых нефтей распределе- 
ние нафтенов по числу циклов в молекуле примерно следующее: 
моноциклические - 30-40%, бициклические — 18-25%, трицик- 
лические - 17-20%, тетрациклические - 5-10%. 

В целом для нафтенов их свойства характеризуются следую- 
щим. При одинаковой с НПУ молекулярной массе они имеют 
более высокие температуры кипения и плотность и незначи- 
тельно отличаются от них по теплоте сгорания (Н:С у них 14- 
17% против 18-20 у алканов). 

Наличие алкильных групп в молекуле снижает их температу- 
ру плавления тем больше, чем меньше атомов углерода в ал- 
кильной цепи. 

Химические (реакционные) свойства нафтенов существенно 
зависят от углового (байеровского) напряжения молекул. Так, 
цикланы Cy и С4 более реакционноспособны, чем другие, и 
вступают в реакции, характерные для олефинов (например, га- 
логенирования). 

Молекулы от циклопентана и выше менее напряжены и по- 
этому менее реакционноспособны. 

Так, молекула циклогексана существует в виде двух про- 
странственных структур - “кресла” и “ванны” - и по своей ре- 
акционной способности близка к н-алканам: 

a 
При термических воздействиях в нафтенах происходит раз- 

рыв связей углерод-углерод как в кольце, так и в алкильных 
цепях. 

При каталитических реакциях они дегидрируются (разрыва- 
ются углерод-водородные связи) с образованием аренов и сво- 
бодного водорода: 

1, кат. 

Ф —+ O + 3H). 
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Эта реакция была открыта Н.Д. Зелинским в 1911 г., она AB- ’ 
ляется основой всей современной технологии получения аренов 
из нефтяной фракции и высокооктановых бензинов. 

Характерны для цикланов и реакции перераспределения во- 
дорода: 

CH ==сн, C,H, 
Kat 

3 —> 2 + 

CH=CH, Kar C,H; 

C,H, 

Например, для винилциклогексана она протекает с образова- 
нием этилциклогексана и бензола или только этилциклогексена. 

Нафтены - желательный компонент всех нефтяных топлив, 
поскольку обладают благоприятным сочетанием таких свойств, 
как высокие теплота сгорания и плотность, с низкой температу- 
рой застывания. 

Особенно это сочетание важно для топлив для летательных 
аппаратов, поскольку энергетическая характеристика опреде- 
ляется теплотой, выделяющейся при сгорании | л топлива. По- 
этому большинство углеводородных реактивных и ракетных 
топлив являются концентратами нафтеновых углеводородов. 
Нафтены обладают также хорощими вязкостно-температурными 
и смазывающими свойствами и поэтому составляют основную 
(совместно с ИПУ) часть смазочных и специальных масел. Осо- 
бенно ценными в этом отношении являются нафтены с развет- 
вленными боковыми алкильными цепями. 

В нефтехимии нафтены служат одним из важнейших источ- 
ников сырья для получения бензола и толуола (реакцией Зелин- 
ского), получения капролактама (через стадию окисления цик- 
логексана), получения лекарств (из производных адамантана) и 
специальных полимеров. 

2.4.3. Арены (ароматические углеводороды) 

Ароматические углеводороды (АрУ) C,H, являются ненасыщен- 
ными циклическими соединениями и представлены в нефтях 
следующими углеводородами: 

моноциклическими (бензольными) — C,H,; 
бициклическими (нафталиновыми) — C,H, _ 2; 
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трициклическими (антраценовыми) — on и. 4 
тетрациклическими (пиреновыми) — 

oles 
CeHe CioHs 

Бензол Нафталин 

CigHio CigHi 
Антрацен Фенантрен 

CigAio Ci6Hi9 

Пирен Хризен 

В основном все они представлены алкилпроизводными изо- 
мерами и содержатся во фракциях нефти в соответствии с их 
температурами кипения. 

В среднем для нефтей характерно следующее соотношение 
этих групп углеводородов: бензольные - 67%, нафтеновые - 
18%, фенантреновые - 8%, пиреновые - 5%, прочие - 2%. 

Распределение АрУ по фракциям нефтей зависит от степени 
ароматизированности нефти, выражающейся в ее плотности. В 
легких нефтях, богатых алканами, АрУ представлены в основ- 
ном легкими моно- и бициклическими, и их общее содержание 
максимально в начальных фракциях и снижается к более высо- 
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9 отн. ed Рис 220 Относительное распределение со- 
ВРУ » - держания 4 ароматических углеводородов по 

фракциям различных нефтей 
А Г - легкие нефти, парафинистые, 2 - нефти 

f средней плотности (нафтенопарафинистые) 3 - 

тяжелые смолистые нефти (ароматически- 
2 нафтеновые) 

кокипящим (рис. 2.20, кривая /). 
В нефтях средней плотности, бога- 

Ш тых нафтеновыми углеводородами, 
0 100 200 300 Tyun,°C распределение АрУ более равномер- 

но (кривая 2), а в тяжелых смолис- 
тых нефтях картина обратная: содержание АрУ в низкокипящих 
фракциях невелико и нарастает в высококипящих. 

В бензиновых фракциях нефти (30-200 °С) содержатся в 
основном бензольные АрУ (Сб-Со). 

В керосиновых Ффракциях (150-300 °C) кроме бензольных 
присутствуют нафталиновые АрУ (Со-Суб), а в тяжелых дистил- 
лятных фракциях (350-500 °С) - главным образом нафталино- 
вые и антраценовые. 

В остатках нефти (выше 500 °С) концентрируются полицик- 

лические АрУ с числом циклов от трех до семи, причем 
“чистые” АрУ здесь уступают место “гибридным”, сочетающим 
в себе насыщенные и ненасыщенные циклы 

Простейшие из них (индан, тетралин, флуорен и другие би- 
и трициклические соединения) содержатся в керосино- 
газойлевых фракциях нефти (150-350 °С). 

CO CO 
CoH ig CioH, 
Индан Тетралин 

С зНьо C1 jo 
Флуорен Аценафтен 
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В “гибридных” соединениях ароматические циклы имеют 
обычно метильные заменители, а нафтеновые - более длинные 
боковые цепи. 

В остальных фракциях нефти (выше 500 °С) и особенно в со- 
ставе смол и асфальтенов концентрируются полициклические 
АрУ с числом циклов 4 и более, такие как пирен, хризен, бенз- 
а-пирен и другие, считающиеся канцерогенными веществами. 

Общее содержание АрУ в нефтях бывшего СССР (с учетом 
“гибридных”) составляет 35-40% - для тяжелых нафтено- 
ароматических нефтей и около 20% - для высокопарафинистых. 

К характерным свойствам АрУ следует отнести высокую 
плотность (880-900 кг/м3), большой коэффициент лучепрелом- 
ления (1,5-1,55) и минимальное соотношение H:C (5-8%), т. е. 
низкие энергетические свойства. 

Свойства гибридных соединений зависят от. соотношения в 
них ненасыщенных и насыщенных циклов, наличия и длины 
цепей боковых заместителей. 

Некоторые свойства АрУ представлены ниже: 

Углеводород Температура, °С 

кипения кристаллизации 

Бензол 80 +5,5 
Толуол Hl -95 
Параксилол 138 -13 
Этилбензол 136 95 
Псевдокумол 169 44 
Нафталин 218 +88 
Фенантрен 340 +99 

Физические свойства АрУ существенно зависят от числа, 
места и молекулярной массы боковых заместителей и числа 
циклов. Такое резкое отличие их свойств часто используют для 
разделения этих углеводородов физическими методами. 

Для АрУ наиболее характерны реакции электрофильного за- 
мещения — галогенирование, нитрование, сульфирование, алки- 
лирование (получение хлорбензола, нитробензола, этилбензола 
и др. соединений). При высоких парциальных давлениях водо- 
рода в присутствии катализаторов АрУ насыщаются до нафте- 
нов. Эти и другие специфические физические свойства АрУ 
используют в аналитических методах определения содержания 
их в нефтяных фракциях. Так, существует ГОСТ 6994-74 на ме- 
тод определения АрУ в светлых прямогонных нефтепродуктах 
путем обработки последних концентрированной серной кисло- 
той. В топливах для реактивных двигателей определение содер- 
жания нафталиновых углеводородов проводят спектральным 
методом по ГОСТ 17749-72. Фотоколориметрией определяют 
содержание АрУ в нефтяных парафинах (ГОСТ 9437-85). 
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АрУ нефтяного происхождения (содержащиеся в природной 
нефти и образующиеся во вторичных процессах термокаталити- 
ческой переработки фракций нефти) являются основным исход- 
ным сырьем для огромного числа нефтехимических производств 
получения ценных продуктов. 

Из общего производства АрУ в мире 25 млн т/г. (80-е годы) 
85-90% вырабатывалось из нефти. 

Бензол в основном идет на производство этилбензола, из ко- 
торого каталитическим дегидрированием при 600 °C получают 
стирол - исходный мономер для производства каучуков и других 

ценных полимеров: 

+ GH, A Ome Ker, 600 °C Ome 

Для производства другого ценного продукта - фенола - ис- 
пользуют кумол (изопропилбензол), который окисляют в гидро- 
пероксид, разложением которого кислотой получают фенол. 

Из кумола каталитическим дегидрированием получают также 
такой ценный мономер для производства каучуков, как а- 
метилстирол. 

Значение АрУ в нефтепродуктах различно. Так, в бензинах их 
присутствие [до 30% (мас.)] желательно и необходимо, так как 
придает бензинам хорошие моторные свойства — повышает их 
детонационную стойкость. С этой целью в товарные бензины 
часто добавляют толуол или ксилолы. 

В авиационных керосинах содержание АрУ ограничивают (в 
зависимости от марки топлива) 10-20% (мас.) из-за их низкой 
теплоты сгорания и способности давать нагар в двигателях при: 
сгорании. Допустимое количество АрУ обусловлено необходи-’ 
мостью иметь авиакеросины с повышенной плотностью. 

В дизельных топливах содержание АрУ ограничивают из-за 
их нагарообразующих свойств и плохой воспламеняемости, что 
является очень важной характеристикой этих топлив. В маслах 
высокомолекулярные и слабоалкилированные АрУ - нежела- 
тельный компонент, так как они ухудшают вязкостно-темпе- 
ратурную характеристику масел и обусловливают образование 
лаково-смолистых отложений на трущихся поверхностях. Такие 
АрУ удаляют из масел в процессе очистки масляных дистилля- 
тов. Остаются в маслах лишь АрУ с длинными боковыми цепя- 
ми и “гибридные” полициклические углеводороды, в которых 
преобладают насыщенные циклы, поскольку свойства таких 
углеводородов приближаются соответственно к свойствам алка- 
нов и цикланов. 
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2.4.4. Алкены (олефиновые углеводороды) 

Алкены — ненасыщенные алканы - в природных нефтях, как пра- 
вило, не обнаруживаются, но образуются в больших коли- 
чествах в процессах дальнейшей химической переработки фрак- 
ций нефти термодеструктивными и термокаталитическими ме- 
тодами. 

Эти процессы можно отнести к двум группам: 
процессы, где алкены являются сопутствующим продуктом 

(термокрекинг, коксование, каталитический крекинг); 
процессы, где алкены являются целевым продуктом (дегид- 

рирование, пиролиз). 
В углеводородных газах этих процессов содержание низших 

олефиновых углеводородов (ОлУ) С!-С. составляет от 20 до 
60% (мас.). К ним относятся этилен, пропилен, бутен-1, бутены- 

2 (цис- и транс-формы), изобутилен, 1,3-бутадиен. 
Среднемолекулярные жидкие алкены (С;-С1з) и высокомо- 

лекулярные (С\9 и выше) образуются в деструктивно-катали- 
тических процессах в меньших количествах и входят соответ- 
ственно в состав легких (30-350 °С) и тяжелых (350-500 °С) ди- 
стиллятов вторичного происхождения. 

Все алкены обладают повышенной реакционной способ- 
ностью в реакциях окисления, полимеризации, алкилирования 
и др. Это их свойство широко используется в нефтехимии низ- 
ших олефинов, в производстве пластмасс, каучуков, алкилпро- 
изводных, моющих средств и т. д. Присутствие алкенов С; и 
выше в нефтепродуктах (топливах, маслах, парафинах), как пра- 
вило, ухудшает их эксплуатационные свойства (ухудшается ста- 
бильность при хранении из-за окисляемости и осмоления). 

Содержание непредельных углеводородов в светлых дистил- 
лятах нефти определяется галогенированием по ГОСТ 2070-82 
“Нефтепродукты светлые. Метод определения иодных чисел и 
содержания непредельных углеводородов”. Сущность метода 
заключается в том, что нефтепродукт обрабатывают спиртовым 
раствором иода, определяют количество иода, вступившего в 
реакцию, в граммах иода на 100 г нефтепродукта (иодное чис- 
ло), а затем по иодному числу, средней мольной массе нефте- 
продукта находят количество непредельных углеводородов. 

2.4.5. Гетероатомные соединения (ГАС) 

Гетероатомные соединения - это химические соединения на 
основе углеводородов любой группы, содержащие один или 
несколько различных атомов химических элементов - серы, 
азота, кислорода, хлора и металлов. Соответственно их назы- 
вают “серосодержащие ГАС”, “азотсодержащие ГАС” и т. д. 
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6 Puc 221 Распределение серы (qs - содер- 
/o ( мас.) 95 жание серы) по фракциям туймазинской ( | ) 

2 и арланской (2) нефтей 

st Содержание их в нефтях и pac- 
р пределение по фракциям различно 

2|- и является важной характеристикой 
качества нефти. Общим же является 
то, что количество ГАС нарастает с 

РОИА ООВ АННЫ увеличением температуры кипения 
7 100 200 3007,,,,°¢ — фракции нефти. Так, во фракциях, 

кипящих выше 450 или 500 °C, 80- 
90% входящих в них соединений составляют ГАС. 

ГАС нефтей являются объектом глубокого изучения, особен- 
но в последние 5-10 лет, так как они оказывают существенное 
влияние на технологию переработки нефти, потребительские 
свойства конечных продуктов ее переработки и на уровень за- 
грязнения окружающей среды. 

Серосодержащие ГАС. Серы в связанном виде нефти содержат 
от 0,02 до 6% (мас.), она входит в состав от 0,5 до 60% углеводо- 
родов нефти, превращая их в серосодержащие ГАС. 

По интервалу кипения нефти сера распределяется неравно- 
мерно (рис. 2.21): в легких фракциях 80-100 °С ее содержится 
много, во фракциях 150-220 °C ее количество обычно мини- 
мально и далее к концу кипения существенно нарастает. 

Из числа идентифицированных к настоящему времени серо- 
содержащих ГАС (около 300) можно выделить семь групп сое- 
динений, различающихся строением и свойствами. Простейшим 
соединением является сероводород (Н>5), который к серосодер- 
жащим ГАС относить не принято, но который является важным 
как соединение, сопутствующее технологии переработки нефти 

В природных нефтях сероводород присутствует в небольших 
количествах [0,01-0,03% (мас.)] в растворенном состоянии. 
Основное его количество уходит с попутным газом, добываемым 
вместе с нефтью. 

При переработке сернистых нефтей за счет термокаталитиче- 
ских реакций деструкции или конверсии других групп серосо- 
держащих ГАС образуется в больших количествах сероводород, 
который выделяют из газов и направляют на производство серы 

Меркаптаны - первый представитель серосодержащих 
ГАС, называемых также тиоспиртами, или тиолами, общая их 
химическая формула RSH (например, С„Н>„ + ;SH - алифатиче- 
ские, C,H, _ ;SH - циклановые), где радикал К - любая углево- 
дородная группа. 

Меркаптаны содержатся в нефтях в небольших количествах, 
и общее их содержание обычно составляет 2-10% от всех серо- 
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Рис. 2.22. Распределение общей (Л) и 76 
меркаптановой (2) серы в оренбург- , 
ском газоконденсате 

содержащих ГАС (хотя есть и 
исключения, где эта доля до- 
стигает 60-70%, например в 
марковской нефти и’: орен- 
бургском газоконденсате). 
Характерное для оренбургско- 
го газоконденсата распреде- 
ление общей и меркаптановой 0 1 | L 
серы показано Ha рис. 2.22. 22 60 100 | 140 180 

Повышенным содержани- Faun, © 
ем меркаптанов BO фракциях 
до 200 °C отличается одна из новых и перспективных нефтей — 
тенгизская (общей серы 0,8%, меркаптановой 0,1%). 

Одним из характерных для меркаптанов свойств является их 
коррозионная активность, в связи с чем в таких массовых топ- 
ливах, как авиационные керосины и дизельные топлива, содер- 
жание меркаптановой серы ограничивается [не более 0,001- 
0,005 и 0,01% (мас.) соответственно]. 

Их также отличает очень сильный и неприятный запах, 
ощущаемый уже при концентрациях |. 107%. Это их свойство 
используется в газовых хозяйствах, где они применяются в ка- 
честве одорантов (этилмеркаптан) с целью обнаружения утечки 
бытового газа. 

Меркаптаны в повышенных концентрациях токсичны, вызы- 
вают слезотечение, головокружение. При нагревании до 300 °C 

разлагаются с образованием более стойкого соединения (суль- 
о 

фида) и сероводорода: 2СаНу$Н —— °С С.Ну—$—С4Ну + 
+ HDS. 

В мягких условиях меркаптаны склонны к окислению кисло- 
родом воздуха с образованием дисульфидов (2R—SH > 

©. 

25°C; 0502 в 5$ в+Н.0) 
На способности меркаптанов взаимодействовать со щелочами 

и металлами основаны промышленные процессы их удаления из 
легких фракций нефти (демеркаптанизация). Для этого исполь- 
зуют щелочной раствор с добавкой к нему сульфопроизводных 
солей фталоцианина кобальта. 

Сероводород и меркаптаны концентрируются в легких фрак- 
циях нефти (газах и светлых нефтепродуктах), и их содержание 
определяют в лабораторных условиях химическим путем. Так, 
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содержание в газах определяют по ГОСТ 22387-83 “Газы горю- 
une природные. Метод определения сероводорода и меркапта- 
новой серы” и ГОСТ 22985-78 “Газы углеводородные сжи- 
женные. Метод определения меркаптановой серы”. 

Сущность этих методов состоит в поглощении сероводорода, 
а затем меркаптанов соединениями кадмия (аустатом или хло- 
ридом) с последующим иодометрическим или потенциометри- 
ческим титрованием растворов. 

Подобный же способ определения сероводорода и меркапта- 
новой серы лежит в основе ГОСТ 17323-71 “Топлива для двига- 
телей. Метод определения меркаптановой и сероводородной 

серы потенциометрическим титрованием”. 
Сульфиды (C,H>, + 2S) - наиболее представительная группа 

серосодержащих ГАС, встречающихся в нефтях в виде алифати- 
ческих (R—-S—R’), диарилсульфидов (Ar—S—Ar) или смешан- 
ных (R—S—Ar) соединений. Они обладают меньшим, чем мер- 

каптаны, запахом, нейтральны и поэтому щелочью не извлека- 
ЮТСЯ. 

Термически они также более стойки, чем меркаптаны 
(особенно соединения с циклическими радикалами), и разлага- 

ются при 400-450 °С. Например, дифенилсульфид при 450 °C 
разлагается на бензол и тиофенол: 

Oro=0-0" 
По своей структуре сульфиды являются аналогами простых. 

эфиров. Они также склонны к окислению, и это их свойство. 
используется для получения сульфоксидов. 

Дисульфиды (R—S—S—R’') в нефтях содержатся в небольших 
количествах, но они более реакционноспособны, чем сульфиды. 

При нагревании легко разлагаются на углеводород, меркаптан и 
сероводород. 

Тиофены и их алкилпроизводные - группа циклических серо- 
содержащих ГАС с атомом серы и четырьмя атомами углерода в 
кольце. Химически малоактивные, стойкие к окислению и тер- 
мически стойкие соединения. 

Относительная доля производных тиофена нарастает от низ- 
кокипящих к высококипящим фракциям нефти, во фракции 
нефти 200-500 °С содержится основное их количество (до 50- 
80% от общего содержания тиофенов). 
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Бензтиофены — соединения, содержащие кроме тиофенового 
кольца одно или два (дибензтиофен) бензольных цикла: 

УС: 
5 5 

По своим свойствам они занимают промежуточное положе- 
ние между тиофенами и аренами. Содержание их в нефтях 
меньше, чем тиофенов, в 2-3 раза. 

Типичное соотношение перечисленных серосодержащих ГАС 
в нефтях различных месторождений составляет: меркаптаны - 
0-7%, сульфиды - 7-40% (в среднем 18%), тиофены - 50-90% (в 
среднем 75%). 

Кроме перечисленных выше типичных представителей серо- 
содержащих ГАС в высококипящих фракциях нефтей содержат- 
ся и другие более сложные полициклические соединения серы. 

Влияние серосодержащих ГАС на свойства топлив (бензинов, 
авиационных керосинов, дизельных и котельных топлив) во 
всех случаях отрицательное. Их присутствие снижает хими- 
ческую стабильность топлив, полноту их сгорания и обусловли- 
вает наличие в продуктах сгорания оксидов серы, которые в 
присутствии водяных паров (от сгорания водорода) дают слабую, 
очень коррозионно-активную серную кислоту. Пары кислоты и 
избыточное количество оксидов серы загрязняют атмосферу, что 
отрицательно влияет на человека и окружающую его природу. 

Большинство серосодержащих ГАС представляют собой цен- 
ное нефтехимическое сырье для получения красителей, стабили- 
заторов полимеров, лекарственных средств, однако простых и 
надежных методов выделения их из нефти ‘пока нет, и такие 
производства на нефтяном сырье пока не получили широкого 
развития. Поэтому большое применение получили методы 
очистки нефтепродуктов от серосодержащих соединений путем 
их химической экстракции или деструкции с выделением серы в 
виде сероводорода. Простейший из таких методов - удаление 
меркаптанов раствором щелочи с превращением меркаптанов в 
меркаптиды натрия: 

C3H7SH + NaOH -» C;H,SNa + H,0. 

При этом меркаптаны превращаются всего на 30-50%, и 
полного их удаления не происходит. 

Более радикальный и широко применяемый метод - удале- 
ние серы гидрогенолизом серосодержащих соединений, при 
котором в атмосфере водорода в присутствии катализатора эти 
соединения превращаются в углеводороды, а сера выделяется в 
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виде сероводорода, направляемого на производство серы: 

H 
C,;H7SH - С.Н; + H>S; 

H2 
R—S—S—R’' > 2RSH +» RH + КН +2Н)5; 

[/ \\ Be { ) > C,H SH > С.Ню + Н>5. 

$ S 

Стандартные методы определения серосодержащих ГАС отсуг- 
ствуют, и такое определение возможно лишь с помошью масс- 
спектроскопии. Общее же содержание серы, связанной с этими ГАС, 
определяется стандартными методами по ГОСТ 19121-73 (для свет- 

лых нефтепродуктов) и ГОСТ 1437-75 и 1431-85 (в тяжелых фракци- 
ях нефтей). Сущность этих методов состоит в сжигании навески 
нефтепродукта с последующим улавливанием оксидов серы. 

Азотсодержащие ГАС по содержанию в нефти уступают серо- 
содержащим. Все OHH ПО СВОИМ свойствам могут быть отнесены 
к трем группам - основные, кислые и нейтральные соединения. 

К азотистым основаниям относятся анилин, пиридин, хино- 
лин (а), а также соединения с тремя циклами — фенантридин и 
его алкилзамещенные изомеры. Доля основного азота составляет 
в нефтях 30-60% от общего его содержания. 

Представителем кислых азотсодержащих соединений являют- 
ся пиррол (6) и его алкилзамещенные. Этих соединений значи- 
тельно меньше, чем оснований. 

iA a OOD g с SN SN NH 

NH, a 6 
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К нейтральным азотсодержащим ГАС (в) относятся индол 
(бензпиррол) и карбазол (дибензпиррол). В эту же группу входят 
и порфирины (циклические тетрапирролы) - особо интересные 
соединения тем, что по своей структуре они подобны хлоро- 
филлу - предположительно исходному веществу в генезисе неф- 
ти. Кроме перечисленных чисто азотсодержащих ГАС, нефти 
содержат и смешанные соединения, включающие азот и серу 
(тиолинолин), азот и кислород (гидроксипиридин), азот и ме- 
талл (ванадилпорфирины) - интересные как по свойствам. так и 
по предназначению вещества, химия которых в настоящее время 
быстро развивается. , 

Как уже отмечалось (см. разд. 2.3), содержание азота в неф- 
тях редко превышает 0,6% (мас.). В бензиновых фракциях его 
почти не бывает или его содержание невелико [0,0002- 
0,0005% (мас.)], а с повышением температуры выкипания фрак- 
ций нефти его концентрация быстро нарастает. Основное коли- 
чество азотсодержащих ГАС содержится во Ффракциях нефти 
выше 400-450 °С, где в основном концентрируются полицикли- 
ческие соединения. 

Азотсодержащие ГАС - нежелательный компонент нефтяных 
топлив. В прямогонных бензинах содержание азота ограничи- 
вается величиной 0,5 мг/кг [0,00005% (мас.)], поскольку при 
больших его содержаниях быстро отравляются катализаторы 
ароматизации. В дизельных топливах присутствие азота ведет к 
интенсификации таких явлений, как осмоление и потемнение 
топлива. 

В тяжелых дистиллятах (350-550 °С) азот (особенно основ- 
ной) является ядом, необратимо дезактивирующим катализато- 
ры в процессах каталитического крекинга и гидрокрекинга. 

Удаляют азот из нефтяных фракций 25%-м раствором серной 
кислоты (в лабораторных условиях) и гидрированием (гидро- 
очисткой) одновременно с очисткой от серы. 

Стандартных лабораторных методов определения азота в 
нефтепродуктах нет. В нефтях и их тяжелых фракциях общее 
содержание азота определяют обычно методом Кьельдаля [8], 
состоящим в том, что нефть обрабатывают серной кислотой, 
переводя органический азот в аммонийный. Последний разла- 
гают щелочью и выделяющийся аммиак поглощают слабым рас- 
твором серной кислоты. 

Кислородсодержащие ГАС - органические кислоты трех сле- 
дующих типов: 

простые (алифатические) карбоновые кислоты, главным 0б- 
разом Сб-Сз, присутствующие в бензиновых и керосиновых 
фракциях. Содержание их в нефтях от 0,05 до 0,1% (мас.); 
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циклические (нафтеновые) кислоты, главным образом произ- 
водные циклопентана и циклогексана, присутствуют в бензино- 
керосиновых фракциях, а полициклические - в высококипящих 
фракциях. В нефтях их содержится до 1,0-1,2% (мас.); 

фенолы - производные аренов Сб-Сз, содержание которых в 
нефтях колеблется от 0,003 до 0,05% (мас.). 

Нефтяные органические кислоты - в чистом виде малолету- 
чие маслянистые жидкости плотностью, близкой к единице. Их 
присутствие придает нефтепродуктам (топливам, маслам и др.) 
активные коррозионные свойства, поэтому кислоты обычно 
нейтрализуют щелочами, превращая их в соли, или гидрогено- 
лизом (одновременно с очисткой от серы), превращая их в угле- 
водороды. 

Соли нафтеновых кислот, выделенные из нефти, являются 
ценным промышленным сырьем для приготовления мазей и 
различных продуктов, имеющих коллоидную структуру. Исполь- 
зуются как загустители масел (нафтенаты кальция и алюминия) 
и как компонент напалма. 

Для оценки содержания органических кислот пользуются 
кислотностью или кислотным числом - расходом КОН, пошед- 
шего на нейтрализацию кислот при титровании соответственно 
в мг на 100 мл или в мг на 1 г (ГОСТ 5985-79 “Нефтепродукты. 
Метод определения кислотности и кислотного числа”). 

Металлсодержащие ГАС. В нефтях обнаружено около 30 гете- 
роэлементов - металлов, главным образом металлов переменной 
валентности (V, Ni, Ее, Mo, Со, W, Cu, Cr, Ti и др.). Содержа- 
ние их невелико и, как было указано выше, редко превышает 
0,05% (мас.) [500 мг/кг]. 

Из металлсодержащих ГАС нефтей наиболее полно изучены 
металлопорфириновые и среди них - ванадилпорфирины и ни- 
кельпорфирины, в состав которых в нефти входит около 40% 
всего содержания ванадия и никеля. Металл в этих соединени- 
ях расположен в центре тетрапиррольной структуры. 

Эти соединения концентрируются обычно во фракциях неф- 
ти выше 400 °С, поэтому в светлых топливах — бензинах, керо- 
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синах и дизельных топливах — металлов почти He бывает (могут 
быть лишь следы). Содержание их в тяжелой части нефти - 
фракции 350-550 °С (сырье каталитического крекинга) и остат- 
ках, кипящих выше 350 °С (мазут) или выше 500 °С (гудрон), - 
нежелательно по двум причинам. Первая - при каталитической 
переработке этих фракций металлсодержащие соединения раз- 
рушаются, а выделяющиеся металлы отлагаются в порах катали- 
заторов и необратимо дезактивируют их. Вторая - при сжигании 
тяжелых остатков как котельных топлив образуется пентаоксид 
ванадия (\У›О5) - очень коррозионно-активный компонент золы, 
вызывающий коррозию котельного и другого оборудования. 

Удаление металлов из нефтяных фракций - очень трудная за- 
дача. Частично (на 40-50%) они удаляются при гидроочистке и 
путем глубокой деасфальтизации и обессмоливания остатков. 

Содержание металлов в нефти и ее тяжелых фракциях наибо- 
лее точно определяют спектральными методами [8]. Для опреде- 
ления содержания ванадия существует стандартный химический 
метод (ГОСТ 10364-63); сжигание навески нефти до золы и по- 
следующий химический анализ этой золы на содержание в ней 
ванадия. 

2.4.6. Смолы и асфальтены 

Смолы и асфальтены - это не самостоятельная группа органиче- 
ских соединений, а сложная смесь высокомолекулярных углево- 
дородов и ГАС. Рассмотрим их отдельно, поскольку эти соедине- 
ния имеют важное значение для технологии переработки нефти. 

Резкой границы между фракцией нефти с температурой ки- 
пения 500-550 °С и фракцией, содержащей смолы и асфальте- 
ны, не существует, и поэтому их условно можно разделить на 
следующие компоненты: 

мальтены - смесь смол с масляными (парафинонафтено- 
выми) фракциями нефти. Они обычно растворимы в низкоки- 
нящих алифатических углеводородах С5—Сз. Могут быть разде- 
лены на смолы и масляную часть путем адсорбции первых на 
силикагеле; 

асфальтены - вещества, растворимые в бензоле и сероуглеро- 
де, но нерастворимые в алифатических растворителях С5-Сз; 

карбены - растворимы только в сероуглероде; 
карбоиды - плотные углеродистые вещества, нерастворимые 

даже в сероуглероде. 
Рассмотрим кратко свойства и значение каждого из этих 

компонентов нефти. 
Смолы, выделенные из мальтенов, — очень вязкие жидкости 

темно-коричневого или бурого цвета с плотностью выше еди- 
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ницы и молекулярной массой входящих в нее высокомолеку- 
лярных соединений (ВМС) от 600 до 1200 (т. е. соединений с 

числом атомов углерода от 50 до 90-100). Иногда смолы, выде- 
ленные из нефти, представляют собой полутвердые вещества. 
Содержание смол в нефтях 3-25%, причем их всегда больше, 
чем асфальтенов, и соотношение смолы : асфальтены составляет 
обычно 3-9. 

Соотношение Н:С в смолах 11-13%. Они в значительной сте- 
пени состоят из ГАС и содержат серы - 0,5-8,0, азота - 0,5-3,0, 
кислорода 1-7% (мас.) и более половины металлов нефти. 

Смолы являются сильными красителями и даже в небольших 
концентрациях придают нефтепродукту окраску. 

Смолы - полярные вещества. ВМС (главным образом ГАС), 
составляющие их основу, - это конденсированные полицикли- 
ческие системы с общим числом колец до шести, из которых 2- 
3 ароматических. 

Они нестабильны: легко окисляются кислородом воздуха при 
низких температурах (20-40 °С). Без доступа воздуха уплотняют- 
ся до асфальтенов при 260-300 °С. Легко сульфируются, перехо- 
дя при этом в раствор серной кислоты, и на этом свойстве 
основан один из методов определения количественного их со- 
держания в нефти. 

Смолы — нежелательный компонент всех моторных топлив, 
так как служат источником образования нагароотложений в 
двигателях и ухудшают полноту горения топлива. При каталити- 
ческой переработке фракций, содержащих смолы, повышается 
коксообразование на поверхности катализаторов, и последние 
быстрее дезактивируются. 

Обессмоливание дистиллятных фракций нефти радикально 
производится при их гидроочистке или гидрокрекинге (смолы 
превращаются в более низкомолекулярные углеводороды и 
другие соединения). В нефтяных остатках, кипящих выше 450- 
500 °С, направляемых на производство кокса, смолы являются 
желательными, так как служат одним из коксогенных компо- 
нентов в этом процессе. 

Асфальтены - концентрат наиболее высокомолекулярных со- 
единений нефти (в основном ГАС) со спектром молекулярных 
масс от 1500 до 4000. В нефти они находятся в виде коллоидных 
частиц, а будучи выделены из нефти, представляют собой твер- 
дые аморфные частицы черного цвета. Содержание асфальтенов 
в нефти обычно не превышает 10% (мас.). Они более бедны 
водородом, чем смолы (Н:С = 9+11%), и концентрация гетеро- 
элементов в них выше (серы - до 9, азота - до 3, кислорода - до 
8, металлов - до 0,15%). 
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По своей химической структуре это ВМС с числом циклов до 
20 (более половины из которых ароматические), имеющие ал- 
кильные заместители. 

Асфальтены - химически активные вещества: они легко 
окисляются (до карбенов), сульфируются, нитруются. Гидриру- 
ются труднее, чем смолы. При нагревании до 200-300 °С внача- 
ле становятся пластичными, а при температурах 300-350 °С раз- 
лагаются (крекируются) с образованием газа, жидкой фазы и 
кокса. При более высоких температурах (400-450 °С) асфальте- 
ны дают высокий выход мелкопористого плотного нефтяного 
кокса, и это их свойство лежит в основе соответствующего тех- 
нологического процесса. 

Концентрированная смесь асфальтенов, смол и мальтенов — 
хорошее связующее и гидроизолирующее вещество - битум, 
который получают из тяжелых остатков нефти путем концент- 
рации в них смол и асфальтенов или окислением кислородом 
воздуха при 220-260 °С. 

Существуют также природные нефтебитумы, в которых со- 
держание смол и асфальтенов в сумме составляет 60-80% (мас.), 
и запасы таких нефтебитумов (см. табл. 4.2) соразмерны запасам 
нефтей и даже превышают их. 

Удаление асфальтенов (деасфальтизация) и смол (обессмоли- 
вание) из нефтяных фракций, кипящих выше 350 °С, является 
одной из основных стадий в технологии очистки масляных ди- 
стиллятов и Гудронов и получения базовых дистиллятных и 
остаточных масел. 

Карбены и карбоиды - продукты дальнейшего уплотнения ас- 
фальтенов (при окислении или термической деструкции). Это 
частички с высокой концентрацией углерода (Н:С = 6-9%), не- 
растворимые практически ни в одном органическом растворителе. 

Реакции уплотнения смол и асфальтенов (карбоидообразо- 
вание) являются основными в промышленной технологии полу- 
чения нефтяного кокса. 

Содержание асфальтосмолистых веществ в нефти опреде- 
ляется стандартным методом (ГОСТ 11858-66). Определение 
осуществляют для навески нефти до 10 г в два этапа. На первом 
этапе производят осаждение асфальтенов, карбенов и карбоидов 
в среде гептана или петролейного эфира, затем их отделяют, 
высушивают и определяют количество асфальтенов (растворени- 
ем их в толуоле) и карбенов с карбоидами (как нерастворимого 
в толуоле осадка). 

На втором этапе обессмоливают деасфальтированную часть 
нефти адсорбцией смол в колонке с силикагелем. 

Адсорбированные на силикагеле смолы (после промывки ко- 
лонки петролейным эфиром) вытесняют — спиртотолуольной 
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смесью, в которой затем (выпариванием) определяют количе- 

ство десорбированных смол. 
На таком же принципе основан метод определения смол в 

нефтяных маслах (ГОСТ 15886-70). Легкие смолы как продукт 
окисления углеводородов могут образовываться и в легких бен- 
зинокеросиновых фракциях в процессе их получения из нефти 
и последующего хранения. Для контроля их количеств в таких 
моторных топливах существуют методы определения путем вы- 
паривания топлив до смолистого остатка (ГОСТ 8489-85 
“Топливо моторное. Метод определения фактических смол по 
Бударову” и ГОСТ 1567-83 “Топливо моторное. Метод опреде- 
ления фактических смол”). 

Глава 3 

ФИЗИКО-ХИМИЧЕСКИЕ СВОЙСТВА НЕФТИ 
И ЕЕ ФРАКЦИЙ 

К физико-химическим свойствам нефти, ее фракций и конеч- 
ных нефтепродуктов относится комплекс показателей, характе- 
ризующих их физические свойства и их связь с химическим 
составом, а также химмотологические свойства, т. е. свойства, 

определяющие поведение нефтепродукта при использовании его. 
потребителем. 

3.1. СРЕДНЯЯ ТЕМПЕРАТУРА КИПЕНИЯ 

Температура кипения - важная физическая величина, характе- 
ризующая большинство веществ. Однако к нефти и ее фракци- 
ям она в строгом понятии применена быть не может, поскольку 
нефть и ее фракции - смесь очень большого количества углево- 
дородов и других химических соединений, разделить которую на 
эти индивидуальные вещества невозможно. 

Как уже отмечалось (см. разд. 2.2), дискретный ряд темпера- 
тур выкипания индивидуальных веществ, из которых состоит 
нефть, заменяется при определении фракционного состава неф- 
ти монотонной кривой зависимости “истинных” (усредненных) 
температур кипения, от выхода фракций нефти при ее кипении 
(состав нефти по ИТК). Эта монотонная кривая ИТК строится 
по конечному числу экспериментальных точек, при этом каждая 
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Рис. 3.1. Представление кривой ИТК условными компонентами (о - экспери- 
ментальные точки; пунктир - деление на узкие фракции по шкале температур 
кипения; штрих-пунктир - то же по шкале выхода фракций) 

из точек выражает некую усредненную температуру кипения боль- 
шой группы углеводородов, фиксируемую в момент отбора фракции. 

Для технологических расчетов фракционный состав нефти 
должен быть представлен дискретным рядом компонентов с 
фиксированными (имитированными) температурами кипения, 
чтобы можно было по этим температурам определять их другие 
физические свойства. Для этого пользуются понятием средней 
температуры кипения. 

/ 
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Обычно величиной средней температуры кипения характери- 

зуют не в целом нефть или полученный из нее нефтепродукт, 
интервал кипения которых составляет сотни градусов, а узкие 
их фракции (условные компоненты), на которые делят весь ин- 
тервал кипения по кривой ИТК. 

Это деление, как уже отмечалось (см. разд. 2.2.3), может 
осуществляться тремя способами (рис. 3.1): 

по шкале температур, когда задают интервал выкипания каж- 
дой узкой фракции (обычно 10 - 20 °С) и по оси абсцисс опре- 
деляют их выход — А1, Xz, Аз и т. д. Такой способ удобен, когда 

кривая ИТК охватывает интервал температур выкипания более 
100 - 150 °С; 

по шкале выхода фракции, когда задают выход каждой узкой 
фракции [обычно 5 - 10% (мас.), % (06.) или % (мольн.), в за- 
висимости OT того, как выражается выход фракций] и по оси 
ординат определяют интервалы их выкипания: Ац, АБ... ит. д 
Такой способ удобен, когда кривая ИТК охватывает интервал 
температур выкипания менее 100 - 150 °С; 

по точкам фактического отбора фракций при эксперимен- 
тальном определении состава по ИТК, когда известны и темпе- 
ратурный интервал отбора фракций, и их выход. 

Каждую такую узкую фракцию рассматривают в дальнейшем 
как условный компонент нефтяной смеси, состав которой в 
этом случае выражается как дискретная смесь этих компонентов 
со своими физическими свойствами. Первым из этих свойств 
является средняя температура кипения. 

Для узких фракций с интервалом кипения менее 20 °C без 
большой погрешности средняя температура кипения может быть 
вычислена как среднеарифметическая из начальной и конечной 
температур кипения данной узкой фракции. 

В общем же случае, если кривая ИТК в пределах выкипания 
одного условного компонента имеет большую кривизну, эту 
температуру определяют как среднеаддитивную: 

Кр = (ty Any + hAng + ... + t,An,)/(An, + Anz +... tAn,), (3.1) 

где fi, bh, ., м - промежуточные температуры в интервале выкипания узкои 

фракции, °С, An), Am, . , An, - выход, соответствующий этим промежуточным 

температурам в пределах узкой фракции 

Выход фракций Алу, Ал) и т. д. может быть выражен в массо- 

‘вых, мольных или объемных долях (процентах), и соответствен- 
но величины средней температуры кипения будут среднемассо- 

вая (fp), среднемольная (f ср) и среднеобъемная ((ср)- 
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3.2. ПЛОТНОСТЬ 

Для нефтей и их узких фракций плотность принято выражать 
абсолютной и относительной величиной. 

Абсолютная плотность - масса единицы объема, измеряется в 
кг/м3 или г/см3 при нормальной температуре (20 °С). 

Относительная плотность - величина безразмерная, пред- 
ставляет собой отношение плотностей нефтепродукта и воды 
при определенных температурах: 

, (3.2) 

| t 
где р ри — относительная плотность; Ри - плотность нефтепродукта при темпера- 

туре и, кг/м3 (г/см3); рев — плотность воды при температуре &, кг/м? (г/смз). 

В России приняты 4, = 20 °Си t, = 4 °С, поэтому относитель- 

ная плотность обозначается р20. Численно абсолютная (в г/см3) и 

относительная плотность в этом случае совпадают, так как плот- 
ность воды при 4 °С равна единице. В США ци в приняты рав- 

ными 60 °F (15,6 °С), и поэтому относительная плотность обозна- 

чается pie. Плотности связаны между собой соотношением 

0.0035 

р + (3.3) 
Р4 

В США и в научной литературе других стран мерой плот- 
ности нефтепродуктов принята и широко используется величи- 

на, измеряемая в градусах АРТ, связанная с р! соотношением 

АР — 131,5, (3.4) 
Р15 

или в табличной форме: 

pls 1,075 1,00 0,95 0,90 0,85 0,80 0,75/ 0,70 0,65 

API 0 95 16,5 24,5 34 445 56,5 69,5 84,5 

Для углеводородных и других газов относительную плотность 
принимают при 20 °С по отношению к плотности воздуха при 
той же температуре, т. е. 

20 _ 
220.) Piry/ Рвозд) - (3.5) 
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Рис. 3.2. Зависимость плотности нефтепродуктов р от температуры f (цифры на 
кривых - относительная плотность pi’) 

Зависимость плотности (в r/cM?) нефти и ее узких фракций 
от температуры выражается известным линейным уравнением: 

р’ =p”? - a(t - 20), (3.6) 
где р'и р20 - соответственно плотности при искомой температуре Ги 20 °C, 
Г/см3; а - температурный коэффициент (находят из таблиц по ГОСТ 3900 - 47); 
а — линейно зависит от р20, и поэтому его проще вычислить по уравнению 

а = 0.000903 - 0,00132(р20 - 

? 

(3.7) 

Уравнения (3.6) и (3.7) справедливы для интервала темпера- 
тур 0 - 150 °С и р?0 = 0,7 - 1,0 r/cm? (погрешность составляет 
5 - 8%). 

В более широком интервале температур (до 300 °С) и с 
менышей погрешностью (до 3%) зависимость плотности (в 

кг/м) от температуры можно вычислить по уравнению, полу- 
ченному автором [44]: 

° 0,68) 
(1 — 20). (3.8) 

Удобная для пользования графическая зависимость плот- 
ности от температуры приведена на рис. 3.2. 

Экспериментально плотность определяют следующими стан- 
дартными методами (по ГОСТ 3900-85). 

Метод определения ПЛОТНОСТИ ареометром 
(гидростатический) заключается в погружении отградуи- 
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рованного на нефтепродукты ареометра в стеклянный цилиндр, 
заполненный испытуемым нефтепродуктом, и отсчете плотности 
по нижнему мениску погружения ареометра при данной темпе- 
ратуре. Пересчет отсчитанного значения плотности к плотности 
при 20 °С производится по специальным таблицам. 

Точность метода: сходимость для прозрачных нефтепродуктов 
не более 0,0005 г/см3 (для непрозрачных - 0,0006 r/cm?), а воспро- 
изводимость соответственно не более 0.0012 г/см3 и 0.0015 г/смз. 

Метод определения плотности пикнометром 
состоит в том. что заранее отградуированный по объему сосуд 
(пикнометр) заполняют по этому объему нефтепродуктом и, 
термостатировав при температуре 20 °C, взвешивают Ha анали- 
тических весах с погрешностью не более 0,0002 г. 

В зависимости от вязкости испытуемых нефтепродуктов (до 
75 mM2/c при 50 °С и более 75 мм?/с) используют стеклянные 
пикнометры разных форм и размеров, предусмотренные указан- 
ным ГОСТ. Точность этого метода для нефтепродуктов с вяз- 
костью до 75 MM2/c при 50 °С: сходимость и воспроизводимость 
не выше 0,0006 г/см3; для более вязких — сходимость не выше 
0,0012 г/см, а воспроизводимость не выше 0,0024 г/см3. 
Пикнометрический стамдартный метод исполь- 

зуют для определения плотности углеводородных (и других) 
газов (ГОСТ 17310-81). 

Сущность метода состоит в том, что стеклянный пикнометр, 
точный объем которого известен (определяется по массе ди- 
стиллированной воды — водное число) заполняют поочередно 
сухим воздухом и сухим газом и взвешивают. По разности масс 
пикнометра с газом и воздухом вычисляют (с вводом поправок 
по ГОСТ) плотность сухого газа. Взвешивания ведут с точ- 
ностью не более 0,0002 г. 

Правильным считается плотность газа, взятая как среднеа- 
рифметическое из двух определений, если они не отличаются 
друг от друга более чем на 0,005 кг/мз. 

Ареометрический метод для жидких нефтепродуктов прост, 
достаточно точен и удобен в случаях, когда количество образца 
испытуемой нефти или нефтепродукта достаточно велико (не 
менее 200 мл). В то же время часто количество образца может 
быть настолько мало (5 — 10 мл), например при отборе узких 
фракций нефти при ее перегонке по ИТК, что ареометрический 
метод не может быть использован. В этих случаях применяют 
пикнометрический метод, однако большая трудоемкость огра- 
ничивает его применение, и поэтому появилось множество раз- 
личных эмпирических формул для расчета плотности. Примени- 
тельно к узким, 10 - 20-градусным фракциям нефти приведем 
две из них, наиболее точные и удобные для использования. 
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Формула ГрозНИИ [44]: 
n 

(p2° yb = ool , (3.9) 

где 

Ро = 0,65 + 0,09(р2 ar (3.10) 

п = 0,13 — 0,001 14). (3.11) 
Формула Баш НИИ НП [46]: 

(029) yap = of2,841(02°) yg, - 3,468, (3.12) 
где (20), фИ (р20)„ - относительные плотности узкой фракции и нефти, из 

которой они выделены, fp - средняя температура кипения узкой фракции, °C, 

lyn, - Температура застывания нефти, °C, Ce ф- коэффициент лучепреломле- 

ния узкой фракции, ро и п - коэффициенты 

Удобство формулы (3.9) в том, что опорными параметрами в 

ней являются легко доступная величина р и всегда известные 

для нефти величины (04 x И [н, ЧТо делает ее незаменимой в 

технологических расчетах на ЭВМ. В формуле (3.12) опорным 

параметром является величина (и) уф, которую для каждой 

узкой фракции надо найти экспериментально, однако это не- 
удобно в тех случаях, когда такие определения невозможны. 
Точность первой формулы (по расхождению экспериментальных 
и расчетных данных) составляет 6,0%, второй - 2,5%. 

Плотность нефти и ее фракций является косвенной характе- 
ристикой их химического состава, так как плотности основных 
трех групп углеводородов - парафиновых, нафтеновых и арома- 
тических (и соответственно гетероатомных соединений на их 
основе) - существенно различаются, а плотность смеси подчи- 
няется правилу аддитивности по массам, т. е. 

(Pf Jem = (04 np + (р4)нфхнф + (24 )архар» — (3-13) 
где (03 Jem» (03 np» (р) ng и (P23 Yap — относительные плотности соответ- 

ственно смеси, парафиновых, нафтеновых и ароматических углеводородов, хпр, 
Хнф И Хар - массовые доли от единицы соответствующих групп углеводородов 

С учетом связи плотности с химическим составом в нефтепе- 
реработке введена величина, называемая фактором парафинис- 
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тости нефтепродукта, вычисляемая по формуле 

К =1,216 Те, / p42, (3.14) 
где Тер = р + 273 — среднемольная температура кипения нефтепродукта или 

узкой фракции нефти, К. 

Чем выше содержание парафиновых углеводородов (и мень- 
ше - ароматических), тем больше значение фактора парафинис- 
тости. Обычно для парафинистых нефтепродуктов К = 12 ~ 13, а 
для нафтеноароматических - 10-11. 

Как сама величина плотности (абсолютной или относитель- 
ной), так и фактор парафинистости являются опорными пара- 
метрами для расчетного определения многих показателей физи- 
ко-химических свойств нефтяных фракций, которые будут рас- 
смотрены ниже. 

Плотность паров нефтепродуктов определяют для нормаль- 
ных условий как обратную величину удельного объема паров 
одного моля вещества (Мур/22,4), а для условий, отличных от 
нормальных, — по формуле 

Уп =11,8МерР / Т, (3.15) 

где Мер - средняя мольная масса нефтепродукта; Р - давление, атм; Т - 
абсолютная температура, К. 

3.3. МОЛЬНАЯ МАССА 

Для нефти и даже ее узких фракций понятие “мольная масса” в 
строгом его значении неприменимо, так как фракции нефти и 
тем более нефть состоят из сотен (тысяч) углеводородов и их 
соединений. 

В то же время мольная масса является важнейшей характери- 
стикой химических веществ, и поэтому для нефти и ее фракций 
пользуются величиной “средняя мольная масса”, опуская при 
этом слово “средняя”. 

С учетом этого мольная масса нефтяной фракции будет зави- 
сеть от двух параметров - средней температуры кипения фрак- 
ции и ее группового химического состава. 

Экспериментальное определение мольной массы нефтяных 
фракций основано на правиле Рауля - Вант-Гоффа о прямой 
пропорциональности осмотического давления и мольной кон- 
центрации вещества в растворе. 

Осмотическое давление в свою очередь находится в прямой 
зависимости от таких легко определяемых величин, как пониже- 
ние точки замерзания растворов и повышение точки их кипения. 
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Для нефтяных продуктов получил применение KPHOCKO- 
пический метод, основанный на измерении температуры 
замерзания растворителя (бензола или нафталина) при добавле- 
нии к нему навески нефтепродукта. 

При использовании бензола определение проводят в приборе 
Бекмана [8] в пробирке с термометром Бекмана, помещенной в 
водяную баню. Вначале определяют температуру замерзания 
25 мл чистого бензола, а затем смеси 25 мл бензола с добавкой 
навески нефтепродукта (навеска может составлять от 0,16 до 
0,5 г). 

Мольную массу нефтепродукта находят по формуле 

М = 5,12. 1000a/bAr, (3.16) 

где а - навеска нефтепродукта, г; $ - масса бензола, г; Af - разность температур 
замерзания чистого бензола и раствора нефтепродукта в бензоле (депрессия). 
5,12 - криоскопическая постоянная бензола. 

Нафталин как растворитель используют для тяжелых 
(темных) нефтяных фракций, а для точного измерения депрес- 
сии применяют термопару. 

Определенная сложность и трудность экспериментального 
получения значений мольной массы нефтяных фракций 
(особенно узких фракций нефти, когда их число велико или 
когда фракции отсутствуют) стимулировало поиск расчетных 
методов определения мольной массы. 

Из этих методов наибольшее признание получили следующие 
эмпирические формулы. 

Формулы Б.П.Воинова упрощенная (3.17) и 
уточненная (3.18): 

М = 60 + 0,3 + 0,0011 2; (3.17) 

М = (7К-21,5)+(0,76-0,04К): + (0,0003 К-0,00245)22, (3.18) 

где { - средняя температура кипения фракции, °С; К - фактор парафинистости. | 

Формула (3.17) справедлива только для парафиновых углево- 
дородов. Формула (3.18) более универсальна и дает результаты. 
в среднем расходящиеся с экспериментальными на 3 - 5% (отн.) 
[1]. Однако было показано [44], что для узких 10-градусных 
фракций парафинистых нефтей точность ее выше 
[расхождения - 2%(отн.)], а для сернистых - ниже [5,4% (отн.)]. 
С расширением интервала кипения узкой фракции до 25 °С 
точность снижается и расхождения достигают 10 - 25%. 

Формула (3.18) удобна в случае программированных расчетов 
с использованием персональных и других ЭВМ. Для сокраще- 
ния трудозатрат при обычных “ручных” расчетах по этой фор- 
муле была построена [44] номограмма, показанная на рис. 3.3. 
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Рис 33 График для определения средней молекулярной массы нефтепродуктов 
М и их фракций (цифры у кривых - средняя температура кипения фракций, 
°C) 

Формула Баш НИИ НП [47] 

М = (160 - 5K) - 0,0751 + 0,000156K r2 (3.19) 

получена для 10-градусных фракций сернистых нефтей, она дает 
для них более точные, чем формула Воинова, результаты 

В приведенных выше формулах (3.18, 3.19) в качестве пара- 
метра, характеризующего химический состав, выступает фактор 
парафинистости (плотность). В формуле, полученной Р.Хершем 
с соавторами [48], в качестве такого параметра использован ко- 
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эффициент лучепреломления: 

IgM = 1,939436 + 0,00197641 + 18(2,1500 -n?), (3.20) 
где nv — коэффициент лучепреломления. 

Как известно, мольная масса - величина аддитивная и для 
смеси различных фракций может быть вычислена как отноше- 
ние суммы масс компонентов смеси к сумме чисел молей тех же 
компонентов в смеси: 

Moy = (ту + my +...+т„)/(т/ М! + т›/М) +...+ т„/ М»),(3.21) 
где т;, m2, , т, - массы компонентов, кг (г), Ми, М>, , M, - мольные массы 
тех же компонентов 

По этой формуле обычно вычисляют мольную массу нефти, 

если известны мольные массы полученных из нее дистиллятов. 

3.4. ДАВЛЕНИЕ НАСЫЩЕННЫХ ПАРОВ 

Давлением насыщенного пара (ДНП) называют давление, созда- 

ваемое парами данного вещества, находящимися в равновесном 
с жидкой фазой состоянии при определенной, постоянной тем- 
пературе. Если это давление равно давлению системы, то соот- 
ветствующая температура, при которой это равенство имеет 
место, называется температурой кипения вещества. В частности, 
если ДНП равно нормальному атмосферному давлению, то тем- 
пературу, при которой это достигается, называют нормальной 
температурой кипения. 

Для нефтяных фракций и нефтепродуктов значение ДНП яв- 
ляется важнейшей характеристикой, необходимой для подав- 

ляющего большинства технологических расчетов и в то же вре- 
мя определяющей эксплуатационные свойства нефтепродуктов 
(топлив, масел, растворителей). 

В общем случае ДНП чистого химического вещества 
(например, углеводорода) зависит от двух параметров - 
нормальной температуры кипения этого вещества (физическая 
константа вещества) и температуры, при которой определяется 
ДНП (рабочая температура). 

3.4.1. Методы определения ДНП 

Экспериментальные методы определения ДНП. Существует мно- 
жество таких способов, однако общие принципы, использован- 
ные в них, сходны и сводятся к следующим (рис. 3.4). 
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Рис. 3.4. Способы измерения ДНП - абсолютный тензиметром (а), абсолютный 

в бомбе (6) и стандартный в бомбе Рейда (8): 
1 - рабочий сосуд тензиметра, 2 - образец вещества, ДНП которого измеряют; 3 - загру- 

ючный патрубок; J - нуль-манометр, 5 - промежуточная емкость с ртутью 6; 7- измеритель 
ДНП; 8 - вакуумный насос; 9 - термостат; /0- бомба; 11 - ампула с образцом вещества 2 

12, 13 - нижняя и верхняя камеры бомбы Рейда 

Абсолютный метод с тензиметром (рис. 3.4, а). 

В рабочий стеклянный сосуд / через патрубок 3 загружают определенное 
количество вещества 2, после чего патрубок 3 запаивают. Тензиметр охлаждают 
и вакуумным насосом откачивают из системы воздух (в том числе растворен- 
ный в исследуемом веществе) и частично пары загруженного вещества После 
этого ртуть 6 из шарика 5 перемещают в нуль-манометр 4 (она должна устано- 
виться у отметки “0”), а тензиметр помещают в термостат 9 и выдерживают при 
‚аданной температуре. Перемещение столба ртути в нуль-манометре компенси- 
руют впуском воздуха в систему. Когда при заданной температуре ртуть в ма- 
нометре 4 установится в обоих трубках у отметки “0”, по измерителю 7 отсчи- 
гывают искомое ДНП. Метод дает достаточно точные значения ДНП, но его 
NCPXHHH предел ограничен до 15 кПа. 

Абсолютный метод с бомбой (рис. 3.4, 6) отличает- 
ся от тензиметрического методом ввода образца и отсутствием 

разделительного нуль-манометра. 

Образец предварительно обезвоженного и дегазированного вещества запаи- 
пается в стеклянную ампулу //, которую помещают внутри герметической 
Бомбы /0. Систему с бомбой также откачивают, после чего насос отключают от 
‹истемы и специальным устройством, имеющимся в бомбе, разбивают ампулу 

/1. Бомбу помещают в термостат, и при заданной температуре по измерителю 7 
огсчитывают искомое ДНП. Метод также точен и не имеет ограничений по 
перхнему пределу значений ДНП, если установлен соответствующий измери- 

гель 7 

Стандартный метод с бомбой Рейда (рис. 3.4, в) 
но ГОСТ 1756-52. Метод относится к условным методам измере- 
ния ДНП, но из-за своей простоты получил широкое примене- 
ние в нефтепереработке как единый метод оценки эксплуатаци- 
ОННЫХ СВОЙСТВ ТОПЛИВ. 

Бомба Рейда 2-камерная (/2 и 1/3), камеры между собой соединяются резь- 

‘овым соединением с уплотнением. Соотношение объемов паровой и жидкост- 
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ной камер составляет 4. В нижнюю камеру заливают исследуемый образец, 

камеры соединяют и помещают бомбу в термостат. Давление отсчитывают по 

манометру 7 при стандартной температуре 38 °С (100 °F), но это давление не 

равно ДНП, так как в камере /3 находятся также воздух и водяные пары 

(камеру /.3 перед опытом ополаскивают водой). 

Искомое давление насыщенных паров рассчитывают с вво- 
дом поправок на давление этих компонентов паровой смеси. 

Для чистых индивидуальных веществ (углеводородов) состав 
паровой и жидкой фаз одинаков при любой температуре, и по- 
этому в описанном тензиметрическом методе (см. рис. 3.4, а) 
для них возможны операции запаивания патрубка 3 в при- 
сутствии образца 2, откачки воздуха из системы при наличии в 
ней загрузки испытуемого вещества. 

Нефтепродукты имеют сложный углеводородный состав, и 

для них эти операции недопустимы, так как при этом будут 
улетучиваться легкокипящие углеводороды и за счет этого иска- 
зится искомое значение ДНП. Кроме того, для них состав паро- 
вой и жидкой фаз в равновесном состоянии зависит от темпера- 
туры и соотношения объемов паровой и жидкой фаз в системе 
измерения. Это побудило к созданию такого устройства сосуда 
тензиметра, которое позволяло использовать этот абсолютный 
метод для нефтепродуктов различного фракционного состава 
[49]. 

С использованием такого прибора было проведено большое 
число экспериментов для ряда нефтепродуктов и показана зави- 
симость их ДНП от температуры и соотношения объемов паро- 
вой и жидкой фаз (рис. 3.5 и 3.6). 

Из рис. 3.5 видно, что чем шире интервал кипения нефте- 
продукта (кривые /, 2, 5), тем в большем интервале значений В, 
меняется ДНП, и чем больше B,, тем меньше ДНП. Эти три 
кривые получены при стандартной температуре 38 °С с тем, 
чтобы сопоставить ДНП, полученные тензиметрическим мето- 
дом и по ГОСТ (звездочки а, 6, с). Во всех случаях последние 
существенно ниже тензиметрических (при одном и том же B,), 
т. е. фактических. 

Для тяжелого нефтепродукта (кривые 4 и 5), несмотря на 
широкий интервал его кипения (270 - 410 °С), зависимость 
ДНП от В, заметна лишь до значений В, = 5 - 7. Это обусловле- 
но тем, что продукт не содержит высоколетучих фракций, таких 
как в бензине. 

Зависимость ДНП от температуры при постоянном В, для 
различных нефтепродуктов и одного индивидуального углеводо- 
рода в логарифмических координатах показана на рис. 3.6. Во 
всех случаях она в этих координатах прямолинейна и меняется 
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Рис. 3.5. Зависимость ДНП, измеренного тензиметрическим методом, от соот- 
ношения объемов паровой и жидкой фаз В»: 

1 - бензин Б-59 (фр. 35-150 °C) при 38 °С; 2 - бензин Б-70 (фр. 55-150 °С) при 38 °C, 3 
- узкая бензиновая фракция (84-92 °С) при 38 °С; 4, 5 - трансформаторный дистиллят (270- 
410 °С) соответственно при 210 и 90 °С (звездочки - ДНП по ГОСТ в бомбе Рейда для 
бензинов /, 2и 3) 

Рис. 3.6. Зависимость ДНП (Р,) нефтепродуктов от температуры: 
1 - бензин Б-59, 2 - лигроин (фр. 140-200); 3 - керосин (фр 180-300 °C); 4- соляровый 

дистиллят (фр. 210-410 °С); 6 - нафталин (цифры в скобках на линиях - значения B, при 
которых снята зависимость) 

лишь наклон прямых в зависимости от других физических 
свойств продукта. Учитывая, что экспериментальные определе- 
ния истинных ДНП нефтепродуктов сложны и трудоемки, а 
почти все технологические расчеты процессов переработки неф- 
ти связаны с использованием значений ДНП, для определения 
составов продуктов или давлений в системах в этих случаях 
пользуются расчетными методами определения ДНП. Экспери- 
ментальные же значения по ГОСТ 1756-52 получают для тех 
нефтепродуктов, для которых нормами на качество их пред- 
усмотрена эта величина (обычно это только автомобильные и 
авиационные бензины). 

Расчетные методы определения ДНП. Все расчетные методы 
определения ДНП в виде номограмм или уравнений в своей 
основе имеют закономерности, справедливые только для инди- 
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видуальных углеводородов, имеющих строго постоянную темпе- 
ратуру кипения, и поэтому не учитывают параметра В,, прояв- 
ляющего свое влияние для многокомпонентных смесей, како- 
выми являются фракции нефти. Применение этих методов для 
нефтепродуктов возможно только, если принять за температуру 
их кипения среднее значение (см. разд. 3.1), а это вносит опре- 
деленный элемент условности в Такой расчет (исключает влия- 

ние B,) и в точность конечного результата (искомого значения 
ДНИ нефтяной фракции). 

Наибольшее применение в расчетах процессов переработки 
нефти при определении ДНП получили следующие методы. 

Уравнение Антуана, выражающее зависимость ДНП 
от температуры и физических свойств вещества: 

С+Т` 
где Т- рабочая температура, К; A, Ви С - коэффициенты, зависящие от физи- 
ческих свойств вещества (температуры кипения, химической структуры и др.) и 
температуры 7. 

Значения коэффициентов A, Ви С берут из справочной литературы [9, 53]. 

Формула Ашворта представляет собой эмпирическую 
зависимость ДНП от рабочей температуры в системе и темпера- 
туры кипения вещества: 

- 

1250 | 
2 ig P = 2.681 - УТ? + 108000 - 307,6 | (3.23) 

_ 1250 | 

T + 108000 - 307,6 

где Р- ДНП, кг/см2; 7 - температура рабочая (при которой определяют ДНП), 
К; То - температура кипения вещества (для нефтяной фракции - средняя тем- 
пература кипения), К. 

Уравнение Ашворта удобно в случае выполнения расчетов с 
помощью ЭВМ, когда оно является одним из элементов алго- 
ритма. При ручных расчетах пользоваться уравнением неудобно 
из-за трудоемкости вычислений, для этих случаев автором был 
построен график по этому уравнению, приведенный в [4, 44]. 

Недавно была опубликована уточненная формула Ашворта 
[41], предложенная в виде 

18Р=А{ [1 - (701810 / ТЕТ )igB }}, (3.24) 

где A = 2,9 + 0,01257 - 0,058М + 0,000048275М; В= 10 +0,5106/Т% + 

+ Т/М?; М - молекулярная масса узкой нефтяной фракции. 
} 
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Рис. 3.7. График Кокса (для н-алканов) (цифры в скобках на линиях - нор- 
мальные температуры кипения) 

В этом случае ДНП представлена функцией не только Ги 70, 
но также молекулярной массы углеводорода (или фракции). 
Формула проверена на алканах от C; до Cy в области ДНП от 
1,5 до 2000 кПа. Эта расчетная проверка показала, что точность 
формулы (3.24) выше, чем формулы (3.23). 

Метод Кокса - графическая зависимость ДНП от темпе- 
ратуры для углеводородов нормального строения от метана до 
C34H79 (рис. 3.7). В логарифмических координатах эта зависи- 
мость прямолинейна и удобна для пользования. 

Для нахождения ДНП нефтяной фракции по этому графику 
при какой-либо температуре последнюю откладывают по оси 
ординат, проводят от этой точки горизонталь до линии, соответ- 
ствующей средней температуре кипения (если она не совпадает 
с линией алкана, то интерполируют), от полученной таким пу- 
тем точки опускают вертикаль до оси абсцисс и находят иско- 
мое ДНП. 

Если требуется произвести пересчет рабочей температуры 
кипения какой-либо нефтяной фракции при пониженном дав- 
лении на нормальную температуру кипения при атмосферном 
давлении, то выполняют построения, показанные на рис. 3.7 
пунктиром в порядке, обозначенном цифрами от 1 до 5. 

Метод UOP (рис. 3.8, а) представлен номограммой, об- 
общающей экспериментальные данные и охватывающей более 
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Рис. 3.8. Номограмма ЦОР (a) и поправочный график к ней (6) 

узкий диапазон ДНП, чем график Кокса. Фирмой Universal Oil 
Products номограмма получена также для индивидуальных угле- 
водородов различных групп, однако она широко применяется 
лишь в лабораторной практике для пересчета температур кипе- 
ния с пониженных давлений на нормальное (она входит также в 
ГОСТ 10120-80 и ГОСТ 11011-85 на определение фракцион- 
ного состава парафинов и нефти). В табулированном виде 
эта номограмма является составной частью стандарта США 
ASTM D-1160. 

При пересчете температур с пониженного давления Ha 
атмосферное проводят линию | - 2 (известны & = 100°C и 
ДНП = 10 мм рт. ст., находят f = 230 °С), а при поиске ДНП 
по известным (и fo - по линии 3 - 4 (1, = 250 °С, ц = 300 °С, 
ДНП = 250 мм рт. ст.). 

Опыт пользования этой номограммой для пересчета темпера- 
тур кипения (построения показаны стрелками) показал, что чем 
ниже давление, с которого ведется пересчет, тем больше по- 
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грешность в получаемой кривой HTK [40], и она смещается по 
оси ординат на определенную величину (см. рис. 2.7 главы 2). 

Результаты экспериментальных исследований в этом направ- 
лении были обобщены в виде графика поправок (рис. 3.8, 6) к 
найденной по номограмме UOP нормальной температуре кипения 

‘th =0-4А4, (3.24) 

где к - температура, полученная по соответствующей шкале номограммы ЧОР; 
Af - поправка, найденная по графику рис. 3.8, 6, 14 - уточненная нормальная 
температура кипения при данном ДНП. 

К сожалению, широко пользоваться графиком поправок не 
удалось из-за того, что во всех странах стандартный состав (и 
температуры кипения товарных нефтепродуктов) определяют 
исходной номограммой ЦОР и ввод поправочного графика по- 
требовал бы огромных по масштабам согласований и изменений 
нормативной документации во всех странах. 

Метод Максвелла представлен в виде номограммы, 
которая для удобства использования в машинных расчетах была 
преобразована [56] в следующее аналитическое выражение: 

10,411 (#) - F(to)) 
in P = 0,7944 0,1 3.25 
п ? 316 — 70) “| G2) 

roe f(t) = 371 ‚ S(to) = 3. } - температура системы, °C; % - сред- 
1+ 273 fo + 273 

няя температура кипения фракции, °С. 

Метод Максвелла дает удовлетворительные результаты для 
нефтяных фракций в области давлений 0,1 - 3,0 МПа и темпе- 
ратур до 600 °С. 

Сравнение значений ДНП, полученных расчетным путем по 
методам Кокса, ЦОР, Ашворта и Максвелла, с эксперименталь- 
ными тензиметрическими значениями и справочными данными 
для углеводородов с такой же температурой кипения, как сред- 
HAA температура кипения нефтяной фракции, приведена в [4, 44 
и 56]. Сравнение показало, что для нефтяных фракций при 
В, = 5,8 все расчетные методы дают несколько заниженные зна- 
чения ДНП (или завышенные значения нормальной температу- 
ры кипения). При В, < 5,8 эти расхождения будут еще больше, 
так как в этой области зависимость ДНП от В, существеннее, 
чем в области В, > 5,8. 
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3.4.2. Критические параметры 
Сжимаемость и фугитивность 

Критическим состоянием вещества называют такое, при котором 
исчезает различие (граница) между его жидкой и паровой фаза- 
ми. Это состояние наступает при определенном сочетании тем- 
пературы Ty, и давления Py», называемых соответственно крити- 
ческими. 

Удельный объем вещества при Ткр и Ркр называют критиче- 
ским объемом (Укр). 

Для индивидуальных углеводородов критические параметры 
являются вполне определенными физическими величинами. Для 
смесей углеводородов они зависят как от свойств каждого угле- 
водорода, так и от состава смеси (не подчиняясь правилу адди- 
тивности). Еще сложнее дело обстоит для нефтепродуктов, 
имеющих в своем составе сотни различных углеводородов 
и других соединений. Поэтому применительно к нефтепро- 
дуктам понятие “критическое состояние” заменяют на 
“псевдокритическое”, т. е. с определенной условностью. 

Значения критических параметров индивидуальных веществ 
приводятся в справочной литературе [9, 53 - 55]. 

Для нефтяных фракций можно воспользоваться графиком, 
приведенным на рис. 3.9; Typ и Pyp определяют по среднеобъем- 
ной температуре кипения фракции, ее относительной плотности 
и уклону кривой фракционного состава. 

Часто в качестве опорного параметра пользуются не критиче- 
скими, а приведенными значениями температуры и давления, взя- 
тыми как отношение фактического значения Т или Рк крити- 
ческому, т. е. 

Тир = T/Tep; (3.26) 
Pup = P/ Pep: (3.27) 

Известно, что состояние реальных газов описывается уравне- 
нием Ван-дер-Ваальса: | 

(P + a/V2)(V -b) = RT, (3.28) 

где P ~ давление в системе, кг/см?; И- объем системы, 1; Г- абсолютная тем- 
пература в системе, К, А - газовая постоянная вещества; аи 6 - поправки, 

учитывающие соответственно взаимное притяжение молекул (“внутреннее 
давление”) и собственный объем молекул. 

Это уравнение хорошо описывает состояние газов в области 
невысоких температур и давлений, далеких от критических. По 
мере повышения этих параметров и приближения их к критиче- 
ским уравнение дает результаты, сильно отклоняющиеся от ре- 
альных. 
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Рис. 3.9. Графики для определения критической температуры (а) и критическо- 
го давления (6) нефтяных фракций (кр - среднеобъемная температура кипения 
фракции, цифры на кривых - относительные плотности р! ‚ цифры на прямых 
/-6 - уклоны кривой фракционного состава нефтяной фракции, °С на объем- 
ный процент выкипания) 

В критической точке (Pop = 1 и Тр=1), если значения 
поправок заменить соответствующими выражениями (а = 
=3 PV, иф = V,,/3), уравнение Ван-дер-Ваальса примет вид 

3 
Prep Vio = $ КТкр, (3.29) 

или в общем виде 

РИ = в АТ, (3.30) 
где и - фактор (коэффициент) сжимаемости, зависящий от температуры, давле- 
ния и природы вещества. 
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Рис. 3.10. График для определения коэффициента сжимаемости нефтяных 
паров (Py, - приведенное давление) 

Коэффициент сжимаемости зависит от параметров состояния 
вещества и является величиной аддитивной. Для нефтяных 
фракций его можно определить по графику, показанному на 
рис. 3.10, в зависимости от приведенных параметров. Как следу- 
ет из этого рисунка, сжимаемость паров целесообразно учиты- 
вать при Ppp > 0,1 и Тр > 0,5. 

Для характеристики состояния реальных газов при высоких 
давлениях и относительно низких температурах, когда поведе- 
ние этих газов существенно отличается от идеальных, введено 
понятие фугитивности. Фугитивность - это величина, заменяю- 
щая действительное давление реального газа так, чтобы, исполь- 
зуя эту величину, можно было пользоваться термодинамически- 
ми зависимостями, установленными для идеальных газов. 

Для идеальных газов по законам Рауля и Дальтона соблю- 
дается равенство парциальных давлений любого компонента 
смеси в паровой и жидкой фазах 

Пу! = Р.х!, (3.31) 

где Ли P, - общее давление в системе и давление насыщенного пара {1-го KOM- 

понента при данной температуре; у! и х; - мольные концентрации /-го ком- 

понента в паровой и жидкой фазах. 

Это уравнение будет справедливо для реального газа во всем 
диапазоне давлений, если записать его через фугитивность, т. е. 

ЛПУ! = Грх}, (3.32) 

где /пи Sp, - фугитивности. 

Из этого следует, что отношение фугитивности к действи- 
тельному давлению будет равно некоторой величине, — которая 
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учитывает отклонение реального газа OT идеального 

fn/ P=n, (3.33) 
и эта величина (пи) численно равна коэффициенту сжимаемости. 

Для идеального газа p = 1. 

3.4.3. Фазовое равновесие нефтяных систем 

Равновесным состоянием парожидкой системы называют такое, 
при котором при неизменных температуре и общем давлении 
сосуществование паров и жидкости не приводит к качественным 
изменениям их состава в течение длительного времени. 

Для равновесного состояния многокомпонентных смесей в 
идеальном случае справедливы два основополагающих физиче- 
ских закона - Рауля и Дальтона: | 

Pj = P;X}, (3.34) 

р, = lly}, (3.35) 

где р, - парциальное давление компонента в парах; P, - ДНП того же компо- 

нента; Л - общее давление в системе, х!, у; - мольные концентрации 1-го 

компонента в жидкой и паровой фазах 

Из (3.34) и (3.35) получаем, что 

Р/Н=у!/х!=К,, (3.36) 

где К, - константа фазового равновесия /-го компонента в данном равновесном 
состоянии, т.е при данных температуре и давлении (термин “константа” по- 
этому условен). 

Для реальных газов и паров более универсальным определе- 

нием констант фазового равновесия является соотношение фуги- 
тивностей, т. е. 

Ki =f*/ Дл, (3.37) 
где fx H ДГ — фугитивности жидкой и паровой фаз. 

Расчеты равновесных состояний нефтяных смесей наиболее 
часты в технологии переработки нефти и газа (см. разд. 2.2.5), 
поэтому определение констант фазового равновесия приобрета- 
ет важное значение. 

Для упрощенных расчетов можно пользоваться уравнением 
(3.35), подставляя для каждой фракции свое значение ДНП при 

данной температуре, полученное одним из описанных выше 
методов (см. разд. 2.4.1). 

Существует ряд номограмм для определения констант фазо- 
вого равновесия, и одна из наиболее широко применяемых в 
случае низкокипящих веществ (до 100°C) - номограмма 
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Уинна [10. 54]. Она дает хорошие результаты и удобна в 

“ручных” расчетах. Для мащинных расчетов она неудобна, а 
попытки выразить ее аналитически [11, 56] приводят к очень 
громоздким выражениям и к снижению точности вычислений. 

Учитывая это, для нефтяных смесей чаще всего используют 
формулы Ашворта (для низких ДНП) и Максвелла, а также гра- 
фик Кокса, дающий хорошие результаты при высоких давлениях. 

3.5. ВЯЗКОСТЬ 

Вязкостью называют свойство жидкостей или газов оказывать 
сопротивление перемещению двух смежных слоев друг относи- 

тельно друга. Это свойство называют иногда внутренним трени- 
ем жидкости или газа. Природа этого трения связана с 
преодолением сил межмолекулярного взаимодействия (ММВ), 
которые обусловливаются ван-дер-ваальсовыми силами (ориен- 
тационным взаимодействием полярных молекул и индукцион- 
ным взаимодействием полярных и неполярных молекул), а также 
дисперсионными и радикально-молекулярными взаимодействиями. 

Согласно закону, установленному Ньютоном для 
идеальных жидкостей (их иногда называют ньютонов- 
скими), усилие, затрачиваемое на преодоление внутреннего тре- 
ния, равно 

F = п(Ау/ AA)S - 011, - (3.38) 

где F - сила, Н; 5 - площадь взаимно перемещаемых и соприкасающихся слоев 
жидкости, м2; Ду — разность скоростей перемешения слоев, м/с; АЙ - расстоя- 

ние между перемешенными слоями, м; п - коэффициент. получивший назва- 
ние коэффициента динамической вязкости (часто его называют динамическая 
вязкость). 

Таким образом, Р = п при всех остальных величинах, равных 
единице, т.е. 5 = 1 м2, Ду = 1 м/си AA = 1 м. Измеряется ди- 
намическая вязкость в Па . с. 

В нефтепереработке чаше используется кинематическая вяз- 
кость (в M2/c или мм? /с): 

у = п/р. (3.39) 

Для углеводородов вязкость существенно зависит от их хими- 
ческой структуры: она повышается с увеличением молекулярной 
массы и температуры кипения. Наличие боковых разветвлений в 
молекулах алканов и нафтенов и увеличение числа циклов в 
молекулах также повышает вязкость. Для различных групп угле- 
водородов вязкость растет в ряду алканы-арены-цикланы. 

Вязкость - один из важнейших показателей качества нефте- 
продуктов (топлив, масел, битумов), определяющий их смазы- 
вающую способность, затраты энергии на перекачку и др. 
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Puc. 3.11. Методы определения вязкости жидких нефтепродуктов: 
а — истечение через капилляр К; 6 - истечение через насадку Н; в - по усилию враше- 

ния внутреннего сосуда Вс; г - по падению шарика Ш в жидкости (Ж - испытуемая жид- 
кость; П - пробка; С - грузы; М. и М) - метки) 

Существует большое число методов экспериментального опре- 
деления вязкости, принципы которых сводятся к нескольким, 
показанным на рис. 3.11. 

Для относительно маловязких светлых нефтепродуктов и ма- 
сел применяют метод истечения через калиброванный 
капилляр (3.11, а), используя для этого вискозиметры Пинкевича 
(на рис. 3.11 показан схематично) или другой конструкции, пред- 
усмотренные стандартом (ГОСТ 33-82 и ГОСТ 1929-51). Для 
определения вязкости нефтепродукт засасывают грушей в верхний 
шарик вискозиметра выше метки M и дают стечь, фиксируя время 
стока между метками M, и М> (при определенной температуре в 
термостате, куда помещен вискозиметр). 

Кинематическую вязкость у, при данной температуре f опре- 
деляют по формуле (в MM2/c) 

Vy; — CT, (3.40) 

где с — постоянная вискозиметра, MM2/c2; т - время истечения нефтепродукта от 
метки М, до M), с. 

Динамическую вязкость рассчитывают по найденной кинема- 
тической. Для вязких (тяжелых) нефтепродуктов, для которых 
нельзя определить вязкость по ГОСТ 33-82, используют тот же 
метод истечения, но не через капилляр, а через ка- 
либрованное отверстие насадки (Н) по ГОСТ 6258- 
82 (на рис. 3.11,6 показано схематично). 

Определяемая таким образом вязкость называется условной 
(ВУ) и выражается отношением времени истечения 200 мл дан- 
ного нефтепродукта при температуре { ко времени истечения 
такого же объема дистиллированной воды при 20 °С: 

H B BY, = т /ть, (3.41) 
где ВУ,- условная вязкость нефтепродукта при температуре ¢ в условных граду- 

сах; т; - время истечения 200 мл нефтепродукта при температуре 1, с; ту - 
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время истечения 200 мл дистиллированной воды при 20 °C (водное число BHC- 

козиметра}, с. 

Для оценки у, по условной вязкости ВУ, ориентировочно 
можно использовать соотношение 

у, = 7,4ВУ, (мм? /с). (3.42) 

Третий стандартный метод (ГОСТ 1929-51) служит для опреде- 
ления вязкости наиболее вязких нефтепродуктов, способных 
к фазовым переходам в коллоидные или кристаллические 
структуры. Метод основан на измерении усилия, не- 
обходимого для вращения внутреннего ци- 
линдра (в. с. на рис. 3.11, в) относительно наружного (н.с.) 
при заполнении пространства между ними испытуемой жид- 
костью при температуре 1 Прибор называется ротационным 
вискозиметром. 

Вязкость определяют по времени, за которое внутренний ци- 
линдр совершит 3 полных оборота под действием грузов. Для 
этого цилиндры с образцом нефтепродукта выдерживают в тер- 
мостате при заданной температуре г в течение 30 мин. Затем, 
подвесив грузы (С, отпускают тормоз, после первого полного 
оборота внутреннего цилиндра включают секундомер и засекают 
время 3-х последующих оборотов. Это время должно быть не 
менее 30 с, иначе меняют грузы С и измерение повторяют. 

Вязкость динамическую (в Па . с) определяют по формуле 

nr = А(С- Go)/N, (3.43) 
где 

К = (noN,)/(Gy - Go) - постоянная вискозиметра; (3.44) 

Nr HW No - Динамическая вязкость испытуемого нефтепродукта при температуре # 
и калибровочного масла при 0 °С; Nu М, - число оборотов цилиндра в секунду 
соответственно на испытуемом продукте и калибровочном масле; Си С, - 
сумма двух грузов, врашающих цилиндр с числом оборотов Ми М, на соответ- 
ствующих продуктах, Н; Go - трение прибора, Н. 

Метод измерения вязкости по времени па- 
дения калибровочного шарика Ш между метками M, 
и М) (3.11, г) нестандартизован и используется реже, в основ- 
ном в исследовательских работах (вискозиметр Геплера). 

Во всех описанных стандартных методах вязкость определяют 
при строго постоянной температуре, поскольку с изменением . 
последней вязкость существенно меняется. 

В свою очередь температурная зависимость вязкости является 
очень важной как в технологии переработки нефти (перекачка, 
теплообмен, отстой ит. д.), так и при применении готовых неф- 
тепродуктов (слив, перекачка, фильтрование, смазка трущихся 
поверхностей ит. д.). 
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Рис. 3.12 Зависимость вязкости масел от температуры: 
1, 2, 3- остаточные масла из разных нефтей, 4 - дистиллятное нефтяное масло, 5 - pac- 

тительное масло 

Характер изменения вязкости нефтепродукта от температуры 
зависит также от его химического состава (рис. 3.12). Общим 
здесь для всех образцов масел является наличие областей темпе- 

ратур, где наступает резкое повышение вязкости. 
Существует много различных формул для расчетного опреде- 

ления вязкости в зависимости от температуры, но наиболее 
удачной и точной из них считается формула Вальтера: 

(100%, + 0,87” = K, (3.45) 
двойным логарифмированием она приводится к виду 

Ig 1g(100v, + 0,8) = A- ВТ, (3.46) 
где у, - вязкость при температуре t (7 = t+ 273), А = Ig Ки В - постоянные 
для данного вещества величины, определяющие крутизну кривой (в данном 
случае, в логарифмических координатах, - прямой изменения вязкости от 
температуры) 

По формуле (3.46) Е.Г.Семенидо была составлена 
номограмма (точнее — координатная сетка), в которой зави- 
симость вязкости от температуры - прямая, имеющая угол на- 
клона к оси абсцисс, определяемый величиной В (рис. 3.13). 
Таким образом, зная два значения вязкости данного вещества 
при двух температурах (/ и 3 на рис. 3.13), можно найти вяз- 
кость при других любых температурах (например, точка 2), про- 
ведя прямую линию через две известные точки. 

Для нефтяных смазочных масел очень важным при эксплуа- 
тации является то, чтобы вязкость как можно меныше зависела 
от температуры, поскольку это обеспечивает хорошие смазы- 
вающие свойства масла в широком интервале температур (при 
запуске двигателя температура может быть минус 30 - минус 
40 °С, а при работе двигателя 150 - 180 °С). То есть в соот- 
ветствии с формулой (3.46) это означает, что для смазочных ма- 
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\ 

сел чем ниже коэффициент В, тем выше качество масла. Это 
свойство масел принято характеризовать индексом вязкости, ко- 
торый является функцией группового химического состава мас- 
ла. Различные группы углеводородов по-разному изменяют вяз- 
кость от температуры. Наиболее крутая зависимость (большая 
величина В) у ароматических углеводородов, а наименьшая - у 
алканов. Нафтеновые углеводороды в этом отношении близки к 
алканам. 

Существуют различные методы определения индекса вязкости. 
Дином и Девисом был предложен метод срав- 
нения с эталонами: были взяты два эталонных масла, 
одно из которых состояло главным образом из нафтенов (масло 
Н), а другое — из ароматических соединений (масло L), и для 
них приняты индексы вязкости соответственно 100 и 0. Индекс 
вязкости любого другого масла ( ими предложено определять 
как отношение 

ИВ = (SE - 55). 100/ (52-58), (3.47) 

где SH S& S% - вязкости соответствующих масел при температуре 38 °C 

(100 °F) в секундах Сейболта 

По этой формуле была составлена таблица для нахождения 
индекса вязкости любого масла, если для него известны вяз- 
кости при 38 и 99 °С (100 и 200 °F). 
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Рис. 3.14. Номограмма для определения индекса вязкости (пунктиром дан при- 
мер) 

В России методика определения индекса 
вязкости несколько отлична: ИВ определяют по двум значе- 
ниям кинематической вязкости - при 50 и 100 °С (или при 40 и 
100 °С) - по специальной таблице Госкомитета стандартов. 

Для укрупненных и ориентировочных расчетов индекса вяз- 
кости (ИВ) можно пользоваться номограммами и графиками, 
приведенными в справочной литературе. Одна из них - 
номограмма Г.В.Виноградова - приведена на рис. 
3.14 (определение ИВ указано стрелками). 

На определение ИВ при паспортизации масел су- 
ществует метод расчета (ГОСТ 25371-82), который предусматри- 
вает определение этой величины по вязкости при 40 и 100 °С. 

По методу А из этого ГОСТа (для масел с ИВ < 100) индекс 
вязкости определяется формулой 

ИВ = (v - v,)-100/(v - v2) = (у-у,) - 100/ v3, (3.48) 

где у; = у — v2; у - кинематическая вязкость масла с ИВ = 0 при 40 °C, 
имеющего вязкость при 100 °С, равную вязкости испытуемого масла при 
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100 °С; у - кинематическая вязкость испытуемого масла при 40°C; v2 - 
кинематическая вязкость масла с ИВ = 100, имеющего при 100 °С вязкость, 
равную вязкости испытуемого масла при той же температуре. 

Для всех масел с у100 < 70 MM2/c все значения вязкости (у, Vy 
И v3) определяют по таблице указанного ГОСТ на основе vag и 
у100 данного масла. Если масло более вязкое (100 > 70 MM2/c), то 
значения величин, входящих в формулу (3.48), определяют по 
специальным формулам, приведенным в стандарте. 

Стандарт предусматривает расчет ИВ и другим методом 
(метод Б). Индекс вязкости — общепринятая величина, входящая 
в стандарты на масла во всех странах мира. 

Наряду с индексом вязкости для характеристики вязкостно- 
температурных свойств масел существует другой показатель - 

вязкостно-весовая константа (ВВК). 
ВВК устанавливает связь между углеводородным составом 

масла и его плотностью и вязкостью. Ю.А.Пинкевичем 
была предложена следующая формула для вы- 
числения ВВК: 

ВВК = (р!з - 0,24 - 0,038 lg vi99) / (0,755 - 0,011 lg vi99), (3.49) 

где р! _ относительная плотность; v;99 - кинематическая вязкость, MM2/c. 

В зависимости от группового химического состава масла ВВК 
составляет 0,75 + 0,90, причем чем она ниже, тем больше индекс 
вязкости масла. 

Вязкость жидкостей, в том числе и нефтепродуктов, зависит 
от внешнего давления. Для смазочных масел эта зависимость 
особенно важна, так как в пленке масла между подшипником и 
валом в двигателях внутреннего сгорания местное давление мо- 
жет достигать 500 МПА. 

В общем виде эта зависимость выражается формулой 

vp = voe®?, (3.50) 
ГДе Vo И Vp — вязкость при атмосферном и данном давлении P, MM2/c; а - 
постоянный для каждого масла коэффициент, лежащий в интервале 0,23 - 0,03 
(большие значения - для масел большей вязкости). 

Эта формула описывает степенной закон изменения вязкости 
от давления до Р = 1500 - 2000 МПа. Выше этих значений дав- 
лений минеральные масла затвердевают. 

Для нефтепродуктов предложена [57] еще одна формула: 

Ig(v p / v9) = 0,0142 Р(0,0239 + 0,01638v)'7”*). (3.51) 
Характерные для масел кривые изменения вязкости от давле- 

ния приведены на рис. 3.15. 
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Рис. 3.15. Зависимость вязкости нефтяных (J Hy /y 
2) и растительных (3) масел от давления Peto 

Практически все товарные нефте- 74— 
продукты (топлива, масла) получают 
пугем смешения (компаундирования) 
различных по химическому составу и /ér 
другим показателям качества фракций, 
чтобы получить в итоге требуемые 
нормами ГОСТ показатели, в том чис- fF 
ле и вязкости. Часто требуется опреде- 
лить вязкость смеси по вязкости исход- 
ных компонентов. Однако вязкость — | r 4 L 
свойство неаддитивное, поэтому реше- +7 80 120 Ma 
ние этой задачи возможно лишь мето- 
дом подбора; расчетный прогноз вязкости смеси возможен толь- 
ко по эмпирическим формулам и номограммам, приведенным в 
справочной литературе [10, 54]. Одна из наиболее распростра- 
ненных номограмм приведена на рис. 3.16 где пунктирными ли- 
ниями показано нахождение вязкости смеси ум MO вязкости 
маловязкого у, и более вязкого у, компонентов [в примере v, = 

= 4,5 мм?/с, vg = 150 ММ2/С, Voy = 13 MM2/c при содержании в сме- 
си вязкого компонента 40%(мас.)]. 

Все сказанное выше относилось к жидким нефтепродуктам в 
текучем состоянии (истинным растворам), т. е. к ньютоновским 
жидкостям. Между тем при определенных внешних воздействи- 
ях (температура, давление, ультразвуковые и электромагнитные 
поля) в нефтепродукте появляется дисперсная фаза (ассоциаты 
молекул асфальтенов, карбоиды, кристаллы н-алканов и др.). 
Такая нефтяная дисперсная система (НДС) по своим вязкост- 
ным характеристикам уже не будет строго подчиняться описан- 
ным выше закономерностям. Момент перехода нефтепродукта 
как истинного раствора к НДС является первым фазовым пере- 
ходом (начало образования дисперсной фазы). При дальнейшем 
изменении воздействия (например, понижении температуры 
или повышении давления) рост доли дисперсной фазы ведет к 
образованию студнеподобной системы (2-й фазовый переход), а 
затем полной потере подвижности (3-й фазовый переход) - к 
коллоидному состоянию (гелю). Если в составе нефтепродукта 
много н-алканов, то вместо геля будет образовываться твердое 
кристаллическое вещество. 

Между 1-м и 3-м фазовым переходами вязкостные свойства 
таких структурированных нефтепродуктов будут определяться не 
только (а вернее - не столько) ван-дер-ваальсовыми силами 
межмолекулярных взаимодействий, но также взаимодействием 
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Рис 3 16 Номограмма ASTM для определения вязкости смеси нефтепродуктов 
(4 - содержание в смеси более вязкого компонента, /, 2, 3 - порядок нахожде- 
ния вязкости смеси) 

образовавшейся дисперсной фазы с истинным раствором и 
межкристаллическими взаимодействиями. 

В состоянии геля или твердого вещества (битумы, церезины, 
парафины, консистентные смазки) о вязкости как таковой речь 
идти не может, и внутреннее трение такого вещества характери- 
зуют предельным напряжением сдвига Ри (в Н/м?): 

Р„ = 981 2/5, (3.52) 

где S - площадь сдвигаемых поверхностей, м?, Е- усилие, при котором проис- 
ходит взаимный сдвиг (разрушение структуры), Н 
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Рис. 3.17. Характер изменения „- 
вязкости структурированных сред. 
Пояснения в тексте 

Особенность вязкостных 
свойств структурированных 
нефтепродуктов после по- 
явления в них дисперсной 
фазы и в студнеподобном 
состоянии заключается в 2 
том, что их вязкость зави- | 
сит от режима их течения | | 
(градиента скорости взаим- | 
ного перемещения слоев). 

На рис. 3.17 показана Грабиент скорости Ч 
характерная зависимость 
вязкости структурированного нефтепродукта от градиента ско- 
рости. На участке /, когда происходит разрушение образо- 
вавшейся структуры (студень), вязкость резко снижается, и это 
характерно для всех веществ, вязкость которых зависит от гра- 
диента скорости (аномально вязкие вещества). 

При дальнейшем увеличении градиента, когда структура раз- 
рушена по всему объему, градиент скорости не влияет на вяз- 
кость (участок 2) и дисперсная система ведет себя как обычная 
жидкость. При больших значениях градиента скорости, когда 
дисперсная система сильно турбулизируется, вязкость вновь 
начинает нарастать. Эти и другие важные свойства нефтяных 
дисперсных систем с достаточной полнотой описаны в трудах 
проф. 3.И.Сюняева [12 - 14, 58]. 

Вязкость углеводородных газов и нефтяных паров подчиняется 
иным, чем для жидкостей, закономерностям. Так, температур- 
ная зависимость вязкости газов и паров обратна, т. е. с повыше- 
нием температуры вязкость газов растет. Эта закономерность 
удовлетворительно описывается формулой Сазерленда 
(3.53) или Фроста (3.54): 

nr = nol(273 + С)/(Т+ С)(Т/273)1, (3.53) 

г = 1о(7/ 10)”, (3.54) 
где п, и по - динамическая вязкость газа при температурах Ти 7p, Па. с; Си 
т — постоянные для каждого газа величины. 
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Для приближенных расчетов принимаем, что 

С = 1,22 Тип. (3.55) 

Более точные их значения для некоторых газов приведены в 

табл. 3.1. 
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. Таблица 3 !. Значения С, ти по в формулах (3.53) и (3.54) 

Газ | Интервал С т по 108, Газ Интервал С т |no 106, 
темпера- темпера- 
тур, К Па с тур, К Па с 

Н, | 293-373 | 73 | 0,678 | 8,355 М н-С.Ну | 293-593 | 377 | 0,97 | 6,835 
М, | 298-553 | 103,9 | 0,680 | 16,671 | н-С$Нр2 | 395-579 | 382,8 | 0,99 | 6,355 
QO, | 293-553 | 126,6 | 0,693 | 19,417 № н-СНу. | 394-580 | 436,1 | 1,03 | 5,904 
Н.О | 373-6231 673 1,2 8,238 | н-СНц | 373-525 | 445 | 1,05 | 5,247 
СН. | 293-523 | 164 | 0,76 | 10,395 | н-С;Нув | 373-523 | 337 | 1,02 | 4,835 
С.Нв “ 252 | 0,90 8,6 Ce6He | 403-586 | 447,5 | 1,00 | 6,982 
С.Н “ 278 | 0,92 | 7,502 С.Н | 333-523 | 370 10,89 | 6,610 

Вязкость газов мало зависит от давления в области до 5 - 6 
МПа. При более высоких давлениях она растет и при давлении 
около 100 МПа увеличивается в 2 - 3 раза по сравнению с вяз- 
костью при нормальном давлении. Для определения вязкости 
при повышенных давлениях пользуются обычно эмпирическими, 
графиками, приведенными в справочной литературе [54]. 

3.6, ПОВЕРХНОСТНОЕ НАТЯЖЕНИЕ 

Поверхностное натяжение - величина, характеризующая состоя- 
ние поверхности жидкости на границе раздела фаз. Эта величи- 
на численно равна работе, которая затрачивается на преодоле- 
ние сил притяжения молекул, выходящих на поверхность при 
образовании единицы поверхности. 

В результате действия сил поверхностного натяжения жид- 
кость стремится сократить свою поверхность, и когда влияние 
силы земного притяжения весьма мало, жидкость принимает 
форму шара, имеющего минимальную поверхность на единицу 
объема. 

Поверхностное натяжение (измеряемое в Н/м) различно для 
разных групп углеводородов, максимально для ароматических и 
минимально для насыщенных парафиновых. Растет оно и с уве- 
личением молекулярной массы. 

Большинство гетероатомных соединений, обладая полярны- 
ми свойствами, имеют поверхностное натяжение ниже, чем у 
углеводородов. Это очень важно, поскольку их наличие играет 
важную роль в образовании водонефтяных и газонефтяных 
эмульсий и в последующих процессах разрушения этих эмуль- 
CuH. 

Поверхностное натяжение существенно зависит OT темпера- 
туры и давления, а также от химического состава жидкости и 
соприкасающейся с ней фазы (газ или вода). 
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Рис. 3.18. Зависимость поверхностного натя- CO. Н/м 
жения от температуры: ? — 

] - этан; 2 - н-бутан; 3 - н-гексан; 4 - н-октан; 

5-8 - нефтяные фракции со средней молекулярной (003 
массой соответственно 140, 160, 200 и 240 , 

Рис. 3.19. Методы определения поверхност- 
ного натяжения - капиллярный (а), отрывом | 
кольца (6) и по падению капли (8): 0 ПОВ 

1- сосуд; 2 - капилляр; 3 - кольцо; 4 - груз; 5 a . 
- бюретка; 6 - капля 90 я 00 0 
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Для некоторых легких углеводородов и нефтяных фракций 
зависимость поверхностного натяжения от температуры показа- 
на на рис. 3.18. 

С увеличением давления поверхностное натяжение также 
уменьшается. 

Методов экспериментального определения поверхностного на- 
тяжения существует достаточно много (рис. 3.19). 

Капиллярный метод (рис. 3.19, а) основан на подня- 
тии уровня жидкости в капилляре выше, чем в сообщающемся с 
ним сосуде, на величину A, зависящую от поверхностных 
свойств капилляра и жидкости. 

Метод отрыва кольца (3.19, 6) основан на прямом 
измерении усилия, необходимого для отрыва стандартного 
кольца от поверхности жидкости. 

Метод отрыва капли (3.19, в) основан на измерении 
средней массы капли жидкости, оторвавшейся от калиброванно- 
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го отверстия бюретки. Этот метод является по принципу вари- 
антом капиллярного, но точнее его, так как исключает погреш- 
ности, связанные с характером смачивания капилляра жид- 
KOCTbIO. 

Поверхностное натяжение нефтепродуктов может быть также 
найдено расчетным путем по уравнению 

а = 10-2 (59% - 1,5). (3.56) 

Пересчет от одной температуры к другой можно вести по со- 
отношению 

а, = во - 10-3 КТ - То), (3.57) 
где K = 0,07 + 0,1. 

Применительно к нефтяным фракциям получено [65] также 
эмпирическое уравнение 

с = 681,3 / КИ! - (Т / 13,488) "7654 (р13 ) 2125 1,2056, (3.58) 
где А - фактор парафинистости; Т - температура в К, при которой рассчиты- 
вается a. 

Значения поверхностного натяжения при 20 °С (в Н/м) неко- 
торых веществ приведены ниже: 

Гексан........... нь 0,0184 Hagranu.................000ce 0,0280 (127 °C) 
Октан............. 4... 0,0219 Этиловый спирт............... 0,0220 
Гексен..........лииииньнь 0,0249 Бензин автомобильный... 0,0216 
Циклогексан......... ‚ 0,0280 Лигроин.... ...... ne cee 0,0236 
3X) 0) 0,0288 Керосин .......... .... ини 0,0266 

Толуол....... инь 0,0284 Дизельное топливо.......... 0,0308 

3.7. ОПТИЧЕСКИЕ СВОЙСТВА 

К оптическим свойствам нефти и ее фракций относят коэффи- 
циент лучепреломления, удельную рефракцию, цвет и опти- 
ческую активность. Все эти показатели существенно зависят от 
химической природы вещества, поэтому оптические свойства 
нефтепродуктов косвенно могут характеризовать их химический 
состав. 

Коэффициент лучепреломления, иногда называемый показате- 
лем преломления, характеризует поворот падающего луча света 
в слое нефтепродукта относительно угла его падения, т. е. 

nt = па! / sina, (3.59) 

где a, и а) - угол падающего луча и угол луча, проходящего через слой нефте- 
продукта; по _ коэффициент лучепреломления. 
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Рис. 3.20. Зависимость коэффициента луче- “Ay 
преломления п20 от молекулярной массы М 4 5p 
для парафиновых (/), олефиновых (2), нафте- ‘ 
новых (.7) и ароматических (4) углеводородов 

Поскольку a; > a, то всегда для -— —— 1 
нефтепродуктов ny > 1. Показатель 449 — 

преломления зависит OT многих фак- 135 
. 10 130 и торов, в частности: 

он тем меньше, чем больше в углеводородах относительное 
содержание водорода (Н:С), т. е. чем меньше плотность вещества; 

при равных значениях Н:С он больше для циклических угле- 
водородов и меныше для алифатических, и по этому приз- 
наку углеводороды располагаются в ряду: ароматические > наф- 

теновые > парафиновые (для бензола nw = 1,5011, циклогексана 

- 1,4262 и гексана - 1,3749); 
он изменяется от температуры, учет которой производится по 

формуле 

ny =n - 0,0004(r - 20); (3.60) 
для различных групп углеводородов он в разной степени за- 

висит от молекулярной массы (рис. 3.20). 
Связь показателя преломления для нефтяных фракций с их 

плотностью (т. е. с химическим составом) наглядно иллюстри- 
рует приведенная выше формула БашНИИ НП (3.12), в которой 

значение пр используется как опорная величина для нахожде- 

НИЯ ПЛОТНОСТИ. 

Показатель преломления смеси углеводородов (или нефтяных 
фракций) вычисляют по правилу аддитивности: 

20 _ »20 20 20 Пресм) = Пра)" * D2) ¥2 ++ Пр(т)Ут, (3.61) 

где у, №2, ..., Ум — содержание в смеси компонентов 1, 2, ..., т в объемных 

долях (у + у +... + и = 1); пу, пр»... bem) _ показатели преломления 

соответствующих компонентов смеси. 

Показатель преломления, являясь функцией химического со- 
става‚ широко применяется также при экспериментальном 
определении группового химического состава нефтепродуктов (в 
частности, бензиновых фракций) из соотношения 

Xap = (По) — Muy) / В, (3.62) 

где о) и "Рю _ показатели преломления до и после удаления ароматических 

углеводородов из бензина; $ -приращение nv на 1% содержания ароматиче- 
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ских углеводородов в бензине; Xap - содержание ароматических углеводо- 

Родов. 

Экспериментально показатель преломления определяют с 
помощью рефрактометров: при обычном дневном освещении - 
на ИРФ-22 или специальным монохроматическим светом - 
ИРФ-23. Точность этих рефрактометров соответственно 
2.104 и 1,5. 10°. 

Удельная рефракция - это производная величина, связы- 
вающая показатель преломления с плотностью: 

coven 
(n20)2 +2 p20 

= const, (3.63) 

где А - удельная рефракция; р — относительная плотность. 

Величиной К пользуются при определении структурно- 
группового химического состава масел. 

Произведение удельной рефракции на мольную массу назы- 
вают молекулярной рефракцией, т. е. 

Км =((n??)? - 1]/[(п20)? +2] (М /р2о). (3.64) 

Молекулярная рефракция аддитивна для индивидуальных уг- 
леводородов, ее значениями удобно пользоваться для анализа 
химического состава сложных смесей. В частности, установлено, 
что удлинение молекулы алкана на одну группу CH») увеличи- 
вает молекулярную рефракцию на 4,6 единицы. 

Цвет нефтепродуктов является внешним, визуальным прояв- 
лением их химического состава, в частности, содержания в них 
смол и асфальтенов, обладающих сильными красящими 
свойствами. Кроме смол и асфальтенов цвет нефтепродуктам 
(особенно светлым) придают продукты окисления углеводородов 
и некоторые олефиновые углеводороды. Чем тяжелее по фрак-* 
ционному составу нефтепродукт, тем больше в его составе смол 
и асфальтенов и тем он темнее по цвету. Поэтому по цвету неф- 
тепродукта судят о степени удаления из него смол и асфальте- 
нов или продуктов окисления, и в тех случаях, когда наличие 
этих примесей для потребителя недопустимо, цвет является од- 
ним из показателей, нормируемых по ГОСТ. 

Строгих количественных оценок цветности нет, и для опре- 
деления цвета нефтепродуктов используют инструментальные 
методы, основанные на сопоставлении их цвета с эталонами. На 
метод определения цвета существуют два отечественных стан- 
дарта - ГОСТ 2667-82 (для светлых нефтепродуктов на колори- 
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Рис. 3.21 Оптические схемы колориметров КНС-1[ (а) и KHC-2 (6) 
I, 2 - кюветы с нефтепродуктом, 3 - диск с набором цветных эталонов (4), 5 - призмы, 

6 - луч от источника света, 7- луч в окуляре наблюдателя. 8 — змеевик для термостатирова- 

ния кюветы 

метрах ЦНТ и КНС-1) и ГОСТ 25337-82 (для нефтяных пара- 
финов на колориметре КНС-2). 

Оптические схемы этих колориметров приведены на рис. 
3.21. Сущность метода, реализуемого на КНС-1 (рис. 3.21, а), 
состоит в том, что в специальную прозрачную кювету заливают 
испытуемый нефтепродукт (например, дизельное топливо), 
включают источник света и через систему призм наблюдают в 
окуляр цвет прошедшего через слой нефтепродукта луча (слева в 
окуляре). Вращением диска 3, в котором имеется по кругу 21 
светофильтр, устанавливают на пути луча / тот из них, который 
по цвету близок или совпадает с цветом нефтепродукта (справа 
в окуляре}. 

Измеренный цвет указывают номером светофильтра КНС-1. 
По своему принципу КНС-2 аналогичен KHC-1, но сложнее 

последнего из-за того, что цвет парафина измеряют в расплав- 
ленном состоянии при 75 °С. Используемая при этом кювета 
представляет собой двухканальный сосуд с оптической призмой 
внизу для поворота луча света на 180°, обогреваемый жид- 
костью из термостата. Цвет подбирают также поворотом диска 
со светофильтрами до совмещения цветности полей в окуляре 
(парафина и светофильтра). 

Оптическая активность - это свойство нефтепродуктов пово- 
рачивать вокруг оси (вращать) плоскость луча поляризованного 
света (главным образом вправо). Измерение угла вращения про- 
изводят при помощи поляриметров. Природа этого явления не 
до конца ясна, однако многие исследователи считают, что OHO 
связано с присутствием в нефтях полициклических нафтенов и 
аренов. Например, из фракции нигерийской нефти 340 - 550 °С 
были выделены две фракции с оптической активностью 17,6 °и 
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14,5 °, содержащие полициклические углеводороды с числом 
колец в молекуле до пяти [43]. По оптической активности угле- 
водороды располагаются в ряду (по убыванию): полицикличе- 
ские циклоалканы, циклоалканоарены, полициклические арены, 
моноциклические арены - алканы. 

3.8. ХАРАКТЕРНЫЕ ТЕМПЕРАТУРЫ 

Под характерными понимают температуры, характеризующие те 
или иные физические свойства или фазовые переходы нефте- 
продуктов. К ним относятся температуры вспышки, воспламе- 
нения, самовоспламенения, помутнения, начала кристаллиза- 
ции, застывания, плавления, размягчения, начала каплепадения, 
хрупкости, полного растворения в анилине (анилиновая точка). 
Все эти температуры являются показателями потребительских 
свойств тех или иных нефтепродуктов и входят в соответствую- 
щие стандарты. 

3.8.1. Температура вспышки 

Температурой вспышки называют ту минимальную температуру, 
при которой образующиеся над поверхностью нефтепродукта в 
стандартных условиях пары в смеси с воздухом образуют горю- 
чую смесь, вспыхивающую при поднесении к ней пламени и 
гаснущую из-за недостатка горючей массы в этой смеси. 

Эта температура является характеристикой пожароопасных 
свойств нефтепродуктов, и на ее основе классифицируют объек- 
ты нефтепереработки по категориям пожарной опасности. 

Для индивидуальных углеводородов существует определенная 
количественная связь температуры вспышки и температуры ки- 
пения, выражаемая соотношением 

Tocn = 0,736 Teun, (3.65) 
где Tuyen WH Ткип В К. 

Для нефтепродуктов, выкипающих в широком интервале 
температур, такую зависимость установить нельзя, но наблю- 
дается зависимость их от испаряемости, являющейся функцией 
температур выкипания. Чем легче нефтяная фракция (меньше 
ее температура кипения), тем ниже ее температура вспышки 
(для бензиновых фракций она составляет, например, минус 
40 °С, для керосинов и дизельных топлив 35 - 60 °С, а для ма- 
сел 130 - 250 °С). 

Температура вспышки - параметр очень чувствительный к 
наличию летучих веществ: небольшие их примеси, например в 

тяжелых маслах, существенно снижают эту температуру. 
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Существует два стандартных метода определения температуры 
вспышки: в открытом и закрытом тиглях. 

В открытом тигле (ГОСТ 26378-84) эту температуру 
определяют для различных нефтепродуктов. 

Сущность метода (метод Бренкена) заключается в том, 
что стандартный тигель с залитым в него до определенной метки 
нефтепродуктом помещают в обогреваемую баню и ведут нагрев 
с определенной скоростью. Температуру контролируют термо- 
метром, помещенным в тигель. 

За 10 °С до предполагаемой температуры вспышки по краю 
тигля на расстоянии 10-15 мм от уровня нефтепродукта медлен- 
но проводят зажигательное приспособление с длиной пламени 
3 -4 мм. 

Если при этом не произошла вспышка, нагрев продолжают и 
операцию с поднесением пламени повторяют через каждые 
2 °С. Температуру, при которой произойдет вспышка паров в 
тигле, фиксируют как температуру вспышки. 

В закрытом тигле (ГОСТ 6356-75) температуру 
вспышки определяют в специальном аппарате по ГОСТ 1421 - 
79, имеющем тигель с крышкой и систему автоматического под- 
несения пламени при открывании крышки тигля. 

После подготовки этого аппарата (промывки и осушки тигля, 
защиты от движения воздуха и др.) в тигель до метки заливают 
нефтепродукт, помещают его в нагревательную ванну с устано- 
вленным в ней термометром. В процессе нагрева нефтепродукт 
в тигле перемешивают мешалкой с частотой вращения 90 - 120 
об/мин, а нагрев ведут со скоростью 5 - 6 °С в мин. 

Определение температуры вспышки начинают за 10°C до 
предполагаемой температуры вспышки (если она ниже 50 °С) и 
за 17 °С - если она выше 50 °С. 

Определение проводят через каждый градус, причем в мо- 
мент определения прекращают перемешивание, включают меха- 
низм открывания крышки тигля, который одновременно опус- 
кает на | с в паровое пространство тигля зажигатель, и следят за 
вспышкой. Если она произойдет, то температуру фиксируют как 
искомую, если нет - продолжают нагрев и определение. 

Температуры вспышки, полученные двумя этими методами, 
существенно отличаются друг от друга: в открытом тигле она 
всегда выше, чем в закрытом, где пары накапливаются быстрее 
и горючая смесь образуется при более низкой температуре. С 
повышением температур кипения нефтяной фракции эта разни- 
ца возрастает. 

Все вещества, имеющие температуру вспышки в закрытом 
тигле ниже 61 °С, относят к легковоспламеняющимся жид- 
костям (ЛВЖ), которые в свою очередь подразделяются Ha осо- 
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боопасные (п ниже минус 18 °C), постоянно опасные (шп OT 
минус 18 до 23 °С) и опасные при повышенной температуре 
(1всп OT 23 до 61 °С). 

Как уже отмечалось, по температуре вспышки судят о пожа- 
роопасности нефтепродукта, причем эта температура соответ- 
ствует минимальной концентрации паров нефтепродукта в воз- 
духе, при которой такая горючая смесь вспыхивает (взрывается). 

В этой связи следует сказать и о том, что для каждого горю- 
чего вещества существуют пределы взрываемости его паров с воз- 
духом - нижний и верхний. Нижний предел взрываемости - это 
та минимальная концентрация паров горючего вещества в воз- 
духе, при которой избыток воздуха, поглощая выделяющееся 
при загорании горючего тепло, не позволяет развиваться реак- 
ции горения. 

Верхний предел взрываемости - это та максимальная концент- 
рация паров горючего в воздухе, при которой недостаток кисло- 
рода не позволяет развиваться реакции горения. 

Пределы взрываемости для углеводородов могут быть вычис- 
лены по формулам 

М. = 100/[4,85(т — 1) + | (3.66) 
М, = 100/[1,21(m + 1)], (3.67) 

где N, и № - концентрации, соответствующие нижнему и верхнему пределу 
взрываемости, % (06.); т - число атомов кислорода, необходимое для горения 

одной молекулы углеводорода. 

Значения №, и № для некоторых углеводородов и веществ 
пр+ нормальных условиях приведены ниже: 

Мн № Мн № 
Метан ............... 5 15 Циклогексан........... линии 1,2 10,6 
Этан................ 2,9 15 Бензол .............. ли нналиняниациь 1,4 7,1 
Пропан............ 2,1 9,5 Толуол...........шшининиииненинии 1,3 6,7 
Бутан .............. 1,8 9,1 Оксид углерода .............. 12,5 74,0 
Пентан ........... 1,4 7,8 Водород.............. .............. 4,0 75,0 
Гексан ............ 1,2 7,5 Этиловый спирт......... ... 3,6 19,0 

С повышением температуры смеси интервал концентраций 
взрываемости несколько сужается (Tak, для пентана при 100 °C 
он соответственно равен 1,44% (06.) и 4,75% (06.)]. 

Увеличение давления смеси повышает верхний предел взры- 
ваемости (повышается парциальное давление кислорода). 

3.8.2. Температура воспламенения 

Температурой воспламенения называют минимально допустимую 
температуру, при которой смесь паров нефтепродукта с возду- 
хом над его поверхностью при поднесении пламени вспыхивает 
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и не гаснет в течение определенного времени, т. е. концентра- 
ция горючих паров такова, что даже при избытке воздуха горе- 
ние поддерживается. 

Определяют температуру воспламенения прибором с откры- 
тым тиглем, и по своему значению она на десятки градусов вы- 
ше температуры вспышки в открытом тигле. 

3.8.3. Температура самовоспламенения 

Температурой самовоспламенения называют такую температуру, 
при которой соприкосновение нефтепродукта с воздухом вызы- 
вает его воспламенение и устойчивое горение без поднесения 
источника огня. 

Определяют ее по ГОСТ 13920-68 в открытой колбе нагре- 
ванием до появления пламени в колбе, и она на сотни градусов 
выше температур вспышки и воспламенения (бензины 400 - 
450 °С, керосины 360 - 380 °С, дизельные топлива 320 - 380 °С, 
мазуты 280 - 300 °С). 

Температура самовоспламенения зависит не от испаряемости, 
а от химического состава нефтяной фракции. Наибольшей тем- 
пературой самовоспламенения обладают ароматические углево- 
дороды, наименьшей - парафиновые. Чем выше молекулярная 
масса углеводородов, тем ниже температура самовоспламенения, 
так как последняя зависит от окислительной способности. С 
повышением молекулярной массы углеводородов их окисли- 
тельная способность возрастает, и они вступают в реакцию 
окисления (обусловливающую горение) при более низкой тем- 
пературе. 

Температура самовоспламенения характеризует также пожа- 
роопасные свойства нефтепродуктов при их внезапном контакте 
с воздухом (например, при внезапных течах из трубопроводов, 
задвижек и др.). Tak, часто пропуски фланцевых соединений, из 
которых вытекает горячий нефтепродукт, являются причиной 
серьезных пожаров и аварий на технологических установках 
переработки нефти из-за самовоспламенения нефтепродукта. 

3.8.4. Температура помутнения 

Temnepamypou помутнения считается та максимальная температу- 
ра, при которой в проходящем свете топливо меняет прозрач- 
ность (мутнеет) в сравнении с арбитражным (параллельным) 
образцом. 

Определяют эту температуру стандартным методом (ГОСТ 
5066-56) для авиабензинов, авиационных керосинов и дизель- 
ных топлив. Для этого в две стандартные пробирки с двойными 
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стенками во внутренние пробирки заливают образец испытуе- 
мого топлива (до метки). На корковой пробке в пробирки 
вставляют термометры и проволочные мешалки. 

Первую пробирку устанавливают в бане с охладительной 
смесью, а вторую - на штативе для пробирок. 

При постоянном перемешивании первую пробирку охлажда- 
ют и за 5 °C до ожидаемой температуры помутнения быстро 
вынимают из бани, опускают в стакан со спиртом и вставляют в 
штатив рядом с первой контрольной пробиркой. Если в прохо- 
дящем свете прозрачность топлива в первой пробирке не изме- 
нилась, то ее вновь устанавливают в баню и продолжают охлаж- 
дение. Дальнейшие контрольные наблюдения ведут через каж- 
дый градус, и та температура, при которой появится мутность в 
первой пробирке по сравнению с контрольной, принимается за 
температуру помутнения. 

Температурой помутнения чаще всего характеризуют низко- 
температурные свойства дизельных топлив, для них она состав- 
ляет от 0 °С до минус 35 °С. 

В связи с тем, что эти топлива содержат какое-то количество 
н-алканов и небольшие примеси воды, причиной их помут- 
нения является начало образования по всему объему топлива 
мелких кристалликов именно этих углеводородов. 

3.8.5. Предельная температура фильтруемости 

Предельная температура фильтруемости (ПТФ) также характе- 
ризует низкотемпературные свойства топлив (главным образом 
дизельных). 

Сущность метода ее определения по ГОСТ 22254-76 состоит 
в том, что образец испытуемого топлива при постепенном 
охлаждении и фиксации температуры через | °C просасывают 
под вакуумом (остаточное давление 1,96 кПа) через стандартный 
фильтр. За ПТФ принимают ту температуру, при которой про- 
хождение топлива через фильтр прекращается. Это связано с 
тем, что при определенной температуре образуется достаточно 
много кристаллов парафина, которые, осаждаясь на поверхности 
фильтра, прочно его забивают. 

Обычно ПТФ ниже температуры помутнения на несколько 
градусов (3 - 8°С). ПТФ является важной характеристикой, 
особенно для топлив утяжеленного фракционного состава. 

3.8.6. Температура начала кристаллизации 

Температура начала кристаллизации является характеристикой 
низкотемпературных свойств авиационных топлив (бензинов и 
керосинов), в составе которых практически отсутствуют н- 
алканы и начало кристаллообразования в которых (кристал- 
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лизуются нафтеноароматические углеводороды) происходит при 
температурах ниже минус 50 °С. 

Сущность метода (тот же ГОСТ 5066-56} в принципе не от- 
личается от описанного выше для температуры помутнения, но 
охладительная баня выполняется в виде сосуда Дьюара и не 
используют контрольную пробирку. Наблюдение за появлением 
первых кристаллов в проходящем свете проводят визуально, и 
при их появлении фиксируют температуру начала кристаллиза- 
ЦИИ. 

Так же как и температура помутнения, температура начала 
кристаллизации характеризует предельную температуру филь- 
трации топлива, т. е. нормальную работу фильтров тонкой 
очистки топлива в системе подачи его в двигатель. 

3.8.7. Температура застывания 

Температура, при которой нефтепродукт в стандартных услови- 
ях теряет подвижность, называется температурой застывания. 
Она также является характеристикой низкотемпературных 
свойств топлив и масел и определяет транспортабельность их 
при низких температурах и обустройство топливных систем 
двигателей и других энергоустановок. 

Определяют эту температуру стандартным методом (ГОСТ 
20287-74), сущность которого состоит в следующем. В стан- 
дартную плоскодонную пробирку диаметром 30 мм заливают до 
метки предварительно нагретый до 3 — 45 °C и профильтрован- 
ный нефтепродукт и закрывают пробкой с термометром. Про- 
бирку вставляют в специальную муфту охладительной бани и 
охлаждают. За 9 - 12 °С до предполагаемой температуры засты- 
вания пробирку вынимают из бани и наклоняют. Если уровень 
подвижен, то охлаждение продолжают и через каждые 3 °С опе- 
рацию контроля уровня повторяют. Когда же при очередном 
контроле уровня он остается неподвижным, пробирку кладут в 
горизонтальное положение и наблюдают за поверхностью неф- 
тепродукта в течение 5 с. Если смещения поверхности за это 
время не происходит, то соответствующую температуру фикси- 
руют как температуру застывания. 

Потеря подвижности нефтепродукта связана с явлениями фа- 
зовых переходов вещества и переходом его из области обычной 
вязкости к структурной. 

В продуктах, содержащих парафиновые углеводороды, такой 
переход вызван возникновением множества кристаллов, обра- 
зующих по всему объему кристаллический каркас, внутри ячеек 
которого остается незастывшая часть продукта (нафтеноаро- 
матическая). Неподвижность нефтепродукта (застывшее состоя- 
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ние) в этом случае определяют прочность и густота образую- 
щегося каркаса из кристаллов парафинов и возросшая вязкость 
иммобилизованной жидкой фазы. 

Нефтепродукты, не содержащие парафиновых углеводородов 
или содержащие их мало, теряют подвижность (застывают) 
вследствие перехода в коллоидное (стеклообразное) состояние, 
где резко возрастает их вязкость. 

3.8.8. Температура плавления 

Температура плавления характеризует свойства твердых кристал- 
лических нефтепродуктов - парафинов, церезинов и восков, она 
также определяет температуру фазового перехода, но из твердо- 
го состояния в жидкое. 

Температуру плавления определяют по ГОСТ 4255-75 по ме- 
тоду Жукова на приборе его же имени, показанном на рис. 3.22. 

Определение выполняется следующим образом Образец 
испытуемого нефтепродукта расплавляют, тщательно пере- 
мешивают и при температуре на 8-10 °С выше предпола- 
гаемой температуры плавления заливают в прозрачный 
сосуд Дьюара прибора Жукова В сосуд вставляют термо- 
метр на пробке и выдерживают до тех пор, пока температу- 
ра не станет выше предполагаемой температуры плавления 
на 3 - 4°С После этого прибор встряхивают, тщательно 
перемешивая содержимое, ставят его на стол и через каж- 
дую минуту олсчитывают температуру с погрешностью не 
более 0,1 °С Скорость падения температуры вначале боль- 
шая, затем она замедляется и даже прекращается, а после 
этого снова скорость падения температуры возрастает 

o~ 

Рис 322 Прибор Жукова 
J - прозрачный сосуд Дьюара, 2 - термометр, Я - пробка. J - 

испытуемый образец 

За температуру плавления нефтепродукта принимают ту, ко- 

торая остается постоянной не менее чем на протяжении 3-х 

отсчетов (в течение 3-х мин). 

3.8.9. Температура размягчения 

Одной из физических характеристик группы твердых, но кол- 
лоидообразных нефтепродуктов (гудроны, битумы, пеки) яв- 
ляется температура размягниения. Строго говоря, поскольку pa3- 
мягчение — понятие субъективное и не характеризуется фазовым 
переходом, определяют его условным методом. 

Для определения температуры размягчения используют ме - 
тод кольца и шара (КиШ) по ГОСТ 11506-73. По этому 
методу расплавленный битум заливают в стандартное медное 
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кольцо, выдерживают его до полного застывания. Затем поверх 
битума кладут стальной шарик определенного размера и вместе 
с термометром кольцо помещают в стакан с водой. Нагревают 
воду в стакане со скоростью не более 5 °С в минуту и следят за 
шариком. Температура, при которой шарик под действием соб- 
ственной силы тяжести пройдет слой битума в кольце и коснет- 
ся контрольного диска под кольцом, принимается за температу- 

ру размягчения. 

3.8.10. Температура каплепадения 

Температурой каплепадения называют минимальное ее значение, 
при котором из отверстия стандартной чашечки упадет первая 
капля или столбик консистентного продукта и, выходя из этого 
отверстия, коснется дна пробирки. 

Прибор для ее определения схематично показан на рис. 3.23. 

Образец  консистентного  нефтепродукта - 
(битума, воска, солидола, вазелина и тп) No- 
мещают в чашечку 2 и вставляют последнюю в 
гильзу 3 термостата 4 Избыток нефтепродукта, 
вышедший при этом из нижнего отверстия 
чашечки, срезают ножом Термометр с чашеч- r 
кой на конце помещают в пробирку 5 на проб- 

ке так, чтобы от чашечки до дна пробирки 
расстояние составляло 25 мм, на дно пробирки 
помещают кружок бумаги б Все это устройство 
кладут в водяную баню и нагревают ее 
содержимое со скоростью 1°С в минуту 
(начиная с температуры на 20 °С ниже ожидае- 
мой температуры каплепадения) В момент 
падения первой Капли из чашечки или касания 
дна пробирки столбиком нефтепродукта фик- 
сируют искомую температуру 
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Рис 323 Прибор для определения температуры 
каплепадения 

} - испытуемый образец, 2 - чашка, 3 - гильза тер- 
мометра, 4 - термометр, 5 - пробирка, 6 - кружок 
бумаги, 7- водяная баня (термостат) 

Температурой каплепадения характеризуют консистентные 
или пластичные свойства нефтепродуктов, имеющие значение 
при их применении (плавление технических консистентных 
смазок или текучесть битумов). 

3.8.11. Температура хрупкости 

Температура хрупкости характеризует низкотемпературные 
свойства гудронов и битумов, т. е. склонность их к растрескива- 
нию и ломке при низких температурах. 
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Метод определения этой температуры (по ГОСТ 11507-78) 
состоит в том, что на стандартную пластину (41 x 20 x 0,15 мм) 
наносят слой расплавленного битума, и после его отвердения 
пластину помещают в аппарат Фрааса. Этот аппарат включает в 
себя прозрачный сосуд Дьюара с охлаждающей смесью, в кото- 
рую погружается пробирка с устройством для изгибания пластин 
с битумом (две концентрические трубки с захватами, между ко- 
торыми укрепляется в пазах пластина). Изгиб пластины обеспе- 
чивается сближением захватов на 3,5 мм, за счет чего пластина 

изгибается дугообразно. 
Медленно понижают температуру в аппарате со скоростью 

1 °С в минуту и за 10 °С до ожидаемой температуры хрупкости 
равномерным вращением механизма изгиба пластины макси- 
мально изгибают пластину и затем обратным вращением вы- 
прямляют (весь цикл совершают за 20 - 24 с). Операцию эту 
повторяют через каждую минуту и следят за состоянием поверх- 
ности битума на пластине. В момент появления первой трещи- 
ны на пленке битума фиксируют искомую температуру хруп- 
кости. 

Для большинства битумов эта температура ниже нуля (минус 
10 + минус 30 °С). 

3.8.12. Температура полного растворения 
в анилине (“анилиновая точка”) 

Анилиновой точкой называют минимальную температуру, при 
которой равные объемы анилина и испытуемого нефтепродукта 
полностью растворяются, превращаясь в гомогенный раствор. 
Известно, что растворимость различных групп углеводородов в 
анилине различна: в нем хорошо растворяются ароматические 
углеводороды и плохо — парафиновые. С повышением темпера- 
туры растворимость растет, но опять же быстрее для ароматиче- 
ских и медленнее для парафиновых, т. е. анилиновая точка для 
первых ниже, чем для вторых. 

Определяя температуру полного растворения какого-либо 
нефтепродукта (обычно это моторные топлива - бензин, керо- 
син, дизельное топливо), мы характеризуем косвенно его груп- 
повой химический состав. Чем выше анилиновая точка, тем 
более парафинистым является нефтепродукт, и чем ниже эта 
точка, тем больше в нем ароматических углеводородов. 

Стандартный метод определения анилиновой точки (ГОСТ 
12329-77) состоит в следующем. В пробирку помещают по 3 мл 
анилина и испытуемого нефтепродукта. Пробирку закрывают 
пробкой с термометром и мешалкой и помещают в баню. На- 
грев бани ведут со скоростью 1 - 3 °С/мин (перемешивая со- 
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держимое пробирки) до полной прозрачности содержимого 
пробирки, после чего охлаждают со скоростью 0,5 - 1,0 °С/мин 
до появления первых признаков мути. В момент распростране- 
ния мути на все содержимое пробирки фиксируют температуру 
анилиновой точки. 

Анилиновую точку широко используют для характеристики 
группового химического состава топлив и расчета по ней дру- 
гих, связанных с химическим составом физико-химических 
СВОЙСТВ. 

Так, по ГОСТ 10245-62 с помощью анилиновой точки опре- 
деляют содержание ароматических углеводородов в нефтяных 
парафинах. 

3.8.13. Температура точки росы (“точка росы”) 

Точка росы обычно характеризует влагосодержание природных 
и других газов. Присутствие влаги в них нежелательно как из-за 
выпадения ее в процессе сжатия, переработки и транспортиров- 
ки Газа, так и из-за образования гидратных соединений, заби- 
вающих транспортные коммуникации и запорную арматуру. 
Поэтому углеводородные и другие газы почти всегда подвергают 
осушке, и мерой глубины такой осушки является точка росы — 
температура, при которой в газе образуется капельная влага. 

Для природных углеводородных газов, не содержащих ка- 
пельных взвесей углеводородов и других веществ, температуру 
точки росы определяют по ГОСТ 20061-84 с помощью металли- 
ческого охлаждаемого зеркала: газ пропускают над этим зерка- 
лом при непрерывном его охлаждении (специальным охлаж- 
дающим газом с обратной стороны зеркала) со скоростью 1 °С в 
минуту и следят за зеркалом. При первых признаках запотева- 
ния зеркальной поверхности фиксируют температуру точки ро- 
сы при данном давлении. Давление в приборе обычно устана- 
вливают равным давлению в точке отбора пробы газа. 

Для более жирных углеводородных газов (попутные газы, га- 
зы с газоперерабатывающих заводов) существуют другие методы 
определения содержания влаги и точки росы по ГОСТ 20060- 
83 — конденсационный метод, электролитический и абсорбци- 
ОННЫЙ. 

3.9. ЭЛЕКТРИЧЕСКИЕ СВОЙСТВА НЕФТЕПРОДУКТОВ 

Под электрическими свойствами нефтепродуктов обычно пони- 
мают явления, происходящие в них под воздействием электри- 

чества. 

К важнейшим показателям, характеризующим эти свойства, 
относятся электропроводимость, электровозбудимость, диэлек- 
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трическая прочность и тангенс угла диэлектрических потерь. 
Все они являются показателями качества нефтепродуктов, обус- 
ловливающими их применение у потребителей (в трансформа- 
торах, конденсаторах, выключателях высокого напряжения, мас- 
лонаполненных кабелях, при перекачках и т. д.). 

Электропроводимость - величина, обратная электрическому 
сопротивлению; для нефтепродуктов это очень малая величи- 
на: для чистых и сухих нефтепродуктов лежит в интервале от 
2.1010 до 3.1018 (Ом. см) !, т. е. нефтепродукты являются 
хорошими диэлектриками. 

Это дает основание применять их в качестве изолирующей 
среды в самых различных электрических и электронных аппара- 
тах высокого напряжения (трансформаторное и кабельное мас- 
ла, парафин, битум). 

Электропроводимость нефтепродуктов заметно снижается 
при наличии в них влаги или посторонних примесей. В такой 
же зависимости она меняется при повышении температуры. 

Для определения электропроводимости, как и других элек- 
трических свойств, существуют специальные методики, входя- 
щие в комплекс методов квалификационной оценки топлив и 
масел. 

Электровозбудимость — свойство нефтепродуктов (как и всех 
диэлектриков) накапливать и удерживать статический электри- 
ческий заряд, возникающий от трения при их движении. Вели- 
чина такого заряда может достигать сотни вольт, и это может 
стать причиной взрыва или пожара, если от этого заряда воз- 
никнет искра в паровоздушной среде. 

Предотвращают такую опасность двумя путями - заземлени- 
ем коммуникаций, по которым перекачивается нефтепродукт, 
или добавлением к нему антистатических (электропроводящих) 
присадок в небольших количествах (тысячные доли процента). 
Обычно это нафтенаты хрома и кобальта, а также хромовые 
соли синтетических жирных кислот. 

Качество нефтепродукта с добавленным антистатиком харак- 
теризуют удельной электрической проводимостью. В частности, 
для реактивных топлив эта величина определяется стандартным 
методом по ГОСТ 25950-83. 

Диэлектрическая прочность, или пробивное напряжение, - это 
то минимальное напряжение электрического тока, при котором 
между двумя дисками (диаметром 25 мм) электродов, помещен- 
ными в нефтепродукт на расстоянии 2,5 мм друг от друга, про- 
скакивает электрическая искра. Этот показатель очень важен 
для всех электрических аппаратов высокого напряжения, запол- 
ненных нефтепродуктом, так как он определяет их безопасную 
и устойчивую работу. 
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Величина пробивного напряжения зависит от многих факто- 
ров, таких как химический состав нефтепродукта (наличие в 
нем полярных соединений), содержание влаги, содержание ме- 
ханических примесей (пыль, волокна ит. д.), температура, дав- 
ление. 

Наличие полярных соединений в масле (например, смол) 
снижает пробивное напряжение. Особенно резко оно снижается 
от присутствия влаги. Так, если для абсолютно сухого масла оно 
достигает значения 200 - 210 кВ/см, то при влажности масла 
0,002% (мас.) оно снижается почти вдвое (120 кВ/см), а при 
влажности 0,01% (мас.) достигает 35 - 40 кВ/см и далее (до 
влажности 0,1%) меняется незначительно. 

Влияние температуры нефтепродукта на пробивное напряже- 
ние имеет экстремальный характер: до температур 60 - 80 °С 
оно растет (например, для масла от 80 до 160 кВ/см), а при 
дальнейшем повышении температуры - медленно снижается (до 
100 кВ/см при температуре 150 - 160 °С). 

Повышение давления способствует увеличению пробивного 
напряжения, а под вакуумом оно ниже, чем при атмосферном 
давлении. 

Для масел, используемых в трансформаторах, пробивное на- 
пряжение не должно быть ниже 40 кВ/см, а в маслонаполнен- 
ных кабелях - не ниже 150 кВ/см. 

Тангенс угла диэлектрических потерь (ТУДЭП) - показатель 
изоляционных свойств масел, используемых в трансформаторах, 
конденсаторах и кабелях высокого напряжения. 

Известно, что при прохождении электрического тока по про- 
воднику в среде диэлектрика происходит нагрев последнего за 
счет электрического поля вокруг проводника тока. 

Электрическая энергия, затрачиваемая на нагрев окружаю- 
щего диэлектрика (изоляции), называется диэлектрическими 
потерями. Эти потери зависят от электропроводных свойств 
масел и в частности от наличия в них полярных веществ, на 
поляризацию молекул которых в основном идут потери элек- 
троэнергии. Чем глубже очищено масло от полярных соедине- 
ний (смол, асфальтенов, высокомолекулярных ароматических 
гетероатомных веществ), тем меньше диэлектрические потери в 
масле. Мерой этих потерь является величина ТУДЭП, норми- 
руемая для электроизоляционных масел и зависящая от темпе- 
ратуры: она возрастает с ростом последней. Для трансформатор- 
ных масел ТУДЭП при 90 °С должен составлять не более 0,5, а 
для кабельных масел (разных марок) при 100 °С - от 0,01 до 
0,003. 
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3.10. ТЕПЛОВЫЕ СВОЙСТВА 

Тепловые свойства нефти имеют важное значение в технологии 
ее переработки, поскольку все технологические процессы связа- 
ны с процессами нагревания и охлаждения, а их расчет соответ- 
ственно базируется на знании тепловых свойств. К ним отно- 
сятся все известные тепловые физические величины (тепло- 
емкость, теплопроводность, энтальпия и др.), но применительно 
к нефтяным фракциям, имеющим очень сложный химический 
состав, определение этих величин носит специфичный характер 
и требует специального рассмотрения. 

3.10.1. Удельная теплоемкость 

Удельная теплоемкость для жидких нефтепродуктов определяет- 
ся как количество тепловой энергии в Дж, затрачиваемой на 
нагрев | кг нефтепродукта на 1 К: 

С, = dq/dT. (3.68) 

Поскольку С, зависит от температуры, то в действительности 
ее определяют как среднюю величину в интервале температур 7\ 
и 7> [в Дж/(кг. K)]: 

Cop = q/(T2 - 1), (3.69) 

где д - количество тепла, затраченное на нагрев | кг вещества OT 7; до 7>, Дж. 

Удельная теплоемкость углеводородов и нефтяных фракций 
существенно зависит от их химического строения и состава, и ее 
точное значение может быть получено только постановкой 
специального эксперимента. 

Однако обобщение большого экспериментального материала 
позволило к сегодняшнему дню иметь серию графиков и спра- 
вочных таблиц, которые нашли широкое применение в нефте- 
переработке. Наиболее полно этот материал собран в [59], куда 
вошли работы многих ученых-теплофизиков Киевского термо- 
динамического центра, Грозненского нефтяного института и др. 

Одними из первых в области расчетных методов определения 
тепловых свойств нефтяных фракций были работы американ- 
ских ученых Крэга, Итона и др. 

В частности, для определения удельной теплоемкости 
жидких нефтепродуктов широко известна формула 
Крэга: — 

C = (4,187/Jp!3 (0,403 + 0,000810), (3.70) 
где tf - температура, °С; С ~ удельная теплоемкость, кДж/(кг . К). 

Впоследствии им же была получена уточненная зависимость, 
более полно учитывающая химический состав фракции путем 
ввода в расчет фактора парафинистости К. 
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Рис. 3.24. Зависимость теплоемкости жидких углеводородов и нефтяных фрак- 
ций от температуры (C4, Cs, Cg - соответственно н-бутан, н-пентан и н-гексан. 

20 
Цифры на остальных кривых - относительная плотность фракций Py, ; К - 

фактор парафинистости) 

Построенный по этой формуле график показан на рис. 3.24. 
Теплоемкость определяют при заданной температуре для чистых 
углеводородов нормального строения (С4, Cs, Св) и нефтяных 
фракций с различными относительными плотностями (цифры 
на кривых). Найденное значение теплоемкости умножают на 
поправочный коэффициент, определяемый в зависимости от 
фактора парафинистости по графику в правом нижнем углу 
этого рисунка. Основной график построен для К = 11,8, поэтому 
при таком значении А поправочный коэффициент равен единице. 

Результаты последующих исследований позволили уточнить 
методы расчета теплоемкостей чистых углеводородов и нефтя- 
ных фракций. 

Рис. 3.25 [59] позволяет найти удельную теплоем- 
кость углеводорода любого типа, для каждого из 
которых в центре номограммы имеется самостоятельная шкала. 
На этих шкалах отложены приведенные температуры. Шкала п 
соответствует числу атомов углерода в молекуле углеводорода. 

Теплоемкость определяют проведением луча через две точки: 
пи Т/Т,ьр. Если луч (а) попадает на правую шкалу, то по ней 
отсчитывают теплоемкость (до С, = 0,74). Если луч (6) выходит 
за верхний предел этой шкалы, то по верхней шкале находят 
коэффициент К и теплоемкость рассчитывают по формуле 

С, = 0,74 + К (0,02 - 0,1). (3.71) 

Для нефтяных фракций теплоемкость легко опреде- 
ляется по номограмме, приведенной на рис. 3.26 [59], по отно- 
сительной плотности и фактору парафинистости (показано на 
рисунке пунктиром). 
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Рис 325 Номограмма для определения удельной теплоемкости жидких углево- 
дородов (К - фактор парафинистости, 7/7,, - приведенная температура) 

Теплоемкость веществ в паровой фазе зависит не только OT их 
химического строения (или состава) и температуры, но и от 
давления. Кроме того, в этом случае различными по значениям 
являются теплоемкость при постоянном давлении (C,) и теплоем- 
кость при постоянном объеме (Су), причем разность составит 

Ср — Су = R, (3.72) 

где А - газовая постоянная в кДж/(кг К) 

Такое же соотношение справедливо для мольных значений 
величин, входящих в формулу (3.71). 

Изобарную теплоемкость чистых углеводородов в паровой 
фазе рассчитывают по формуле [59] [в ккал/(кг - град)]: 

0 

roe С® теплоемкость идеального газа, AC, — Поправка на давление, опреде- 

ляемая по Таблицам, приведенным в [59] Значения ее лежат в пределах от 2 

до 20 кКДж/(кг К). 
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Рис. 3.26. Номограмма для определения теплоемкости жидких нефтяных фрак- 
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Рис. 3.28. Теплоемкость паров нефтяных фракций при давлениях не более 
1,5 МПа 

Для нефтяных паров зависимость изобарной мольной теп- 
лоемкости от температуры и давления показана на рис. 3.27, где 
оба этих параметра выражены приведенными значениями (по 
отношению к критическим). 

Нри относительно небольшом (до 1,5 МПа) давлении массо- 
вую теплоемкость можно найти по упрощенному [59] графику 
(рис. 3.28). 

В переработке нефти болышая роль принадлежит водороду, 
который либо выделяется в технологическом процессе как по- 
бочный или конечный продукт, либо используется как реагент. 
По своим тепловым свойствам он существенно отличается от 
углеводородов, в частности, его теплоемкость в 5 - 6 раз выше, 
чем у последних. 

Значения теплоемкости водорода С, в интервале темпера- 
тур 0 - 500 °С и давлениях до 5 МПа составляют 13,5 — 15,0 
кДж/(кг. К) [против 2,5 - 3,0 кДж/(кг . К) для углеводородов и 
нефтяных паров]. Точные значения можно найти в справочных 
таблицах [15]. 
Теплоемкость — аддитивная физическая величина, т. е. для 

смесей нефтепродуктов или их паров она может быть вычислена 
по правилу аддитивности по массовым долям компонентов сме- 
си и их теплоемкостям. 

3.10.2. Теплота парообразования 

Для чистых углеводородов теплота парообразования - это коли- 
чество энергии, затрачиваемое на превращение единицы их мас- 
сы из жидкого состояния в парообразное. 

Для неполярных веществ, какими являются углеводороды, 
это количество энергии зависит от температуры и их мольной 
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Puc 329 График для определения 45745) as‘?! 
зависимостей ASO) (1), AS) (2) и AS@) 
(3) от приведенной температуры Тр 28 |- 

26 - 
массы и может быть вычислено a4 b 
по формуле 

0 l 2.60. 227 L=(T/M)[AS + 045) +0245], og L 
(3.74) 18 

roe LL - теплота парообразования, 
кЛж/кг, Т - температура К, М - Г 
мольная масса, кг/кмоль, ®х - фактор 14| 
ацентричности вещества, AS) - энер- 
гия вещества, имеющего сферически 
симметричную молекулу ПГ 
кДж/(кмоль град), AS) и AS) - 
поправочные функции 

формуле (3.74) можно опреде- | 
лить по графику на рис. 3.29, а | | 10 
фактор ацентричности - из 05 06 0,7 08 09 Тр 
справочных таблиц для углево- 

дородов [59]. 
Численные значения теплот испарения Ly, Чистых углеводо- 

родов можно взять в справочниках [15], ниже приведены их 
значения для водорода и нескольких углеводородов различных 
типов: 

8 

6 

Значения функций AS в 4 

3 

0 

Tyan» °С [исп, КДж/кг Tyan, °C Ёысп» КДж/Кг 

Водород  - 252,8 1,84 Циклогексан 69 365,5 
Пропан - 44 410,0 Метилциклогексан 98 317,0 
Пентан 36 353,0 Диметилциклогексан 118,5 300,2 
Гексан 68 332,4 Бензол 80,5 384,8 
Гептан 98 309,8 Толуол 110,5 360,0 
Октан 125 297,3 Нафталин 218 391,5 

Теплота парообразования углеводородов с ростом температу- 
ры и давления в системе снижается и в критической точке ста- 
новится равной нулю. 

Для нефтяных фракций, кипящих не при строго определен- 
ной температуре, а выкипающих в некотором интервале темпе- 
ратур, теплота парообразования становится понятием не совсем 
строгим: тепловая энергия затрачивается не только на испаре- 
ние легких фракций, с которых начинается кипение, но и на 
разогрев до кипения последующих тяжелых фракций, испарение 
которых начинается при более высоких температурах. Тем не 
менее термином “теплота парообразования” пользуются и для 
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Рис. 3.30. График для нахождения величины п к формуле Трутона: 
] - углеводороды; 2- вода 

нефтепродуктов, несмотря на то что она — величина интеграль- 
ная и зависит, кроме всего прочего, от химического и фракци- 
онного состава нефтепродуктов. 

Эту теплоту (в кДж/кг) для нефтепродуктов можно вычис- 
лить по формуле Трутона: 

L = п(Т/М) - 4,187, (3.75) 
где Т - средняя молекулярная температура кипения нефтепродукта, К; М - 
мольная масса нефтепродукта; п - коэффициент, значение которого находится 
в пределах 10 - 30. 

Для определения п можно воспользоваться формулой Кистя- 
ковского 

п = 8,75 + 4,571 #Т (3.76) 
или графиком, приведенным на рис. 3.30, - зависимостью п от 
функции Гильдебрандта /, выраженной как отношение давления 
(в атм) к температуре. 

Существует также другой способ определения теплоты паро- 
образования нефтепродуктов — по разности энтальпий паровой 
и жидкой фаз при одинаковой температуре, о котором будет 
сказано ниже. 

Теплота парообразования для легких нефтяных фракций 
наибольшая (бензины - 290-320 кДж/кг) и с утяжелением фрак- 
ций она уменышается (керосины 250 - 270, дизельные топлива 
230 - 250 и тяжелые газойли 190 - 230 кДж/кг). 

3.10.3. Энтальпия 

Для жидких нефтепродуктов под энтальпией понимают суммар- 
ное количество тепла, которое затрачивается на нагрев единицы 
массы нефтепродукта от 0 °С (273 К) до данной температуры, 
т. е. это интегральная величина: 

1 

qX = [Сар (3.77) 
0 

где 4х - энтальпия жидкого нефтепродукта при данной температуре, кДж/кг; 

C, - изобарная теплоемкость, кДж/кг . К. 
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Если теплоемкость выразить по формуле Крэга, получим 

XK ах = A= (0.4034 + 0,0004052?). (3.78) 
VP 15 

Значения энтальпий, вычисленные по этой формуле, приво- 
дятся обычно в справочниках в виде таблиц. 

Несомненные удобства в определении энтальпий как жид- 
костей (нижний пучок кривых), так и паров (верхний пучок 
кривых) представляет номограмма Нельсона, показанная 
на рис. 3.31. Она построена для фактора парафинистости К = 
= 12, и поэтому для значений К, отличных OT 12, необходимо BBO- 
дить поправку по вспомогательному графику (6) на том же ри- 
сунке. Поправка эта может быть положительной или отрица- 
тельной. Для паров предусматривается поправка на давление 
(рис. 3.31, г) по номограмме, приведенной в нижнем правом 
углу рис. 3.3] (порядок нахождения поправки показан стрелка- 
ми на пунктирных линиях). Поправку на давление вычитают из 
значения энтальпии паров, полученного по основному графику. 

Энтальпия нефтепродукта в паровой фазе 
определяется как сумма 

П Ж nn 
4: =9к +LbL+q , (3.79) 

где 47 - энтальпия паров при данной температуре; 4% - энтальпия жидкости 

при температуре кипения; L - теплота парообразования; 4\"- количество 

тепла, затрачиваемое на перегрев паров от температуры кипения до данной 
температуры. 

Для фракции с плотностью р! = 0,8 составляющие энталь- 

пии при 133 °С показаны на рис. 3.31 отрезками а, Циа!". 

Если при одной и той же температуре для одной и той же 

фракции взять по кривым на рис. 3.31 разность энтальпий паров 

и жидкости (4-4; ), то полученная величина будет равна теп- 

лоте парообразования, которая с увеличением температуры за- 
MeTHO уменыцается (сравните [1 и [2) и в критической точке 
становится равной нулю. 

Для определения энтальпии нефтяных паров получила так- 
же известность эмпирическая формула Б.П. Воинова: 

gi’ = (50,2 + 0109: + 0,00014r7)(4 - р!з) - 738. — (3.80) 
Формула удобна для использования в компьютерных расчетах 

технологических процессов. 
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3.10.4. Теплопроводность 

Теплопроводностью характеризуют скорость распространения 
тепла в различных веществах. 

По закону Фурье имеем 

О = -)gradr, (3.81) 

где О - тепловой поток, проходящий через единицу поверхности вещества 

(тела) в единицу времени, кДж/(м? 4), gradf — градиент температуры в направ- 
лении теплового потока, A - коэффициент теплопроводности, Вт/(м К) 

Из этого закона следует, что коэффициент теплопроводности 
(часто именуемый кратко “теплопроводность”) это количество 
тепла, которое проходит в единицу времени через единицу по- 
верхности при разности температур в |1 градус на единицу дли- 
ны в направлении теплового потока. 

Наибольшая теплопроводность у твердых веществ (в том чис- 
ле твердых нефтепродуктов), жидкие занимают промежуточное 
положение, и наименьшая - у газов и паров. 

Для жидких нефтепродуктов теплопроводность падает с по- 
вышением температуры (рис. 3.32) и их относительной плот- 
ности и составляет от 0,09 до 0,17 Вт/(м - К). 

В противоположность этому для углеводородных газов и неф- 
тяных паров теплопроводность растет с повышением температу- 
ры (рис. 3.33) и снижается с увеличением их мольной массы. 
Водород в отличие от н-алканов имеет теплопроводность почти 
на порядок выше, что видно из приведенных ниже данных (при 
Р= 0,1 МПа): 

Температура, °С. 0 30 50 100 150 200 300 
4, Вт/(м К)... .0,169 0,184 0,193 0,214 0,236 0,256 0,294 

Теплопроводность твердых нефтепродуктов (битумов, пара- 
финов, церезинов) изучена значительно меньше, чем жидких и 
парообразных. Для парафина в интервале температур от нуля до 
50 °С (плавление) теплопроводность равна 0,256 Вт/(м - К), для 
битума - около 0,175 Вт/(м - К). 

Часто для нестационарных тепловых процессов представляет 
интерес не сама теплопроводность, а скорость изменения тем- 
пературы в веществе. 

Величиной, характеризующей скорость изменения темпера- 
туры, является коэффициент температуропроводности, представ» 
ляющий комплексную величину: 

a=2/(Cpp), (3.82) 
где а - коэффициент температуропроводности, M2/4, C, - изобарная теплоем- 

кость, кДж/(кг К), р - плотность, кг/м3, А. - теплопроводность, Вт/(м К) 

Чем выше а, тем больше скорость роста (падения) темпера- 
туры в веществе. На рис. 3.34 показана его зависимость от тем- 
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Рис 334 Зависимость коэффициентов температуропроводности а и объемного 
расширения В нефтепродуктов различной плотности от температуры 
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пературы и относительной плотности для жидких нефтепродук- 
тов. Там же показаны кривые изменения коэффициента объем- 
ного расширения В нефтепродуктов при их нагревании. 

3.10.5. Теплота плавления 

Одним из фазовых переходов нефтепродуктов является плавле- 
ние, т. е. переход из твердого состояния в жидкое. Количество 
тепла, затрачиваемого при этом переходе, называют теплотой 
плавления. 

Строго говоря, теплоту плавления можно рассчитать из урав- 
нения Клаузиуса- Клапейрона, если известна зависимость тем- 
пературы от давления (обычно они связаны прямой пропорцио- 
нальностью). Однако для технологических расчетов вполне при- 
емлемой можно считать более простую формулу: 

Inn = 0,415 Try /P › (3.83) 
где Дл - теплота плавления, кДж/кг; 7,, - температура плавления, К; Priam 

плотность при температуре плавления, т/м?. 

Погрешность вычисления по этой формуле не превышает 5%. 
Значения [л для нескольких образцов парафина приводятся 

ниже: 

Плотность при 70 К Мольная масса Tan. °С пл, КДж/кг 

0,7735 326 52,2 163 
0,7742 389 57,3 170 

0,7746 427 60,9 175 

0,7750 501 65,4 184 

Известно, что некоторые вещества могут переходить из твер- 
Horo состояния в парообразное, минуя жидкое состояние 
(явление сублимации). В этом случае теплота сублимации будет 
равна сумме теплот плавления и испарения. Так, для бензола 
теплота сублимации равна 590 кДж/кг, а для нафталина - 465 
кДж/кг. 

3.10.6. Теплоты взаимодействий 

Под теплотами взаимодействий понимают тепло, выделяемое 
(или поглощаемое) при взаимодействии веществ в разной фазе: 
газ-жидкость, газ-твердое тело или жидкость-твердое тело. 

При взаимодействии (смешении) углеводородных газов с 
жидким нефтепродуктом происходит растворение (абсорбция) 
наиболее тяжелых компонентов газов в жидкости. При этом 
зыделяется тепловая энергия, равная по количеству теплоте 
конденсации растворенной массы углеводородов. Это количе- 
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ство тепла, отнесенное к единице массы поглощенных углево- 
дородов, называют теплотой абсорбции. 

Следует заметить, что в отличие от абсорбции при растворе- 
нии в жидкостях твердых веществ (например, парафина в неф- 
тепродукте) процесс сопровождается поглощением тепла в ко- 
личестве 210 - 230 кДж на 1 кг растворенной массы. При вза- 
имодействии углеводородных газов или нефтяных паров с твер- 
дыми пористыми поглотителями (адсорбентами) часть углеводо- 
родов или паров поглощается порами адсорбента и при этом 
также выделяется тепло. Количество этого тепла, называемое 
теплотой адсорбции, зависит от природы адсорбируемого ве- 
щества, химического состава и структуры адсорбента. Для угле- 
водородов Ск (гексан и бензол), поглощаемых синтетическими 
цеолитами типа Х, теплота адсорбции составляет 61,5 и 75,4 
кДж/моль соответственно. 

Аналогичное явление происходит при взаимодействии твер- 
Noro адсорбента с жидкостью при погружении в нее адсорбента. 
Часть компонентов жидкости поглощается порами адсорбента и 
при этом выделяется тепло, называемое теплотой смачивания. В 
зависимости от природы жидкости и пористой структуры адсор- 
бента это количество тепла также различно. Так, при смачива- 
нии силикагеля в гексане выделяется 14 кДж/кг тепла, а при 
смачивании цеолита МаХ в гексане это количество тепла состав- 
ляет 134,8 кДж/кг, поскольку адсорбционная способность цео- 
лита значительно выше, чем силикагеля. 

Теплотами адсорбции и смачивания пользуются для оценки 
адсорбционных свойств различных адсорбентов. 

3.10.7. Теплота сгорания 

Количество тепла, выделяющегося при полном сгорании едини- 
цы массы нефти или нефтяного топлива, называют теплотой 
сгорания. Эта важнейшая величина характеризует потенциаль- 
ный запас энергии в топливе и определяет во многом мощность 
двигателей (или других устройств), в которых топливо использу- 
ется. 

Наиболее точным методом определения этой величины яв- 
ляется стандартный по ГОСТ 21261-75, сущность которого за- 
ключается в следующем. 

Точно взятую навеску топлива (бензина, дизельного, реактивного или ко- 

тельного топлива) в чашечке помещают в специальный герметично закры- 
вающийся сосуд (калориметрическую бомбу), которую заполняют чистым кис- 
лородом до давления 3,0 МПа 

Бомбу с образцом устанавливают в специальный калориметрический сосуд 
(термостат), заполненный определенным количеством дистиллированной воды, 
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температура которой измеряется термометром Бекмана с ценой деления шкалы 
0,01 °С в диапазоне измерения температуры 5 °С. 

После стабилизации температуры системы через специальные токовводы, 
имеющиеся в бомбе, внутрь последней подают ток и навеску топлива сжигают. 
Начиная с этого момента ведут отсчет температуры воды по термометру через 
каждые 30 с. По полученным записям температуры системы калориметра с 
находящейся в ней бомбой и известным массам и другим калорическим 
свойствам системы вычисляют общее количество выделившегося тепла, т. е. 
теплоту сгорания топлива. 

В качестве контрольного вещества для определения теплоем- 

кости калориметра используют химически чистую бензойную 
кислоту, теплота сгорания которой точно известна. 

Этим методом определяют высшую и низшую теплоту сгора- 
ния топлива. 

Высшая теплота сгорания получается расчетом на основании 
результатов измерений в течение опыта, учитывая при этом все 
тепло, выделившееся в бомбе и отданное в систему калоримет- 
ра, включая тепло конденсации образующихся при горении во- 
дяных паров. 

В реальных условиях использования топлив водяные пары, 
образующиеся от окисления водорода, не конденсируются, и их 
тепло не используется. Поэтому низшей теплотой сгорания счи- 
тают разницу между высшей теплотой сгорания и теплом кон- 
денсации образующихся при горении водяных паров: 

Он = ОВ - 2500(9Н +W), (3.84) 

где О, и О" - соответственно низшая и высшая теплоты сгорания, кДж/кг; Н 

и W - содержание водорода и растворенной воды в испытуемом топливе, 

% (мас.). 

Экспериментальное определение теплоты сгорания углеводо- 
родных газов также проводят с помощью калориметра, но мето- 
дика опыта в этом случае отличается, и она рекомендована 
другим стандартом (ГОСТ 10062-75). 

Экспериментальное определение теплоты сгорания топлив 
очень сложно и длительно, а для некоторых видов топлив 
(например, реактивных) теплота сгорания строго нормируется. 
Поэтому для оперативного определения теплоты сгорания 
топлив для реактивных двигателей существует рас- 
четный стандартный метод (ГОСТ 10065-75), по которо- 
му низшую теплоту сгорания определяют по формуле 

ОН = [9940 + (t4 +17,8) К]. 4,1868, (3.85) 
где {д - анилиновая точка топлива, °С; А - коэффициент, определяемый по 

прилагаемой к ГОСТ таблице и значения которого графически приведены на 
рис. 3.35. 
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Рис. 3.35. График для определения коэффициента к формуле расчета теплоты 
сгорания 

Если известен элементный химический состав топлива. то 
его высшую теплоту сгорания легко подсчитать по формуле 
Д.И. Менделеева: 

Ор = 33913°C + 102995°H - 10885 ($ - О), (3 86) 

где С, Н, Зи О - массовые доли в топливе соответственно углерода. водорода, 
серы и кислорода (цифры перед ними - теплота сгорания этих элементов, 

КДж/кг). 

Для вычисления низшей теплоты сгорания используют и в 
этом случае соотношение (3.84). 

Теплота сгорания - величина аддитивная, поэтому если из- 
вестен углеводородный состав (например. природного или по- 
путного газа), теплоту сгорания можно найти как сумму теплот 
сгорания этих углеводородов (берутся по справочным табли- 

цам), умноженных на их объемные доли в смеси. Ниже приве- 

дены значения теплот сгорания для наиболее употребляемых 
ВИДОВ ТОПЛИВ: 

Ор, кДж/кг он, кДж/нм3 

Метан .. ......... ...лни, cecccescceeeseessaee soseeaees 52500 (37485) 
Природный Га3З.... .............и cette ees 46000 › (35700) 
Автомобильные бензины ................... 44000 - 
Реактивные топлива ... ....... ео. . 43200 - 
Дизельные топлива... ..... oe ие. 42500 - 
Котельные топлива = ......... „а. . 40500 - 
Каменный уголь. ... ...... „иены 33600 - 
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3.11. КОЛЛОИДНО-ДИСПЕРСНЫЕ СВОЙСТВА 

Учение о дисперсном состоянии веществ берет свое начало от 
первых трудов (1955 - 58 гг.) акад. П.А.Ребиндера. Нефтяные 
дисперсные системы (НДС), изучение которых началось с 60-х 
годов проф. 3.И.Сюняевым и сотр., относятся к разбавленным 
системам (в отличие от таких высококонцентрированных си- 
стем, как пасты, порошки, бетоны и др.). 

В общей классификации дисперсных систем (табл. 3.2) НДС 
занимают существенное место и включают по крайней мере 8 
ТИПОВ. 

Кроме перечисленных двойных НДС могут существовать 
также тройные, например газ-твердое тело-жидкость в добы- 
ваемой из недр нефти или газ-жидкость-твердое тело в добы- 
ваемом из недр попутном газе. 

НДС могут существовать в природных условиях (нефть и газ 
в пластах) или образовываться в технологических процессах 
добычи нефти и газа (эмульсии “вода в нефти”, “газ в нефти”), 
при их транспорте и переработке (выпадение кристаллов пара- 
фина, кипение, коксование и т. д.). Первыми среди НДС были 
изучены коллоидно-дисперсные свойства битумов (1923 г.), 
впервые была показана их коллоидная структура. В дальнейшем 

Таблица 3.2. Типы нефтяных дисперсных систем 

Компоненты НДС Тип НДС Примеры 

дисперсная дисперсионная 

фаза среда 

Жидкость Газ Аэрозоли Капли бензина (или влаги) в по- 

путном или природном газе 
Твердое Газ Аэрозоли Механические примеси (пылинки) 
тело в природном газе; дымовые газы 

из печей 

Газ Жидкость Газовая Газонасыщенная нефть из сква- 
эмульсия жин; жидкость, насыщенная газом 

при барботаже (пены) 
Жидкость Жидкость Жидкостная Эмульсии “вода в нефти” или 

эмульсия “нефть в воде” 
Твердое Жидкость Золи, сус- Механические примеси в нефти из 
тело пензии, скважин; кристаллы углеводородов 

‚ гели в топливах; нефтяные остатки, 
богатые асфальтенами 

Газ Твердое тело Отвержден- Нефтяной кокс 
ные пены 

Жидкость Твердое тело Твердые Нефтяной кокс‘ 
эмульсии 

Твердое Твердое тело Твердые Смесь углерода разной структуры 
тело НДС (анизотропной и изотропной) в 

нефтяных коксах 
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это направление развивалось, и в настоящее время природа pa3- 
личных НДС серьезно изучается в непосредственной взаимосвя- 
зи с технологией переработки нефти. 

По степени устойчивости все НДС делят на две группы — 
обратимые и необратимые. 

Обратимые НДС - это системы, образующиеся в результате 
физических превращений (образование кристаллов парафина, 
пузырьков пара при кипении, ассоциатов смол и асфальтенов), 
которые путем внешних воздействий (изменением температуры, 

давления или добавкой растворителя) можно вернуть в первона- 
чальное состояние растворов. 

Необратимые НДС - это системы, образующиеся в результате 
химических превращений с образованием дисперсной фазы, 
которую внешними воздействиями вернуть в растворенное со- 
стояние нельзя (выпадение карбоидов, образование кокса или 
сажи). 

Формирование дисперсной фазы в НДС обусловлено различ- 
ной склонностью углеводородов к межмолекулярным взаимо- 
действиям. 

Все углеводородные и гетероатомные соединения нефти мо- 

гут находиться в молекулярном и ассоциированном состоянии. 
В молекулярном состоянии (истинные растворы) они харак- 

теризуются только химическими связями атомов в молекуле, 
которые зависят от расстояний между атомами в молекуле. 
Энергия этих связей составляет примерно 330 - 800 кДж/моль 
для различных типов углеводородов и связей. 

В ассоциированном состоянии молекулы подвержены сум- 
марному воздействию химических и физических взаимодей- 
ствий Природа физических межмолекулярных взаимодействий 
(ММВ) - это силы Ван-дер-Ваальса, образование комплексов и 
радикально-молекулярное взаимодействие. Основные из них: 
силы Ван-дер-Ваальса - взаимодействие между двумя полярны- 
ми молекулами, т. е. ориентационные силы (энергия такого 
взаимодействия снижается с ростом температуры), и взаимодей- 
ствие между дипольной молекулой и другой, в которой диполь 
наводится первой, т. е. индукционные силы (это взаимодействие 
не зависит от температуры). 

К основным особенностям ММВ можно отнести следующие: 
энергия их связей на 2 порядка меньше (3,4 - 4,2 кДж/моль) 

энергии химической связи из-за разного расстояния между ато- 
мами взаимодействующих молекул (330 - 600 пм и 120 - 160 пм 
соответственно); 

энергия химической связи не зависит от молекулярной мас- 
сы, а энергия физической связи с ростом молекулярной массы 
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возрастает: при большом числе атомов в молекуле энергия ММВ 
может превышать энергию химической связи и образующиеся 
при этом ассоциаты обладают очень высокой прочностью; 

энергия притяжения больших молекул (потенциальная) при 
ММВ в равновесном состоянии уравновешивается силами от- 
талкивания за счет теплового движения (кинетические), поэто- 
му ассоциированное состояние зависит от соотношения этих 
энергий, что для обратимых НДС имеет решающее значение. 

Из сказанного можно заключить, что в создании дисперсной 
фазы (ассоциатов) решающая роль принадлежит высокомолеку- 
лярным соединениям, энергия взаимодействия которых на | - 2 
порядка выше, чем у низкомолекулярных. 

К высокомолекулярным относят обычно парафиновые угле- 
водороды с числом атомов углерода выше 30, способные к обра- 
зованию ассоциатов (кристаллов) при обычных температурах 
(0 - 40 °С). Кроме того, к высокомолекулярным относят поли- 
циклические, ароматические и нафтеноароматические соеди- 
нения, смолы и асфальтены. 

При концентрациях выше концентраций насыщения высо- 
комолекулярные соединения нефти образуют ассоциаты, яв- 
ляющиеся первой стадией структур, называемых надмолекуляр- 
ными. Это первичные единицы НДС. Они могут быть упорядо- 
ченными (кристаллы парафина) или неупорядоченными 
(ассоциаты асфальтенов и карбоидов). 

Формирование надмолекулярных структур связано с услови- 
ями системы. Так, при относительно низких (до 300 °С) темпе- 
ратурах формируются физические ассоциаты, как упорядочен- 
ные (кристаллические), так и неупорядоченные (пузырьки пара, 
асфальтеновые ассоциаты). 

При температурах 300-450 °С формируются физико- 
химические ассоциаты, в образовании которых большая роль 
принадлежит смолам и асфальтенам (физические асфальтеновые 
ассоциаты, химические ассоциаты типа карбенов и карбоидов). 

При температурах выше 450 °С формируются только хими- 
ческие комплексы типа пеков, кокса, сажи. | 

Изменение внешних условий способно менять степень дис- 
персности НДС. 

Наименьшее количество надмолекулярной структуры, кото- 
рое при данных условиях способно к самостоятельному суще- 
ствованию, называют зародышем или ядром. Вокруг зародышей 
всегда существует определенный переходный слой между ними 
и дисперсионной средой, который называют сольватной обо- 
лочкой. 

По мере роста зародыша, за счет сил ММВ, формируется 
единица дисперсной фазы, называемая сложной структурной 
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Рис 3.36. Схема моделей CCE нефтя- 
ных дисперсных систем с ядром из 

твердых (а), жидких (6) и газообразных 

(в) веществ: 
1 - ядро (зародыш) радиусом R, 2 - соль- 

ватная оболочка толщиной 6; 3 - дисперси- 
онная среда 

единицей (CCE), модели которой схематично показаны на рис. 
3.36. Ядро CCE может быть образовано твердым веществом (а), 
нерастворимой жидкостью (6) или газом (8). Особенностью CCE 
является то, что по мере изменения ММВ среды в них изме- 
няется отношение объемной энергии к поверхностной и соот- 
ветственно - их диаметр и толщина сольватной оболочки 65. 

Формирование CCE придает НДС новые свойства, влияющие 
на технологию добычи и переработки нефти. При добыче нефти 
нерегулируемые процессы формирования CCE (за счет выпаде- 
ния кристаллов парафина, образования ассоциатов асфальтенов, 
выделения газовых пузырьков) снижают нефтеотдачу пласта. 

При транспорте и хранении нефти те же процессы ведут к 
выпадению осадков и забивке труб и резервуаров, а при перера- 
ботке нефти - к расслоениям, отложениям на теплопередающих | 
поверхностях и на катализаторах. | 

На различных стадиях наполнения нефтяной дисперсной 
системы сложными структурными единицами могут формиро- 
ваться золи (свободнодисперсные системы), студни и гели 
(связнодисперсные системы). В зависимости от типа образо- 
вавшейся НДС различна и ее прочность. НДС обладают способ- 
ностью сопротивляться расслоению под влиянием гравитации, 
т. е. обладают устойчивостью. Внешние силы их деформируют, а 
внутренние силы упругости (силы сцепления) стремятся сохра- 
нить ее форму, обусловливая их прочность. Структура ССЕ 
определяет также механические свойства НДС - вязкость, 
упругость, пластичность, - и потому эти свойства часто назы- 
вают структурно-механическими свойствами. 

Под устойчивостью CCE понимают обычно время т, в тече- 
ние которого CCE проходит определенный путь под действием 
разности силы тяжести и сопротивления среды. Чем больше вре- 
мя т, тем более устойчива НДС, т. е. менее склонна к расслоению. 

Для определения прочности и устойчивости НДС существует 
множество методов, из которых наибольшее применение полу- 
чили методы структурной вискозиметрии. 
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Рис. 3.37. Изменение предельного напряжения сдвига P,, от времени: 
|, 2, 3- соответственно гудроны ромашкинской, арланской и мангышлакской нефтей 

Рис. 3.38. Общая зависимость фазовых изменений в НДС от температуры 

Так, по методу Вейлера - Ребиндера в испытуемый нефте- 
продукт помещают специальную рифленую пластинку (гофры 
расположены по горизонтали), подвешенную на нити, к проти- 
воположному концу которой через блок подвешен груз. Под 
действием этого груза пластинка медленно поднимается из неф- 
тепродукта, и это движение отмечается на микрофотошкале. 
Система помещена в термостат, и испытание проводится при 
определенной температуре. Более точные данные по прочности 
могут быть получены с помощью ротационного вискозиметра 
(см. разд. 3.5), с помошью которого для структурированных сред 
(НДС) определяют предельное напряжение сдвига. 

В качестве примера на рис. 3.37 показаны зависимости пре- 
дельного напряжения сдвига P,, для гудронов трех различных 
нефтей от времени. Кривые показывают, что образование струк- 
туры завершается через 8 - 12 чи далее Р„ становится незави- 

симым от времени. Для дистиллятных продуктов этот период 
становления структурированной системы меньше, так как у них 
ниже вязкость. 

Фазовые переходы в нефтяных системах, как уже отмечалось, 
сопровождают все технологические стадии - от добычи нефти 
до ее переработки, и поэтому представляет определенный инте- 
рес общая схематичная диаграмма фазовых изменений НДС, 

предложенная проф. 3.И.Сюняевым (рис. 3.38). Здесь на участке 
А - Б'’ существует связнодисперсная система (студень), которая 
при повышении температуры переходит (участок Б’-Б) в сво- 
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боднодисперсную систему (золь). Вся зона АБ - это область 
низкотемпературных обратимых НДС, где CCE представлены 
кристаллами парафина и ассоциатами асфальтенов. 

Область температур AT на участке Б - В - это существование 
молекулярного раствора (отсутствие дисперсной фазы). Размер 
этой области зависит от химического состава нефти, и для вы- 
соковязких нефтей и нефтепродуктов с высокой концентрацией 
асфальтенов и смол (например, битумы и пеки) эта зона может 
вообще отсутствовать, т. е. Г= 0. 

Участок диаграммы В-В’- это также образование свободно- 
дисперсной системы (золя), но уже необратимого типа, где ССЕ 
представлены твердыми частичками уплотнения, полученными в 
результате химических реакций. Здесь асфальтены, образуя 

крупные ассоциаты, насыщают раствор и выпадают в осадок — 
образуют отдельную фазу (карбены). В конце участка (вблизи 
точки 2’) карбены переходят в карбоиды и образуется типично 
коллоидная система, переходящая далее (участок В- Г) в геле- 
образное, Т.е. в связнодисперсное состояние. При очень высоких 
(500 - 550 °С) температурах эта система переходит в сплошную 
твердую фазу (точка Г), так называемую твердую пену (кокс). 

Таким образом, знание и учет коллоидно-дисперсных 
свойств нефтепродуктов и особенно межфазных переходов яв- 
ляется очень важным для выбора оптимальных параметров тех- 
нологии переработки нефти. 

3.12. ПЛАСТИЧНЫЕ СВОЙСТВА 

Пластичными свойствами характеризуют потребительские пока- 
затели качества нефтепродуктов, находящихся в кристалли- 
ческом (парафины, церезины, воски) или коллоидном 
(пластичные смазки, битумы, гудроны, пеки) состоянии. 

Кроме уже рассмотренных выше характерных температур 
размягчения, плавления, каплепадения и хрупкости, а также 
структурной и условной вязкости к специфичным пластичным 
свойствам относят глубину проникновения иглы, растяжимость, 
сцепление с мрамором и песком, содержание водорастворимых 
соединений и др. 

3.12.1. Глубина проникновения иглы 

Этот показатель характеризует структурно-прочностные свойс- 
тва и определяется как для парафинов и церезинов (ГОСТ 25771 
-83), так и для битумов (ГОСТ 11501-78) 

Сущность методов в каждом из этих стандартов состоит в 
следующем. Латунные цилиндры определенных размеров (диа- 
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метр 25, 45 и 60 мм, высота 32 и 50 MM) заполняют испытуемым 
продуктом на полированных латунных пластинках, чтобы полу- 
чить гладкую поверхность. Заполненные цилиндры термостати- 
руют при температуре, требуемой по ГОСТ на соответствующий 
продукт (25 °С или 0 °С), и затем переносят в пенетрометр. 

Пенетрометр состоит из горизонтального столика, верти- 
кального штока со стандартной иглой (или конусом) на конце 
(общей массой 100 г) и системы шкалы и спуска плунжера. Ци- 
линдр с пробой (гладкой поверхностью кверху) устанавливают 
на столике пенетрометра в малой водяной бане, где поддержи- 
вают заданную температуру. Подводят конец иглы до соприкос- 
новения с поверхностью испытуемого продукта и нажатием 
кнопки “Спуск” отпускают систему, удерживающую шток, и 

включают секундомер. В таком состоянии отсчитывают время (5 
с) и снова фиксируют шток. По шкале определяют высоту, на 
которую спустился шток (глубина погружения иглы). Каждая 
0,1 мм считается за единицу глубины погружения. Для парафи-`' 
HOB она обычно составляет от 5 до 50 ед., а для битумов и по- 
добных им продуктов - от 10-20 ед. до 300 ед. Проводят обычно 
4 определения в 4-х разных точках образца, отстоящих от стенок 
цилиндра на 3 - 5 мм. 

3.12.2. Растяжимость (дуктильность) 

Растяжимость — показатель эластичности битума, т. е. способ- 
ности его вытягиваться в нить до ее разрыва. Чем больше рас- 
тяжимость, TEM эластичнее битум. Определяют ее стандартным 

методом (ГОСТ 11505-75) следующим образом (рис. 3.39). 

Расплавленный образец битума заливают в стандартную раздвижную форму 

(рис. 3.39, а) дают застыть и выдсрживают в водяной бане при 25 °С в течение 
| ч. После этого форму устанавливают и закрепляют в дуктилометре - приборе, 

1 3 1 
[ 

] м ' 
2 3 1 »! 

Рис. 3.39. Схема определения растяжимости битумов: 
а - исходное положение; 6 - положение в момент разрыва нити битума; /- формы для 

аливки битума; 2- испытуемый образец; 3 - съемные боковины 
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на котором обе половинки формы могут раздвигаться со строго постоянной 
скоростью (5 см/мин) Включают дуктилометр и следят за состоянием образца 
битума, вытягивающегося между половинками форм В момент, когда вытя- 
нутая нить битума разорвется, отмечают по шкале дуктилометра расстояние 
/(всм)(рис 3 39, 6), которое и является показателем растяжимости битума 

Для высокоплавких твердых битумов растяжимость обычно 
невелика (20 - 50 мм), а для легких она достигает 300 и более 
миллиметров Чем больше растяжимость у битума, тем выше его 
эластичные и склеивающие свойства (когезия). Когезию опреде- 
ляют как усилие (в Па), необходимое для отрыва двух стандарт- 

ных пластин, склеенных между собой пленкой битума, друг от 
друга (при 25 °C). С повышением содержания асфальтенов в 
битумах вдвое [от 20 до 40%(мас.)] когезия увеличивается в 4 
раза (от 0,5 до 2,0 кг/см2; 4,9 -104- 19,6 104Па). 

3.12.3. Сцепление битума с мрамором и песком 

Этот показатель качества битумов определяют по ГОСТ 11508- 
74 двумя способами. По первому из них (“пассивное сцепле- 
ние”) навеску фракции мраморной крошки или песка (2 — 5 мм) 
смешивают с предварительно расплавленным и термостатиро- 
ванным (при 130 — 140 °С) битумом. Смесь выдерживают при 
комнатной температуре не менее 20 мин и переносят равномер- 
ным слоем на металлическую сетку. Последнюю помещают в 
стакан с водой и кипятят в течение 30 мин, отделяя фильтро- 
вальной бумагой всплывший на поверхность битум. 

После кипячения образец битумоминеральной смеси сравни 
вают по внешнему виду с фотографией контрольного образца, 
приведенной в ГОСТ. Если наблюдается идентичность, то битум 
считается выдержавшим испытание. 

Второй метод (“активное сцепление”) заключается в опреде- 
лении способности жидкого или вязкого битума сцепляться с 
мраморной крошкой или песком в присутствии воды. По этому 

методу навеску (8 г) указанной выше фракции мраморнои 
крошки смешивают в пробирке с 10 г дистиллированной воды и 

сверху на эту смесь добавляют 0,32 г испытуемого битума. Про 

бирку с такой смесью 10 мин выдерживают в водяной бане при 
температуре 60 или 100 °С. Затем извлекают из бани и встряхи- 
вают в течение | мин. После этого смесь переносят из пробирки 
на стеклянную пластину и сравнивают с изображением кон= 
трольного образца по ГОСТ. 
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3.13. МОТОРНЫЕ СВОЙСТВА 

Под моторными свойствами нефтяных топлив понимают физи- 
ческие величины, характеризующие особенности их горения 
внутри соответствующего типа двигателя внутреннего сгорания. 
В связи с тем, что моторные свойства неразрывно связаны с 
типом двигателей внутреннего сгорания, необходимо предвари- 
тельно ознакомиться с некоторыми принципиальными момен- 
тами их работы, определяющими характер горения топлива. 

3.13.1. Общие сведения 
о двигателях внутреннего сгорания 

На рис. 3.40 - 3.42 показаны принципы работы трех основных 
типов двигателей внутреннего сгорания (ДВС), применяемых на 
транспорте. Первые два (рис. 3.40 и 3.41) относятся к группе 
ДВС с циклической подачей топлива (топливо подается перио- 
дически определенной порцией в каждом рабочем цикле), а 
третий - к ДВС с непрерывной подачей топлива (рис. 3.42). 

Группа ДВС с циклической подачей топлива в свою очередь 
делится на две подгруппы - карбюраторные ДВС и дизельные, 
различающиеся принципом работы - характером образования 
топливовоздушной смеси (ТВС), называемой иногда горючей 
смесью. 

У карбюраторных ДВС (рис 340) при засасывании поршнем воздуха в ци- 
линдр (стадия [/) во всасывающем патрубке двигателя с помощью специально- 

го устройства - карбюратора - определенная порция топлива распыляется в 
потоке засасываемого воздуха (7), испаряется, и образующаяся ТВС заполняет 
цилиндр Далее эта горючая смесь сжимается поршнем при движении его вверх 
(ПГ) до давления не более 1,0 МПа Такое ограничение связано с тем, что при 
большем повышении давления смесь разогревается, и наличие в ней горючего 
(пары топлива) и окислителя (воздух) могут привести к самопроизвольному ее 
возгоранию (взрыву) 

В конце хода сжатия до указанного выше давления ТВС принудительно за- 
жигается с помощью электрической искры, образуемой между электродами 
свечи (/V), и ТВС начинает гореть При этом начинает быстро расти давление 

газов над поршнем, и за счет этого они, расширяясь, давят на поршень и со- 
вершается рабочий ход последнего вниз (И) с отдачей полезной работы на валу 

ДВС. После этого поршень вновь движется вверх и выталкивает отработанные 
продукты сгорания топлива (V/ ) 

У дизельных ДВС (рис 341) в отличие от карбюраторных вначале цилиндр 
заполняется только окислителем - воздухом (/), который сжимается до 6 - 8 
МПа (//), так как здесь нет других ограничений, кроме прочности цилиндра, и 
только после этого в сжатый и сильно разогретый воздух дозировочным насо- 
COM высокого давления (ДНВД) впрыскивается через форсунку (Ф) мелко pac- 
пыленная доза топлива (///) В этот момент топливо испаряется (образуя ТВС) 
и сразу же воспламеняется от контакта с сильно разогретым окислителем Да- 
лее, как и у карбюраторных ДВС, совершаются рабочий ход поршня (/V) и 
выхлоп отработанных газов (И) 
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Рис. 3.40. Принцип работы карбюраторных 4-тактных ДВС: 
/ - распыление топлива в карбюраторе (К) и образование TBC; // - засасывание ТВС в 

цилиндр поршнем; J/// - сжатие ТВС поршнем до 0,7-1,0 МПа; /V - зажигание свечей 
сжатой ТВС и ее горение; VY — расширение продуктов горения (рабочий ход поршня); Vf - 
выхлоп обработанных продуктов горения в атмосферу; О и 3 - открытое и закрытое положе- 
ние всасывающего и выхлопного клапанов 
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Рис. 3.41. Принцип работы дизельного ДВС (ДНВД - дозировочный топливный 
насос высокого давления; / - всасывание воздуха в цилиндр поршнем; // - 
сжатие воздуха поршнем до 6-80 МПа; /// - впрыск порции топлива с по- 
мощью ДНВД и образование TBC и ее воспламенение; /V - расширение про- 
дуктов горения (рабочий ход поршня); Г - выхлоп отработанных продуктов 
горения в атмосферу) 
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Рис. 3.42. Принцип работы турбокомпрессорного воздушно-реактивного двига- 
теля: 

/ - всасывание воздуха в компрессор; // - сжатие воздуха осевым компрессором до 0,8=: 
1,2 МПа; /// - непрерывное распыление топлива в поток сжатого воздуха и его горение в' 
камере сгорания; JV — вращение газовой турбины энергией газов; V - окончательное pace | 
ширение продуктов горения и создание реактивной тяги; / - обтекатель; 2 - осевой ком»! 
прессор; 3 - вал; 4 - газовая турбина; 5 - камера сгорания; 6 - топливные форсунки; 7 =| 
топливный насос 
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Рис. 3.43. Зависимость скорости горения у бензино- 
вой топливно-воздуиной смеси от коэффициента 2} 

избытка воздуха в ней а (Р = 0,1 МПа; Т = 293 К) 

Работу описанных ДВС с циклической 
подачей топлива характеризуют следующие 
параметры. 

Качество ТВС, характеризуемое коэффици- 
ентом избытка воздуха 

а = L/Ip, (3.87) 

где [о - теоретическое количество воздуха, необходимое для полного сгорания 
данного количества топлива, кг/кг; L - фактическое количество воздуха в ТВС, 
смешанное с данным количеством топлива, кг/кг. 

При а > 1 ТВС называют бедной (топливом), а при а < 1- 
богатой. От значения а существенно зависит скорость горения 
ТВС, иллюстрируемая для паров бензина рис. 3.43. Видно, что 
максимум скорости соответствует a = 0,9 и резко падает как при 
уменьшении а (обогащении смеси), так и При увеличении 
(обеднении смеси). Значения а при скорости горения, близкой 
к нулю (на левой и правой ветвях кривой), называют концент- 
рационными пределами воспламенения TBC (ати И Oma): 

Для нескольких видов горючих веществ их значения приво- 
дятся ниже: 

Я пит Ч тах 

Автомобильный бензин,.......... .. .. 0,65 1,10 
Дизельное топливо ............. ........ . 0,82 1,05 
Бензол re 0,80 1,11 
Водород............- иен иияниньнн 0,32 8,70 

Степень сжатия - это отношение объема цилиндра над 
поршнем в крайнем нижнем положении (НМТ) последнего к 
объему цилиндра над поршнем в его крайнем верхнем положе- 
нии (ВМТ). 

Для карбюраторных ДВС эта величина обычно 8 - 12, а для 
дизельных - 40-60, причем чем выше степень сжатия, тем эко- 
номичнее ДВС. Ограничение степени сжатия у карбюраторных 
двигателей связано, как уже упоминалось, с тем, что сжатию 
подвергается горючая смесь, разогревающаяся в процессе сжа- 
гия, и степень ее разогрева определяет возможность самовозго- 
рания смеси. 

У дизельных двигателей сжимается только воздух и степень 
сжатия ограничивается прочностью стенок цилиндра. По этой 
причине дизельные ДВС значительно экономичнее, они расхо- 
луют на единицу мощности двигателя на 20 - 30% меньше 
гоплива, чем карбюраторные [200 - 250 г/(кВт - ч) против 300 
- 400 г/(кВт - 4)}. 
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Угол опережения зажигания - это угол (В на рис. 3.40, IV) 
между осью цилиндра и кривошипом в момент подачи искры 

свечой. Смесь в цилиндре зажигается не тогда, когда поршень 
находится в крайнем верхнем положении, а несколько раньше, с 
тем чтобы начало активного горения ТВС пришлось на верхнее 
положение поршня. Этот угол определяется качеством ТВС, 
числом оборотов вала двигателя и др. и является важным пара- 
метром в установлении экономичного режима работы ДВС. 

У дизельного двигателя начало впрыска топлива также про- 

исходит с некоторым углом опережения (В’ на рис. 3.41, ПГ). 
Третий тип ДВС - с непрерывной подачей топлива - ис- 

пользуется в авиации (турбокомпрессорный воздушно-реактив- 
ный двигатель — ТК ВРЛ) или в стационарных газотурбинных 
установках (ГТУ) для сжатия газов (газотурбокомпрессоры), 
выработки электроэнергии (газотурбинные электростанции), на 
транспорте (газотурбовозы). 

У этих ДВС цикл работает не во времени, а по длине двига- 
теля, т. е. отдельные стадии передаются в двигателе по его дли- 

не и за счет этого обеспечивается непрерывность подачи топли- 

ва и достигается значительно большая мощность В единице объ- 

ема двигателя. 

Здесь так же, как у дизельного ДВС, засасывается воздух и осевым ком: 
прессором 2 сжимается до 0,8 - 1,2 МПа (Компрессор вращается с частотой 
15000 - 30000 об/мин ) Сжатый и разогретый воздух поступает в камеры сгора 
ния 5 из жаропрочной стали, расположенные вокруг вала 3 двигателя (6 - & 
шт) По оси этих камер имеются форсунки 6, в которые подается под большим 
давлением насосом 7 топливо, оно, мелко распыляясь, горит в потоке сжатоге› 
воздуха (при этом обычно а > 1) Образовавшиеся продукты сгорания под 
большим давлением и с температурой 1000 - 1100 К выходят из камер через 
лопатки газовой турбины 4 и, расширяясь, врашают последнюю. Мощность 
этой газовой турбины рассчитывается такой, чтобы она была достаточной для 

вращения компрессора 2 и сжатия воздуха до заданного давления. После газо- 
вой турбины продукты сгорания имеют еще высокое давление, расширяясь, 

они выходят с большой скоростью из сопла двигателя и создают за счет этого 
реактивную тягу, двигающую самолет 

У стационарных ГТУ или вертолетных TK ВРД, где реак-. 
тивная тяга не нужна, всю энергию продуктов сгорания сраба- 
тывают на газовой турбине (в этом случае она многоступенча-. 
тая), причем газовая турбина вращает не только свой воздуш- 
ный компрессор, но и внешнюю нагрузку (электрогенератор, 
газовый компрессор, винт вертолета). 

Авиационные ТК ВРД могут развивать осевую тягу до 200 - 
300 KH (20 - 30 Tc) и расходуют при этом топлива от 35 до 75 кг 
на | кН тяги. 

Различие принципов работы трех описанных выше типов 
ДВС, естественно, предопределяет различие используемых в них 
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топлив и соответственно их моторные свойства. В карбюратор- 
ных двигателях, где ТВС образуется вне цилиндра при относи- 
тельно низких температурах, топливом являются низкокипящие, 
легко испаряющиеся фракции нефти - бензины, выкипающие в 
интервале 35 - 190°С. Свойством бензинов, определяющим 
характер горения их ТВС, является детонационная стойкость. 

Топливом для дизельных двигателей, где оно самовоспламе- 
няется при непосредственном впрыске в цилиндр с сжатым 
горячим воздухом, является более тяжелая фракция нефти 
180 — 360 °С - дизельное топливо. Показателем, определяющим 
горение такого топлива, является его воспламеняемость от кон- 
такта с разогретым воздухом. 

Наконец, для ТК ВРД топливом служит керосиновая фракция 
130 - 240 °С, но специальных показателей. по его горению не 

предусматривается, поскольку при запуске двигателя ТВС в по- 
токе зажигается принудительно, а при работе двигателя горение 
топлива устойчиво обеспечивается высокой теплонапряжен- 
ностью камер сгорания. Моторные свойства авиационного керо- 
сина поэтому косвенно характеризуются другими его физиче- 
скими свойствами (вязкостью, химическим составом, теплотой 
сгорания). 

3.13.2. Детонационная стойкость 

Под детонационной стойкостью понимают способность топлива 
сгорать в цилиндре двигателя с принудительным зажиганием без 
детонации (detono по латыни - “греметь”). Явление детонации - 
следствие аномального горения ТВС в цилиндре. 

Характер горения топлива, пары которого сжаты в смеси с 
воздухом, определяют три группы факторов: 

химический состав топлива (бензина), т. е. соотношение в 
нем различных групп углеводородов; 

испаряемость бензина, т. е. его фракционный состав по точ- 
кам выкипания 50% (06.) и 90% (об.); 

качество ТВС по величине a. 
Нормальным считается горение, когда от точки зажигания 

(свечи) фронт пламени в цилиндре распространяется по ради- 
усам сферы во все стороны со скоростью порядка 20 - 50 м/с. 
На рис. 3.44 характер изменения давления в цилиндре при та- 
ком горении показан кривой Д/. 

Аномальное горение - это горение, когда одновременно с 
фронтом нормального горения, распространяющимся от свечи, 
в объеме ТВС, отдаленном от этого фронта, возникают множе- 
ственные очаги самовозгорания (микровзрывы), от которых 

ударная волна распространяется со сверхзвуковой скоростью (до 
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Рис 344 Индикаторная диаграмма карбюра- 
торного ДВС (Р - давление в цилиндре, ф - 
угол поворота кривошипа, ВМТ - верхняя 
мертвая точка положения поршня, В - угол 
опережения зажигания) 

] - нормальное горение 2 - детонационное горе- 
ние, 3 — момент зажигания смеси 

200 м/с) во все стороны по несго- 
ревшей части ТВС и многократно 
отражается от стенок цилиндра. 
Ударное действие этих волн прояв- 
ляется в виде слышимого металличе- 
ского стука. 

Причиной возникновения очагов 
микровзрывов в несгоревшей части 
ТВС является следующее. После мо- 
мента зажигания (точка 3 на рис. 
3.44) давление в цилиндре начинает 
резко расти и соответственно на- 

растает парциальное давление кислорода в еще не сгоревшей 
части ТВС. Это способствует интенсивному окислению углево- 
дородов и в том числе образованию пероксидов (ROO-R’ или 
КОО-Н) - неустойчивых соединений, содержащих в составе 
своих молекул горючие элементы (водород и углерод) и окисли- 
тель (кислород). Распадаясь, эти соединения создают множество 
очагов самовоспламенения по всему объему, что приводит к 
резкому всплеску давления в цилиндре (кривая 2 на рис. 3.44), 
колебания которого не затухают (из-за ударных волн) даже пос- 
ле того, как поршень идет вниз от ВМТ. 

Благоприятным условием для детонационного горения яв- 
ляется богатая ТВС при наддуве двигателя (т. е. всасывании 
ТВС под избыточным давлением). 

С другой стороны, детонационное горение определяет хи- 
мический состав топлива, т. е. склонность его к образованию 
пероксидов. 

Наиболее детонационно стойкими (т. е. наименее склонными 
к образованию пероксидов) являются ароматические углеводо- 
роды, причем с увеличением длины боковых алкильных цепей у 
них снижается детонационная стойкость. 

К ароматическим по детонационной стойкости приближают- 
ся изоалканы, причем чем выше у них степень разветвленности, 
тем выше эта стойкость. 

Нафтеновые углеводороды занимают промежуточное поло- 
жение, и для них, как и для ароматических, увеличение длины 
алкильных цепей уменьшает детонационную стойкость, а рост 
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Рис. 3.45. Октановое число иссле- 
довательским методом (ОЧ„) раз- 
личных углеводородов в зависимос- 

ти от температуры кипения: 120 
]-4 - соответственно ароматические, 

изопарафиновые, олефиновые и нор- 
мальные парафиновые углеводороды 

ОЧи a 

разветвленности этих цепей 
— увеличивает. Олефины по 
детонационной стойкости 
близки к нафтенам. Умень- Cy 
шение длины цепи увеличи- by, : iD BO 20 Е 
вает их стойкость. 

Влияет на нее и положение двойной связи: чем ближе она к 
краю цепи, тем выше стойкость. Наименьшей детонационной 
стойкостью обладают нормальные алканы, причем увеличение 
длины цепи ее снижает. 

Мерой детонационной стойкости топлива является октановое 
число (ОЧ) по условно принятой шкале. В этой шкале за 100 
единиц принята .детонационная стойкость изооктана (2,2,4- 
триметилпентана) CgH)3, а за нуль принята детонационная 
стойкость н-гептана C7H рб. 

Октановым числом испытуемого бензина называют количе- 
ство изооктана [в %(о6.)] в его смеси с н-гептаном (эталонная 
смесь), при котором детонационная стойкость такой смеси экви- 
валентна детонационной стойкости испытуемого бензина в стан- 

дартных условиях испытания. 
Зависимость октанового числа различных углеводородов от 

числа атомов углерода в их молекуле (температуры кипения) 
иллюстрирует рис. 3.45. Так, для ароматических Ск — Cg и изо- 
алканов С. — Cg октановое число мало меняется и является наи- 
большим. Для олефинов и алканов зависимость более резкая, 
и уже для углеводородов C7 - Cg она близка к нулю, хотя 
углеводороды С; и C4 по октановому числу близки к арома- 
тическим. 

Соответственно октановое число бензинов зависит от соот- 
ношения в них групп углеводородов, и изменением этого соот- 
ношения подбирают нужное октановое число. С другой сторо- 
ны, октановое число бензина находится в прямой зависимости 
от параметров двигателя, определяющих условия, благоприят- 
ствующие детонации, - степени сжатия, диаметра цилиндра и 
угла опережения зажигания. Если исходить из того, что послед- 
ний параметр регулируем у каждого ДВС и может быть подо- 
брано оптимальное его значение для каждого топлива, то зави- 
симость требуемого для данного ДВС октанового числа бензина 
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OT первых двух выражается, например, следующим соотношением: 

ОЧ = 125,4 - 413/e + 0,183 dy, (3.88) 
rae = — степень сжатия; 4, - диаметр цилиндра, MM. 

Из него следует, что чем выше степень сжатия (выше темпе- 
ратура ТВС и парциальное давление в ней кислорода), тем 
больше должно быть октановое число бензина, и чем больше 
диаметр цилиндра (далыше от точки зажигания периферийная 
часть несгоревшей ТВС, где резко растет давление), тем более 
высокое октановое число бензина требуется для такого двигате- 

ля. Иными словами, если бензин с определенным октановым 
числом, рассчитанный на применение в двигателе с определен- 
ной степенью сжатия и диаметром цилиндра, применить в дру- 
гом двигателе — с большими значениями и 4, то в последнем 
он будет сгорать с заметной детонацией (и соответственно поте- 
рей мощности двигателя). 

Как уже отмечалось, изменить (например, повысить) октано- 
вое число бензина можно, регулируя в нем соотношение групп 
углеводородов (например, добавив в него ароматические или 
изоалкановые углеводороды Сб - Cg). Такой путь как экологиче- 
ски наиболее предпочтительный принят сейчас во многях стра- 

нах при получении высокооктановых бензинов. Кроме того, 
возможны добавки химических веществ, подавляющих образо- 
вание пероксидных соединений. Такие вещества называют 
“антидетонационными присадками”. 

Наибольшее распространение из них в свое время получил 
тетраэтилсвинец — РЫ(С.Н5$)4, механизм действия которого со- 
стоит в следующем. При повышенной температуре в условиях 
цилиндра это соединение, распадаясь, образует радикалы свин- 
ца и этильный. Последний является ингибитором пероксидооб- 
разования, а радикал свинца в атмосфере кислорода окисляется 
до диоксида свинца, реагирующего с уже образовавшимися пе- 
роксидами углеводородов и восстанавливающего их до оксидов, 
более стойких к самовозгоранию. В этой реакции образуются 
молекула воды и оксид свинца, который является нелетучим 
соединением и может отлагаться внутри цилиндра. Чтобы вы- 
нести из цилиндра двигателя с выхлопными газами оксид свин- 
ца, вместе с тетраэтилсвинцом в бензин можно вводить соеди- 
нение-выноситель (например, дибромэтан C2H4Br2), образую- 
щий с оксидом свинца летучее соединение, выбрасываемоес 
вместе с выхлопными газами. 

Смесь тетраэтилсвинца с дибромэтаном называют этиловои 
жидкостью. При добавлении ее в бензины в количестве от 1,5 
no 4,0 мл на 1 кг бензина октановое число бензина в зависимос- 
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ти от его химического состава может быть увеличено на 5 - 15 
единиц. 

Разность октановых чисел бензина с добавкой тетраэтил- 
свинца и без добавки называют приемистостью бензина к тет- 
раэтилсвинцу. 

Существует несколько стандартных и нестандартных методов 
определения детонационной стойкости бензинов. 

Стандартных методов четыре. 
Исследовательский метод определения октанового числа (ГОСТ 

8226-82) состоит в том, что детонационную стойкость испытуе- 
мого бензина сравнивают с детонационной стойкостью эталон- 
ной смеси подбором соотношения в ней изооктана с гептаном. 
Сравнительное испытание проводят на стандартной одноцилин- 
дровой установке УИТ-65, позволяющей изменять степень сжа- 
тия, а начало детонации фиксировать электронным датчиком. 
Испытание проводят с частотой вращения вала двигателя 600 + 

+ 6 об/минс постоянным углом опережения зажигания 13 °, при 
температуре воздуха, поступающего в карбюратор, 52 + 1 °C. 
Получаемое исследовательским методом октановое число (ОЧи) 
соответствует относительно мягким условиям работы двигателя 
(городская езда автомобилей с небольшими нагрузками). 

Моторный метод определения октанового числа (ГОСТ 511-82) 
реализуют на той же установке УИТ-65 и так же определяют 
сравнением детонационных стойкостей бензина с эталонной 
смесью, состав которой подбирают в процессе испытания; по 
содержанию в ней изооктана находят искомое октановое число. 
Однако условия испытания в этом случае жестче: частота вра- 
щения вала 900 + 9 об/мин, угол опережения зажигания перемен- 
ный (от 26 ° до 15 °), температура воздуха на входев карбюратор 
50+5 °C, а температура TBC на входе в цилиндр - 149 + 1 °С. 

Полученное этим методом значение октанового числа (ОЧ) 
соответствует работе двигателей с повышенной нагрузкой 
(загородная езда нагруженных автомобилей) и всегда ниже, чем 
ОЧи. Разность OY, - ОЧ» называют чувствительностью бензина 
(к методу испытания), в зависимости от химического состава 
бензинов она составляет от | - 2 единиц до 8 - 12 единиц. 

Методы детонационных испытаний полноразмерных серийных 
двигателей в стендовых и дорожных условиях по ГОСТ 10373-75. 
Эти методы значительно сложнее двух описанных на УИТ-65, 
требуют больших трудозатрат и расхода эталонных смесей, по- 
этому они предназначены для квалификационной оценки се- 
рийных двигателей или для определенных исследований пара- 
метров их работы. 

По результатам этих методов строят серию графиков зависи- 
мости октанового числа от важнейших параметров двигателя — 
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угла опережения зажигания, частоты вращения вала, мощности 
двигателя и др. 

Метод определения сортности на богатой смеси (ГОСТ 3338- 
68) предназначен только для авиационных бензинов. Он заключа- 

ется в сравнении мощности стандартного ДВС, ограниченной 
начальной детонацией при работе на испытуемом и эталонном 

топливах. В качестве эталонного топлива применяют изооктан с 
добавкой к нему н-гептана (для низких мощностей) или тет- 
раэтилсвинца (для повышенных мощностей). 

Испытания бензина проводят на стандартной установке ИТ- 

9-1 с одноцилиндровым карбюраторным ДВС, режим работы 
которого следующий: частота вращения вала — 1800 об/мин, 
степень сжатия - 7, угол опережения зажигания - 45 °. 

Сущность испытания состоит в том, что определяют индика- 
торное давление в цилиндре при начальной детонации P,, в за- 
висимости от отношения расхода топлива к расходу воздуха 
G,/G, для 6 -7 значений последнего (в интервале от 0,08 до 

0,12). Такую зависимость снимают для эталонного и ислытуе- 
мого топлива и для них по этим 6 - 7 точкам строят две кривые 
в координатах P,, = /(С:/С,). Затем по значениям средних ин- 
дикаторных давлений эталонного и испытуемого топлива при 
G,/G, = 0,112 находят сортность бензина по таблице, прило- 
женной к ГОСТ. Сортность автомобильных бензинов лежит в 

пределах 90 - 160 единиц. 
Из нсстандартных мстодов определения октанового числа 

можно выделить следующие два метода. 
Косвенный метод, сущность которого состоит в определении 

окислительной способности паров испытуемого топлива. 
Схема одного из таких приборов, основанного на реакции 

холоднопламенного окисления (РХПО), показана на рис. 3.46. 

Через реактор, термостатированный при 300 °C, пропускают поток воздуха, 
в который периодически краном-дозатором впрыскивается доза (12 мкл) бен- 

зина В образовавшийся ТВС при температуре реактора начинают образовы- 
ваться оксиды и пероксиды, что проявляется скачком температуры, фиксируе- 
мым потенциомстром Потенциометр предварительно градуируют в значениях 
октанового числа в зависимости от скачка температуры 

Метод дает ошибку в сравнении с моторным не более | — 2 

ед., если химический состав бензина колеблется в небольших 

пределах, и поэтому он очень удобен для контроля качества 

вырабатываемого по определенной технологии бензина непо- 

средственно в потоке. 

Расчетные методы определения октанового числа основаны 

на его зависимости от группового химического состава. Напри- 
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Рис. 3.46. Схема прибора для косвенного 
определения октанового числа: 

] - реактор; 2 - термостат; 3 — кран-дозатор; 
4- термопара, 5 - потенциометр 

мер, для прямогонных бензинов 
БашНИИ НП предложена фор- 

> fe OY, = 250,9 - 281p4°, (3.89) 
где p2° _ относительная плотность бензина. 

Для таких же прямогонных бензинов с концом кипения до 
200 °С: 

O4, = 100 + 70 H + 50 ИП - 12 НП, (3.90) 
где А, H, ИЛ и НП - массовые доли ароматических, нафтеновых, изопарафи- 
новых и н-парафиновых углеводородов в бензине 

Существует также расчетный метод ВНИИ НП, основанный 
на хроматографическом анализе бензина. 

Достоинство расчетных методов в том, что они не требуют 
для анализа больших количеств бензина, что важно при прове- 
дении лабораторных исследовательских работ. Недостаток же их 
в большой погрешности, достигающей иногда 10 и более про- 
центов. 

3.13.3. Воспламеняемость 

Свойством воспламеняться от контакта с горячим воздухом ха- 
рактеризуются дизельные топлива. 

В момент начала распыления дозы топлива в цилиндр двига- 
теля протекают следующие процессы: испарения мельчайших 
капелек топлива в атмосфере разогретого до 500 - 600 °С возду- 
ха, образования смеси паров топлива с воздухом, интенсивное 
окисление углеводородов и, наконец, воспламенение смеси. 

Чем короче во времени все процессы до воспламенения 
(задержка воспламенения, или индукционный период), тем луч- 
ше моторное свойство дизельного топлива - воспламеняемость. 

Воспламеняемость, как и детонационную стойкость, оцени- 
вают по условной шкале цетановым числом. По этой шкале за 
эталон воспламеняемости (100 пунктов) принят н-гексадекан — 
С 6Нз4 (техническое название - цетан), а за нуль принята BOC- 
пламеняемость а-метилнафталина - C,,H jo. 

По этой шкале цетановым числом дизельного топлива назы- 
вают количество цетана [в %(об.)] в смеси с а-метил- 
нафталином, При котором воспламеняемость такой эталонной 
смеси идентична воспламеняемости дизельного топлива. 
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Рис. 347 Цетановое число (ЦЧ) различных групп углеводородов: 
]- алканы, 2- олефины, 3 - моноалкилалканы, 4 - диалкилалканы, 5 - моноцикланы; 6 

- декалиновые; 7- моноалкилбензолы, 8 - нафталиновые 

Рис. 348 Зависимость задержки воспламенения т от цетанового числа топлива` 
1 - ДВС при степени сжатия ¢ = 16, частотой вращения вала 900 мин-! и температуре 

fg = 85 °С, 2-то же при fy = 100 °С 

Цетановое число (ЦЧ) зависит от соотношения Н : С в моле- 
куле углеводорода (чем оно выше, тем выше цетановое число) и 
строения молекул углеводородов (рис. 3.47). Наибольшие значе- 
ния ИЧ у алканов (1), причем с ростом длины их цепи оно 
растет. Такая же зависимость наблюдается у олефинов 2 и изо- 
алканов 3, 4, но, как видно, наличие разветвлений в структуре 
молекулы снижает ЦЧ. Моно- и бициклические нафтены 5, 6 
имеют обратную зависимость, т. е. рост мольной массы умень- 
шает ЦЧ. Для моноциклических ароматических углеводородов 
(7) зависимость подобна зависимости для алканов, ау бицик- 
лических ЦЧ близко к нулю (а-метилнафталин принят за нуль 
шкалы). 

Влияние ЦЧ на работу дизельного двигателя проявляется в 
следующем. Чем ниже цетановое число топлива, тем больше 
задержка его воспламенения (рис. 3.48), причем эта задержка 
определяется также температурным уровнем в цилиндре, зави- 
сящим от температуры охлаждающей цилиндры воды &. Так, 
для to = 85 °С задержка снижается от 0,00035 с при ЦЧ = 25 до 
0,00020 при ЦЧ = 60, а при г = 100 - от 0,00028 до 0,00017 с. 

Таким образом, при низком цетановом числе топлива возни- 
кает большая задержка воспламенения, к моменту воспламене- 
ния в цилиндр поступает почти вся доза топлива и ТВС образу- 
ется почти по всему объему сжатого воздуха. В результате этого 
сокращается время на процесс сгорания ТВС, что обусловливает 
неполное сгорание топлива (и соответственно снижение мощ- 
ности). Отчасти по этой причине при низком LLY ухудшается 
запуск двигателя. 
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Наибольшее влияние на снижение задержки воспламенения 
оказывает ЦЧ в пределах 45 - 50, и поэтому в нормах на товар- 
ное дизельное топливо цетановое число нормируется не ниже 
45. При ЦЧ > 50 влияние его на задержку воспламенения неве- 
лико, потому что для процесса горения лимитирующим факто- 
ром становится не задержка воспламенения, а время, необходи- 
мое на испарение и смешение паров топлива с воздухом. 

При ЦЧ > 70 вновь наблюдается неполное сгорание с соот- 
ветствующей потерей мощности из-за того, что, обладая очень 
малой задержкой, топливо вспыхивает и горит у самого устья 
форсунки, и продолжающая поступать через форсунку остальная 
часть топлива попадает не в воздух, а в продукты горения. В 
результате этого в области форсунки оказываются избыток топ- 
лива и малое количество окислителя (в результате неполного 
сгорания), а в отдаленных зонах цилиндра ТВС топливом обед- 
нена (недоиспользован запас кислорода). 

Экспериментально цетановое число определяют стандартным 
методом (ГОСТ 3122-67), сущность которого состоит в сравне- 

нии воспламеняемости испытуемого топлива с воспламеняе- 
мостью эталонного топлива, состоящего из цетана и а- 
метилнафталина. Сравнение ведется при этом методом совпаде- 
ния вспышек, которые фиксируются специальным электронным 
индикатором, встроенным в цилиндр. Испытание топлива ве- 
дется на установке ИТ-9-3М с одноцилиндровым дизельным 
ДВС при следующих параметрах его работы: частота вращения 
вала 900 об/мин, угол опережения впрыска топлива 13 °, давле- 
ние впрыскиваемого топлива 10,4 МПа, доза впрыскиваемого топ- 
лива 0,22 + 0,08 мл/с. Степень сжатия (переменная) - от 7 до 23. 

Во время опыта на испытуемом топливе подбирают такую 
степень сжатия =, чтобы момент воспламенения происходил 

при угле опережения зажигания 13 ° (при этом совпадают мо- 

менты вспышки неоновых ламп индикаторов впрыска и вос- 
пламенения). Затем подбирают два таких состава эталонного 
топлива, один из которых дает совпадение вспышек при &5 > вт, 

а другой при 5 < &.. 

Эталонные смеси при этом должны различаться по содержа- 
нию цетана не больше, чем на 4%(00.). 

В результате трехкратных подобных опытов находят искомое 
цетановое число. 

Сложность и трудоемкость экспериментального определения 
ЦЧ побудили исследователей искать более простые расчетные 
способы оценки воспламеняемости. В основу всех способов по- 

ложена зависимость ЦЧ от группового химического состава топ- 
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Puc, 3.49 Зависимость между дизельным индексом 
и цетановым числом (0 - точка совпадения ДИ = 

7 ЦЧ) 
5 лива или величин, его выражающих. В 

| частности, для расчета цетанового числа 
50 известна формула 

Г f ЦЧ = 0,851 + O,.IH -—0,2A, (3.91) 

1 roe П, НиА - содержание парафиновых, нафтено- 
4 вых и ароматических углеводородов, % (мас ) 

x0 1 Или более простая формула 
9 49 55 55 UY = и - 15,5, (3.92) 

где f4 — температура анилиновой точки, °С 

Воспламеняемость дизельных топлив принято характеризо-. 
вать также дизельным индексом (ДИ), определяемым расчетным 
путем в зависимости от параметров, отражающих групповой 
химический состав, например 

ДИ = (1,8 + 32[(141,5/р12) — 131,5] /100p}2 — (3.93) 
ИЛИ 

ДИ = 2,367(t 4 + 17,8){1,076/(p2° + 0,004) ~ 1}. (3.94). 

Связь между ДИ и ЦЧ иллюстрирует рис. 3.49: эти значения 
совпадают при ДИ = ЦЧ = 45, при больших значениях ЦЧ 
ДИ > WY, а при меньших - ДИ < ЦЧ. 

Нередки случаи, когда химический состав дизельного топли- 
ва не обеспечивает нормы по цетановому числу - не менее 45 
(недостаточное содержание парафиновых углеводородов или 
очень высокое - ароматических). В таких случаях цетановое 
число может быть повышено добавкой горючих присадок [1 _ 

2% (мас.)] - этилнитрата, тетралинпероксида и др. 

3.14. ТЕХНОЛОГИЧЕСКИЕ И ЭКСПЛУАТАЦИОННЫЕ 
СВОЙСТВА 

3.14.1. Растворимость и растворяющая способность 

В общем случае растворение одного вещества (А) в другом 
(Б) возможно, если силы межмолекулярных взаимодействий 
между А - А и Б-Б меныше, чем взаимодействий молекул 
А -Б. В свою очередь межмолекулярные — взаимодействия 
включают две группы сил - неспецифичные и ненасыщенные 
(ориентационные, индукционные и дисперсионные) и направ- 
ленные, специфические и насыщенные силы (образование во- 
дородных связей и перенос заряда). 
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Вначале рассмотрим водно-углеводородные среды (малораст- 
воримые друг в друге). Растворимость углеводородов в воде 
очень низка и составляет для метана и этана 0,05 и 0,09 м3/мз 
при 0 °С и уменьшается до 0,02 м3/м3 при 100 °С (при атмо- 
сферном давлении). Обратное растворение - растворяющая спо- 
собность воды в углеводородной среде - составляет также ни- 
чтожную величину 0,004 - 0,008% (мас.) для бензина и керосина 
в воде. Оба этих свойства имеют важное значение в технологии 
нефти. Растворимость воды важна для оценки содержания влаги 
в нефтепродуктах при контакте их с водяным паром или водой, 
осушки их путем отстоя и т. д. Растворяющая способность воды 
важна для оценки потерь растворенных в ней нефтепродуктов и 
ОЧИСТКИ СТОЧНЫХ ВОД. 

Другой случай - это взаиморастворяющиеся близкие по хи- 
мической природе среды. Здесь сложно выделить две группы 
растворителей. 

Первая группа - это растворители, в которых жидкие углево- 
дороды нефти растворяются во всех соотношениях. К ним отно- 
сятся все неполярные растворители типа низкомолекулярных 
жидких (или сжиженных) углеводородов парафинового ряда 
(пропан, бутан, пентан и т. д.), а также соединения, молекулы 
которых имеют небольшой дипольный момент (тетрахлорид 
углерода, этиловый эфир и др.). 

Ко второй группе растворителей относят полярные органиче- 
ские растворители с высоким дипольным моментом молекул 
(фенол, фурфурол, алифатические кетоны, диэтиленгликоль, М- 
метилпирролидон и Op.). 

Растворимость компонентов или групп углеводородов в таких 
растворителях подчиняется законам, справедливым для веществ 
с ограниченной растворимостью, и зависит от температуры, 
соотношения растворителя и растворяемого вещества, природы 
растворителя, химического состава нефтепродукта и др. Такие 
растворители называют поэтому селективными или избиратель- 
ными растворителями. Так, при постоянной температуре увели- 
чение соотношения растворитель — нефтепродукт влияет сле- 
дующим образом. Вначале малое количество растворителя пол- 
ностью растворяется в нефтепродукте, при увеличении коли- 
чества растворителя образуется двухфазная система, одна из фаз 
которой - растворитель с частью растворенного в нем нефте- 
продукта, а другая — нефтепродукт с небольшим количеством 
растворителя. При значительном избытке растворителя по от- 
ношению к нефтепродукту последний полностью в нем раство- 
ряется,и система вновь становится однофазной. 

При неизменной кратности растворителя к нефтепродукту и 
повышении температуры нефтепродукт растворяется все больше 
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и при достижении определенной температуры - полностью. Эта 
температура называется критической температурой растворения 
(КТР), и частным ее примером является анилиновая точка (см. 
разд. 3.8.12). 

КТР, конечно, зависит от кратности растворителя и, в част- 
ности, для системы фурфурол - нефтяное масло изменяется 
следующим образом: 

Состав смеси, % (мас.): 
фурфурол ............. 1... иль... 10 20 40 60 80 90 
масло 0 а ианнааинниии. 90 80 60 40 20 10 

КТР. °С ................... зильлинилии 83 120 140 145 138 122 

Растворимость (и соответственно КТР) можно изменять, ис- 
пользуя смеси растворителей (например, метилэтилкетон - 
толуол). 

Селективное растворение - это основа всей технологии полу- 
чения нефтяных масел, парафинов и церезинов, более деталь- 
но физико-химические основы этих технологий рассматривают- 
ся в соответствующих курсах. 

3.14.2. Фильтруемость 

Все топлива современных ДВС перед тем, как поступают в топ- 
ливную аппаратуру (насосы, форсунки, карбюратор), подверга- 
ются тщательной фильтрации, и стабильная нормальная работа 

двигателя зависит от того, насколько долго работает фильтрую- 
щий элемент фильтра до забивки. В свою очередь, фильтр заби- 

вается примесями, имеющимися в топли- 
вах (капельная влага, соли органических 
кислот, частички окалины или катализа- 
торная пыль и т. д.). 

a 5 Для оценки качества топлива по этому 

= д важному свойству стандартным методом 
(ГОСТ 19006-73) определяют коэффи- 

— |_, циент его фильтруемости на аппарате, 
| показанном схематично Ha рис. 3.50. 

Для этого при закрытом кране 3 в бюретку / 
заливают испытуемое топливо несколько выше 
метки Би открывают кран. В момент прохождения 

И. уровня топлива у метки Б включают секундомер и 
7 2 останавливают его в момент прохождения метки A 

(от РБ до A - 2 мл). Затраченное время т! записы- 
вают. Затем в бюретку постепенно доливают 45 мл 

Рис. 3.50. Схема аппарата для определения коэф- 
4 фициента фильтруемости: 

] - бюретка с контрольными метками Аи Б; 2- стан» 
re | дартный бумажный фильтр; 3 - кран; 4 - приемный стакан 
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испытуемого топлива так, чтобы все время его уровень был Ha 2 - 3 мл выше 
точки Б. Когда все 45 мл будут залиты, вновь фиксируют время 12, которое 
затрачивается при опускании уровня топлива от метки Б до метки А. Всегда t2 > 
> т, Так как стандартный бумажный фильтр 2 диаметром 17 мм в процессе 
прохождения топлива забивается его примесями. 

„Коэффициент фильтруемости определяют как отношение 

К = 12 /%}.- (3. 95) 

Значения Ky обычно лежат в пределах 1,5 - 3,5, а нормой для 
большинства дизельных топлив является Ke < 3. 

3.14.3. Высота некоптящего пламени 

Этот показатель нормируется и определяется для авиационных 
и осветительных керосинов, для которых возникновение нага- 
роотложений имеет существенное потребительское значение. 
Полное сгорание нефтепродукта без копоти зависит от многих 
факторов, но один из основных - его химический состав. Чем 
больше в топливе ароматических углеводородов, склонных 
больше других к нагарообразованию при горении, тем хуже го- 
рение (рис. 3.51). 

Высоту некоптящего пламени (ВНП) указанных выше керо- 
синов определяют по ГОСТ 4338-74 с помощью стандартной 
фитильной лампы, против пламени которой помещена градуи- 
рованная в миллиметрах шкала. Контрольные измерения прово- 
дят на смеси толуол — изооктан, зави- 
симость ВНП для которой известна 97. им 
(см. рис. 3.51). 40 

Для испытуемого топлива ВНП 
определяют трижды, среднее значение 
принимают за искомую величину. — 20| 
ВНИ для керосинов обычно составляет 

JOT 

от 20 до 35 мм. 10; Tse 
_—__\ | 

Рис. 3.51. Зависимость высоты некоптящего 20 4+0 60 90 100 
пламени ВНП от содержания толуола в смеси с C,, lof mac.) 
изооктаном 

3.14.4. Коксуемость 

Это важное свойство характеризует коксообразующие (коксо- 

генные) свойства нефтепродуктов (обычно тяжелых газойлей, 
мазутов и гудронов) в процессе их нагревания без доступа воз- 
духа при высоких температурах (500 - 520 °С). Коксуемость - 
гехнологическая характеристика, по которой оценивают BO3- 
можное коксообразование в процессах термодеструктивных пре- 
вращений нефтяных продуктов (термокрекинг, коксование) или 
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коксоотложение на катализаторах (каталитический крекинг, 

гидрокрекинг). 
Определяют коксуемость (по Конрадсону) прока- 

ливанием навески (1 - 10 г) нефтепродукта в стандартном тигле, 
закрытом крышкой, в муфельной печи при 520 °C (ГОСТ 8852- 
74 или ГОСТ 19932-74) Образующиеся при этом пары выходят 
из-под крышки и сгорают, а остаток выдерживается при указан- 
ной температуре 30 мин. Количество образовавшегося кокса 
определяют по разности масс тигля с коксом и исходного тигля 
до заполнения его навеской, а коксуемость находят как отноше- 
ние количества кокса к массе исходной навески [в %(мас.)]. 

Коксуемость составляет от 0,2 - 0,5% (газойли) до 15 - 20% 

(гудроны). 
Для оценки значения коксуемости нефтяной фракции, не 

прибегая к лабораторному анализу, можно использовать эмпи- 
рическое уравнение, полученное как результат обобщения экс- 
периментальных данных по коксуемости более 50 различных по 
составу образцов нефтепродуктов [66]: 

Ск = Aexp(Bp4 0) (3.96) 

где Ск - коксуемость по Конрадсону, %(мас ), Ан В - эмпирические коэффи- 
циенты (A = 0,0058, В = 7,8499) 

3.14.5. Термическая стабильность 

При нагреве топлив до высоких температур 100 - 150 °С (в топ- 
ливоподающих системах ДВС или в баках самолета при полетах 
с большими скоростями) за счет окисления и образования при 
этом смолистых веществ они склонны к образованию твердых 
нерастворимых осадков. Эти вещества, осаждаясь в фильтрах 
топливной системы, могут их быстро забить и вывести тем са- 
мым ДВС из режима нормальной работы (что для самолетов 
особо опасно). 

Для оценки склонности топлив к образованию таких веществ 
существуют методы оценки термостабильности топлив в стати- 
ческих (ГОСТ 9144-79) и динамических (ГОСТ 17751-72) усло- 
ВИЯХ. 

Сущность статического метода состоит в том, что в 
два металлических сосуда (бомбочки) заливают по 50 мл топли- 
ва и туда же помещают полированные медные пластинки. Бом- 
бочки герметично закрывают крышками, устанавливают в гнезда 
специального прибора-нагревателя и при 150 °С выдерживают 4 
ч, затем снимают, охлаждают и топливо фильтруют через дове- 
денный до постоянной массы обеззоленный бумажный фильтр. 
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Последний затем высушивают при 105 °С, охлаждают и взвеши- 
вают. По приросту массы фильтра (в мг) определяют терми- 
ческую стабильность: 

X = 2(m - т), | (3.97) 

где т, и mz - масса фильтра до и после фильтрования топлива; Х - термиче- 
ская стабильность, мг/100 мл. 

Динамическую стабильность определяют прямым 
способом, т. е. прокачивают топливо с температурой 150 °C в 
течение 5 ч через фильтр со скоростью 5,6 л/ч и по величине 
перепада давления на фильтре в конце испытания оценивают 
термическую стабильность топлива. Такому испытанию обычно 
подвергают наиболее ответственные топлива, например авиаци- 
онный керосин для сверхзвуковых самолетов. 

3.14.6. Коррозионная активность 

Этим свойством обычно характеризуют взаимодействие топлива 
с цветным металлом (проба на медную пластинку) и на основа- 
нии этого косвенно судят о наличии в топливе коррозионно- 
активных веществ (органических кислот и щелочей). 

Сущность методов определения коррозионного воздействия 
на металлы (ГОСТ 18598-73) состоит в том, что в испытуемое 
топливо (в пробирке или другом сосуде) погружается тщательно 
отполированная со всех сторон медная пластинка. Пластинка в 
топливе термостатируется в течение 120 мин (авиационный бен- 
зин) или 180 мин (остальные виды топлив и масла) при темпе- 
ратуре 50 - 100 °С (для каждого топлива стандарт указывает 
свою температуру). По истечении этого времени пробу извлека- 
ют из термостата, вынимают пластинку, промокают ее фильтро- 
вальной бумагой и сравнивают цвет ее поверхности с эталонами 
по таблице стандарта. Стандарт предусматривает 4 класса степе- 
ни коррозионной активности - легкое, умеренное и сильное 
потускнение и коррозия. В каждом из этих классов цвет плас- 
‚инки оценивается от 2 до 5 баллов. 

3.14.7. Кислотность 

Это прямой показатель содержания органических кислот в неф- 

гепродуктах, выраженный количеством щелочи, пошедшей на 
их нейтрализацию. 

Методика определения (ГОСТ 5985-79) предусматривает 
определение кислотности (в мг КОН на 100 мл) для светлых 
нефтепродуктов и кислотного числа (в мг КОН на ! г) - для ма- 
сел и смазок. Содержание органических кислот определяют их 
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`титрованием, раствором гидроксида калия в присутствии цвет- 
ного индикатора. 

Кислотность и кислотное число нормируются, как правило, 
для всех видов товарных топлив и масел, поскольку определяют 
их коррозионные свойства при хранении, перекачке и в топли- 
воподающих системах ДВС. 

Глава 4 

МЕТОДЫ РАЗДЕЛЕНИЯ НЕФТИ НА ФРАКЦИИ 
И ИХ МЕСТО В ТЕХНОЛОГИИ ЕЕ ПЕРЕРАБОТКИ 

Под разделением нефти понимают выделение из нее отдельных 
фракций по температурам кипения, отдельных химических 
групп углеводородов, а также диспергированных компонентов. 

Необходимость такого разделения обусловлена как проведе- 
нием анализа состава нефти как вещества, так и технологиями 
ее промышленной переработки. Не вдаваясь в детали каждого 

из методов разделения (и тем более технологии), представляется 
целесообразным вкратце ознакомиться со всей системой мето- 
дов разделения, с тем чтобы иметь представление об их основах 
и назначении. 

Весь комплекс методов разделения нефти или ее фрагментов 
с некоторой долей условности можно сгруппировать по прин- 

ципам, которые приведены ниже: 

Разделение нефти как истинного раствора Разделение нефти как 

дисперсной сислемы 

с изменением агрегат- — без изменения агрегатного состояния 
ного состояния 

физические ме- химико- 
TOAbI физические ме- 

TOAb 

Перегонка и peK- Экстракция Хемосорбция Отделение газа от, 
тификация (селективное Ионный обмен жидкости 
Абсорбция растворение) Отделение твердых 
Кристаллизация Мембранное частиц от газа и 
Комплексообразо- — разделение ’ жидкости 
вание Термодиффузия Отделение жидкости 

Адсорбция от газа и жидкости 
Хроматография 

Условность этой классификации заключается в том, что ме- 
тоды разделения с изменением агрегатного состояния в процес- 
се реализации проходят стадию образования дисперсной фазы 
(пузырьков пара в жидкости при перегонке и абсорбции, кри- 
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сталлов парафина в жидкости при кристаллизации). Однако 
разделение истинных растворов этими методами включает дис- 
персное состояние как промежуточную стадию, в то время как 
для четвертой группы методов это состояние исходное. Поэто- 
му, в частности, разделение кристаллизацией и комплексообра- 
зование до выделения кристаллических фаз относят к первой 
группе методов, а на стадии выделения твердой фазы - к чет- 

вертой группе. 

4.1. МЕТОДЫ РАЗДЕЛЕНИЯ 
С ИЗМЕНЕНИЕМ АГРЕГАТНОГО СОСТОЯНИЯ 

4.1.1. Перегонка и ректификация 

В основе теории разделения нефти этими методами лежит за- 
кон Рауля, устанавливающий, что для идеального жидкого 
раствора парциальное давление 1-го компонента р, равно произ- 
ведению давления насыщенных паров того же компонента при 
заданной температуре Р, на его мольную концентрацию в жид- 
кой фазе x}: 

pi = Pix}. (4.1) 
С учетом закона Дальтона, согласно которому общее давле- 

ние системы равно сумме парциальных давлений компонентов, 
входящих в эту систему, объединенный закон Рауля - 
Дальтона записывается уравнением 

п 

yj = РхИП = Pixi/ & Pixi = K,x;, (4.2) 
i= 

где Л - общее давление в системе, у, - мольная концентрация i-TO компонента 
в парах, А, - константа фазового равновесия /-го компонента при данной тем- 
пературе 

Для сложных многокомпонентных систем состав паровой и 
жидкой фаз в состоянии равновесия при данной температуре 
определяется системой уравнений (2.7) - (2.10). 

Общий принцип перегонки и ректификации (дистилляции) 
описан в разд. 2.2, а схематически он иллюстрируется рис. 4.1. 

Перегонка и ректификация - метод разделения, наиболее 
широко используемый как в аналитической практике, так и в 

промышленности при переработке нефти. 
Методы определения фракционного состава нефти и нефте- 

продуктов путем лабораторной перегонки были описаны в гл. 2. 
В промышленной технологии методы ректификационного 

разделения используются в следующих пяти группах технологи- 

ческих процессов. 
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Puc 41 Принципы периодической (а) и 
непрерывной (6) перегонки и ректификации 

(Р - исходное сырье (нефть), D - дистиллят, К 
— остаток Потоки жидкости - сплошные 
линии, паров - пунктирные] 

Первичная дистилляция нефти - 
разделение нефти на фракции топ- 
лив и масел с последующим направ- 
лением их на облагораживание 
(очистку от примесей) или термока- 

талитическую переработку (подробно изложены в гл. 8, 9, 12). 
Термокаталитические и термодеструктивные вторичные про- 

цессы, в которых продукты реакции подвергаются разделению 
на газовую головку, фракции топлив или масел и тяжелого 
остатка. 

Процессы получения масел и парафинов селективной очисткой 
первичных масляных дистиллятов и остатков (гудронов), в ко- 
торых из рафинатного (очищенного) и экстрактного (остаточ- 
ного) растворов выделяют селективный растворитель и возвра- 
щают его в процесс. 

Разделение углеводородных газов четкой ректификацией 
(газофракционирующие установки) с получением фракций с 
высокой (85 - 98%) концентрацией отдельных углеводородов 
или смесей нескольких углеводородов. 

Получение высококонцентрированных ароматических углеводо- 
родов Сб — Cg из продуктов каталитического превращения бен- 
зиновых фракций с целью использования их как исходных мо- 
номеров в нефтехимическом синтезе. 

В каждой из этих групп существует много вариантов ректи- 
фикационного разделения как по месту их в конкретной техно- 
логии, так и по принципу действия (азеотропная или экстрак- 
тивная ректификация и др.). 

4.1.2. Абсорбция 

Абсорбция - процесс избирательного поглощения (растворения) 
компонентов газовой смеси жидким поглотителем (абсорбен- 
том). Он служит для разделения газовых смесей на легкие и 
тяжелые компоненты. 

Такое разделение возможно осуществить благодаря тому, что 

процесс абсорбции неразрывно связан с процессом десорбции, 
т. е. выделением поглощенных компонентов газа из поглотителя 
и повторным возвращением последнего на абсорбцию. 

В отличие от ректификации процесс разделения при абсорб- 

ции — десорбции ведется не совмещенно, а в две самостоятель- 

194



Рис. 4.2. Схема адсорбционно-десорбци- 
онной установки: 

/ - абсорбер; 2 - десорбер; 3 - теплообмен- 
ник; 4 - подогреватель; 5 - холодильник; / - 

исходный (жирный) газ; //, /// - легкие и тяжелые 

компоненты газа 

—
_
—
/
 

ные стадии: на стадии абсорбции | ; 8 
из газа извлекаются (растворяются I~STY 
в поглотителе) тяжелые компонен- I tt ee 
ты газа, а на стадии десорбции они = | 
из поглотителя отгоняются (рис. | 4 
4.2). 9 

Условием абсорбционного по- 

глощения является превышение , 
парциального давления извлекаемого компонента в газовой фазе 
р; при данной температуре над давлением того же компонента в 
жидкой фазе рь, т. е. в абсорбенте. Разность (р; - Py) = Ap Ha- 
зывают движущей силой абсорбции. | 

На стадии десорбции создаются условия (температура, давле- 
ние), при которых Ap < 0, т. е. Py > р. и поглощенные компо- 
ненты переходят в паровую фазу. 

С учетом того, что парциальные давления компонентов про- 
порциональны их концентрациям, движущую силу абсорбции 

(десорбции) можно выразить также через концентрации в газо- 
вой и жидкой фазах: 

т
 

+
 

—
 

>
>
 

1 И 1] 
Ay'=y'-y", (4.6) 

Ax'=x'* -х,, ` (4.7) 

гдеу' Hx? — фактические концентрации компонента в газовой и жидкой фазах; 
у * их *- концентрации компонента, равновесные с жидкой (паровой) фаза- 
MH. 

Важными параметрами абсорбции являются фактор абсорб- 
ции А и кратность абсорбента I: 

A; = L; /( КС); (4.8) 

[= Lo /Go, (4.9) 

где Lo и L; - количество абсорбента на входе в абсорбер и на {1-Й ступени KOH- 
такта; Go и С; - количество газа на входе в абсорбер и на /-й ступени контакта; 

К; - константа фазового равновесия. 

Чем выше фактор абсорбции и кратность абсорбента, тем 
меньше будет количество извлекаемого компонента на выходе 
газа из абсорбера, т. е. выше глубина его извлечения из газа. 

Последняя растет также при снижении концентрации извлекае- 
мого компонента в свежем (регенерированном) абсорбенте. 
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Процесс абсорбции широко используется в технологических 
процессах очистки и разделения газа, таких как: 

очистка природного газа от сероводорода и углекислоты; 
осушка природного газа от влаги диэтиленгликолем (абсорбент); 

извлечение углеводородов от пропана и выше из природных 
и попутных газов абсорбцией их керосиновой фракцией нефти; 

извлечение пропан-пропиленовой и бутан-бутиленовой 
фракций из газа каталитического крекинга. 

Абсорбционное разделение используется и в случаях очистки 
технологических инертных газов от углеводородных или других 
примесей, попадающих в них в основном технологическом про- 

цессе. 

4.1.3. Кристаллизация 

Кристаллизационное разделение - это процесс разделения рас- 
творов, при котором в определенных условиях (температура, 
концентрация растворенного вещества) один из компонентов 
раствора выпадает в осадок, образуя твердую (кристаллическую) 
фазу, с последующим отделением последней из суспензии. При 
этом кристаллы обычно представляют собой твердые химически 
однородные тела, т. е. кристаллизационное разделение позволя- 
ет получить один из компонентов смеси в достаточно чистом 
виде. 

Кристаллизация - процесс, обратный растворению твердых 
веществ, подчиняющийся, так же как и растворение, законам 
фазового равновесия. 

Если записать правило Дюринга для растворения, то 

(t) -21)/(12-6)=К, (4.10) 

где ft; - tj - разность температур при двух молярных растворимостях данного 

вещества; [) - tf, - разность температур при тех же молярных растворимостях 

стандартного вещества; K - постоянная величина 

Уравнение (4.10) позволяет вычислять растворимость вещест- 
ва при любой температуре 1, если известна растворимость стан- 
дартного вещества при температуре fy. 

Раствор, который при данной температуре содержит макси- 
мально возможное количество растворенного вещества, назы- 
вается насыщенным. При незначительном уменьшении темпе- 
ратуры в таком растворе начинается процесс кристаллизации. 

Механизм начала кристаллизации, т. е. образования центров 
кристаллов, теоретически недостаточно изучен. Считается, что при 
снижении температуры насыщенного раствора ниже температуры 
насыщения в таком растворе образуется большое число микроско- 
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пических ядер - центров образования кристаллов. На число таких 
ядер влияют скорость охлаждения раствора и его чистота. 

Наличие в растворе даже микроскопических примесей не- 
растворенных частиц (пылинки, пузырьки газа и др.) обычно 
провоцирует кристаллизацию, а эти частицы служат своего рода 
зародышами образования центров кристаллизации. 

Дальнейший рост кристалла на центре кристаллизации свя- 
зан с доставкой молекул кристаллизующегося вещества к по- 
верхности растущего кристалла. 

Если раствор неподвижен, то у поверхности кристалла об- 
разуется оболочка, где концентрация кристаллизующегося ве- 
щества понижена, и наступает равновесие на поверхности кри- 
сталл - раствор. Для того чтобы рост кристалла продолжался, из 
общей массы раствора кристаллизующееся вешество должно 
доставляться через указанную оболочку к поверхности кристал- 
ла. Если раствор неподвижен, это реализуется за счет диффузии 
(диффузионный рост кристаллов), при перемешивании раство- 
ра —за счет конвективных или турбулентных потоков, выравни- 
вающих концентрации по всему объему. 

Все существующие методы кристаллизации можно отнести к 
двум группам — кристаллизация с удалением части растворителя 
и без такого удаления. В первом случае по мере увеличения до- 
ли кристаллической фазы в растворе поддерживается близкая к 
исходной концентрация кристаллизующегося вещества (за счет 
выпаривания части растворителя), во втором случае эта кон- 
центрация в растворе непрерывно снижается, и скорость кри- 
сталлообразования также падает. 

В каждой из этих групп существуют варианты процессов — 
периодические и непрерывные, с перемешиванием массы рас- 
твора и без перемешивания, различающиеся по способам отде- 
ления кристаллической фазы и т. д. Соответственно существует 
множество типов кристаллизаторов: 

вакуумные выпарные кристаллизаторы; 
башенные распылительные кристаллизаторы; 
трубчатые скребковые кристаллизаторы (рис. 4.3); 
кристаллизаторы смешения (с подачей в маточный раствор 

охлажденного растворителя); 
чаны-кристаллизаторы. 

р 

, 5 
Рис. 4.3. Схема устроиства ячейки \_ С 
трубчатого скребкового кристалли- ve 
3aTopa: [7 | т 

] - корпус ячейки; 2 - скребки; 3 - 
вал; 4 - привод вала; 5 - кожух; / - вход 
исходной смеси; // - выход суспензии +. 

кристаллов; ///, /И- вход и выход хлада- ит 3 a TC 
И гента П 
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Рис 4.4. Принципиальная схема получения твердого парафина: 
] - предварительный холодильник, 2 - кристаллизаторы, 3% - барабанный вакуумный 

фильтр, 4, 5 - блоки отгонки растворителя от суспензии парафина и фильтрата, б - доохла- 
дитель растворителя, / - газ, // - парафин, /// - фильтрат, /И - растворитель 

Для выделения кристаллической фазы из раствора использу- 
ют обычно фильтры (вакуумные или под давлением), центрифу- 
ги или отстойники. 

В технологии переработки нефти кристаллизация нашла ши- 
рокое применение в следующих процессах. 

Депарафинизация масел - удаление из масляных фракций 
нефти, кипящих выше 350°C, высокоплавких парафиновых 
углеводородов с целью снижения температуры застывания ма- 
сел. Процесс основан на охлаждении раствора масла в раствори- 
теле (смесь метилэтилкетона с толуолом) до температуры от 
минус 30 до минус 60°С. Выпавшие при этом кристаллы 
(парафиновые углеводороды нормального и частично изострое- 
ния от С20Н42 до СуН\02) отделяются от суспензии на матерча- 
тых барабанных вакуумных фильтрах в виде твердой лепешки 
(концентрат парафина - ray, в смеси с небольшим количеством 
растворителя), а отфильтрованный раствор масла идет на разде- 
ление масла от растворителя. Лепешка гача после отделения 
подогревается (расплавляется), и от нее также отгоняется рас- 
творитель. 

Обезмасливание raya, полученного при депарафинизации ма- 
сел (рис. 4.4). Процесс предназначен для отделения более высо- 
коплавких нормальных алканов от алканов изостроения путем 
их кристаллизации в смеси метилэтилкетон - толуол при уме- 
ренных температурах - от минус 10 до плюс 5 °С. Кристаллы 
твердого парафина отделяют на аналогичных барабанных филь- 
трах. 

Разделение ксилолов. Три изомера ксилолов (napa-, орто- и 
мета-) и этилбензол имеют очень близкие температуры кипения 
(соответственно 138,4, 144,4, 139,1 и 136,2 °C), но существенно 

различающиеся температуры кристаллизации (+13,3, -25,2, 
-47,9 и -95,0 °С). 
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В связи с этим для разделения этих изомеров непригодна 
ректификация и более выгодна технология кристаллизационно- 
го разделения. 

Процесс ведут при низких температурах (-50 + -65 °С) в 
трубчатых кристаллизаторах с последующим отделением кри- 
сталлической фазы на тканевых фильтрах. 

4.1.4. Комплексообразование 

Явление комплексообразования в нефтепереработке использует- 
ся главным образом для выделения н-алканов от СзН\!8 до 
С›оН42. Сущность такого избирательного разделения (выделе- 
ния) состоит в том, что карбамид (Н>М-СО-МН)) образует с н- 

алканами твердое комплексное соединение, выпадающее в оса- 
док (см. свойства н-алканов в разд. 2.4.1) и отделяемое затем от 

раствора. 
Чистый карбамид в обычных условиях - кристаллическое 

вещество, кристаллическая ячейка которого состоит из четырех 
молекул, не образующих между собой свободного про- 
странства (тетрагональная структура). При смешении с нефте- 
продуктом, содержащим н-алканы, переходит перестройка кри- 
сталла карбамида из тетрагональной в гексагональную. В этом 

случае кристаллическую ячейку карбамида образуют шесть мо- 
лекул, расположенных по спирали и повернутых друг отно- 
сительно друга на 120°, т. е. в такой спиралевидной ячей- 
ке образуется свободное пространство — канал диаметром 0,49 
нм”(4,9 А) в узкой части и 0,6 нм - в широкой. В этот канал 

могут войти молекулы другого вещества, размеры поперечника 
молекулы которого не превышают 0,49 нм, например н-алканы, 
имеющие этот размер в поперечнике (0,38 х 0,42 нм). 

Следовательно, для образования комплекса с карбамидом 
нажна не химическая природа вещества, а конфигурация и раз- 
меры его молекулы. 

В процессе образования комплекса, как и в химических ре- 
акциях, устанавливается равновесное состояние (хотя химиче- 
ских превращений при этом не происходит). 

Величину отношения т числа молей карбамида к числу мо- 
пей н-алкана, вступившего в комплекс, можно вычислить из 
соотношения 

т = 0,65и + 1,51, (4.11) 

+: де л — число атомов углерода в молекуле н-алкана. 

"1 А= 0,1 нм; 1 нм = 10А. 
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Константа равновесия K, процесса комплексообразования 
выражается соотношением 

_ т 

где акы, акб И Oy, - активности комплекса, карбамида и н-алкана. 

Константа равновесия существенно зависит от т (а значит, и 
п), а также от температуры (рис. 4.5). 

Для наиболее типичной температуры процесса комплексооб- 

разования (25 °С) получено уравнение 

2Кр = 2,2 - 0,404т, (4.13) 

удобное для применения на практике. 
Образование комплекса сопровождается выделением тепла 

(6,7 кДж на один атом углерода в молекуле н-алкана, всту- 
пившего в комплекс), количество которого (тепловой эффект) 

можно вычислить (при 25 °С) из уравнения 

лак = 27,2 + 9,93m. (4.14) 
Для того чтобы улучшить массоперенос в процессе комплек- 

сообразования, обычно процесс ведут в среде растворителя с 
добавкой активаторов, снижающих вязкость среды. В качестве 
растворителей используют метиленхлорид или спирты. Карб- 
амид в систему вводится либо в водном растворе, либо в кри- 
сталлическом виде. 

Метод комплексообразования нашел широкое применение 
для избирательного извлечения н-алканов (депарафинизации) в 
лабораторной практике при количественном анализе содержа- 
ния н-алканов в средних фракциях нефти (200 - 400 °С). Обра- 
зующийся при этом комплекс (белый пастообразный осадок) 
отделяют от нефтепродукта в фильтрующей вакуумной BOPOHKe, 
промывают чистым растворителем и сушат. После этого просу- 
шенный комплекс разлагают нагреванием до 80 - 90 °С (горячей 
водой), в результате чего образуются слой парафина и карба- 
мидный раствор. Чистота слоя парафина по сумме алканов со- 
ставляет обычно 95 - 97% (мас.). 

В промышленности процесс карбамидной депарафинизации 
дизельных топлив раствором карбамида (рис. 4.6) получил огра- 
ниченное применение из-за предпочтительности адсорбционно- 
го выделения жидкого парафина более высокой чистоты 

В реакторе / происходит смешение всех компонентов (исходного топлива /, 
растворителя // и водного раствора карбамида ///) и при непрерывном перс- 
мешивании в течение 30-40 мин при 25 °С идет формирование комплекса 
Избыточное тепло из реактора отводится OTCOCOM 7 и за счет конденсации 

паров растворителя $ Последующие операции (отфильтровывание комплекса, 
его разложение, упаривание раствора карбамида и отгон растворителя) были 
описаны выше 
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Рис. 4.5. Константы равновесия комплексообразования H-a1KaHOB OT Cg до Cy6 
(л - число атомов углерода; цифры на кривых - температура, °С) 

Рис 46 Схема депарафинизации дизельных топлив карбамидом: . 
/[ - реактор с мешалкой; 2 - фильтр, 3,4 - колонны регенерации растворителя из филь- 

трата и раствора парафина, 5 - блок разложения комплекса, 6 - колонна упаривания рас- 
твора карбамида; 7 — отсасывающий компрессор, 8 - конденсатор-холодильник, / - дизель- 
ное топливо; // - растворитель, /// - насыщенный раствор карбамида, // - жидкий пара- 
фин, И- депарафинированное дизельное топливо, V/ - пары воды 

Кроме карбамида комплексные соединения с н-алканами об- 
разует также вода, но в этом случае в комплекс вступают только 
легкие алканы - метан, этан и пропан (см. также свойства н- 
алканов в разд. 2.4.1). 

4.2. ФИЗИЧЕСКИЕ МЕТОДЫ РАЗДЕЛЕНИЯ 
БЕЗ ИЗМЕНЕНИЯ АГРЕГАТНОГО СОСТОЯНИЯ 

4.2.1. Экстракция 

Экстракцией называют процесс извлечения из какой-либо жид- 
кости (раствора) или твердого тела веществ растворителем, из- 
бирательно растворяющим эти вещества. Поэтому такой про- 
цесс часто называют также селективной очисткой, а растворите- 
ли называют избирательными (селективными). 

Экстракция подчиняется известному закону распреде- 
ления Нернста, согласно которому отношение концентра- 

ций растворенного вещества в двух соприкасающихся средах (A 
и В) постоянно, т. е.: 

С /Св= К, (4.15) 
где Сли Cg - концентрации вещества в средах Аи В; К; - коэффициент рас- 
пределения. 
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Этот же закон распределения можно записать в виде 

у = kx, (4.16) 
где х — концентрация вещества в смеси, из которой вещество экстрагируется, 

у — равновесная концентрация вешества в растворителе 

Переход вещества из экстрагируемой среды в растворитель 
описывается уравнением (для неподвижной среды) 

dG = —DdF (dC/dx)dr, (4.17) 
где С - количество экстрагированного вешества. D - коэффициент диффузии, 
Е- поверхность контакта сред, dC/dx - градиент концентраций в направлении, 
нормальном к поверхности, т - время 

Из этого уравнения следует, что интенсификации экстракции 
способствуют следующие параметры: 

увеличение поверхности контакта сред; 
увеличение градиента концентрации, определяющего движу- 

шую силу процесса; 
рост времени контакта сред. 
При экстрактивном разделении такой сложной углеводород- 

ной смеси, как нефтяные фракции, используемые селективные 
растворители проявляют практически весь комплекс межмоле- 
кулярных взаимодействий — ориентационные, индукционные, 
дисперсионные, водородные связи и взаимодействия с перено- 
сом заряда. Внешние условия могут лишь изменять соотноше- 
ния в действиях этих сил 

По способности селективно растворять углеводороды раство- 

рители относят, как уже отмечалось, к двум группам (см. разд. 
3.14.1). Первая - это неограниченно растворяющие углеводоро- 
ды. Ко второй группе отнесены растворители, являющиеся по- 
лярными органическими соединениями с высоким дипольным 
моментом. Растворимость углеводородов в них зависит от соот- 
ношения растворитель - углеводород и от температуры. Именно 
эта группа растворителей может быть отнесена к селективным 
растворителям. 

Иллюстрацией зависимости КТР такого растворителя от со- 
става раствора для системы масло парафинистой нефти - фур- 
фурол служит рис. 4.7. 

На экстракционные свойства растворителей этой группы су- 
щественное влияние оказывает их природа (химическое строе- 
ние). При оценке влияния этого фактора растворители характе- 
ризуют растворяющей способностью и избирательностью. 

Растворяющая способность - это способность наиболее полно 
растворять компоненты сырья (нефтяной фракции), подлежа- 

щие извлечению. 
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I 
Рис. 4.7. Зависимость КТР от состава смеси фур- 720 
фурол-масло (cy - содержание фурфурола в сме- & 1 
си): = 80 

] - область существования двухфазной системы; // - 
область полной взаимной растворимости (однофазной 40 \——1—_l____|—_ 

D9 20 40 50 80 100 
системы) е 

4%, by (мас. 

Избирательность растворителя - его способность четко отде- 
лять одни компоненты от других. 

При использовании растворителей для разделения нефтепро- 
дуктов на группы углеводородов или их соединений часто ока- 
зывается, что сочетание их растворяющей способности и изби- 
рательности не обеспечивает требований разделения (большая 
растворяющая способность при малой избирательности, и на- 
оборот). В этом случае к растворителю добавляют другой, улуч- 
шающий TO или иное свойство, а иногда и третий компонент — 
антирастворитель, частично подавляющий одно из свойств. На- 
пример, часто для снижения высокой растворяющей способ- 
ности добавляют к растворителю воду (1 - 8%). Для повышения 
растворяющей способности полярных растворителей к ним до- 
бавляют неполярные вещества (бензол или толуол). 

Влияние добавок воды иллюстрируют следующие данные: 
Содержание воды в фурфуроле, %(мас.)................ 0 | 3 6 
Растворяется углеводородов в 100 %(06.) 
фурфурола, %(об.)................... ии cceeeeceeeecesseeeeeseneees 20 20 16 12 

Об изменении растворяющей способности ацетона и ме- 

тилэтилкетона (МЭК) при добавлении к ним толуола можно 
судить по КТР ароматических (ApY) и нафтеновых (НФУ) угле- 
водородов при кратности растворителя 3 : 1: 

АрУ Hoy 

Содержание толуола в смеси, 0 25 75 0 25 75 
% (об.) 
КТР, °С: 

ацетона 43 12 -16 50 45 _21 
МЭК -15 -24 -40 23 -10 -35 

Экстракционное разделение в нефтепереработке — основной 
процесс, используемый при очистке нефтепродуктов и при из- 
влечении ароматических углеводородов для нефтехимии. Это 
разделение используется в следующих технологиях. 

Деасфальтизация гудронов — растворение углеводородной час- 
ги гудронов жидким пропаном (или изобутаном) и отделение от 
раствора нерастворимых асфальтенов и части смолистых ве- 
ществ. В последнее время в этих же целях в качестве раствори- 
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Рис. 4.8. Принципиальная схема селективной очистки масел: 
]- роторный дисковой контактор (экстрактор); 2 - печи; 3,4 — блоки отгонки раствори- 

теля: /- исходный масляный дистиллят, //, П!- рафинатный и экстрактный растворы; /V - 
регенерированный растворитель; И -- очищенный масляный дистиллят; И/- экстракт 

Рис. 4.9. Принципиальная схема экстракционного выделения ароматических 
углеводородов С+-Сз: 

] - экстракционная колонна; 2 - колонна реэкстракции (отмывки) диэтиленгликоля от 
рафината; .3- колонна регенерации диэтиленгликоля; 4 - теплообменник; 5 - отстойник; / - 
исходное сырь;; [/, [1/1 - регенерированный и свежий диэтиленгликоль; /И- вода, И- рафи- 
нат; VJ —- концентрат ароматических углеводородов 

телей стали использовать изопропиловый и бутиловый спирты, 
Очищенный от асфальтосмолистых веществ продукт (деас- 

фальтизат) используют затем для производства высоковязких 
масел. 

Селективная очистка масел — процесс экстракционного извле- 
чения из масляных дистиллятов (350 - 500 °С) и деасфальтиза- 
тов гудрона смол и высокомолекулярных ароматических углево- 
дородов (рис. 4.8). 

Рафинатный раствор // сверху экстрактора нагревается и от него отделяется 
растворитель (фенол, фурфурол или М-метилпирролидон), возвращаемый после 
обезвоживания в экстрактор. Очищенное масло V с повышенным индексом 
вязкости направляется на депарафинизацию. Экстракт И/ после отгона раство- 
рителя - концентрат смол и “тяжелой ароматики’- используют для приготовле. 
ния битумов, получения кокса или как компонент тяжелого металлургического 
топлива. 

Выделение ароматических углеводородов Cc—Cg - основной 
процесс производства бензола, толуола и ксилолов из нефти 
(рис. 4.9). 

Сырьем / такого процесса служит каталитически ароматизованная бензино 
вая фракция, от которой в тарельчатом экстракторе / водным раствором диэти 
ленгликоля (ДЭГ) экстрагируются ароматические соединения Сб - Cg. Раствор 
экстракта подвергают регенерации с отделением сверху колонны 3 ароматиче 
ских углеводородов VI, а рафинатный (деароматизованный) раствор отмываю! 
от ДЭГ водой в реэкстракторе 2. 
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Экстракционное разделение используют также для деарома- 
тизации ряда специальных нефтепродуктов (жидкие парафины, 
керосины для ПАВ и др.), а также для обезвоживания нефте- 

продуктов. 

4.2.2. Мембранное разделение 

Разделение с помошью мембран относится к новейшему и пер- 
спективному направлению химической технологии. Такое раз- 
деление отличается относительной простотой, проведением 
процесса при обычных температурах, достаточно высокой чет- 
костью разделения и малыми энергозатратами. 

Основной элемент этого метода - мембрана, т. е. технологи- 
ческая перегородка, обеспечивающая за счет своей селективной 
проницаемости разделение вешеств без их химических превра-. 
щений. 

Мембранное разделение следует четко отличать от фильтра- 
ционного разделения (рис. 4.10). При фильтрации по крайней 
мере один из компонентов смеси задерживается (осаждается) на 
фильтрующей поверхности, и поэтому ее фильтрующая способ- 
ность во времени падает. Мембрана пропускает через себя один 
из компонентов смеси, обогашая оставшуюся часть исходной 
смеси не прошедшими через мембрану компонентами, т. е. 
мембрана работает непрерывно, как самоочищающийся фильтр, 
и в этом смысле больше схожа с ситом. 

Для разделения смесей газов применяют обычно пористые 
мембраны или сплошные мембраны из полимеров, стекол или 
металлокерамических сплавов. Движущей силой процесса в 
этом случае является перепад давлений на мембране. Использу- 
ют процесс для отделения водорода от примесей (метана, 
диоксида углерода и др.), обогащения воздуха кислородом, раз- 
деления изотопов и т. д. 

Мембранная технология нашла также широкое распростра- 
нение для разделения жидких смесей. 

Рис. 4.10. Схема фильтрации (a) и мембранного разделения (6) смесей: 
1- фильтр, 2 - мембрана, 3 - пористая подложка, [ - исходная смесь. // - фильтрат: 

1 - прошедший через мембрану продукт, /И - концентрированный остаток смеси 
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Tak, существуют технологии разделения смесей растворенных 
веществ, молекулы которых существенно различаются размера- 
ми. Подбором пористых мембран можно осуществить разделе- 
ние так, чтобы сквозь мембрану прошли молекулы малых раз- 
меров (например, растворителя) и не проходили (концент- 
рировались) макромолекулы. Такой процесс получил в научной 
литературе название “ультрафильтрация”, хотя в прямом смысле 
фильтрацией не является. 

Следует также упомянуть еще один распространенный вари- 
ант мембранного разделения - диализ. 

Диализом называют мембранный процесс, с помощью кото- 
рого из коллоидных систем и растворов высокомолекулярных 
соединений удаляются примеси низкомолекулярных веществ. 
Движущей силой в таком процессе является разность концент- 
раций. 

В основе всех процессов разделения через мембраны лежит 
диффузия молекул. Согласно феноменологической теории диф- 
фузии скорость переноса диффундирующего вещества через 
единицу площади сечения прямо пропорциональна градиенту 
концентраций в направлении, нормальном плоскости сечения. 
Математически эта зависимость описывается законами Фика. 
Так, для одномерной диффузии 

J; =- D, (de; /ах) (4.18) 
или для нестационарного процесса, для того же случая 

dc; 4 | “с 
= р, |, 4.1 
dt dx\ ‘' dx (4.19) 

где J; - поток диффундирующего вещества; с; - концентрация того же вещества: 
Р- коэффициент диффузии; х - линейный размер; т - время. 

Величину Л можно вычислить, если для данного процесса 
мембранного разделения известны концентрации диффунди- 

рующего вещества у поверхности мембраны (с! и с!) и коэф- 

фициент проницаемости мембраны P,, зависящий от материала 
мембраны и внешних условий. Тогда имеем 

Ik I 

где Su /- площадь и толщина мембраны. 

Существует множество мембран, различающихся как по тех- 
нологии их изготовления, так и по конкретным областям При- 

менения. Аппараты мембранного разделения могут быть 
нескольких типов - C трубчатыми элементами, рулонного типа ий 

пластинчатые. 
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Рис. 4.11 Мембранный трубчатый элемент 7 4 
(a) и 4-секционный аппарат с плоскими 1 РИНГ 
параллельными пакетами мембран (6) 

] - корпус, 2 - мембрана, 3 - пористая под- 

ложка, /-///- см рис 4 10 

В трубчатых элементах (рис. 
4.11, а) мембрана в виде рукава т : 
уложена на простую подложку, | 
внутрь которой проходит пропус- g | 
каемый мембраной компонент сме- 
си. Из таких элементов набирается eS — 
батарея аппарата. у 

В рулонном аппарате мембраны 2 
в несколько слоев свернуты в рулон 
и помещены в общий кожух. 

В пластинчатых аппаратах (рис. 4.11, 6) мембранные элемен- 

ты (мембрана, подложка и отводящий канал) в виде дисков или 
прямоугольников укладывают в пакеты (секции) и образуют 
многосекционный мембранный разделитель. 

В технологии переработки нефти мембранное разделение на- 
ходит применение в следующих областях. 

Обогащение водородсодержащего газа (ВСГ) в гидрогенизаци- 
онных процессах (гидроочистка, гидрокрекинг, гидроизомери- 
зация). Циркулирующий в этих процессах ВСГ загрязняется 
легкими углеводородами — метаном, этаном и пропаном, кон- 
центрация водорода в нем снижается до 76 - 78% (06.) и соот- 
ветственно снижается его реакционная способность. Если часть 
ВСГ пропустить через мембранный разделитель, то средняя 
концентрация водорода в системе циркуляции возрастает до 
90 - 93% (06.) [70]. 

Отделение растворителей (МЭК - толуол) из раствора их с 
маслом в процессах селективной депарафинизации масел и 
обезмасливания гача. 

Очистка сточных вод от примесей высокомолекулярных угле- 
водородов и неорганических солей (в производстве катализато- 
ров). 

4.2.3. Термодиффузия 

Термодиффузия - один из эффективных приемов разделения 
сложных углеводородных смесей на гомологические группы 
углеводородов (точнее - их концентраты), в том числе таких 
трудноразделимых, как изоалканы и цикланы. В сочетании с 
последующим хроматографическим разделением термодиффузи- 
онных концентратов этот метод особенно незаменим при изуче- 
нии химического состава нефтяных фракций. 
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Основная движущая сила процесса термодиффузии - гради- 
ент температуры, создаваемый в тонком слое нефтепродукта, 
для чего нефтепродукт помещают в кольцевой зазор толщиной 
0,3 - 1,0 мм между двумя коаксиальными цилиндрами, один из 
которых нагревается до 120 - 180 °С, а другой охлаждается до 
20 - 40 °С. 

На четкость термодиффузионного разделения оказывают 
влияние молекулярная масса разделяемых веществ, их молеку- 
лярный объем, поверхность молекул и температура кипения. В 
соответствии с этим при термодиффузии по высоте колонны 
(зазора) углеводороды располагаются в следующей последова- 
тельности (от верха к низу): легкие н-алканы, тяжелые н- 
алканы, изоалканы, моноцикланы, бицикланы, полицикланы. 

Разделения ароматических и нафтеновых углеводородов при 
термодиффузии практически не происходит. Интенсивность 
разделения по времени существенно зависит от вязкости, и тем 
она выше, чем ниже вязкость. 

Разделяющая способность термодиффузионной колонны об- 
ратно пропорциональна ширине рабочего зазора в четвертой 
степени и прямо пропорциональна высоте колонны. 

Эффективность термодиффузионной колонны (степень из- 
влечения одного вещества из его смеси с другим) оценивают 
обычно по эталонным смесям (цетан - декалин, цетан - a- 
метилнафталин, изопропилбензол - индан и др.), но ее можно 
определить и расчетом по формуле [8]: 

5 = (Апр) (Апр) | -100, (4.21) 

где 5 - эффективность разделения, %, (Апр)» и (Апр), - соответственно 

разность коэффициентов лучепреломления верхней и нижней фракции, полу- 
ченных в колонке, и чистых эталонных веществ, входящих в разделяющую 
смесь 

Устройство термодиффузионной колонны периодического 
действия схематично показано на рис. 4 12 (обычно число ко- 
JIOHH В установке от одной до пяти). 

Рабочая полость колонки 3 заполняется через патрубок 5 при непосред- 
ственном отсосе воздуха через патрубок 6 Затем включают электронагрев 7, 
подают воду во внутренний цилиндр и в установившемся режиме в течение 5- 
10 ч проводят разделение Пробы разделенного вещества отбирают через боко- 
вые штуцеры 4 

Для ускорения процесса разделения и повышения его эффек- 
тивности в рабочий зазор помещают спираль с шагом 70 - 100 

мм из проволоки диаметром, равным ширине зазора. Такая ко- 
лонна впервые была предложена Г.Мельпольдером в 1962 г. и 
является одной из удачных конструкций. 
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Рис. 4.12. Схема устройства термодиффузион- 
НОЙ КОЛОННЫ: 

], 2- внутренний и наружный цилиндры; 3 - pa- 
бочий зазор, заполненный испытуемым образцом; 4 - 

патрубки для отбора Проб; 5 - патрубок для заполне- 
ния рабочего зазора; 6 - отсос (сброс) воздуха; 7 - 
электрообогрев 

Многоколонная термодиффузион- 
ная установка может работать и по 
непрерывной схеме. 

Термодиффузионное разделение 
нефтяных фракций нашло сейчас 
широкое применение в исследова- 
тельских работах по детализирован- 
ному анализу химического состава 
нефтей, особенно их тяжелых фрак- 
ций, кипящих от 350 - 400 °С и выше 
(до 600 °С). 

4.2.4. Адсорбция 

Адсорбцией называют процесс поглощения компонентов газа 
или жидкости поверхностью твердых тел. Этот процесс является 
также эффективным средством разделения углеводородных газов 
и жидкостей, содержащих молекулы разных структурных групп. 

Твердое тело, на поверхности пор которого концентрируется 
поглощаемое вещество, называют адсорбентом, а само погло- 
щенное вещество — адсорбатом. 

Различают физическую адсорбцию, когда молекулы адсорбата 
и адсорбента не вступают в химические взаимодействия, и хе- 
мосорбцию, когда они вступают в химические взаимодействия. 

Процесс физической адсорбции по своему принципу 
несколько похож на процесс фильтрации: при адсорбции адсор- 
бат накапливается в порах адсорбента до их полного заполнения 
и после этого процесс адсорбции прекращается. Если слой ад- 
сорбента достаточно большой, то насыщение адсорбента идет 
послойно, MO ходу движения исходной разделяемой смеси, и 
адсорбция прекращается, когда поры всего слоя адсорбента бу- 
лут заполнены адсорбатом. 

Адсорбционное разделение непосредственно связано с а0д- 
сорбционной активностью веществ (их адсорбируемостью), кото- 
рая зависит от природы веществ, строения молекул, полярности, 
гемпературы, а также от природы и структуры адсорбента 
(размеров микропор, удельной поверхности и т. п.). 

Так, парафиновые и нафтеновые углеводороды адсорбируют- 
ся в меньшей степени, чем ароматические. У последних адсор- 
бируемость возрастает с увеличением числа циклов в молекуле. 
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Рис. 4.13. Характер изотерм адсорбции при 
разных температурах 

Большинство гетероатомных со- 
единений обладают большей ад- 
сорбируемостью, чем углеводоро- 
ДЫ. 

В качестве адсорбентов наи- 
большее применение в переработке 

с нефти получили синтетические 
цеолиты типа A, Х и Y, а также 

силикагели. Первые имеют размер пор входного окна от 0,3 до 
0,9 нм, объем пор 0,20 - 0,24 см?/г и удельную поверхность до 
900 м?/г, а силикагели соответственно 0,5 - 1,0 нм и 0,3 - 0,9 
см3/г, удельную поверхность 200 — 500 m2/r. 

Массу адсорбированного вещества на единицу массы адсор- 
бента в состоянии равновесия называют емкостью адсорбента, 
или его активностью: 

a=g,/G,, (4.22) 

где а - активность; g, и С, - соответственно массы адсорбата и адсорбента. 

При постоянной температуре равновесное состояние адсорб- 
ции характеризуется изотермой адсорбции - зависимостью ак- 
тивности от концентрации (или парциального давления) ком- 
понента в разделяемой смеси. Типичные изотермы адсорбции 
показаны на рис. 4.13 и описываются они уравнением Лэнгмюра: 

а = Абс/(1 + bc), (4.23) 

roe Аи В - коэффициенты, зависящие от природы адсорбента, адсорбата и 
температуры; с - концентрация (или парциальное давление) адсорбируемого 
компонента 

Неотъемлемой частью процесса адсорбционного разделения 
является стадия десорбции, т. е. извлечение адсорбата из пор 
адсорбента и восстановление емкости последнего (регенерация). 
Десорбцию можно осуществить следующими способами: 

вытеснением адсорбата веществом, обладающим более высо- 
кой адсорбируемостью; 

испарением адсорбата нагревом адсорбента; 
понижением давления (вакуумная десорбция); 
окислительной регенерацией (выжиганием адсорбата). 
Все, кроме последнего, способы адсорбционного разделения 

реализованы в промышленности. 
Стадия десорбции обычно динамичнее адсорбции, т. е. на 

нее затрачивается меньше времени. 
Учитывая периодичность процесса адсорбционного разделе- 

ния (адсорбция с последующей десорбцией, затем снова адсорб- 
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Рис. 4.14. Схема двухадсорберной уста- UV 
HOBKH и циклограмма работы адсорбе- >> 
ров: I 

A-! и A-2 - адсорберы; С - сепаратор; / 
- исходная смесь; // - очишенный продукт; 
{П!- десорбент, /V - воздух для осушки и 77 GY 
охлаждения адсорбента, V - адсорбент после Я-/ 

адсорбции, И/- вода: стадии цикла работы: | YY 
~ адсорбция, 2 - десорбция, Зи 4 - сушка и 

охлаждение адсорбента pig 

I 

7 

ция), на практике число аппа- x 
ратов, заполненных адсорбен- | 9-2 4 
TOM, должно быть не менее 2-х 
(обычно 3 - 4), переключение 7° 6 
их с одной стадии на другую 4 w 
создает эффект псевдонепре- ;— 
рывности процесса разделения. 

На рис. 4.14 показаны 
упрощенная схема 2-адсорбер- 
ного блока разделения и циклограмма работы этих адсорберов. 

Каждый адсорбер имеет ввод 3-х потоков - исходного сырья 
|, десорбента ///Г и осушающего промежуточного газа /V. Вытес- 
ненный при десорбции поток десорбента в смеси с адсорбатом 
охлаждается и разделяется в сепараторе. Цикл переключения 
потоков организован так, чтобы по времени стадия адсорбции 
(например, | 4) была равна сумме времен всех остальных 3-х 
стадий - десорбции, сушки и охлаждения адсорбента (например, 
ло 20 мин). 

В нефтепереработке адсорбционное разделение применяется 
очень широко для решения самых разных задач, основные из 
которых будут рассмотрены ниже. 

Очистка природного газа от примесей - диоксида углерода, ce- 
роводорода и влаги. Из огромной массы газа в этом случае отде- 
ляют (поглощают) адсорбентом небольшие количества перечис- 
ленных примесей, с тем чтобы повысить качество газа по его 
теплоте сгорания (удаление CQO>), по содержанию ядовитых 
компонентов (Н>5) и точке росы (удаление влаги). 

Очистка водорода от примесей (СО, СО) и легких углеводоро- 
дов) с целью повышения его реакционных свойств. С помощью 
адсорбентов его удается очистить очень глубоко и получить во- 
дород чистотой 99,9% (06.). 

Выделение н-алканов из дизельных топлив — основной процесс 
производства жидких парафинов (смесь н-алканов от Суд до С\з) 
чистотой (по сумме н-алканов) 98 - 99%. Процесс осуществляет- 
ся с помощью цеолитов типа А с получением 12 - 15% (мас.) 
жидкого парафина и 85 - 87% (мас.) низкозастывающего (-45 + 
-55 °С) дизельного топлива. Жидкий парафин указанной чисто- 
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ты направляется на производство моющих средств и другие 
нефтехимические производства. 

Выделение н-алканов из бензиновой фракции с целью кон- 
центрации в ней изоалканов и повышения за счет этого октано- 
вого числа. Процесс такого адсорбционного разделения исполь- 
зуют главным образом на потоке рафината каталитического ри- 
форминга (фр. 62 - 140 °С), из которого экстракцией удалены 
практически полностью ароматические углеводороды, а в соста- 
ве рафината остались алканы С; - С; нормального и изострое- 
НИЯ. 

Разделение масляных фракций нефти (выше 350 °С) на сили- 
кагеле в лабораторных условиях на парафинонафтеновую часть 
и несколько групп высокомолекулярных ароматических углево- 
дородов с целью определения потенциального содержания базо- 
вых масел в нефти. 

4.2.5. Хроматография 

Хроматографическое разделение [18], начало которого было 
положено в работах русского ботаника М.С.Цвета (1903 г.), 

предназначено для аналитических исследований и в промыш- 
ленных масштабах не используется. В основе хроматографиче- 
ского разделения лежат процессы адсорбции - десорбции, со- 
вмещенные в одной колонке большой длины. При этом непо- 
движная фаза (адсорбент) непрерывно адсорбирует активные к 
ней компоненты, движущиеся в общем потоке газового или 
жидкого носителя, и со сдвигом по времени десорбирует их в 
этот же поток. Таким образом, хроматографией называют про- 
цесс, основанный на перемещении адсорбционной дискретной 

зоны вещества вдоль слоя адсорбента в потоке подвижной фазы 
и связанный с многократным повторением сорбционных и де- 
сорбционных актов в направлении движения подвижной фазы. 

Существует две группы хроматографических методов разде- 
ления - на твердой неподвижной фазе и на жидкой неподвиж- 
ной фазе. 

В первую группу входят: 
газоадсорбционная хроматография в колонке, заполненной 

адсорбентом, через который непрерывно движется газ-носитель 
и в поток которого периодически вводится проба анализируе- 
мого вещества; 

жидкостно-адсорбционная хроматография в колонке с твер- 
дым адсорбентом, где в качестве носителя используется жид- 
кость (растворитель), в поток которой вводится порция анали- 
зируемого вещества; 
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Рис 4 15. Блок-схема хроматографа 2 
Г - источник газа-носителя, 2 - доза- 

тор анализируемого вещества, J - хромато- 
графическая колонна, 4 - детектор, 5 - 
регистратор сигналов детектора (потенцио- 7 Проба f A az) 

метр), 6 - измеритель расхода газа 

тонкослойная хроматография, она отличается от предыдущей 
тем, что колонка с адсорбентом заменена пластиной, на кото- 
рую нанесен адсорбент. 

В группу хроматографических методов на жидкой неподвиж- 
ной фазе входят: 

распределительная газожидкостная хроматография в колонке, 
заполненной инертным твердым веществом с нанесенным на 
него жидким абсорбентом и газом-носителем, в поток которого 
вводится проба разделяемого вещества (колонка может быть и 
без инертной насадки, но малого диаметра с абсорбентом, нане- 
сенным на ее внутренние стенки, - капиллярная хроматогра- 

фия); 
жидкостно-жидкостная хроматография, основанная на раз- 

ной растворимости неподвижной фазы (жидкости) и носителя с 
пробой исследуемого вещества; 

гельпроникающая хроматография, основанная на проника- 
нии компонентов исследуемой пробы в зерна геля с непрерыв- 
ным переносом этого акта вдоль слоя геля 

В состав хроматографа с газовым носителем (рис. 4.15) обыч- 
но входят: источник непрерывной подачи носителя (подвижной 
фазы); узел точного дозирования анализируемой пробы (обычно 
это кран-дозатор); хроматографическая колонка; детектор, гене- 
рирующий сигналы о выходе из колонки компонентов разде- 
ляемого вещества; регистратор этих сигналов и измеритель рас- 
хода носителя на выходе из колонки. 

Для наиболее широко распространенной газожидкостной 
хроматографии источником газа-носителя является баллон со 
сжатым газом (гелием, водородом). 

Хроматографическая колонка - это обычно стальная или 
стеклянная трубка внутренним диаметром OT | мм до 5 MM, дли- 
ной от 1 м до 20 м, свернутая в спираль и помещенная в термо- 
стат с программированным регулированием температуры. Внут- 
ри колонки (на ее стенке или на поверхности заполняющей ее 
инертной насадки) нанесен слой жидкого поглотителя (высоко- 
молекулярные силиконовые масла). 

На выходной части колонки устанавливают детектирующее 
устройство. Принцип действия такого устройства может быть 
различным, но наибольшее распространение получили катаро- 
метры - устройства, чувствительная ячейка которых показана на 
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Рис. 4 16 Устройство ячейки KaTapoMeTpa: 
]- чувствительный элемент (нить накаливания), 

2 - выводы к потенциометру, J - корпус ячейки, | - 
поток газа-носителя из хроматографической колонки 

рис. 4.16. Действие его основано на 
том, что нагретое тело (на рис. 4.16 - 
спиралевидная нить / из вольфрама 
или платины) теряет тепло со ско- 
ростью, зависящей от теплопровод- 
ности окружающего газа. Таким об- 

разом, если газ-носитель и вытесняемые из колонки поочередно 
адсорбируемые компоненты смеси будут сильно различаться по 

теплопроводности, то присутствие последних в газе-носителе 
отразится на температуре нити /и ее электрическом сопротив- 
лении, которое можно измерить с помощью электромостовой 
схемы, в одно из плеч которой включена нить. Эти сигналы- 
импульсы как по величине, так и по длительности будут про- 
порциональны количеству детектируемого компонента и его 
физическим свойствам. На ленте потенциометра они фиксиру- 
ются в виде системы пиков (см. 5 на рис. 4.15), площади кото- 
рых корреспондируют с количеством компонента. Линия, отно- 
сительно которой выписываются пики, называется нулевой, она 
соответствует прохождению через ячейку катарометра чистого 
газа-носителя (на рис. не показана). Содержание какого-либо 
компонснта анализируемои смсси определяют из соотношения 

n 

xj = S,/ x Ss (4.24) 
i= 

. n 
где 5, - площадь i-rO пика хроматограммы;: у 5, - суммарная плошадь всех 1-х 

t=) 

пиков хроматограммы, X; - концентрация {-го компонента в смеси 

Хроматография в ее различных вариантах очень широко ис- 

пользуется в нефтепереработке и нефтехимии как аналитиче- 

ский метод и как контрольный метод в промышленной техноло- 
гии для контроля качества продуктов. Все многообразие об- 

ластей использования хроматографии перечислить невозможно, 
но основные из них следующие: 

анализ состава природного газа и вторичных углеводородных 
газов, получаемых в процессе переработки нефти или в нефте- 

химических процессах; 

детализированный анализ углеводородного состава нефти до 
С>5 — C39 - один из главных методов при изучении генезиса 

нефти и в геохимических исследованиях; 
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определение углеводородного состава некоторых важных неф- 
техимических продуктов, таких как концентраты ароматических 
углеводородов, мономеры для производства пластмасс и каучу- 
ков, жидкие парафины и др.; 

имитированная дистилляция нефти и ее. фракций с целью по- 
лучения кривых ИТК путем пересчета хроматограмм в темпера- 
турную зависимость (см. разд. 2.2.4). 

4.3. ХИМИКО-ФИЗИЧЕСКИЕ МЕТОДЫ РАЗДЕЛЕНИЯ 
БЕЗ ИЗМЕНЕНИЯ АГРЕГАТНОГО СОСТОЯНИЯ 

4.3.1. Хемосорбция 

Под термином “хемосорбция” в широком смысле понимается се- 
лективное поглощение какого-либо компонента из смеси с об- 
разованием химического соединения, легко распадающегося на 
исходные составляющие при изменении внешних условий 
(температуры, давления и др.). 

Существует три варианта хемосорбционных процессов - хе- 
моадсорбция, хемоабсорбция и хемоэкстракция. 

Хемоадсорбция - это адсорбционный процесс, в котором 
между поглощаемым компонентом и поверхностью твердого 
адсорбента действуют силы химического взаимодействия (в от- 
личие от физической адсорбции, где действуют дисперсионные 
силы межмолекулярного взаимодействия). 

Образующееся между адсорбентом и адсорбатом комплексное 
химическое соединение разрушается на стадии десорбции за 
счет повышения температуры. Хемосорбцию отличает от физи- 
ческой адсорбции величина теплоты адсорбции. Теплота хемо- 
адсорбции достигает сотен килоджоулей на моль вещества, в 
то время как при физической адсорбции она равна 80-120 
кДж/моль, т.е. соизмерима с теплотой конденсации. 

В нефтегазопереработке хемоадсорбция нашла ограниченное 
применение. 

Хемоабсорбция — процесс, в котором компонент газовой сме- 
си поглощается жидким абсорбентом, образуя с ним комплекс- 
ное химическое соединение, которое легко разлагается при по- 
вышении температуры (десорбции) с выделением поглощенного 
компонента. Это один из широко распространенных в нефтепе- 
реработке процессов селективного извлечения нежелательных 
примесей (Н>5, CO>) из углеводородных газов. 

В качестве хемоабсорбентов в этих процессах используют 
моноэтаноламин (МЭА) - С.Н.ОНМН), диэтаноламин (ДЭА) - 
(С>Н4ОН)>МН, дигликольамин (ДГА) - С.Н.ОН-О-С.Н.МН) и 
раствор поташа — K7CO3. 
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Водный раствор МЭА с сероводородом и диоксидом углерода 
образует при 35 - 40 °С следующие химические комплексные 
соединения: 

2C,H,OHNH) + H2S =2(C,H,OHNH3),S; 

2C,H,OHNH) + СО) + HO =>? (C,H4,OHNH3)2CO3, 

которые разлагаются при нагревании до 120 - 130 °C. 
Раствор поташа с этими веществами также образует химиче- 

ские соединения, разлагающиеся при десорбции на исходные 
компоненты: 

КСО; + H2SZ?KHCO; + KHS; 

К.СО. + СО) + Н2О=2КНСО.. 
На этом основана практически вся промышленная техноло- 

гия очистки природных и заводских углеводородных газов от 
примесей сероводорода, используемого затем в производстве 
серы и серной кислоты, а также диоксида углерода. 

Хемоэкстракция — это процесс извлечения каких-либо жидких 
компонентов жидкостью, образующей с этими компонентами 
химические соединения (в отличие от обычной экстракции, 
когда происходит лишь селективное растворение извлекаемых 
компонентов в растворителе). 

Хемоэкстракция поэтому значительно эффективней экстрак- 
ции и позволяет весьма четко выделить извлекаемые компонен- 
ты из смеси. Образующиеся при этом соединения, как и в 
предыдущих случаях, должны быть непрочными, и поэтому в 
отличие от обычных химических соединений их называют ком- 
плексными соединениями, или ассоциатами. 

В остальном же (технология, аппаратура) хемоэкстракцион- 
ные процессы аналогичны экстракционным. 

Примером хемоэкстракционного разделения может служить 
очистка некоторых фракций нефти жидким $02, который легко 
вступает в химические взаимодействия с высокомолекулярными 
ароматическими углеводородами (сульфирование) и удаляет их. 

Жидким  диоксидом серы выделяют также диеновые 
углеводороды Cy и С; из их смесей с другими углеводо- 
родами. При этом SO, образует с ними моносульфоны 
(СНз-СН=СН-СН(СН3)-$0)), легко разлагающиеся при 120 - 
130 °С на исходные вещества. 

Хемоэкстракцией выделяют также изобутилен из смеси угле- 
водородов Cy, с помощью “крелкого” водного раствора серной 
кислоты. Последняя нашла в нефтепереработке широкое при- 
менение как хемосорбент, в частности для выделения ме- 
таллпорфириновых комплексов из высококипящей части нефти. 
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4.3.2. Ионный обмен 

Процесс ионного обмена относят к разделительным процессам 
потому, что в результате ионного взаимодействия (реакции) 
между ионообменниками (обычно твердым телом) и водным 
раствором ионогенного вещества происходит разделение состава 
последнего. 

Ионообменники обычно представляют собой матрицу с 60o- 
ковыми группами, содержащими способные к обмену катионы 
или анионы. 

В общем виде ионный обмен на примере обмена катиона 

может быть записан в виде 

Обмен 

ПАН + M "+ ——> (А), М + nH?*, (4.25) 
Регенерация 

где A, - боковая грулпа - носитель катионов, способных к обмену; М - обме- 
нивающийся катион из раствора. 

Типичный пример ионного обмена - технология приготовле- 
ния цеолитов, когда после стадии кристаллизации ионы натрия 
заменяются катионами других металлов (лития, серебра, цезия, 
лантана), повышающими кислотные свойства активных центров 
цеолита и увеличивающими их каталитическую активность. 

Степень ионного обмена (разделения) можно определить по 
концентрации (титрованием) выделенных при этом ионов Н* 
или OH (поскольку ионный обмен - реакция стехиометриче- 
ская). 

4.4. МЕТОДЫ РАЗДЕЛЕНИЯ ДИСПЕРСНЫХ 
СИСТЕМ НЕФТИ 

4.4.1. Отделение газовой фазы от жидкой 

Отделение газовой фазы (пузырьков газа) от жидкой - наиболее 
частый случай в технологии как добычи, так и переработки 
нефти. Газонефтяная эмульсия образуется уже в нефтяной сква- 
жине и при выходе нефти на поверхность, и одной из первых 
технологических операций является отделение газа от нефти. 

Газопаровая фаза образуется на многих стадиях переработки 
нефти, поэтому почти всегда встает задача четкого отделения 
этой фазы от жидкой. 

Аппараты, в которых происходит такое разделение, называют 
газосепараторами, а чаше - просто сепараторами. Отделение 
газовой фазы от жидкой в них осуществляется в две стадии. На 
первой - при входе потока в сепаратор за счет большой разницы 
плотностей основная масса газовой фазы отделяется от жидкой, 
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и в последней остается небольшая часть эмульгированных пу- 
зырьков газа. Второй стадией является отделение этих мелких 
пузырьков, которое происходит под действием разности подъ- 
емной силы (по закону Архимеда) и силы тяжести пузырька, а 
также силы сопротивления среды (жидкости) всплытию пузырька. 

Из баланса этих сил можно найти скорость всплытия пу- 
зырьков газа Wy: 

Уве =1(4/3)dn (рж- Рп)&/(ржё), (4.26) 
где dy - диаметр пузырька; Py, Рж — плотности пара (газа) в пузырьке и жид- 

кости; & - ускорение силы тяжести; & - коэффициент сопротивления жидкости, 
зависящий от ее вязкости. 

Значение Wz, определяет объем отстойной зоны сепаратора, 

или время отстоя для отделения газа. 

4.4.2. Отделение твердых частиц 
от газа и жидкости 

Дисперсные системы “газ-твердое тело (пыль)” довольно часто 
встречаются в нефтепереработке. Так, природный газ содержит 
мелкие частички горных пород, дымовые газы из регенераторов 
каталитического крекинга и других процессов содержат мелкую 
(5 - 30 мкм) катализаторную пыль, а также часто выносят катали- 
заторную пыль пары из реакторных устройств. 

Применяют следующие методы отделения мелких твердых час- 
тиц от газа (разделения дисперсных систем “газ-твердое тело”). 

Простое отстаивание в болышпих емкостях, основан- 
ное на тех же принципах, что и отделение газовых пузырьков от 
жидкости. 

По аналогии с формулой (4.26) скорость осаждения твердой 
частицы в газе описывается уравнением 

Woe =/(4/3) т (рт- Pr EMP re), (4.27) 

где py, Pp - плотности частицы и газа; d, - диаметр твердой частицы; £, — коэф- 

фициент сопротивления газа. 

Такой метод малопроизводителен и поэтому нашел ограни- 
ченное применение. 

Центробежное отстаивание. Если простое отстаи- 

вание осуществляется под действием сил гравитации, то исполь- 
зование центробежной силы, действующей на частицу в газе, 

позволяет существенно ускорить ее отделение от газа. 
Наиболее распространенным аппаратом для центробежного 

разделения запыленного газа является циклон (рис. 4.17). 
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Рис. 4.17. Схема работы циклона: 
J] - корпус; 2, 3 - входной и выходной патрубки; 4 - сборник; / - 

запыленный газ; J] -- очищенный газ; /// - пыль 

В циклоне поступающий в него со скоростью 20 - 25 м/с 
газ закручивается в корпусе, и под действием центробежной 
силы частицы пыли, имеющие плотность на два порядка 
выше, чем газ, отбрасываются к стенке корпуса и, накапли- 
ваясь, сползают вниз по корпусу в бункер 4. Очищенный газ 
из центра этого вихря по трубе 3 выводится из циклона. 

Степень очистки газа (отношение количества 

уловленной пыли к количеству пыли, посту- 
пающей с газом на входе в циклон) зависит от 
диаметра циклона, диаметра частиц пыли и ско- 
рости газа. Зависимость степени очистки пыли 
от размера ее частиц и диаметра циклона иллю- 

стрируют следующие цифры: 

Диаметр частиц Степень очистки, %, при диаметре цик- 
пыли, мкм лона, м 

0,8 0,9 1,0 

5 65 50 30 
10 90 85 70 
20 98 97 96 

Для повышения степени улавливания применяют либо цик- 
лоны малого диаметра (0,1 - 0,2 м), объединяя их в одну общую 
батарею, где они по газу работают параллельно, либо циклоны 
обычного диаметра 0,6 - 0,8 м ставят в 2 или 3 ступени последо- 
вательно по газу. Последний из приемов реализуется, в част- 
ности, в реакторах и регенераторах установок каталитического 
крекинга. Батарейные циклоны используют для очистки при- 
родных углеводородных газов, а также дымовых газов. 

Улавливание. пыли в поле высокого напря- 
жения в электрофильтрах (рис. 4.18). | 

Полость корпуса электрофильтра пластинами / разделена на ряд параллель- 
ных каналов, в которых рядами висят натянутые нижним грузом коронирую- 
щие провода с шагом 0,1 - 0,2 м. Высокое напряжение постоянного тока на 
этих проводах обусловливает возникновение коронного разряда, ионизирую- 
щего окружающий газ, благодаря чему создается поток отрицательно заря- 
женных ионов от провода к положительно заряженным пластинам. Ионы пере- 
дают свой отрицательный заряд находящимся в газе лылинкам, которые стре- 
мятся осесть на пластинках, нейтрализуя при этом свой заряд. Накапли- 
вающийся на пластинах слой пыли постепенно утолщается и время OT времени 
сползает в бункер. Иногда для сбрасывания слоя пыли пластины периодически 
встряхивают с помощью специального механизма. Скорость газа между пласти- 
нами обычно 0,5 - 1,0 м/с. Расход электроэнергии небольшой - 0,5-0,8 кВт.ч 
на 1000 HM? газа. Существенное достоинство электрофильтров - малое гидрав- 
лическое сопротивление - 0,05 - 0,20 кПа (у циклонов 30 - 80 кПа) и высокая 
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Puc 4 18. Схема электрофильтра: 
J - пылеосадительные электроды (пластины); 2 - коронирующие электроды; 3 - подвес- 

ка для электродов; 4 - проходной высоковольтный изолятор; 5 - газораспределительная 
решетка (обозначения потоков - см. рис. 4.17) 

Рис. 4.19. Схема рукавного фильтра: 
J - корпус; 2 - фильтрующие рукава; 3 —- подвеска; 4 - патрубок обратной продувки 

(обозначения потоков - см рис 4 ]7) 

степень очистки - 95 - 100%. Недостаток их - громоздкость и сложность об- 
служивания. 

Электрофильтры нашли широкое применение для очистки 
дымовых газов из регенераторов установок каталитического 
крекинга. 

Фильтрование газов через матерчатые рукава в рукав- 
ных фильтрах (рис. 4.19). 

Принцип действия фильтров аналогичен домашнему пылесосу и ясен из 
рисунка. По мере накопления внутри рукавов уловленной пыли производят их 
очистку обратной продувкой. Для этого перекрывают поток входящего газа 
(направляемого в другой параллельно работающий фильтр) и заслонку на вы- 
ходе газа //. Через патрубок 4 продувочным газом создают обратный поток, и 
пыль сбрасывается в бункер. 

Существует и метод очистки рукавов встряхиванием без прекращения пода- 

чи газа /. 

Рукавные фильтры нашли применение в производстве техни- 
ческого углерода (сажи) из нефтяного сырья - для улавливания 
частиц сажи из потока продуктов сгорания. 
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Кроме описанных выше четырех сухих методов очистки за- 
пыленных газов существует два мокрых способа - скрубберный 
и пенный. 

Скрубберная очистка газа производится в вертикаль- 
ных аппаратах (скрубберах), сверху которых через оросители 
(распылительные форсунки) навстречу потоку газа подают улав- 
ливающую жидкость (воду), которую затем направляют в OT- 
стойники для отделения уловленной пыли. Таким образом, от- 
деление пыли от газа в этом случае осуществляется в две ступе- 
ни: жидкостью в скруббере, а затем образовавшуюся новую дис- 
персную систему жидкость-твердое тело разделяют в отстойни- 
ках, возвращая очищенную жидкость в скруббер. Уловленная 

пыль в этом случае удаляется из отстойника в виде шлама, т. е. 
в пастообразном состоянии. 

Пенная очистка газа осуществляется в аппаратах барбо- 
тажного типа, где запыленный газ проходит через 4-5 ситчатых 
тарелок, MO которым стекает улавливающая жидкость. Послед- 
няя затем, как и в случае скрубберной очистки, направляется на 
отстаивание. 

Скрубберная и пенная очистки позволяют достичь высокой 
(до 100%) степени очистки газа от пыли, однако наличие в них 
промежуточной жидкости и необходимость повторного разделе- 
ния новой дисперсной системы делает такую очистку сложной и 

неудобной. Поэтому мокрые способы очистки применяют тогда, 
когда непременным условием является полная очистка газа, а 
улавливаемая пыль вредна по своим свойствам для окружающей 
среды или должна быть использована повторно. 

Разделение дисперсных систем жидкость-твердое тело во мно- 
гом аналогично разделению систем газ-твердое тело, различие 
обусловлено лишь тем, что дисперсной средой служит жидкость, 
а не газ. В основном и в этом случае используют естественный 
отстой, отстой под действием центробежных сил и фильтрова- 
ние. 

При естественном отстое скорость осаждения опре- 
деляется уравнением (4.27), где плотность газа р; необходимо 
заменить плотностью жидкости. При ламинарном режиме дви- 
жения (что очень часто имеет место в жидкостных отстойни- 
ках) для определения скорости осаждения можно пользоваться 
уравнением Стокса: 

2 
Woc = ат (Рт ~ Рж) 8/18", (4.28) 

где n - коэффициент динамической вязкости жидкости, Па с. 

Жидкостные отстойники нашли более широкое применение 
в технологических процессах как при добыче нефти, так и при 
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ее переработке (например, в мокрых способах пылеочистки га- 

за). 
Для разделения систем жидкость-твердое тело под дей- 

ствием центробежных сил используют гидроциклоны и 
центрифуги. 

Гидроциклоны по принципу действия аналогичны газовым 
циклонам и отличаются от них лишь конструктивно (меньше 
диаметры - до 0,1 м, массивнее стенки) и параметрами режима 
(высокое давление - до нескольких мегапаскалей). 

Центрифуги - общеизвестные аппараты для разделения сус- 
пензий и для отделения твердых частиц от жидкости — могут быть 
осадительными и фильтрующими. В промышленных условиях 
центрифуга использовалась, например, для отделения комплекса 
карбамида от углеводородной части дизельного топлива. 

Фильтрование - один из широко распространенных 
приемов разделения систем жидкость-твердое тело, как при 
проведении аналитических работ, так и в промышленной техно- 
логии. 

В процессе фильтрования жидкость (фильтрат) проходит 
сквозь фильтрующую перегородку (бумагу, ткань, сетку, кера- 
мику), а твердые частицы задерживаются на этой перегородке в 
виде осадка, толщина которого нарастает во времени. Соответ- 
ственно будет снижаться во времени пропускная способность 
фильтра и скорость фильтрации 

wy = dV/Far = AP/R, (4.29) 
где V — объем фильтрата, м3/с, F — поверхность фильтра, M2, т - время, с, AP - 

перепад давления на фильтре, Па, А - сопротивление фильтрующей перегород- 
ки с осадком, Па с/м, Wp - скорость фильтрования 

В промышленности используют фильтрование в 2-х режи- 
мах — при постоянном перепаде давлений и при постоянной 
скорости фильтрования. 

Фильтрование с постоянным перепадом давлений (вакуум- 
ные фильтры и фильтры с постоянным давлением над филь- 
трующей перегородкой) работают с переменной скоростью 
фильтрации и периодической или непрерывной выгрузкой 
осадка. 

Простейшим примером первого является нутч-фильтр (рис. 
4.20) с постоянным уровнем суспензии над фильтрующей пере- 
городкой и отсосом через нее фильтрата с помощью вакуума 
Но мере накопления осадка и падения скорости фильтрации 
почти до нуля подачу суспензии прекращают, осадок на перего- 
родке отсасывают до сухости и выгружают. Затем операции по- 
вторяют вновь. Этот метод особенно широко используют в ла- 
бораторной технике для отделения комплекса карбамида, кри- 
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Рис. 4.20. Схема работы нутч-фильтра: 
] - сосуд постоянного уровня; 2 - филь- 

трующая перегородка; 3 - приемный вакуумный 
сосуд для фильтрата; 4 - вакуумный насос; J - 
исходная суспензия; // - избыток суспензии; 1/1. 
- фильтрат 

сталлов парафина, цеолита или 
катализатора от суспензии ит. д. 

Схема вакуумного барабанного 
фильтра приведена на рис. 4.21. 

Барабан с фильтрующей тканью на его внешней поверхности вращается 
(0,5 - 1,5 об/мин) в герметичном кожухе, внизу которого поддерживается опре- 
деленный уровень суспензии. Между фильтрующей тканью и поверхностью 
барабана имеется кольцевая полость, которая разделена продольными перего- 
родками .3 на 30 секций, не соединенных между собой и функции которых 
меняются в зависимости от того, где находится в данный момент секция. При 
прохождении секций через слой суспензии происходит фильтрование (отсос 

фильтрата через ткань и патрубки 4). При выходе из слоя суспензии слой осад- 
ка на ткани промывается холодным растворителем от остатка фильтрата 5, а 
затем подачей под ткань азота под небольшим избыточным (30 - 50 кПа) дав- 
лением лепешка отслаивается от ткани и срезается пластиной (“ножом”) б в 
шнек 7. Переключение операций происходит с помощью специальной распре- 
делительной головки 8 на валу барабана. 

Такие фильтры широко используют для отделения кристал- 
лов парафина и церезина при депарафинизации нефтяных 
фракций, при карбамидной депарафинизации топлив, а также в 
производстве катализаторов и цеолитов для разделения водных 
суспензий. 

Рис. 4.21. Схема барабанного вакуум-фильтра: 
] - корпус; 2 - сетчатый барабан с фильтрующей тканью; 3 - перегородки секций бара- 

бяна; 4 - отводные трубы из секций; 5 - коллектор подачи промывной жидкости; 6 - нож 
для съема твердой лепешки парафина с ткани; 7- шнек; 8 - распределительная головка; | - 
исходная суспензия, // - фильтрат; /// - осадок (парафин); /V - промывная жидкость; И - 
отсос к вакуум-насосу 
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Фильтры, работающие в режиме постоянной скорости филь- 
трования (при непрерывно повышающемся давлении над филь- 
трующей перегородкой), используют в нефтепереработке реже. 
Примером может являться фильтр-пресс - пакет из нескольких 
десятков рам (1 x | м) с фильтрующими перегородками на них, 
собранный в единый аппарат. Суспензия параллельно поступает 
на каждый такой элемент (раму) фильтра и фильтруется. По 
мере роста слоя осадка давление на входе в пресс вначале бы- 
стро растет, а затем меняется незначительно. Через определен- 
ное время фильтр-пресс разбирают и осадок выгружают с каж- 
дой рамы. 

4.4.3. Отделение капель жидкости 
от газа и жидкости 

Разделение дисперсной системы газ-жидкость, в которой дис- 
персной фазой являются капли жидкости, называют каплеулав- 
ливанием, а соответствующие устройства - каплеуловите- 
ЛЯМИ. 

Принципы каплеулавливания состоят в том, чтобы на пути 
потока газа были созданы условия для столкновения капель с 
твердой поверхностью, на которой они бы осаждались. Чем 
больше такая поверхность в единице объема, тем выше степень 
очистки газа от капельной жидкости. Поэтому для улавливания 
капель обычно используют пакеты из плотно уложенной тонкой 
сетки петлевой (“чулочной”) вязки из проволоки диаметром 
0,1 - 0,2 мм. Такие пакеты толщиной 100 - 200 мм имеют боль- 
шую удельную поверхность и способны на 98 - 99% отделить 
капли жидкости от газа. 

Варианты исполнения таких каплеуловителей приводятся в 
гл. 12 на рис. 12.15. Отличие их в том, что в случае “А” улов- 
ленная жидкость стекает навстречу потоку газа, а в других слу- 
чаях — организованно собирается в сборных желобах и, минуя 
контакт с газом, отводится. Такие системы каплеулавливания 
используются почти во всех сепараторах, где отделяется газ от 
жидкости и в ректификационных колоннах над вводом сырья 
для того, чтобы предотвратить занос капель жидкой фазы сырья 
на укрепляющие тарелки колонны. 

Дисперсные системы жидкость-жидкость образуются в случае 
несмешивающихся жидкостей (эмульсии вода в нефти, кислота 
в углеводородной жидкости и др.) и их разделение является 
часто важнейшим элементом технологии (подробно см. гл. 7). 

Разделение систем жидкость-жидкость также основано на яв- 
лениях отстаивания (гравитационного или центробежного) с 
наложением внешних условий, способствующих интенсифика- 
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ции разделения (добавка деэмульгаторов, наложение переменно- 
го электрического поля и др.). 

При естественном отстое для таких систем справедливы при- 
веденные ранее уравнения (4.27, 4.28) с соответствующей заме- 
ной плотностей. Обычно отстойники гравитационно- 

го типа используют для  нестойких водных эмульсий 

(например, бензин - вода), отстой воды из которых занимает 
немного времени (5 - 10 мин). Для дисперсных же систем, обра- 

зующих стойкие эмульсии (см. разд. 3.11) и частицы воды кото- 

рых не превышают 100 мкм, отстой воды интенсифицируется 
следующими факторами: 

повышение температуры эмульсии до 140 - 160 °С, с тем что- 

бы снизить вязкость нефти и ее плотность. При этом скорость 
осаждения [см. уравнение (4.28)] существенно растет. Для того 
чтобы при такой температуре не вскипала вода, давление под- 
держивают не ниже 0,8 МПа; 

добавка в эмульсию деэмульгатора (в количестве 10-100 г/т) - 
поверхностно-активного вещества, разрушающего сольватную 
оболочку вокруг капель воды и создающего, таким образом, 

благоприятные условия для слияния и укрупнения капель при 
их столкновении. Скорость осаждения капель зависит от квад- 
рата их диаметра; 

прохождение эмульсии через зону электрического поля пере- 
менного высокого напряжения (2 - 3 кВ/см), создающего дина- 
мические колебания капель воды между электродами с частотой 
50 c! и интенсифицирующего взаимные соударения и слияния 
(укрупнения) капель. 

Под действием этих факторов удается за короткий промежу- 
ток времени настолько укрупнить диспергированные капли, что 
дальнейшее гравитационное их осаждение также не занимает 
много времени. 

Разделение эмульсий нефть - вода возможно также с помощью 
насадочных фильтров, заполненных материалами с избирательной 
смачиваемостью водой (песок, древесная стружка и др.). 

225



Глава 5 

КЛАССИФИКАЦИЯ НЕФТЕЙ 
И ХАРАКТЕРИСТИКА ТОВАРНЫХ 
НЕФТЕПРОДУКТОВ 

5.1. СИСТЕМЫ КЛАССИФИКАЦИИ 
ПРИРОДНЫХ ЭНЕРГОНОСИТЕЛЕЙ 

К природным энергоносителям относят вещества, добываемые 
из недр Земли или с ее поверхности и состоящие в основном из 
двух горючих элементов - углерода и водорода. 

Общий их перечень очень разнообразен — от природного газа 
до каменных углей - и характеризуется следующими усреднен- 
ными показателями: 

Физическое Наименование Содержание, %(мас.) Соотноше- Теплота 

состояние ние Н: Св сгорания, 

горючая примеси зола горючей МДж/кг 
масса массе 

Газообразное Природный 99,5 0,5 - 0,3 45 
газ 

Жидкое Газовый 99,0 1,0 - 0,17 42,5 
конденсат 
Нефть легкая 98,9 1,0 0,1 0,16 42,0 
Нефть сред- 97,35 2,5 0,15 0,15 41,5 
HAA 

Нефть тяже- 95,8 4,0 0,2 0,15 41,0 
лая 

Полутвердое Нефть сверх- 93,6 6,0 0,4 0,14 40,0 
тяжелая 

Твердое Природные 91,0 8,0 1,0 0,13 39,0 
нефтебитумы 
Сланцы 13 17 70 0,12 32 
Торф 48 11 41 0,10 24 
Бурый уголь 37 28 35 0,07 28 
Антрацит 81 4 15 0,02 35 

На XI Международном нефтяном конгрессе была предложена 
единая классификация всех видов природных энергоносителей 
по трем признакам - агрегатное состояние, плотность и вяз- 
кость. По этой классификации все нефти делят на 4 категории - 
легкие, средние, тяжелые и сверхтяжелые, плотность которых 
соответственно составляет 870, 870 + 920, 920 + 1000 и выше 
1000 кг/м3, а вязкость не превышает при нормальных условиях 
10 Па - с. 

К природным нефтебитумам отнесены органические вещест- 
ва с вязкостью горючей массы более 10 Па . с. ` 
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Если легкие, средние и тяжелые нефти считаются традици- 
онными энергоносителями, технология очистки и переработки 
которых общеприняты, то сверхтяжелые (высоковязкие) и при- 
родные нефтебитумы как при их добыче, так и при переработке 
требуют особых, нетрадиционных методов, о чем будет сказано 
далее в главах 7 и 10. 

Попытки оценивать все многообразие добываемых человеком 
нефтей какой-то единой системой критериев были предприняты 
еще в 1907 г. Гефером. За истекшее время было предложено 
множество таких систем, однако ни одна из них пока не облада- 
ет признаками универсальности. 

Все эти системы по основополагающим признакам класси- 
фикации относят [35, 1] к трем группам - химические, геохими- 
ческие и технологические. , 

Химические классификации основываются на различиях хими- 
ческого состава нефтей или их определенных фракций. 

По одной из таких классификаций за основу взято число 
атомов углерода, приходящихся в усредненной молекуле на 
алифатические радикалы, нафтеновые и ароматические циклы, 
и по этому признаку нефти делятся на 7 групп. Кроме того, по 
содержанию в них серы, смол, асфальтенов, парафина и легких 
фракций предусматривается 12 подгрупп. 

По другой классификации в качестве определяющих призна- 
ков приняты: плотность нефти, содержание в ней серы и отно- 
шение содержания алканов и ароматических углеводородов к 
циклоалканам. По плотности нефти разделены на 4 группы 
(легкие, средние, тяжелые и очень тяжелые), а по содержанию 
серы - на 3 (малосернистые, сернистые и высокосернистые). В 
каждой из этих групп химический состав учитывается упомяну- 
тыми выше соотношениями количеств групп углеводородов. 

В США была разработана классификация, базирующаяся 
также на взаимосвязи их плотности и углеводородного состава. 
Поскольку последний для нефти в целом определить невозмож- 
но, в качестве базовых были взяты две средние фракции нефти: 
одна, кипящая при атмосферном давлении в пределах 250 - 
275 °С, а другая - более тяжелая, кипящая в интервале 275 — 
300 °С, но при остаточном давлении 40 мм рт. ст. (5,3 кПа). 

По этой классификации, если плотность фракции 250-275 °С 
равна или ниже 0,825, нефть относят к парафиновой, если 0,860 
и более - к нафтеновой. Между этими значениями - проме- 
жуточные нефти. Для фракции 275 - 300 °С границами плотно- 
стей парафиновых и нафтеновых нефтей приняты 0,876 и ниже 
и 0,934 и выше. Всего по этой классификации определено 7 
типов нефтей: парафиновая; парафиново-промежуточная; про- 
межуточно-парафиновая; промежуточная; промежуточно-нафте- 
новая; нафтеново-промежуточная; нафтеновая. 
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Примерно в таком же направлении, но более полная (и зна- 
чительно более сложная) классификация была предложена в (61, 
62]. Авторы [62] сочетают две подклассификации: одну - по 
физико-химическим характеристикам, другую - по углеводород- 
ному составу. 

В качестве физико-химических параметров 
классификации приняты: 

плотность: очень легкие нефти (p20 < 0,8); легкие (0,8-0,84); 
средние (0,84 - 0,88); тяжелые (0,88 — 0,92) и очень тяжелые 

(> 0,92); 
содержание светлых фракций, выкипающих до 360 °С: с низ- 

ким содержанием [до 25% (мас.)], средним (25 - 50%), высоким 
(50 - 75%) и весьма высоким (75 - 100%); 

содержание серы: малосернистые [содержание серы 0,05% 
(мас.)]; средней сернистости (0,5 - 1,0%); сернистые (1 - 3%) и 
высокосернистые ( > 3%); 

содержание смолисто-асфальтеновых веществ: малосмолис- 
тые [до 10% (мас.) асфальтосмолистых|1 смолистые (10 - 20%) 
и высокосмолистые (20 - 35%); 

содержание твердого парафина: малопарафинистые [до 5% 
(мас.) парафина]|; парафинистые (5 - 10%) и высокопарафинис- 
тые (более 10%). 

В классификации по углеводородному соста- 
ву нефти разделены на 16 классов: 

Класс нефти Содержание, %(мас.) 
алканы циклоалканы арены 

Ароматическая ) 50 - 75 

0 - 25 

Существенно-ароматическая 75 - 100 

Ароматически-нафтеновая 25 - 50 
rp 0-25 25 - 50 

Нафтено-ароматическая 50 - 75 
Нафтеновая 0 - 25 

50 - 75 
Ароматически-нафтеновая } 25 - 50 
Существенно-нафтеновая d 75 - 100 0- 25 

Ароматически-метановая ) } 0-25 25 - 50 

Метано-ароматическая 50 - 75 
Нафтено-метановая 25 - 50 } 25 - 50 0 - 25 
Ароматически-нафтено-метановая | 25 - 50 
Метано-нафтеновая 50 - 75 0 - 25 

Метановая } 0_ 25 0 - 25 
Ароматически-метановая 50 - 75 25 - 50 
Нафтено-метановая 25 - 50 0 - 25 

Существенно-метановая 75 - 100 0 - 25 0 - 25 
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Геохимические классификации имеют в своей основе теории 
нефтеобразования. Формирование нефти как химического ве- 
щества в недрах Земли связано, с одной стороны, с природой 
(химическим составом) материнского вещества, из которого 
началось нефтеобразование, а с другой стороны - с воздействи- 
ями внешних факторов (температура, давление, присутствие 
химически активных горных пород и др.). 

Однако в вопросах нефтеобразования до настоящего времени 
нет единой точки зрения, и поэтому появление геохимических 
классификаций нефтей часто является следствием систематиза- 
ции определенных признаков в рамках одной из теорий проис- 
хождения нефтей. 

По одной из таких классификаций, предложенной А.Ф. Доб- 
рянским, определяющими факторами деления нефтей служат 
геохимические условия преобразования ис- 
ходного нефтематеринского вещества, причем 
считается, что вначале образуется нефть нафтенового основа- 
ния, а под влиянием термокаталитических процессов в окру- 
жающих породах она превращается в нефти парафинового осно- 
вания, т. е. идут их облегчение и метанизация. 

По другой системе геохимической классификации, предло- 
женной Г.П.Курбским и др., определяющими химический со- 
став нефти факторами считаются процессы адсорбции, 
выветривания, осернения и окисления. 

Наиболее законченной можно считать сейчас геохимическую 
классификацию по А.А.Петрову. В ней исходными позициями 
является содержание в нефти реликтовых угле- 
водородов, т. е. соединений, общих по своему химическому 
строению с органическим нефтематеринским веществом. Они 
считаются в этом случае как бы биологическими метками неф- 
ти. В частности, в качестве таких реликтовых углеводородов 
приняты изопреноидные алканы от C)4H39 до С>5Н52, а деление 
нефтей по группам ведется на основе их соотношений с алка- 
нами нормального строения. 

Для количественной оценки типов нефтей введены следую- 
щие критерии: 

K, =ИП; (5.1) 

ПФ = П/№; (5.2) 

lb = ИМ, (5.3) 

где { - сумма высот пиков пристана (тетраметилпентадекана - СэН4о) и фитана 
(тетраметилгексадекана - C29H42) по хроматограмме нефти; П - сумма высот 
пиков нормального гептадекана (С!7Нз6) и нормального октадекана (C)gH33) по 
той же хроматограмме; № - циклоалкановый фон хроматограммы, т. е. “горб” 
неразделенных углеводородов, на котором проявляются пики Ги Л. 
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Деление нефтей по А.А.Петрову на 4 типа соответствует сле- 
дующим значениям критериев классификации (в скобках указа- 

ны наиболее предпочтительные значения): 

Тип нефти К, lp Meg 

A! 0,95 - 2,5 0,2 - 20 4-70 
(0,2 - 1,0) (3 - 10) (6 - 15) 

A? 2,5 - 100 3 - 20 0,1 - 6,0 

(5 - 50) (5 - 10) (0,5 - 4,0) 
Б - _ _ 

B? - 0,1 - 15 - 
(0,5 - 8,0) 

Технологические классификации обычно преследуют приклад- 
ные цели и часто носят (как и геохимические) ведомственный 
характер. В основу их положены признаки, имеющие значения 
для технологии переработки нефти или получения того или 
иного ассортимента продуктов. 

Не останавливаясь на многообразии таких классификаций за 
рубежом, рассмотрим принятую в России технологическую 

классификацию (с 1967г. по 1980 г. - ГОСТ 912-66, а с 1980 г 
- OCT 38.1197-80). По этой классификации приняты 5 клас- 
сификационных признаков деления нефтей: 

содержание серы (класс нефти); 
содержание светлых фракций до 350 °С (тип нефти); 
потенциальное содержание базовых масел (группа нефти); 
качество масел по индексу вязкости (подгруппа нефти); 
содержание твердых парафинов (вид нефти). 
По этим признакам регламентированы следующие классифи- 

кационные нормы: 

Класс нефти Содержание серы, %(мас ) 

нефть бензин (нк - авиационный дизельное 
180 °С) керосин (120- топливо (240- 

240 °С) 350 °С) 

| (малосернистая) < 0,5 < 0,1 < 0,1 < 0,2 
2 (сернистая) 0,51 - 2,0 5 0,1 50,25 < 1,0 
3 (высокосернистая) > 2,0 > 0,1 > 0,25 >1,0 

Тип нефти Содержание фракций до 350 °C, %(мас ) 

1 (легкая) > 55,0 
2 (средняя) 45 ~ 54,9 
3 (тяжелая) < 45 

Группа нефти Потенциальное содержание базовых масел, %(мас ) 

на нефть на мазут (фр 350 °C) 

1 > 25 > 45 

2 15 - 24,9 45 
3 15 - 24,9 30 - 44,9 
4 < 15 < 30 
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Подгруппа нефти Индекс вязкости масел 

1 > 95 
2 90 - 95 

3 85 - 90 
4 < 85 

Bua нефти Содержание Требования по депарафинизации 
парафина, не требуется требуется 
%(мас ) 

| (малопарафинистая) < 1,5 Для получения ре- _ 
активного и ди- 

зельного топлив и 

дистиллятных O6a- 

зовых масел 

2 (парафинистая) 1,51 - 6,0 Для получения ре- Для получения 
активного и летне- зимнего дизельного 

го дизельного топ- топлива и дистил- 

JIMB лятных базовых Ma- 

сел 

3 (высокопарафинистая) > 6,0 - Для получения pe- 

активного и ди- 
зельного топлив и 
дистиллятных базо- 
вых масел 

Как видно из этих норм по содержанию серы и парафина, 
требования касаются не только нефти, но и качества наиболее 
употребительных топлив (и базовых масел), причем определяю- 
щим для отнесения нефти к тому или иному классу или виду 
являются требования по дистиллятам. Например, если нефть 
содержит 0,48% (мас.) серы, а во фракции 120 - 240 °С серы 
содержится 0,15%, то нефть относится ко второму классу. И 
наоборот, если, например, в нефти содержание серы составляет 
0,6%, а во всех дистиллятах оно укладывается в нормы первого 
класса, то нефть относят к первому классу. 

Как уже отмечалось, такая классификация нефтей существует 
и успешно используется в отечественной нефтеперерабаты- 
вающей промышленности более 20 лет. 
Шифр нефти по этой классификации записы- 

вается пятизначным числом с точками. Например, 1.2.2.1.3 - 
малосернистая нефть, со средним содержанием светлых дистил- 
лятов, с достаточно высоким содержанием высокоиндексных 
масел и высоким содержанием парафина; 3.2.3.4.1 — высокосер- 
нистая нефть, со средним содержанием светлых дистиллятов, с 
низким содержанием низкокачественных масел и малым содер- 
жанием парафина. 

Шифр нефти является как бы ее технологическим паспортом, 
определяющим направление ее переработки (на топлива или 
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масла), набор технологических процессов (сероочистка, депара- 
финизация) и ассортимент конечных продуктов. 

Описанная технологическая классификация базируется на 
массиве данных, получаемых в результате исследования нефтей. 
Эти исследования по принятой ранее в нашей стране системе 
вели несколько отраслевых и академических НИИ, за которыми 
были закреплены определенные нефтедобывающие и нефтепе- 
рерабатывающие регионы страны. При этом исследовались но- 
вые образцы нефтей из разведочных скважин, товарные нефти 
определенного месторождения, товарные нефтесмеси, посту- 
пающие на переработку на новые нефтеперерабатывающие за- 
воды или действующие, если состав нефтесмеси изменялся. В 
настоящее время эта система разрушена и исследования ведутся 
по контрактам с каждым НИИ отдельно. 

Для того чтобы результаты исследований методически были 
едины, их ведут по унифицированным программам (№ Ти № 2) 
исследования нефтей. По программе № 1, наиболее обширной 
(около 1000 анализов), исследуют новые нефти, имеющие боль- 
шое промышленное значение или уникальные по составу, а по 
программе № 2 (сокращенной) - нефти разведочных скважин. 
Каждые 5 лет эти программы уточняются на отраслевых конфе- 
ренциях и вновь утверждаются с внесением в них необходимых 
дополнений или изменений [16, 63]. 

К примеру, программа № 1 включает: 
определение физико-химических характеристик нефти; 
перегонку нефти на узкие 10-градусные фракции и определе- 

ние физико-химических характеристик этих узких фракций; 
перегонку нефти на узкие 10- 20-градусные фракции, компа- 

ундирование из них различных нефтепродуктов (бензины: сырье 
для риформинга, керосины различного назначения, дизельные 
топлива, сырье крекинга, масляные дистилляты и остаточные 
продукты) и определение физико-химических характеристик 
всех этих нефтепродуктов; 

определение суммарного потенциального содержания свет- 
лых нефтепродуктов; 

физико-химическую характеристику остатков разной глубины 
отбора от нефти; 

определение выхода кокса при коксовании остатков; 
установление возможности получения битума; 
установление потенциального содержания и физико- 

химических свойств базовых масел в остатке нефти выше 
350 °С; 

определение шифра нефти. 
Из всех перечисленных разделов программы остановимся на 

двух вопросах, имеющих важное технологическое зна- 
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чение, — определение потенциальных содержаний светлых неф- 
тепродуктов и масел. 

Потенциальное содержание светлых нефтепродуктов. При пе- 
регонке нефти в стандартных условиях на АРН-2 мы получаем 

кривую ИТК (состав по HTK), по которой можно установить 
выход любых фракций (бензиновых, керосиновых, дизельных и 
др.). Этот выход [в %(мас.)] принято называть потенциальным 
содержанием данной фракции в нефти, а суммарный выход 
фракций до 350 °С - потенциальным содержанием суммы светлых 

фракций в нефти П ф 

На практике при переработке нефти имеет значение не то, 
сколько светлых фракций выкипает в нефти при ee перегонке 
на АРН-2, а то, сколько светлых нефтепродуктов товарного ка- 
чества можно получить из нефти при перегонке ее в промыш- 
ленных условиях. В этом случае характеристикой нефти являет- 
ся потенциальное количество суммы светлых нефтепродуктов, 

v H 
которое можно получить из данной нефти ПН" 

Величина Па" зависит не только от качества нефти (в част- 

ности, типа нефти), но и от того, какой ассортимент светлых 
нефтепродуктов реально получают из нефти. Типичными явля- 
ются следующие ассортименты: 

бензин - авиационный керосин - дизельное топливо 
(летнее)- мазут; 

бензин-дизельное топливо (зимнее) - дизельное топливо 
(летнее) - мазут; 

бензин-дизельное топливо (летнее) — мазут. 
Существуют методики определения П.„, разработанные 

ВНИИ НП, БашНИИ и ГрозНИИ (описание их см. гл. 8), пер- 
вый этап которых включает несколько перегонок нефти на 
АРН-2, накопление узких 10 - 20-градусных фракций и затем 
компаундирование из них раздельно бензина, авиационного 
керосина и дизельных топлив (летнего и зимнего), удовлетво- 
ряющих по своему качеству трем-четырем основным требова- 
ниям по ГОСТ на эти топлива. 

Потенциальное содержание масел. Оно является классифика- 
ционным признаком нефти и его определение производят сле- 
дующим образом. 

Навеску нефти подвергают деасфальтизации, после чего ее 
вводят в колонку, заполненную силикагелем. Затем подают в эту 
же колонку алифатический растворитель - легкую бензиновую 
фракцию 40 - 70 °С (петролейный эфир) - и вытесняют из нее 
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парафинонафтеновую группу углеводородов. Затем в ту же ко- 
лонку подают определенное количество бензола и вытесняют 
адсорбированные на силикагеле легкие и средние ароматиче- 
ские углеводороды, отбирая их снизу колонки в виде 10 - 20 
фракций по объему. После этого в колонку вводят третий вы- 
теснитель - спиртобензольную смесь — и вытесняют адсорбиро- 
ванные на силикагеле тяжелые ароматические углеводороды и 
смолы (также 10 - 20 фракций). Из всех фракций отпаривают 
растворители и затем их комбинируют с  парафинонафтеновой 
фракцией так, чтобы получить (по коэффициенту лучепрелом- 
ления) химический состав масла, отвечающий требованиям 
норм. Максимальный выход такого масла принимается за по- 
тенциальное содержание. 

5.2. НЕФТЯНЫЕ ТОПЛИВА 

Известно, что основное использование нефти - это производ- 
ство топлив и масел (700 - 800 кг из каждой тонны нефти), что 
в первую очередь обусловлено огромными преимуществами 
нефтяных топлив перед другими их видами. К этим преиму- 
ществам относятся высокая теплота сгорания (40-43,5 МДж/кг), 
малая зольность (сотые доли процента), простота транспорти- 
ровки, заправки (погрузки) и хранения, легкость регулирования 
расхода и процесса горения, и др. 

Основное общее требование к нефтяным топливам заключа- 
ется в том, что их физико-химические свойства должны соот- 
ветствовать параметрам потребителя (ДВС, печные устройства и 
т. д.), климатическим условиям эксплуатации и минимальному 
загрязнению окружающей среды, что отражается в соответ- 
ствующих стандартах на топлива. 

Эти требования обеспечиваются главным образом природным 
химическим составом нефти и технологией получения из нее 
топлива, а также вводом соответствующих присадок. 

Природный химический состав нефти определяет требуемые 
стандартами физико-химические свойства только реактивного 
топлива TC-1, осветительных керосинов и некоторых нефтяных 
растворителей; для всех остальных товарных топлив он лишь 
частично влияет на основные показатели качества. 

Технология получения товарных топлив играет существенную 
роль в обеспечении вышеупомянутых требований к ним. Речь 
идет о технологических процессах, направленно изменяющих 
химический состав соответствующих топливных фракций (см. 
гл.9), - окаталитическом риформинге, гидроочистке, депарафи- 
низации, каталитическом крекинге и др. Важной стадией техно- 
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логии получения топлив является заключительная — компаунди- 
рование, т. е. смешение нескольких компонентов с целью под- 
бора требуемых стандартом на данное топливо показателей, та- 
ких как плотность, фракционный состав, групповой химический 
состав, вязкость, содержание серы, температуры застывания и 
вспышки, кислотность и др. 

Ввод присадок — это окончательная доводка свойств топлива, 
которые не могут быть обеспечены предыдущими стадиями. 

Присадки - это специальные химические вещества, добавка 
которых в очень малых количествах позволяет изменить одно 
или несколько эксплуатационных свойств топлив при их при- 
менении у потребителя. 

В соответствии с предложенной в [115] классификацией все 
присадки делят на две группы - стабилизаторы и модификато- 
ры. 

Стабилизаторы - это присадки, позволяющие сохранить 
(стабилизировать) физико-химические свойства топлив, приоб- 
ретенные ими в результате первых двух стадий, упомянутых 
выше. 

Модификаторы — это присадки, ввод которых позволяет 
изменить (модифицировать) топлива или придать им новые 
свойства и довести последние до требований стандарта. По ме- 
ханизму действия модификаторы разделяют на присадки ради- 
кального и коллоидно-химического действия. 

Ниже перечислены основные из присадок этих групп с ука- 
занием (в скобках) диапазона возможных концентраций их в 
топливах [в %(Mac.)]: 

стабилизаторы` антиокислительные (0,002 - 0,100); 
деактиваторы металлов (0,003 - 0,005); 
биоцидные (0,0001 - 0,010); 

модификаторы радикально- 
го действия: антидетонаторы (0,05 - 0,30); 

повышающие цетановое число (0,25 - 2,0); 
противодымные (0,25 - 0,50); 
противонагарные (0,003 - 0,020); 

коллоидно-химического 

действия: противоизносные (0,001 - 0,050); 
противокоррозионные и защитные (0,0008 - 
0,0050); 
моющие и диспергирующие (0,001 - 0,100); 
депрессорные (0,01 - 1,50); 
антистатические (0,0001 - 0,0100); 
противообледенительные (0,05 - 0,5). 

В каждый вид нефтяного топлива добавляют свой набор (от 
одной до пяти) присадок, о чем будет упомянуто ниже при ха- 
рактеристике топлив. 
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К основным топливам, получаемым из нефти, относятся: 
углеводородные газовые топлива - природный газ (С! - С>) 

или сжиженный газ (C3 - С4); 
бензины (фр. 30 - 180 или 30 - 195 °С) - авиационные и ав- 

томобильные:; 
авиационные керосины (фр. 140 - 230 или 190 - 315 °С); 
тракторный керосин (фр. 100 - 300 °С); 
дизельные топлива (150 - 320 или 180 - 360 °C); 
газотурбинные топлива для стационарных и транспортных 

печные бытовые топлива — для бытовых коммунальных пе- 
чей; 

котельные топлива - для топок и печей энергоустановок, ме- 
таллургии, химической промышленности и др.; 

нефтяной кокс (если он используется в энергоустановках). 
Существует Международная классификация нефтяных топ- 

лив (стандарт ISO 8216-86), по которой весь этот класс топлив 
обозначают буквой Е (Fuel), а далее по видам — соответствую- 
щей буквой: 

С - газообразные топлива (С! - С5); 
|. - сжиженные газы (C3 - С4), используемые как топлива; 
О - дистиллятные топлива (от бензина до газотурбинных 

топлив); 
К - остаточные топлива (котельные); 
С - нефтяной кокс, используемый как топливо. 
По области применения все топлива маркируют следующим 

образом: 5 - топлива для стационарных и М - для морских 
двигателей. 

В соответствии с этим стандартом топливо может быть обо- 
значено, например, как [SO-F-DMT-3 (последняя буква и циф- 
ры после нее обозначают уровень качества топлива). 

5.2.1. Углеводородные газовые топлива 

Сырьем для получения углеводородных газовых топлив являют- 
ся природный газ или сжиженные нефтяные газы. 

Природный газ после очистки и осушки на промыслах на- 
правляют потребителям по магистральным газопроводам и ис- 
пользуют как печное или моторное топливо. 

В первом случае они применяются главным образом как 
коммунальный бытовой газ (ГОСТ 5542-50) в газовых бытовых 
плитах, в технологических печах (хлебопечение, сушка молока и 
фруктов и т. д.), а также как промышленный топочный газ в 
теплоэнергетике, металлургии и т. д. 
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Как моторное топливо природный газ используют в сжатом 
до 20 МПа состоянии. Для этого обустраивают специальные 
компрессорные газозаправочные станции. 

Сжатый природный газ (СПГ) заправляют в 10 - 12 специ- 
альных баллонов, имеющихся в автомобиле (автобусе), он имеет 
неплохие моторные свойства: ОЧ, = 100 = 105, теплота сгорания 

Ор = 35 + 36 МДж/нм? (около 45 МДж/кг). 

Недостатки при применении его в качестве моторного топ- 
лива — большая масса баллонов на автомобиле, снижение мощ- 
ности двигателя на 10-12% из-за меньшей массы засасываемого 
в цилиндр горючего вещества и обеднение за счет этого топли- 
вовоздушной смеси. 

Сжиженный нефтяной газ - пропан-бутановая фракция, ее 
получают при фракционировании попутных нефтяных газов или 
заводских вторичных углеводородных газов. При обычной тем- 
пературе в сжиженном состоянии этот газ находится под давле- 
нием 1,0 - 1,4 МПа. 

СНГ используют как печное и моторное топливо. 
Существует три марки сжиженного газа как моторного топ- 

лива (ГОСТ 20448-75) - смесь пропан-бутан техническая (зимняя 
и летняя) и бутан технический, состав которых см. табл. 6.6 (гл. 6). 

Сжиженный нефтяной газ имеет также высокое октановое чис- 
ло (95 - 102) и теплоту сгорания 45 - 47 МДж/нмз. Как и сжатый 
природный газ, он является экологически относительно чистым 
топливом и применяется как резервное топливо на конвертируе- 
мых ДВС. При переходе с бензина на сжиженный газ у этих двига- 
телей по тем же причинам снижается на 6 — 8% мощность и соот- 
ветственно увеличивается на 10 - 12% удельный расход топлива. 

5.2.2. Бензины 

Товарные бензины He являются фракцией, выделенной непо- 

средственно из нефти (рис. 5.1). Они являются смесью компо- 
нентов (фракций), полученных непосредственно из нефти на 
АВТ путем термокаталитических превращений нефтяных ди- 
стиллятов, с тем чтобы обеспечить требуемые химический со- 
став, октановое число, а также другие показатели качества опре- 
деленной марки бензина. Ниже приведен примерный групповой 
углеводородный состав бензиновых компонентов, получаемых 
этими (см. рис. 5.1) процессами [в %(мас.)]: 
Группы углеводородов ПДН KHO KK KP 

Ароматические 3 - 10 12 - 26 20 - 25 30 - 50 
Нафтеновые 12 - 30 5-0 15 - 20 5-10 
Парафиновые 60 - 70 40 - 50 40 - 50 20 - 40 
Олефиновые < | 20 - 30 20 - 25 < 1 
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Рис 51 Упрощенная схема получения товарных бензинов 
ПДН - первичная дистилляция нефти (АВТ), КР - каталитический риформинг 

(ароматизация), ГО - гидроочистка, КНО - коксование нефтяных остатков, КК - каталити- 
ческий крекинг, Алк - алкилирование изобутана бутиленами, СК - станция компаундирова- 

ния, ДТ - гидроочищенное дизельное топливо, ББФ - бутан-бутиленовая фракция (цифры 
на линиях — пределы кипения фракций) 

Все они имеют разные октановые числа - от 65 - 70 (для 
бензиновой фракции ПДН) до 90 - 95 (для бензина КР). При 
приготовлении товарных бензинов берут базовый компонент 

(бензиновую фракцию каталитического крекинга или каталити- 
ческого риформинга с октановыми числами примерно 79 и 75 
моторным методом), к нему добавляют одну или несколько вы- 
сокооктановых неароматических добавок (например, изопентан 
или алкилат - концентрат изооктанов с октановым числом 89 
моторным методом), а также ароматические углеводороды 
(например, толуол, имеющий октановое число 100). Варьирова- 

нием доли этих компонентов в смеси достигают требуемого ок- 
танового числа товарного бензина и его фракционного состава. 
В полученную смесь вводят также присадки — антиокислитель- 
ные и антидетонационные. За рубежом в авиабензины добавля- 

ют также антистатические и противообледенительные присадки. 
Бензины вырабатываются для наземного и воздушного тран- 

спорта - автомобильные и авиационные. 
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Таблица 5.1. Показатели качества бензинов 

Показатель Автомобильные Авиационные 

А-76 Аи-93 Б-91 Б-70 

лето | зима лето | зима 115 

Октановое число, не менее: 
моторным методом 76 76 85 85 91 70 
исследовательским мето- - - 93 93 95 - 
дом 

Содержание свинца, г/л 0,24 0,24 0,5 0,5 2,5* - 
Фракционный состав, °C: 

начало кипения, не ниже 35 - 35 - 40 40 
10%(06.) выкипает, не 70 55 70 55 82 88 
выше 
50% (об.), “ 115 100 115 100 105 105 
90% (об.), “ 180 160 180 ° 160 145 145 
конец кипения 195 185 195 185 180 180 

Давление насыщенного пара, 66,7 66,7-93 66,7 66,7-93 29,3 - 
кПа, He менее 
Кислотность, мг KOH/100 a, 
не более 3 3 3 3 | | 
Содержание смол, мг/100 мл, 5 5 5 5 - - 
не более 
Содержание серы, %(мас.), 9,1 0,1 0,1 0,1 0,05 0,05 
не более 
Теплота сгорания, МДж/кг, - - - - 43,16 - 
He MeHee 

*Содержание ТЭС, г/кг. 

Автомобильные бензины вырабатываются четырех марок - А- 
72, А-76, Аи-93 и Аи-98, где цифра соответствует октановому 
числу моторным методом (72 и 76) или исследовательским ме- 
тодом (93 и 98) о чем свидетельствует буква “и” в обозначении 
марки. 

Основные нормируемые стандартом показатели качества для 
двух наиболее употребительных марок этих бензинов приведены 
в табл. 5.1. 

Автомобильные бензины выпускают различными по фракци- 
OHHOMY составу для летнего периода (с 01.04 по 01.10) и зимнего 
(с 01.10 по 01.04), с тем чтобы их испаряемость соответствовала 
уровню температуры внешней среды. Соответственно различно 
и давление насыщенного пара (оно повышено для зимних сор- 
тов). В бензины вводят до 0,5 г/кг ТЭС для повышения октано- 
вого числа, однако сейчас принят курс на исключение ТЭС из 
бензинов (по экологическим мотивам) и замена его высокоок- 
тановыми добавками (в их качестве применяют алкилбензин с 
OY = 94-96, толуол, метил-трет-бутиловый эфир с ОЧ=100:117 
и др.). 
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ABHauHOHHbIe бензины (см. табл. 5.1) используют для малых 
винтовых самолетов и вертолетов. Их выпускают также четырех 
марок — Б-100/130, Б-95/130, Б-91/115 и Б-70, где первая циф- 
ра - октановое число моторным методом, а вторая - сортность 
(в %). Эти бензины не имеют сортов по сезонам, так как темпе- 
ратура среды (в полете) мало изменяется в течение года. К ним 
добавляют значительно большее количество ТЭС (от 2,5 до 3,3 
г/кг), для них более жесткие нормы по кислотности, содержа- 
нию смол и серы. 

5.2.3. Реактивные топлива 
(авиационные керосины) 

Это основной вид топлива в современной реактивной авиации, 
вырабатываемый сравнительно недавно (с 50-х годов). Исполь- 
зуют их для ТК ВРД самолетов и мощных вертолетов (см. разд. 
3.13.1), поэтому к ним предъявляются очень жесткие требования 
по качеству. В частности, они должны устойчиво гореть без на- 
гароотложений в быстро движущемся потоке воздуха при боль- 
ших избытках последнего (a = 1,4 - 1,5), обеспечивать надеж- 
ный запуск двигателя в любых условиях, иметь максимально 
возможную теплоту сгорания. 

Эти требования наиболее полно обеспечиваются определен- 
ным химическим составом топлив, в частности максимальным 
содержанием в нем нафтеновых и изопарафиновых углеводоро- 
ДОВ. 

В отличие от бензинов и других моторных топлив авиакеро- 
сины — однокомпонентные топлива, т. е. получение их смеше- 
нием нескольких компонентов недопустимо. Их получают выде- 
лением соответствующей фракции при первичной дистилляции 
нефти. Для отдельных марок допускается после этого примене- 
ние процессов гидрооблагораживания для очистки от серы, кис- 
лот и части ароматических углеводородов. 

С учетом таких жестких ограничений, как требуемый хими- 
ческий состав и технология получения без применения процес- 
сов глубокой химической конверсии, авиационные керосины 
могут быть получены только из определенных (по химическому 
составу) нефтей, и поэтому ресурсы нефтей для их производства 
ограничены. Стандарты на реактивные топлива ограничивают 
также ввод в них присадок и допускают в небольших концентраци- 
ях антиокислительную присадку (ионол) и противоизносную. 

В зависимости от летных условий применения выпускают 
авиационные керосины для дозвуковой и сверхзвуковой авиа- 
ции следующих марок. 
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Таблица 5.2. Показатели качества авиационных керосинов 

Показатель | тс | РТ | T+ 

Плотность p20. He MeHee 0,775 0,775 0,840 

Фракционный состав, °C: 
начало кипения, не выше 150 - - 

‚ не HHXC - 135 195 
10%(06.) выкипает, не выше 165 175 220 
50% (об.), 195 225 255 
90%(06.), ‘ be 230 270 290 
98%(06.), “ “ 250 280 315 

Вязкость кинематическая, MM2/c, 
не более: 

при 20 °С 1,25 1,25 < 4,5 
при 40 °С 8 16 60 

Теплота сгорания низшая, МДж/кг, 42,9 43,12 42,91 
не менее 
Содержание — ароматических — углеводородов, 22 18,5 10 
%(мас.), не более 
Содержание серы, %(Mac.), не более 0,25 0,1 0,05 
Термостабильность, мг/100 мл, не более: 

150 °С, 44 10 = - 
150 °С, 54 - 6 6 

Высота некоптящего пламени, MM, 25 25 20 
не менее 

T-1 и ТС-1 (лозвуковые топлива) - фракции нефти соответ- 
ственно 150 - 280 °С и 130 - 240 °С из малосернистых и сернис- 
тых нефтей, без доочистки (ТС-1) или с доочисткой от орга- 
нических кислот (Т-1). 

РТ - переходное топливо, используемое как для дозвуковой, 
так и для сверхзвуковой (М < 1,5) авиации. Фракция нефти 
140 - 280 °С с последующей гидроочисткой. 

Т-6 - топливо для сверхзвуковой авиации (до М = 3,5). 

Фракция 195 - 315 °С, выделенная из специальных нефтей. с 
последующим гидрированием (гидродеароматизацией). Может 
быть получено также из фракции 195 - 300 °С газойля каталити- 
ческого крекинга с последующей ее гидродеароматизацией. 

Все указанные топлива могут применяться также и для ра- 
кетных жидкостных реактивных двигателей (ЖРД). 

Основные показатели качества авиационных керосинов, при- 
веденные в табл. 5.2, свидетельствуют о высоких требованиях к 
ним по вязкости, плотности, теплоте сгорания и содержанию 
серы и ароматических. 

Особо следует обратить внимание на энергетические свойства 
этих топлив, обеспечивающие дальность и скорость полета. 

| 
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Нормы по теплоте сгорания и плотности оговаривают запас 

энергии в единице объема Ор 5) (B МДж/л), так как О" 6) = 

=Орр. 

Для летательных аппаратов величина О об) ОЧень важна, 

поскольку при ограничениях по объему топливных емкостей в 
летательной технике важно, чтобы каждая единица объема вме- 
щала больший потенциальный запас тепловой энергии. 

Сравнение Ор и О (06) 

дов И топлив приведено ниже: 

Алканы  Нафтены — Ароматические ТС-1 T-6 5-70 
соединения 

О", МДж/кг 47,5 46,0 43 43 43 43,5 

при 20 °С 34 38,5 39,5 33,6 36,4 31,8 

при —40 °С - _ _ 35,6 38,2 33,9 

для некоторых групп углеводоро- 

Так, очевидно, что каждый литр топлива Т-6 несет почти на 
10% больше энергии, чем топливо TC-1, и почти на 15% боль- 
ше, чем авиационные бензины Б-70. 

5.2.4. Дизельные топлива 

Это одни из массовых моторных топлив для наземного 
(автомобили, тракторы, тепловозы, тягачи и т. д.) и водного 
транспорта, вырабатываемые в количестве до 28-30% от общего коли- 

чества перерабатываемой нефти. Используют их для ДВС с вос- 
пламенением от сжатия, и, соответственно, к ним предъявляют- 
ся определенные требования (высокое цетановое число, хоро- 
шая испаряемость и др.). 

В зависимости от назначения вырабатывают дизельные топ- 

лива двух групп: для быстроходных (более 800 об/мин) дизелей 
(легкие топлива) и малооборотных, тихоходных (150-500 
об/мин) двигателей (тяжелые топлива). 

Для быстроходных двигателей (автотракторных, тепловозных, 
буровых установок, танков и т. д.) вырабатывают главным обра- 
зом однокомпонентные топлива, т. е. выделяя фракции 180 - 
360 °С (или 150-320 °C) при первичной дистилляции нефти с 
последующим ее облагораживанием (гидроочистка от серы, вы- 
деление н-алканов с целью снижения температуры застывания). 

Допускается смешение первичного дистиллятного дизельного 

топлива с аналогичной фракцией (180 - 360 °С) вторичного 
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происхождения (до 25% от массы топлива), полученной катали- 
тическим крекингом. 

Отечественным стандартом предусмотрена выработка четырех 
марок топлив для быстроходных двигателей по климатическому 
признаку: 

марка Л - летнее, предназначено для применения при темпе- 
ратуре воздуха выше 0 °С; 

марка 3 (два вида): 
зимнее, предназначено для применения в средней полосе 

страны при температуре воздуха выше минус 20 °С; 
то же, для северных районов при температуре воздуха минус 

30 °С и выше; 
марка А - арктическое для температур воздуха минус 50 °С и 

выше. 
Каждая из этих марок вырабатывается двух видов по содер- 

жанию серы — малосернистые (не более 0,2% серы) и сернистые 
(не более 0,5%). 

Для тихоходных двигателей (судовые мощные дизели и дизе- 
ли стационарные) вырабатываются две марки тяжелых топлив - 
ДТ и ДМ, получаемые как смесь тяжелых дистиллятов 300 - 
500 °С с остаточными продуктами переработки нефти. 

Основные показатели качества, нормируемые для дизельных 
топлив, приведены в табл. 5.3. 

По современной технологии из дистиллятов дизельных топ- 
лив при получении марок 3 и А глубоко извлекаются (до 95% от 
потенциала) н-алканы С12 — Cz9 - с целью понижения темпера- 
туры застывания топлива и получения при этом ценного про- 
дукта для нефтехимии - жидкого парафина (см. далее разд. 
5.5.3). Это ведет к значительному понижению цетанового числа 
топлива (до 35 - 38). Для доведения его до нормы в дизельные 
топлива в количестве 0,5 - 2,0% вводится присадка, повы- 
шающая воспламеняемость (т. е. цетановое число), — изопро- 
пилнитрат, этилнитрат или пероксид тетралина. 

В легкие топлива (Л, 3 и А) кроме этой присадки вводят 
также антиокислительную и противоизносную. Последняя 
улучшает смазывающие свойства топлива и уменьшает за счет 
этого износ плунжерного насоса - дозатора топлива. За рубежом 
отдельные фирмы в дизельные топлива вводят противодымные, 
противонагарные и биоцидные (при поставках топлива в страны 
с жарким, влажным климатом) присадки. 

В тяжелые дизельные топлива вводят несколько иной набор 
присадок — это деактиваторы металлов, противоизносные, про- 
тивонагарные и депрессорные присадки. 

В последнее время резко увеличивается потребность в ди- 
зельных топливах, рост выработки которых сдерживается стаби- 

243



Таблица 5.3. Показатели качества дизельных топлив 

Показатель Для быстроходных ДВС Для тихоходных 
ДВС 

л |3 | a | РФС | at | ДМ 

Цетановое число, не ниже 45 45 45 45 - - 
Плотность 920, 0,860 0,840 0,830 - 0,930 0,970 

не более 

Фракционный состав: 
50%(06.) выкипает, °С, 280 280 255 290 - - 

не ниже 
96%(об.) ” 360 340 330 360* _ - 

Temnepatypa, °C: 
помутнения, He выше -5 -25 = +5 - - 
застывания, не выше -10 -35 -55 0 -5 +10 
вспышки, He ниже 40 35 30 40 65 85 

Вязкость при 20°С (при 3-6 18-5 1,54 3-6,5 36 150 
50 °С ДТ, ДМ), мм?/с 
Содержание смол, мг/100 40 30 30 _ - - 
мл, He более 

Коксуемость, %, не более - - - - 3 10 
Коэффициент фильтруе- 3 3 3 3 - - 
мости, не более 

*Выкипает 90%(06 ) 

лизацией добычи нефти и действующими нормами на их каче- 
‚ство. Это заставило изучать возможность применения в быстро- 
ходных дизельных двигателях топлив более широкого фракци- 
онного состава (например, топлива, выкипающего в интервале 
100 - 450 °С). В качестве первых шагов в этом направлении во 
многих странах, в том числе и в нашей стране, с 1988 г. пред- 
усмотрено получение топлива РФС (расширенного фракцион- 
ного состава), утяжеленного главным образом по концу кипения 
(см. табл. 5.3). Только это незначительное изменение норм на 
качество позволяет выработать в нашей стране дополнительно 
около 1,5 млн т/год дизельного топлива. Эта тенденция (с соот- 
ветствующими изменениями в конструкции дизельных двигате- 
лей), по-видимому, сохранится и в будущем. 

5.2.5. Газотурбинные топлива 

Эти топлива выпускают для стационарных газотурбинных уста- 
новок (ITY) - компрессорных или электрических станций, a 
также для судовых ГТУ. 

Оно вырабатывается либо как однокомпонентное (дистиллят 
нефти типа тяжелого дизельного топлива), либо как смесевое, 
многокомпонентное, в которое вовлекаются как прямогонные 
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дистилляты нефти (200 - 400 °C), так и дистилляты вторичного 
происхождения, кипящие до 500 °С. 

Топлива эти средней вязкости (ВУз < 3), обычно сернистые 
(содержание серы не выше 1%), в которых нормируется также 
содержание ванадия (< 4 мг/кг) - металла, пентаоксид которого 
вызывает при высоких температурах ванадиевую коррозию по- 
верхности легированных металлов, в частности лопаток газовой 
турбины. Набор присадок для этих топлив подобен тем, которые 
добавляют к тяжелым дизельным топливам. 

5.2.6. Печные бытовые топлива 

Эти топлива предназначаются для бытовых (коммунальных) 

печей местного отопления. 
Вырабатываются они компаундированием дистиллята пер- 

вичной дистилляции нефти 180 - 360 °С с аналогичными фрак- 
циями вторичного происхождения каталитического крекинга, 
коксования, гидрокрекинга и др. 

По свойствам напоминают облегченное дизельное топливо со 
следующими свойствами: 

Фракционный состав: 
10%(об.) выкипает, °C, не ниже 160 
96%(06.) ” , не выше 360 

Температура, °C: 
застывания, HE выше -15 
вспышки, не ниже 42 

Вязкость у20, мм2/с, не выше 5 
Содержание серы, %(мас.), не более (в скобках - 0,5(1,0) 
для сернистого топлива) 

В России вырабатывается сравнительно мало печного быто- 
вого топлива, в то время как, например, в США объем его про- 
изводства значителен и исчисляется несколькими миллионами 

ТОНН В ГОД 

5.2.7. Котельные топлива 

Самая крупнотоннажная по объему выработки группа немотор- 

ных топлив, предназначенных для тепловых электростанций, 
судовых энергоустановок и технологических печей в нефтепере- 
работке, металлургии и сельском хозяйстве (сушка продукции). 

Все котельные топлива — многокомпонентные, базовым ком- 
понентом которых является остаток первичной дистилляции 
нефти - мазут (фр. > 350 °С) или гудрон (фр. > 500 °С), а также 
остатки крекинг-процессов. В качестве добавляемых маловязких 
компонентов в их состав входят тяжелые газойли каталитиче- 
ского и термического крекинга (фр. 350 - 450 °С), экстракты 
масляного производства и другие аналогичные по составу про- 
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дукты. Основная присадка к котельным топливам - депрессор- 
ная, понижающая их температуру застывания. 

По ГОСТ вырабатывают котельные топлива общего назначе- 
ния (топочные мазуты) и печные топлива для металлургии. 

Топлива общего назначения вырабатываются 4-х марок - легкие 
(флотские) - Ф-5 и Ф-12, среднее - М-40 и тяжелое - M-100. 

Печные топлива имеют три марки - МР, MP-1 и МПВА 
(высокоароматизованное). Основные показатели их качества 

приведены ниже: 
Показатель Ф-5 Ф-12 M-40 M-100 MP 

Вязкость (BY), He более: 
BY so 5 12 - - - 
ВУзо - ~ 8 16 5 -16 

Содержание серы, %(мас.), He 
более: 

малосернистое топливо - 0,6 0,5 0,5 0,5 
сернистое топливо 2 - 2,0 2,0 1,5 
высокосернистое топливо - - 3,5 3,5 - 

Коксуемость, %, не более 6 6 - - 28 
Температура, °C: 

застывания, не выше _5 _8 10 25 25 
вспышки* 80(зт) 90(3T) 90(от) 110(oT) 110(oT) 

Зольность, %(мас.), He более 0,05 0,10 0,12 0,14 0,3 
Содержание воды**, не более 0,3 0,3 1,5 1,5 1,0 

*OT И ЗТ - соответственно в открытом и закрытом тигле. 
®*Для топлив, прошедших водные перевозки, допускаются до 2% (Ф) и 5% (М-40 и 

М-100) 
В связи с истощением запасов нефти и переходом на глубо- 

кую ее переработку (см. гл. 10) резко сократится в перспективе 
выработка остатков (мазута и гудрона) как базовых компонентов 
котельных топлив. Это приведет к сокращению объема выра- 
ботки и изменению их состава за счет увеличения доли дистил- 
лятов вторичного происхождения. Уменьшение объема выработ- 
ки котельных топлив компенсируется применением для этих 
целей природного газа. 

Серьезной проблемой при применении котельных топлив яв- 
ляется высокое содержание в них серы (в среднем по стране 
около 2,0%), что приводит к ежегодному выбросу в атмосферу 
при сжигании этих топлив около 2 млн т серы (или около 4 
млн т диоксида серы). Решение проблемы сокращения выбро- 
сов таких огромных количеств оксидов серы представляет 
сложную технологическую и инженерную задачу как на стадии 
удаления серосодержащих соединений из тяжелых нефтяных остат- 
ков, так и на стадии удаления оксидов серы из дымовых газов. 

В какой-то мере решением этой проблемы станет углубление 
переработки нефти и замена части сернистых котельных топлив 
природным газом. 
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5.3. НЕФТЯНЫЕ МАСЛА 

Общая выработка масел из нефти невелика и составляет 1,5 - 
2,0% от суммарной переработки нефти, при этом технология их 
получения более сложная и энергоемкая, чем технология произ- 
водства топлив. 

На рис. 5.2 показана укрупненная схема получения масел из 
остатка первичной дистилляции нефти - мазута. Вакуумной 
перегонкой из него выделяют обычно две дистиллятные фрак- 
ции - маловязкую (350 - 420 °С) и вязкую (420 - 500 °С), а так- 
же остаток - гудрон (выше 500 °С). Из них соответственно вы- 
рабатывают в конечном итоге базовые дистиллятные масла 
(маловязкое и вязкое) и базовое высоковязкое остаточное масло, 
из которых компаундированием и вводом присадок получают 
товарные масла различного назначения. 

Сущность технологии получения базовых масел из дистилля- 
тов и остатка - многоступенчатая очистка дистиллятов от неже- 
лательных примесей и групп углеводородов. 

Из остатка вначале удаляют асфальтены — деасфальтизация 
(ДА). На следующей стадии дистилляты и деасфальтизованный 
остаток подвергают очистке селективными растворителями 
(селективная очистка - СлО) от высокомолекулярных аромати- 
ческих соединений, нежелательных в маслах, поскольку они 
придают им низкий индекс вязкости, высокую коксогенность. 
После этого очищенные продукты депарафинируют (ДП) с вы- 
делением концентратов н-алканов Cy — C35 (гачи) и изоалканов 
C35 и выше (петролатум), для того чтобы обеспечить низкие 
температуры застывания масел. 

Завершающей стадией является гидроочистка, при которой 
базовые масла осветляются (гидрированием оставшихся смолис- 
тых веществ) и из них удаляются частично серо- и азотсодер- 
жащие соединения. 

В итоге этих очисток в базовых маслах концентрируются 
главным образом нафтеноизопарафиновые углеводороды, а так- 
же низкомолекулярные ароматические углеводороды с длинны- 
ми боковыми цепями. 

Ассортимент товарных масел будет зависеть от химического 
состава базовых масел, который, в свою очередь, определяется 
химическим составом тяжелой части природной нефти, по- 
скольку в процессе получения масел не происходит химических 
превращений углеводородов нефти и только концентрируются 
желательные для масел углеводороды. 

Приготовление товарных масел осуществляют путем компа- 
ундирования, т. е. смешением дистиллятных и остаточных базо- 
вых масел подбирается требуемое по вязкости и индексу вяз- 
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Рис 5.2. Упрощенная схема получения нефтяных масел, парафинов и цере- 
3HHOB: 
ВЛ - вакуумная перегонка; ГДО - гидроочистка; ДА - деасфальтизация, OOM - 
обезмасливание; СлО - селективная очистка, СК - станция компаундирования; 
ДП - депарафинизация, Ф - фильтраты 

Товарные масла различного 
назначения 

кости, температуре вспышки и еще нескольким показателям 
качества масло. Удовлетворение же норм на эксплуатационные 
свойства масел достигается вводом присадок, которые в боль- 
шинстве своем являются модифицирующими. Количество при- 
садок и их ассортимент по функциональному действию опреде- 
ляются маркой и областью применения масла, а общее их коли- 
чество составляет в масле от 2 - 3% до 15 - 17%, т. е. почти на 
порядок выше, чем в топливах. 

Перечень присадок к маслам также шире, чем к 
топливам, и включает следующие присадки: 

вязкостные (загущающие), изменяющие вязкость и индекс 
вязкости масла (полиизобутилен, полиметакрилат и др.); 
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антиокислительные, предотвращающие окисление масла в 
нормальных условиях и при высокой температуре в контакте с 
воздухом в двигателях внутреннего сгорания (ДФ-11, ВНИИ 
НП-354 и др.); 

антифрикционные*, снижающие трение масла в пленке меж- 
ду трущимися поверхностями; 

противоизносные*, способствующие предохранению тру- 
щихся поверхностей от прямого контакта и износа за счет удер- 
живаемой между ними пленки масла; 

противозадирные*, предотвращающие сухой контакт трущих- 
ся поверхностей при больших (ударных) нагрузках (последние 

три, отмеченные*, - это в основном синтетические жирные кис- 
лоты и соли нафтеновых кислот); 

противокоррозионные и ингибиторы коррозии (сульфо- 
кислоты и также соли нафтеновых кислот); 

депрессорные, для понижения температуры застывания (про- 
дукты алкилирования нафталина или фенола, хлорпарафины и 

др.); 
моющие и диспергирующие, предотврашающие осаждение 

продуктов окисления масла на металлических поверхностях в 
виде нагара (сульфонаты бариевые, кальциевые, полиметил- 
силоксаны и др.); 

антипенные, предотвращающие образование стойкой масля- 
ной пены (полиметилсилоксаны); 

адгезионные, предотвращающие растекание масла из точек 
смазки, например в узлах трения приборов (фторорганические 

соединения). 

Наряду с индивидуальными для масел выпускаются много- 
функциональные и многокомпонентные присадки. 
Многофункциональные присадки - присадки, об- 

ладающие двумя и более функциональными действиями. На- 
пример, присадка ЦИАТИМ-339 улучшает моющие, противоиз- 
носные и противокоррозионные свойства масла, а присадка 
ВНИИ НП-370 - моющие, противоизносные и антиокислитель- 
ные свойства. 

Многокомпонентные присадки - это так назы- 
ваемые пакеты нескольких присадок, каждая из которых улуч- 
шает одно или несколько свойств масел. Такой вид присадок 

очень удобен в технологии выработки товарных масел и получил 
наибольшее применение. 

Номенклатура товарных нефтяных масел многочисленна, и 
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по своему назначению их можно классифицировать следующим 
образом: 

Смазочные Слециальные 

Моторные Гидравлические 
Индустриальные Электроизоляционные 
Трансмиссионные Вакуумные 
Турбинные Технологические 
Компрессорные Защитные 
Цилиндровые Медицинские 
Осевые 
Прокатные 
Приборные 

5.3.1. Моторные масла 

Это наиболее массовые и ответственные масла, используемые в 
двигателях внутреннего сгорания различных типов (карбюра- 
торные, дизельные, турбореактивные и разной степени форси- 
рованности. 

Основное их классификационное свойство - это кинематиче- 
ская вязкость при 100 °C, которая составляет для разных клас- 
сов масел от 6 до 20 MM2/c (без загущения). 

В зависимости от назначения все моторные масла могут быть 
разделены по группам: 
Группа Область применения Обозначения марок (их число) 

А Нефорсированные Kap6ropatopHbie и М-8А и М-10А 
дизельные двигатели 

Б B, — Малофорсированные карбюраторные М-6Б, + М-10Б, 
ДВС (3 марки) 

Б›  Малофорсированные дизельные ДВС М-8Б) + М-20Б, 
(6 марок) 

В В, Среднефорсированные  карбюраторные M-6B, + М-10В, 
ДВС (3 марки) 

B, — Среднефорсированные дизельные ДВС M-8B, + M-20B, 
(6 марок) 

ГГ, Высокофорсированные карбюраторные М-6Г, + М-10Г, 
ДВС (3 марки) 

Г› — Высокофорсированные дизельные ДВС М-8Г) + М-20Г, 
(6 марок) 

Высокофорсированные дизели, рабо- М-8Д + М-20Д 
тающие в тяжелых условиях (6 марок) 

Е Малооборотные дизели с лубрикаторной М-12Е + М-20Е 
системой смазки, работающие на тяже- (4 марки) 

лом высокосернистом топливе 

Масла групп А, Б и В - это обычно автомобильные масла, 
группы Г - авиационные (Г\) или тракторно-танковые (I>), как 
и группы Д. 

Основные показатели качества смазочных моторных масел 
групп Би Г приведены в табл. 5.4. 
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Таблица 5.4. Основные показатели качества некоторых марок мо- 
торных масел 

Показатель Автомобильные Авиационные Дизельные 

M-65, | M-10B, | МС-14 | МС-20 | M-6B, | M-10B, 
(M-14B,) | (М-2051) 

Кинематическая вязкость 6 10 14 20 6 10 
при 100°C, мм2/с, не 
менее 
Индекс вязкости, не 90 90 - 92 83 83 
ниже 
Температура вспышки, 
°С, не ниже: 

в открытом тигле 190 200 220 270 190 200 
в закрытом тигле - ~ 200 250 - - 

Температура застывания, -30 -15 -30 . -18 ~25 -15 
°С, He выше 
Коксуемость, %(мас.), 0,1 0,25 0,45 0,29 0,15 0,30 
не выше 
Кислотное число, мг 0,02 0,02 0,25 0,03 0,02 0,02 
KOH/r, не более 

Следует обратить внимание на то, что для таких тяжелых 
фракций как масла (вязкость при 100 °С от 6 до 20 MM2/c, тем- 
пература вспышки выше 190 °С) за счет высокой степени очист- 
ки достигаются индекс вязкости 85 - 90, низкая температура 
застывания и малая коксуемость. Часть этих и других (не приве- 
денных в таблице) показателей обеспечивается за счет ввода в 

масла специальных присадок (антиокислительных, противоиз- 
носных, антипенных и др.). 

5.3.2. Индустриальные масла 

Эта группа составляет около 30% от общего количества выраба- 
тываемых из нефти масел и используется для смазки различных 
промышленных механизмов (станков, редукторов, лебедок и т. д.). 

Индустриальные масла общего назначения подразделяют на 
три типа: легкие, средние и тяжелые. 

Легкие масла (у = 3,5 + 12 MM2/c) - И-5А, И-8А и И-12А - 
используют для малонагруженных механизмов с большим чис- 
лом оборотов вращения (текстильные машины, металлорежущие 
станки, сепараторы и др.). 

Средние масла (у = 15 = 55 мм2/с) - от H-20A до И-50А (5 
марок), называемые веретенными и машинными, - используют 
для смазки редукторов, станков и механизмов, вентиляторов и др. 

Тяжелые индустриальные масла с вязкостью при 50 °С выше 
55 мм? /с - И-70А, И-100А - используют для смазки высокона- 
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Таблица 5.5. Показатели качества индустриальных масел различ- 
ных марок 

Показатель | И-5А | И-20А | И-30А | И-50А | И-100А 
Плотность 92, не более 0,890 0,885 0,890 0,910 0,920 

Вязкость при 50 °С, мм?/с 4-5 17-23 28-33 47-55 90-118 
Индекс вязкости, не ниже - 85 85 85 85 
Температура, °C: 

застывания, не выше -20 ~15 -15 -20 -10 
вспышки в открытом тигле, 120 180 190 200 210 
не ниже 

Коксуемость, %(Mac.), не более - - 0,15 0,20 0,45 

груженных механизмов и передач прокатного, кузнечного и 
прессового оборудования. 

Для некоторых марок этих масел показатели качества приво- 
дятся в табл. 5.5. 

5.3.3. Трансмиссионные масла 

Основное назначение этих масел - смазка высоконагруженных 

передаточных механизмов (трансмиссий) с целью предотвраще- 
ния или снижения износа элементов пар трения, снижения по- 

терь энергии на трение и отвода от них тепла, а также умень- 
шения вибрации и шума шестерен и защиты их от ударных на- 
грузок. Масло служит также средой, удаляющей из зоны трения 
частички износа трущихся пар. 

Стандарт на эти масла предусматривает разделение их на 5 групп 
(по условиям применения) и 4 класса (по вязкости при 100 °С): 

Группа Условия применения 

TMI (масла без присадок) Для зубчатых передач с напряжением в 
зоне контакта до 1600 МПа и объемной 
температуре до 90 °С 

ТМ2 (с противоизносными при- То же, до 2100 МПаи 130 °C 
садками) 

ТМЗ (с противозадирными при- To xe, до 2500 МПаи 150 °С 
садками) 

ТМ4 (с противозадирными при- То же, до 2000 МПа и 150 °С, а также 
садками высокой эффективности) для гипоидных передач при высокой 

скорости и низком крутящем моменте 

TMS (to же) Гипоидные передачи при высокой ско- 

рости, ударных нагрузках, высоком кру- 

тящем моменте и объемной температуре 
до 150 °С 

Класс Вязкость при 100 °C, мм2/с 

9 7 - 10,9 
12 11 - 13,9 
18 14 - 24,9 
34 25 - 41,0 
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Обозначение масел по новой номенклатуре включает группу 
и класс, например ТМ2-12 или TMS-18, ит. д. 

Показатели качества некоторых марок масел приведены ниже: 

Показатель TA,-!5B ТАД-17и TCran TC TC3,,-8 
(TM3- (ТМ5- \ (TM4-34) (TM2-34)  (TM3-9) 

18) 18) 

Вязкость при 100 °C, 15 17,5 20,5-32,4 20,5-32,4 8 
MM2/c 
Индекс вязкости - 100 - ~ 130 
Температура 3acTbiBa- —-20 —25 -20 ~20 -50 
ния, °C, He выше 

5.3.4. Турбинные масла 

Эти масла используют для смазки и. охлаждения опор 
(подшипников) паровых и газовых турбин, а также в системах 
регулирования турбоагрегатов и маслонапорных установок гид- 
ротурбин. Учитывая возможный контакт этих масел с водяным 
паром, водой или продуктами горения топлива, они должны 
обладать высокой стабильностью против окисления при темпе- 
ратурах 60 - 100 °С и более, обеспечивать бессменную работу 
машин в течение нескольких лет, образовывать нестойкую 
(легко разделяющуюся) эмульсию с водой и не образовывать 
пены. Сочетание всех этих свойств достигается специальной 
технологией очистки при получении базового масла, а также 
введением композиции соответствующих присадок. 

Ниже приведены некоторые показатели качества турбинных 
масел: 

Показатель Т‚-22с T,-30 T,-46 Для 
судовых 

Вязкость при 50 °C, мм2/с 20-23 28—32 44—48 7-9,6 
Индекс вязкости, не менее 90 87 85 - 
Температура, °C: 

вспышки в открытом тигле, не 186 190 195 135* 
ниже 
застывания, не выше 15 -10 -10 -45 

*В закрытом тигле. 

5.3.5. Компрессорные масла 

Компрессорные масла используют в поршневых и турбомаши- 
нах для сжатия воздуха или других специальных газов 
(углеводороды, аммиак, углекислота, фреоны и др.). Их основ- 
ное назначение - смазка трущихся деталей цилиндровой группы 
и одновременно - уплотнение их для предотвращения утечки 
сжимаемого газа. 
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Таблица 5.6. Показатели кэчества и назначение компрессорных масел 

Марка 100» ММ2/С ИВ Температура, °С Назначение 
масла 

вспышки, | застыва- 
не ниже | ния, не 

выше 
a 

K,,-8c 7-9 95 200 ~15 Турбокомпрессоры XHMH- 
ческих и нефтехимических 
производств 

К-12 11-14 - 216 ~25 Компрессоры низкого и 
среднего давления (2,5-4,0 
МПа) при температурах от 
-25 до +40 °C 

KC-28 26-30 90 275 -10 Многоступенчатые KOM- 
прессоры высокого давле- 
ния при температурах до 
50 °С 

ХА 11,5-14,5 - 160 —40 Компрессоры для СЖАТИЯ 
аммиака и диоксида углерода 

ХФ-22-24 24,5-28,4 - 125 -55 Фреоновые поршневые 
компрессоры при темпе- 
ратурах конденсации не 
ниже -50 °С 

ХФ-22с- > 16 - 225 -58 To же, при температурах 
16 конденсации до -70 °С 

В некоторых компрессорах имеются две системы смазки: ме- 
ханизм привода (кривошипно-шатунный) смазывается индуст- 
риальными маслами, а цилиндровая часть, где есть контакт с 
газом, — компрессорным маслом. В компрессорах с единой си- 
стемой смазки используют компрессорные масла. В связи с тем 
что масло в компрессорах контактирует при высоких температу- 
рах (до 200 °С) и давлениях (до 30 МПа) с газами, оно может 
быстро ухудшать свои свойства, например за счет окисления 
(сжатие воздуха). Поэтому к компрессорным маслам предъявля- 
ют более жесткие требования по термостабильности, окисли- 
тельной стабильности и химической стабильности к агрессив- 
ным газам. Эти свойства достигают главным образом за счет 
присадок к базовым маслам. 

Условно все компрессорные масла делят на две группы - для 
неагрессивных сред и давлений до 4 МПа и для агрессивных 
сред при давлениях до 30 МПа и температурах до 200 °С. 

В компрессорах для сжатия такого сильного окислителя, как 
кислород, масла для смазки цилиндровой группы не применяют 
(по соображениям взрывоопасности) и для этих целей исполь- 
зуют водный конденсат. 

Основная характеристика некоторых марок компрессорных 
масел приводится в табл. 5.6. 
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5.3.6. Цилиндровые масла 

Используются для смазки трущихся деталей паровых машин 
(цилиндров, золотников). В зависимости от параметров водяно- 
го пара цилиндровые масла делят на легкие (вязкость при 
100 °C 11 и 24 мм2/с), используемые для машин, работающих на 
насыщенном водяном паре, и тяжелые (вязкость при 100 °C 
38 и 52 mM2/c) - для машин на перегретом паре с температурой 
перегрева соответственно до и выше 350 °С. 

5.3.7. Осевые масла 

Предназначены для смазки осей колесных пар подвижного со- 
става железных дорог (вагонов, электровозов, тепловозов). 
Представляют собой неочищенные мазуты ‘нефтей нафтенового 

основания (эмбенских, ярегских и им подобных по химическо- 
му составу). 

Вырабатывают три марки этих масел - летнее, зимнее и се- 
верное с температурами застывания —40 °С (первые две марки) и 
—55 °С. 

5.3.8. Масла для прокатных станов 

Это узкоспециальная группа масел для смазки зубчатых высоко- 
нагруженных передач и подшипников прокатных станов. Выра- 
батываются они главным образом из базовых остаточных масел 
с добавкой к ним комплекса присадок, улучшающих противоиз- 
носные и противоударные свойства и понижающих температуру 
застывания до минус 25 °С. 

Вязкость этих масел составляет при 110 °С 26 - 30 мм-?/с. 

5.3.9. Приборные масла 

Применяются для смазки узлов трения в точных приборах и 
механизмах. Включают три группы масел - общего назначения, 
специального назначения и часовые. Все они низкозасты- 
вающие (от -10 до -80 °С). 

Масла общего назначения (МВП, ПАРФ-1, МАС-8Н и др. 
марки) вязкостью при 50 °С от 6 до 24 мм?/с используют для 
смазки контрольно-измерительных приборов (КИП), наполне- 
ния амортизаторов, смазки счетно-решающих машин, в качестве 
разделительных жидкостей в приборах. 

Масла специального назначения (марок МН и МП) вязкостью 
от 3 до 50 мм2/с при 100 °С применяют для смазки микроэлек- 
тродвигателей, шарикоподшипниковых опор микромашин, вы- 
сокоскоростных шариковых узлов трения и в точных приборах и 
часах в интервале температур от минус 40 до 150 °С. 
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Часовые масла высокой вязкости (две марки вязкостью при 
50 °С 400 и 25 мм?/с) используют для смазки механизмов ба- 
шенных часов. 

5.3.10. Гидравлические масла 

Эти и последующие масла относят к группе специальных масел, 
выполняющих не только смазочные, но и другие специфические 
по технологии применения функции (или только последние). 

Гидравлические масла — бифункциональные, т. е. они долж- 
ны обладать хорошими смазывающими свойствами и обеспечи- 
вать передачу больших усилий под большим давлением в гидро- 
системе. Поэтому к ним предъявляются также высокие требова- 
ния по стабильности против окисления. Кроме того, они долж- 
ны иметь низкие температуры застывания (от минус 30 до ми- 
нус 70 °C) и быть инертными к резиновым изделиям системы 
уплотнений (набухание резины в масле при 80 °С должно быть 
не более | - 3% за 72 ч). 

По эксплуатационным свойствам гидравлические масла делят 
по ГОСТ на три группы: 

не содержащие присадок - для малонапряженных гидроси- 
стем с давлением в них до 15 МПа и температур не более 70 °C; 

Таблица 5.7. Свойства гидравлических масел 

Марка Вязкость, MM2/c, при Температура, °С Область применения 

50 °C -40(-50) °С  |застывания] вспышки”, 

не выше | не ниже 

МГЕ- >4,6 (260) 70 94 Гидросистемы летательных 
4А аппаратов 

АМГ- >10 (1250) -70 92 To xe 
10 

ВМГЗ >10 1900 -60 135 Гидросистемы наземной 
техники, работающей при 
температурах -50 + +60 °C 

АУП li- - -45 145 Гидросистемы корабельной 
14 техники, работающей при 

температурах -30 + +120 °С 
MITI- 10 - —40 145 Гидроамортизаторы автомо- 

10 билей 
ЭШ 20 - ~50 150 Гидросистемы — шагающих 

экскаваторов 
МГ-30 27- 4000 -30 190 Гидросистемы с давлением 

33 (при -15 °C) до 25 МПа, эксплуатируе- 
мые в весенне-летний пе- 

риод 
ГДЖ- 82- - - 180 Гидросистемы судовых вин- 
14c 91 тов регулируемого шага 

* В открытом Ture. 
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содержащие присадки против окисления и коррозии - для 
гидросистем средней напряженности (25 МПа и не выше 90 °С); 

содержащие, кроме вышеупомянутых присадок, противоиз- 
носные и другие специфические присадки - для гидросистем 
высокой напряженности (выше 25 МПа и выше 90 °С). 

По назначению — масла применяют для гидросистем летатель- 
ных аппаратов, наземного и водного транспорта как гидротор- 
мозные и амортизационные жидкости, и т. д. 

Свойства некоторых марок гидравлических масел и их назна- 
чение приведены в табл. 5.7. 

5.3.11. Вакуумные масла 

Вакуумные масла выполняют также две функции - служат в 
качестве смазки трущихся деталей вакуумных насосов и как 
разделительная (герметизирующая) не испаряющаяся в глубоком 
вакууме жидкость. Они, как правило, не содержат присадок и 
отличаются от других масел узким фракционным составом, ма- 
лой испаряемостью и высокой стабильностью против окисле- 
ния. Гехнология их получения отличается тем, что после полу- 
чения базового очищенного масла его перегоняют в глубокова- 
куумных дистилляторах с получением узких фракций, одну из 
которых (наименее летучую) используют как масло для вакуум- 
ных систем. 

Марки вакуумных масел ВМ-! + ВМ-6 различаются вязкос- 
тью (от 10 MM2/c до 70 MM2/c при 50 °С) и температурой вспыш- 
ки (180 и 230 °С). Давление насыщенных паров у них при 20 °C 
oT 5. 105 до2. 10° мм рт. ст. 

5.3.12. Электроизоляционные масла 

Это группа монофункциональных масел, основная задача кото- 
рых - в тех или иных условиях обеспечить изоляцию токоведу- 
щих частей электрических устройств и аппаратов. 

По типу электрических устройств, где применяют масла, их 
называют трансформаторными, кабельными и конденсаторны- 
МИ. 

Все они должны быть химически стойкими при контакте с 
цветными металлами, обеспечивать бессменную работу в тече- 
ние многих лет с минимальными диэлектрическими потерями и 
не выделять при этом газов под действием электрического поля. 

Обычно это масла высокой степени очистки от полярных со- 
единений, обладающие диэлектрической прочностью до 210 
кВ/см (кабельные масла). Свойства некоторых масел приведены 
в табл. 5.8. 
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Таблица 5.8. Свойства электроизоляционных масел 

Марка Вязкость Температура, °С ТУДЭЛ Применение 
при при 90 °С 

50 °С, (100 °C), % 
мм2/с 

вспышки, застыва- 

не ниже ния, не 

выше 

Трансформаторные масла 

Т-750 9 135 -53 0,5 Трансформаторы и 
вводы с напряжением 
до 750 кВ 

Т-1500 Электрооборудование 
линий постоянного тока 

с напряжением до 1500 
кВ 

Кабельные масла 

КМ-25 23* 225 -10 0,01 Силовые кабели с про- 
питанной изоляцией (до 
35 кВ) 

C-220 50 180 -30 0,003 Высоковольтные кабели 
высокого давления 

Конден- 9 150 -45 0,005 Бумажные силовые 
саторное конденсаторы 

*При 100 °С. 

5.3.13. Технологические масла 

Технологические масла широко применяются в промышленных 
технологиях, где они выполняют одну или несколько важных 
технологических функций. Условно их делят на масла общего 
применения, масла для производства химических волокон и 
мягчители шинных смесей. 

К первой группе относят масла для пропитки кож, закалоч- 
ные масла в металлообработке, масла — поглотители ароматики 
в коксохимии, висциновые масла для воздухоочистительных 
фильтров и другие. 

В производстве химических волокон масла (марки С-9, С-15 
и С-25) типа трансформаторного или индустриального И-20А 
применяют как компоненты замасливающих препаратов. 

Масла-мягчители вводят в состав резиновых смесей в произ- 
водстве шин и других резинотехнических изделий для придания 
им эластичности и улучшения формуемости (пластификаторы - 
наполнители каучуков ПН-6к или ПН-6щ). 

Свойства каждой марки технологических масел оговаривают- 
ся специальными техническими условиями или ОСТ для соот- 
ветствующей технологической операции. 
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5.3.14. Медицинские (белые) масла 

Это небольшая группа минеральных масел высокой степени 
очистки, допущенных органами здравоохранения в качестве 
компонентов либо лечебных препаратов, либо парфюмерных 
изделий. Соответственно, они выпускаются двух марок - вазе- 
линовое медицинское (для лечебных целей в чистом виде или в 
составе мазей) и парфюмерное (для приготовления продуктов 
парфюмерии - кремов, паст, карандашей и др.). 

Получают эти масла кислотно-контактной доочисткой базо- 
вых дистиллятных масел до прозрачно-белого цвета. 

5.3.15. Защитные масла 

Предназначены для покрытия деталей, механизмов и машин 
при их хранении с целью защиты от коррозии. Эти масла выра- 
батывают на основе базовых дистиллятных и остаточных масел с 
композициями присадок, улучшающими антикоррозионные и 
антиржавейные свойства. 

5.4. ТВЕРДЫЕ НЕФТЕПРОДУКТЫ 

К твердым относят нефтепродукты, выделяемые из нефти (см. 
рис. 5.2) при получении масел (парафины, церезины и воски), а 
также получаемые процессами термохимического превращения 
тяжелых фракций нефти (битумов, кокса). 

5.4.1. Парафины 

Получают их путем обезмасливания гачей, выделенных при де- 
парафинизации фракции 350 - 420 °С (или 350 - 460 °C), про- 
шедшей селективную очистку. Представляют собой концентрат 
смеси углеводородов нормального строения C9 - C35 чистотой 
по этим углеводородам от 88 до 98%(мас.). Внешний вид их - 
это белая кристаллическая твердая масса, имеющая температуру 
плавления в пределах 45 - 58 °С в зависимости от углеводород- 
ного состава и степени очистки. 

Область применения парафинов очень широка и включает 
главным образом тароупаковочные изделия, производство мою- 
щих средств, пластикатов, пластичных смазок, полировальных 
материалов и т. д. 

В зависимости от степени очистки от масла и канцерогенных 
веществ и области применения вырабатывают по ГОСТ 23683- 
89 парафины высокоочищенные (By - Bs), для пищевой про- 
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мышленности (I1,—-IT>) и технического назначения (T), Т2, Тзи 
С). Характеристика их приводится ниже: 
Марка Внешний вид — Температура Содержание Применение 

плавления, °С масла, % 

B> Кристалли- 52-54 Не более Пропитка бумаги 
ческая белая 0,45 Электротехника и элек- 
масса троника 

B; 54-56 “ Нефтехимия 

В 56-58 Не более Jina изготовления РТИ 
0,45 

В; 58—62 Не более 
0,45 

п, Не ниже 54 Не более Пропитка тары и упаков- 
0,45 ки, имеющей контакт с 

пищевыми продуктами 
(молоко, пасты, соки) 

MN, Тоже Не ниже 52 Не более 0,8 То же, имеющих контакт с 
сухими сыпучими пище- 
выми продуктами 

Ty Кристалли- 52-58 Не более 1,8 Изготовление товаров бы- 
ческая белая TOBOH химии 
масса, —до- 
пускаются 
оттенки се- 
рого и жел- 
того цветов 

Th 52-56 Не более 2,3 Для использования в хи- 
мической и нефтехими- 
ческой промышленности 
и др отраслях 

T3 50-56 Не более 3,0 Для пропитки и покрытия 
технических сортов бума- 
ги, картона и текстиля 

С 45-52 Не более 2,2 Для производства синте- 

тических жирных кислот 
(СЖК) 

5.4.2. Церезины и воски 

Церезины и воски - это твердые при обычной температуре ве- 
щества, состоящие в основном из высокомолекулярных изоал- 
канов C35- Css в смеси с н-алканами, а также нафтено- 
ароматическими углеводородами с длинными боковыми цепями 
с таким же числом атомов углерода. Вследствие такой специ- 
фичности состава они имеют более мелкокристаллическую 
структуру и более пластичны по сравнению с парафинами. 

Церезины получают в результате обезмасливания петролату- 

ма, выделяемого после депарафинизации деасфальтизата гудро- 
на. Применяют их в основном в производстве консистентных 
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смазок и мастик, а также слоистых бумаг и картона (для созда- 
ния влагонепроницаемой пленки). Церезином пропитывают 
также керамические изоляторы для повышения их влагостой- 
кости. В последнее время они в смеси с парафинами и низко- 
молекулярными полимерными материалами находят широкое 
применение в специальных композиционных составах (для 
спуска судов со стапелей, герметизации узлов прививок расте- 
ний, при изготовлении выплавляемых моделей и т. д.). 

Из церезинов общего назначения гидроочисткой могут быть 
получены глубокоочищенные церезины белого цвета, которые 
используют для композиций, служащих в качестве покрытий 
пищевых продуктов (сыра). 

Нефтяные воски - это твердые при комнатной температуре 
вещества, содержащие в своем составе от 40 до 70% (мас.) изо- 
алканов и циклановых углеводородов и по своим свойствам в 
какой-то мере подобные пчелиному воску. 

Технология их производства близка к технологии получения 
церезинов. Применяют воски в качестве защитных покрытий 
(ЗВ-1, 38-2), мягчителей резин и в качестве антиоксидантов 
резинотехнических изделий. Основные показатели качества це- 
резинов и восков различных марок приведены ниже: 

Показатель Церезины Воски 

80 75 67 57 3B-1 38-2 Омск-1 

Температура каплепадения 80 75 67 57 (50) (60) (62) 
(плавления), °С, не ниже 
Глубина проникания иглы 16 18 30 30 46 - 12 
при 25 °C, нагрузке 100 г, 
0,1 мм, He более 
Кислотное число, мг 0,1 0,15 0,15 0,15 - - - 
KOH/r, He более 

5.4.3. Вазелины 

Вырабатывают в виде смеси церезина или петролатума с маслом 

(разбавлением). По степени очистки и области применения раз- 

личают медицинский и конденсаторный вазелины. 

Медицинский вазелин - это смесь петролатума с маслом, 
очищенная серной кислотой и доочищенная глиной. Может 

вырабатываться также как расплав парафина и очищенного це- 

резина в парфюмерном масле. Применяют для предохранения 

от коррозии медицинских инструментов, как компонент кремов, 

мазей, помад и гримов. 

Конденсаторный вазелин (на основе петролатума) используют 
для пропитки и заливки электрических конденсаторов. 
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5.4.4. Пластичные смазки 

Это обширная группа продуктов, которая представляет собой 
композиционные смеси нефтепродукта с загустителями и дру- 
гими веществами, придающими им специфичные для каждого 
потребителя свойства. 

Основой большинства пластичных смазок являются мине- 
ральное масло, хлор-, фтор- или кремнийорганические соеди- 
нения, а также некоторые сложные эфиры. 

Для придания пластичных свойств к основе добавляют загус- 
тители (мыла) и наполнители (графит, краситель). 

В зависимости от используемого загустителя смазки соответ- 
ственно бывают кальциевые, натриевые, литиевые, бариевые, 
алюминиевые и углеводородные. 

По ГОСТ все пластичные смазки отнесены к 4 группам - aH- 
тифрикционные, защитные, уплотнительные и канатные. 

Наиболее обширной по числу марок (около 70) является 
группа антифрикционных смазок, применяемых для смазывания 
грубых и высоконагруженных узлов трения транспортных 
средств (подвесок ходовых частей, рессор), горнодобывающего 

оборудования, различных узлов индустриальных механизмов 
(конвейеров, сельскохозяйственных машин), подшипников 
электродвигателей и т. д. К ним относятся, например, смазки 
солидол, Литол-24,Фиол-1, ЦИАТИМ-221 и др. 

Защитные, или консервационные, смазки служат для предо- 
хранения металлических поверхностей от коррозии, кожаных 
изделий от высыхания и гниения. Эти смазки наносят на метал- 
лические поверхности в нагретом до 100 - 110 °С состоянии, a 
при расконсервации смывают органическим растворителем или 
горячей водой. 

Наиболее известными защитными составами являются марки 
Мовиль и Мольвин-МЛ, используемые для защиты от коррозии 
внутренних труднодоступных поверхностей кузовов автомоби- 
лей. 

Уплотнительные смазки (14 марок) применяют в качестве 
уплотнительной среды в резьбовых соединениях, трубопровод- 
ной и запорной арматуре, в узлах соединений вакуумных систем 
ит. п. 

Канатные смазки — это влагостойкие и низкозастывающие, 
рассчитанные для работы при температуре до -50 °С компози- 
ции, используемые для пропитки сердечников силовых сталь- 
ных канатов, а также при их изготовлении и эксплуатации в 
горнодобывающем и подъемно-транспортном оборудовании. 
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5.4.5. Битумы 

Это полутвердые или твердые в обычном состоянии продукты, 
представляющие коллоидную смесь асфальтенов, смол и масла. 
Сырьем для их получения служат гудроны первичной перегонки 
нефти и другие продукты вторичных процессов переработки 
нефтяных остатков (экстракты масляного производства, кре- 
кинг-остатки), в которых концентрируются высокомолекуляр- 
ные ароматические соединения, смолы и асфальтены. 

Таким образом, пригодность нефти для получения из нее би- 
тума определяется содержанием в ней смол и асфальтенов, что 
выражается следующим соотношением БашНИИ НП: 

А+С-2П > 0, (5.5) 

где А, Си П - содержание в нефти соответственно асфальтенов, смол и пара- 
фина, %(мас.). 

Если левая часть этого неравенства меньше нуля, то нефть 
считается неблагоприятной для получения из нее битума хоро- 
шего качества. Битумы классифицируют по способам получения 
(остаточные, окисленные и компаундированные) и по области 

применения (дорожные, строительные и специального назначе- 
НИЯ). 

Остаточные битумы получают как остатки перегонки 
нефти под вакуумом, кипящие выше 450 - 550 °С, т. е. концент- 
рированием природных смол и асфальтенов в остатке пере- 
гонки. 
Окисленные битумы получают окислением тяжелых 

остатков нефти (выше 400 - 450 °С) воздухом при 260 - 280 °С, 
т. е. образованием вторичных асфальтосмолистых веществ до- 
полнительно к природным. 
Компаундированные битумы получают смешением, 

в частности остаточных с окисленными. 
Дорожные битумы подразделяют на вязкие и жидкие. 

Последние получают из вязких добавкой разжижающих нефте- 
продуктов (обычно - керосиновой фракции) и поверхностно- 
активных веществ. По скорости загустевания жидкие битумы 
бывают следующие: быстрогустеющие (класс БГ), густеющие со 

средней скоростью (класс СГ) и медленногустеющие (класс 

МГ). 
Основные показатели качества вязких дорожных битумов 

различных марок приведены ниже (ГОСТ предусматривает так- 
же марки БН с теми же требованиями по глубине проникания 
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иглы при 25 °C, но различающиеся по другим показателям ка- 
чества): 

Показатель БНД БНД БНД БНД 60/90 BHI 40/60 
200/300 130/200 90/130 

Глубина проникания 
иглы, 0,1 мм: 

при 25 °С 201-300 131-200 91/130 60-90 40-60 
при 0 °С, не более 45 35 28 20 13 

Температура, °С: 
размягчения, не 35 30 43 47 51 

ниже 
хрупкости, не вы- -20 -18 -17 -15 -10 

ше 
вспышки, не ниже 200 220 220 220 220 

Растяжимость, CM, 
не менее- 

при 25 °С - 65 60 50 40 
при 0 °С 20 6 4,2 3,5 - 

Жидкие дорожные битумы готовят с добавкой следующих 
разжижителей: 

БГ - БНД 60/90 или БНД 90/130 с добавкой легкого кероси- 
на (фракция 130 - 230 °С); 

СГ - БНД 40/60 с добавкой обычного керосина (фракции 
150 - 300 °С); 

МГ - БНД 40/60 или БНД 60/90 с добавкой тяжелого дизель- 
ного топлива (фракции 280 - 360 °С). 

Для жидких битумов основными нормами качества являются: 
условная вязкость при 60 °C, температура вспышки (от 37 °C 
для БГ до 110 °С для МГ) и количество испарившегося разжи- 
жителя при 100 °С за 1, Зи 5ч. 

Строительные битумы используют главным образом в 
качестве гидроизоляционной среды и выпускают трех марок: БН 
50/50, БН 70/30 и БН 90/10 (в числителе - температура размяг- 
чения, в знаменателе - средняя глубина погружения иглы). Эти 
битумы менее растяжимы, чем дорожные (для указанных марок 
соответственно 40, Зи 1 см). 

Из битумов специального назначения укажем на 
кровельные, изоляционные и высокоплавкие мягчители. 

Кровельные марок БНК 45/180, БНК 90/40 и БНК 90/30 
(цифры - то же, что и выше) используют для пропитки кро- 
вельных материалов (толь, рубероид) или непосредственно для 
покрытия крыш зданий и сооружений. 

Изоляционные битумы марки БНИ-ШУ-3, BHH-IV и БНИ-У 
используют как гидроизоляционные покрытия трубопроводов, 
предохраняющие их от грунтовой коррозии. Температуры их 
размягчения соответственно 65, 75 и 90 °C. 
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Таблица 5.9. Классификация нефтей по возможности получения битумов 

Группа | Содержание, %(мас.) Возможности получения битумов 
нефти 

Arc | П 

1 25-36 3-5 БНД вязкие, БН и другие марки как остаточ- 
ные битумы 

2 10-20 3-6 БН как остаточные из остатка выше 480 °C. 
Окислением - все марки 

3 7-10 0,2-2,5 Остаточные - из фракции выше 520 - 550 °C. 
Окислением — БНД и БНК 

4 7-10 5-7 Остаточные - не могут быть получены. Окисле- 
нием фракции выше 500 °С - БНД и БНК 

5 5-10 7-12 — Остаточные не могут быть получены. Окисле- 
нием в жестких условиях - только строитель- 
ные битумы 

Специальные битумы применяют в лакокрасочной, шинной 
и электротехнической (электронной) промышленности. Свой- 
ства некоторых марок специальных битумов (Б, В, Г - общего 
назначения, А-30 и А-10 - мягчители) приведены ниже: 

Показатель Б В Г А-30 А-10 

температура размягчения, 100-110 110-125 125-135 125-135 125-130 

Глубина проникания иглы, 11 8 5 30-40 8-13 
0,1 мм, 25 °С, не более 
Содержание нерастворимых 0,15 0,15 0,15 - - 
в горячем бензоле, %, не 
более 
Зольность, %, не более 0,20 0,20 0,20 0,50 0,30 

С учетом большого разнообразия выпускаемых марок биту- 
мов и широких возможностей технологий их получения в по- 
следнее время БашНИИ НП дал более обобщенную оценку 
нефтей как сырья для производства битумов, расширив область, 
ограничиваемую приведенным выше неравенством (5.5). В соот- 

ветствии с этой оценкой все нефти по содержанию в них ас- 
фальтенов, смол и парафина относят к пяти группам и для каждой 
из них определяют возможность получения битумов (табл. 5.9). 

По этой классификации условию (5.5) удовлетворяют первые 
три группы нефтей, позволяющие получить те или иные марки 
остаточных битумов. 

5.4.6. Нефтяные коксы 

Кокс, или концентрированный нефтяной углерод, является ко- 
нечным продуктом уплотнения при термическом разложении 
асфальтенов, смол и конденсированных высокомолекулярных 
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ароматических углеводородов. Содержание основных элементов 
в коксе составляет: углерода -90-97, водорода - 2-7, серы - 0,8-5%. 

Получают кокс термическим разложением при 450 - 520 °С тя- 
желых остатков нефти (гудронов) различными технологическими 
способами и соответственно имеют различный выход кокса (от 1,1 
no 2,0 от C,) значения коксуемости гудрона разного качества. 

Кубовый метод получения кокса состоит в разложении разовой 
загрузки гудрона нагревом в кубах большой емкости с последую- 
щей выгрузкой из куба коксового “пирога”. Метод позволяет полу- 
чить максимальный выход кокса (2,0 C,) наилучшего качества. 

Метод замедленного коксования в необогреваемых камерах с 
предварительным нагревом гудрона в трубчатой печи является 
наиболее массовым почти во всех странах (90 - 98% всего выра- 
батываемого нефтяного кокса). Выход кокса составляет до 1,6 
C,, и по качеству он хуже кубового кокса. Непрерывное коксо- 
вание гудрона в кипящем слое нагретого до 550 - 600 °С мик- 
росферического кокса позволяет получить максимальный выход 
жидких продуктов коксования и соответственно выход кокса до 
1,2 C,, причем порошкообразный кокс имеет низкое качество и 

используется поэтому как энергетическое топливо. 
Нефтяные коксы используют для изготовления анодных ванн 

в выплавке алюминия, графитированных электродов при полу- 
чении электролитической стали, алюминия, магния, в произ- 
водстве ферросплавов, кремния и карбида кальция. 

Марки коксов установлены в зависимости от технологии их 
получения и области применения: кубовые коксы из кре- 
кинг-остатков и пиролизной смолы - КНКЭ, КНПЭ, КНПС и 
КН (КН - кокс нефтяной, КЭ - крекинговый электродный, 
ПЭ - пиролизный электродный, ПС - пиролизный специаль- 
ный) икоксы замедленного коксования K3-25, K3-6 
и КЗ-0 (соответственно с размером кусков выше 25 MM, 6 - 25 
мми0-бмм). 

Показатели качества коксов (кубовых и замедленного коксо- 
вания) приведены ниже: 

Показатель КНКЭ КНПЭ KHMC KH K3-25 КЗ-6 K3-0 

Содержание, %(мас.), не 
более: 

летучих веществ 7,0 6,5 7,0 7,0 7,0 9,5 10 
серы 0,8 1,0 0,4 1,0 1,3 1,5 1,5 
рабочей влаги 3 
мелочи, размеры ку- 
CKOB: 

менее 25 мм 4 4 4 4 10 - - 
менее 6 мм - - - - - 25 - 

Зольность, %(mac.), не 0,6 0,3 0,3 0,5 0,5 0,7 0,8 
более 
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5.5. ДРУГИЕ НЕФТЕПРОДУКТЫ 
СПЕЦИАЛЬНОГО НАЗНАЧЕНИЯ 

Ассортимент этой группы нефтепродуктов очень широк, и по- 
этому охарактеризуем основные из них - нефтяные растворите- 
ли, осветительные керосины, жидкие парафины, смазочно- 
охлаждающие жидкости и технический углерод. 

5.5.1. Нефтяные растворители 

Классификация и обозначения нефтяных растворителей опреде- 
лены стандартом, в соответствии с которым для них установле- 
но единое название — Нефрас, и они отнесены к пяти группам и 
шести подгруппам. 

Группы Нефрас (по углеводородному составу): 

П - парафиновые (содержание н-алканов более 50%); 
И - изопарафиновые (изоалканов более 50%); 
Н - нафтеновые (нафтенов более 50%); 
А - ароматические (ароматических более 50%); 
С - смешанные (каждой группы углеводородов менее 50%). 

Подгруппы (по содержанию ароматических углеводородов): 

0 - менее 0,1% (мас.); 3 - 2,5 - 5,0% (мас.); 
1-0,1- 0,5% (мас.); 4 - 5,0 - 25% (мас.); 
2-0,5 - 2,5% (мас.); 5 — 25 - 50%(mac.). 

В обозначениях растворителей соответственно указывают 
группу и подгруппу, а также начало и конец кипения 
(последние две цифры), например Нефрас П1-63/75. 

По областям применения все растворители можно отнести к 
промышленным (технологическим) и бытовым. 

К промышленным растворителям относятся следующие. 
Петролейный эфир (Нефрас ПО-30/70 и ПО-70/100) - 

легкая бензиновая фракция, выделяемая при первичной пере- 
гонке малосернистых парафиновых нефтей и выкипающая в 
интервале 30 - 70 °С (или 70 - 100 °С). В ней должны отсутство- 
вать сера, ароматические углеводороды, олефины и вода. 

Применяется как экстрагент масел и моющая от масел жид- 
кость (в производстве шерсти, бытовой химии), хорошо раство- 
ряет парафинонафтеновые углеводороды и Поэтому широко 
используется в лабораторной практике. 

Бензин для резиновой промышленности марок 
БР-! (Нефрас C3-80/120) и БР-2 (Нефрас C2-80/120). 

Вырабатывается перегонкой из малосернистых нефтей при их 
первичной перегонке (БР-1) либо из рафинатов каталитического 
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риформинга бензинов (БР-2). Содержание ароматических в них 
ограничивается: до 3% (мас.) - БР-1 или 2,5% (мас.) - BP-2. 
Содержание серы - не более 0,02% (мас.). Используют эти рас- 
творители для растворения каучука (приготовления резинового 
клея) и других операций в производстве резинотехнических из- 
делий и щин. 

Уайт-спирит (Нефрас С4-155/200) - один из основных 
растворителей для лаков и красок. Обладает хорошей испаряе- 
MOCTbIO и не имеет сильного, резкого запаха. Вырабатывается из 
специальных малосернистых нефтей при их первичной перегон- 
ке. Содержит не более 0,025% серы, 16% ароматических и имеет 
температуру вспышки не ниже 33 °С. 

Бензин для технических целей (Нефрас C2- 
50/170) - выделяется из малосернистых нефтей и содержит не 
более 0,025% серы, незначительное количество ароматических. 

Используется в производстве искусственных кож, а также в 
химчистке одежды. 

Экстракционный бензин (Нефрас C3-70/95) - узкая 
бензиновая фракция из малосернистых парафиновых нефтей с 
содержанием ароматических не более 2,5% и не более 0,02% 
серы. Используется как экстрагент при получении эфирных 
масел из растений, в производстве парфюмерных масел, а также 
для очистки шерсти в текстильной промышленности. 

Сольвент (Нефрас А-120/160) - концентрат ароматиче- 
ских углеводородов (85%), выделенный из смолы пиролиза, с 
небольшим содержанием серы (до 0,1%). Используется в произ- 
водстве лаков, красок и эмалей. | 

Растворитель AAA полимеризации этиле- 
на (Нефрас C2-84/92) - узкая бензиновая фракция из мало- 
сернистой нефти, имеющая давление насышенного пара при 
70 °С не более 560 мм рт. ст. Используется в качестве среды для 
полимеризации этилена при низком давлении с целью получе- 
ния полиэтилена низкого давления, играя при этом также роль 
теплоотводящей среды. 

Индивидуальные углеводороды - выделяются при 
переработке нефти и используются как технологические среды 
на определенных стадиях этой переработки. 

Пропан и изобутан - выделяются из углеводородных 
газов при стабилизации нефти и используются в процессах де- 
асфальтизации гудронов в производстве масел. ; 

Бензол и толуол - получают каталитическим рифор- 
мингом бензиновой фракции и используют как компоненты 
растворителей (в смеси с метилэтилкетоном, ацетоном) в про- 
цессе депарафинизации масляных дистиллятов и обезмаслива- 
ния гачей и петролатумов. 
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Нормальные алканы (гексан, гептан, октан), выделен- 
ные адсорбцией из бензиновых фракций, чистотой 98 - 99% 
используют как вытеснители (десорбенты) в парофазных ад- 
сорбционных процессах получения жидких парафинов различ- 
ного состава. 

К бытовым растворителям можно отнести также уайт-спирит, 
применяемый для приготовления различных мастик, используе- 
мых в быту, а также две следующие группы растворителей. 

Растворители для инсектицидов (типа “Прима” 
“Карбазол” и др.). Представляют собой тяжелую бензиновую 
фракцию, выделенную из моноалкилата и являющуюся кон- 
центратом (до 90%) изоалканов (Нефрас W1-160/190) или из 
жидкого парафина с концентрацией н-алканов до 97% (Нефрас 
П1-190/220). Используются в аэрозольных упаковках как среда, в 
которой растворен ядовитый инсектицидный препарат. Оба рас- 
творителя малотоксичны (поэтому используются в быту) и обла- 
дают хорошей испаряемостью. 

Пропелленты-легколетучие углеводороды, выполняющие 
роль вытеснительной среды из аэрозольных упаковок для пар- 
фюмерных веществ (лаков, кремов, красок). Для этого исполь- 
зуют пропан-бутановую (или бутан-пентановую) смесь высокой 
степени очистки (серы - до 10 мг/кг), не имеющую запаха. Они 
используются недавно вместо фреона, поскольку последний 
вредно воздействует на окружающую среду. 

5.5.2. Осветительный керосин 

Это один из видов бытового горючего, используемый для фи- 
тильных приборов (осветительных ламп и фонарей, керосинок и 
керогазов) и примусов. 

Одним из важных требований к его качеству является мини- 
мальная нагарообразующая способность, с тем чтобы не заби- 
вался фитиль или капсюль (у примуса). Поэтому этот керосин 
должен содержать минимальное количество ароматических угле- 
водородов, являющихся источником нагарообразования. Содер- 
жание ароматических оценивается косвенно, по высоте некоп- 
тящего пламени. Ограничивается в этих керосинах также содер- 
жание смол и нафтеновых кислот. Для обеспечения этих требо- 
ваний керосиновые дистилляты, выделенные из малосернистой 
нефти, подвергают очистке серной кислотой или гидроочистке 
(если нефть - сернистая). Поскольку осветительный керосин - 
бытовой продукт, температура вспышки его должна быть не 
ниже 40 °C, температура помутнения - не выше минус 15 °С, а 
содержание серы - не более 0,1% (мас.). 

Стандартом предусмотрен выпуск четырех марок осветитель- 
ного керосина — КО-30, КО-25, КО-22 и КО-20 (цифра - высота 
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некоптящего пламени в MM, не менее) с выкипанием до 200 °C 
не менее 25% и полным выкипанием [98%(06.)] не выше 280 °C 
(КО-30 и КО-22) или 300 °С (КО-20). 

5.5.3. Жидкий парафин 

Жидким парафином называют смесь нормальных алканов с чис- 
лом атомов углерода от 10 до 20, выделенную из прямогонной 
фракции дизельного топлива с целью понижения его температур 
помутнения и застывания. Выделяют жидкий парафин либо 
карбамидом (используя свойство н-алканов образовывать с кар- 
бамидом твердый комплекс - аддукт), либо адсорбцией н- 
алканов на синтетических цеолитах. 

Концентрация суммы н-алканов в жидких парафинах, полу- 
ченных с помощью карбамида, составляет 96 - 97, а адсорбцией 
_ 98-99% (мас.). Примеси составляют ароматические (0,5 - 1,5%) 
и другие углеводороды. 

Основные области применения жидких парафинов - это 
микробиологический синтез (получение белково-витаминных 
концентратов - БВК), нефтехимический синтез (производство 
синтетических жирных кислот и высших жирных спиртов для 
моющих средств, получение высших олефинов и др.), а также 
получение растворителей и десорбентов различного назначения. 
В последнем случае жидкий парафин подвергают четкой ректи- 
фикации и выделяют нужную фракцию. 

Техническими условиями предусмотрен выпуск жидкого па- 
рафина для производства БВК (карбамидным и адсорбционным 
методами) и для производства поверхностно-активных веществ. 
В первом случае - это фракция, кипящая в интервале 200 - 
320 °С, с содержанием суммы н-алканов не ниже 99%(мас.), 
ароматических — не более 0,01% (мас.) и серы - не более 
0,02% (мас.). 

Во втором случае требования к качеству ниже: пределы ки- 
пения 275 - 360 °С, содержание н-алканов - 97% (мас.), арома- 
тических - не более 1,5% (мас.) и серы - не более 0,5% (мас.). 

5.5.4. Смазочно-охлаждающие жидкости (СОЖ) 

Основное назначение СОЖ - съем выделяющегося при метал- 
лорезании тепла, облегчение обработки металлов и защита об- 
рабатываемого инструмента от износа при резании металлов и 
их прокате, где возникают большое напряжение (например, при 
резании металла на токарном станке в точке снятия стружки 
температура может достигать 1500 °С и давление - 4000 МПа). 

Существует три типа СОЖ - масляные, водно-масляные и 
водные. 
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Масляные COX - это высокоочищенные парафино- 
нафтеновые базовые минеральные масла вязкостью при 50 °С до 
45 мм?/с с добавкой к ним до 20% растительных масел или син- 
тетических жирных кислот, а также композиций присадок (8 — 
10%). В состав последних входят хлорпарафины, сульфат каль- 
ция, окисленный петролатум и другие компоненты. 

Масляные СОЖ (марки В-296, В-32к и В-35) применяют 
главным образом в прокате цветных (“Укринол”) и черных ме- 
таллов и при обработке твердых и вязких сталей (нержавеющих, 
жаропрочных). 

Показатели качества масляных СОЖ: вязкость от 4 до 45 
мм? /с, температура вспышки от 120 до 180 °C, содержание серы 
от 0,2 до 2,0% (мас.). Нормируется также коррозионная актив- 
ность с металлом и термостабильность. | 

Водно-масляные СОЖ - это коллоидный раствор 6 - 
10 различных компонентов в воде. Основным из этих компо- 
нентов является эмульсол, состоящий на 75 - 85% из минераль- 
ного (индустриального) масла вязкостью при 50 °С до 40 мм?/с 
и нескольких присадок специфичного действия (эмульгаторы, 
антиокислители и др.). Эмульсолы марок Э-2, Э-3, ЭТ-2, SIT, 
ЭМУС и др. различаются вязкостью, составом компонентов и 
назначением. 

Для получения водно-масляных СОЖ эмульсол на месте раз- 
бавляют водой (2 - 10% эмульсола в растворе). 

5.5.5. Технический углерод 

Технический углерод (прежнее название - сажа) - это высоко- 
дисперсный концентрат углерода, применяемый как наполни- 
тель резинотехнических изделий и шин, как черный пигмент в 
лакокрасочной и полиграфической промышленности, в произ- 
водстве взрывчатых веществ, репрографических контрастных 
порошков и т. д. 

Сырьем для производства технического углерода служат вы- 
сокоароматизованные (до 80 - 85% ароматических), высококи- 
пящие (360 - 450 °С) вторичные дистилляты переработки нефти 
или природный газ. 

Основной способ получения технического углерода (до 90% 
всего производства) — печной, при котором сырье в специаль- 
ных реакторных печах нагревают до 1200 - 2000 °С и за очень 
малое время (0,01 - 0,07 с) разлагают с получением дисперсного 
углерода. В зависимости от химического состава сырья и техно- 
логического режима в состав технического углерода входят: уг- 
лерод [90 - 99% (мас.)], водород (0,3 - 0,8%), кислород хемосор- 
бированный (0,1 - 7,0%), сера (до 1,5%) и минеральные приме- 
си (до 0,5%). 

271



Размер частиц технического углерода, состоящих из мелких 
кристаллов, обычно от 25 до 200 нм при степени их кристал- 
личности до 70%. В обычном состоянии эти частицы образуют 
агломераты размерами от 1000 до 3000 нм (от 1 до 3 мкм). 

Определяющими показателями качества технического угле- 
рода являются удельная поверхность (M2/r), структурность час- 
тиц, оцениваемая По маслоемкости (см3/г), и дисперсность. 

Всего выпускается более 20 марок технического углерода, 
обозначаемых буквами и цифрой, например ДГ-100, ТМ-70, 
ПМ-100В и т. д. Цифры означают удельную поверхность, пер- 
вые буквы - способ получения: диффузионный (Д), в турбу- 
лентном пламени (Т) и печной (П), - вторая буква - вид сырья: 
газ (Г) или масло ароматизованное (М). Буква после цифры 
характеризует степень дисперсности (В - высокодисперсный). 

Маслоемкость технического углерода обычно составляет 0,2 — 
1,2 см3/г, а рН водной суспензии - от 2,5 (для ДГ-100) до 8 - 9. 

Глава 6 

ПЕРЕРАБОТКА УГЛЕВОДОРОДНЫХ ГАЗОВ 

Все углеводородные газы (УГ) можно разделить по их проис- 
хождению на две большие группы - первичные и вторичные. 

Первичные УГ - это газы, добываемые непосредственно из 
земных недр. По условиям залегания (и соответственно - соста- 
ву) они могут быть разделены на природные и попутные 
(нефтяные) УГ. К природным УГ относят легкие по соста- 
ву газы чисто газовых месторождений, а также газы газоконден- 
сатных месторождений, которые выносят на поверхность в 
сконденсированном виде в небольших количествах (50 - 500 
г/нм3 газа) более тяжелые углеводороды (конденсаты), кипящие 

до 200 - 300 °С. 
Попутные УГ - это газы, добываемые вместе с нефтью 

на нефтяных месторождениях. 
Вторичные УГ - это легкие углеводороды, образовавшиеся 

при переработке нефти за счет термокаталитических превраще- 
ний (деструкции) природных углеводородов нефти. Эти газы 
обычно включают углеводороды от метана до пентана и могут 
быть насыщенными  (предельными) и ненасыщенными 
(непредельными). 
Насыщенные (предельные) - это газы, содержащие 

только насыщенные углеводороды, образующиеся при первич- 
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ной дистилляции нефти (как результат десорбции остатков pac- 
творенного в нефти попутного газа) и в каталитических процес- 
сах, протекающих в атмосфере избытка водорода (гидрокрекинг, 
гидроочистка, изомеризация, каталитический риформинг). 
Ненасыщенные вторичные УГ - это газы, содер- 

жащие олефиновые углеводороды, которые образуются в де- 
структивных процессах с недостатком водорода, таких как ката- 
литический крекинг, термический крекинг, коксование, пиро- 
ЛИЗ. 

В соответствии с основной темой настоящей книги ниже 
рассматриваются вопросы переработки только первичных угле- 
водородных газов. 

6.1. ХАРАКТЕРИСТИКА 
ПЕРВИЧНЫХ УГЛЕВОДОРОДНЫХ ГАЗОВ | 
И КОНЕЧНЫХ ПРОДУКТОВ ИХ ПЕРЕРАБОТКИ 

Общие мировые запасы природного газа составляют около 90 
трлн м? (65 - 70 млрд т), что соразмерно с извяекаемыми запа- 
сами нефти (90 - 95 млрд т). Ежегодное мировое потребление 
природного газа - около 1800 млрд м3З/год, в том числе в нашей 
стране - около 850 млрд м3З/год, и эта цифра будет расти. 

Крупнейшие отечественные месторождения природного газа 
в настоящее время находятся в северных районах Западной 
Сибири (Уренгой, Медвежье) и в Заполярье (полуостров Ямал), 
а также в Оренбургской области и Прикаспии (Астрахань, Кара- 
чаганак). Поскольку основное количество природного газа до- 
бывается в труднодоступных отдаленных районах, одновременно 
с ростом добычи газа наращивается пропускная способность и 
протяженность газопроводов, достигающая сейчас около 135 
тысяч километров при максимальной дальности транспортиро- 
вания до 5000 км. 

Состав природных газов по основным газовым и газоконден- 
сатным месторождениям приведен в табл. 6.1. Общее, что их 

характеризует, - высокое содержание метана [85 - 99%(06.)] и 

соответственно высокая теплота сгорания. Содержание тяжелых 
углеводородов (£Cs54) невелико [0,02 - 0,20%(об.)] и лишь в 

отдельных случаях достигает 1,5 и 4,0%(06.). Большинство газов 
содержит | - 5% (06.) неуглеводородных примесей инертных 

газов (азот и диоксид углерода) и сероводород. Кроме этих при- 
месей природные газы содержат в небольших количествах се- 
роуглеродные (COS и CS>), а также сероорганические - меркап- 
таны (R-SH)- соединения. 
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Природные газы чаще или не содержат сероводород, или в 
нем обнаруживаются лишь его следы. Однако газы трех крупных 
газоконденсатных месторождений - Оренбургского, Карачага- 
накского и Астраханского - содержат повышенное его количе- 
ство [от 1,7 до 14% (06.)]. Это серьезно осложняет как добычу 
этих газов, так и их переработку, хотя эти газы являются источ- 
ником получения ценного и дефицитного продукта - серы, 
производство которой только из астраханского газа достигает 
около 5% мирового. 

Газ многих месторождений в тех или иных количествах (от 5 
до 400 г/м3) выносит газовый конденсат, содержащий углеводо- 
роды от CsH)i2 до С›оН42. Такие месторождения называют га- 
зоконденсатными. Газовые конденсаты (табл. 6.2) выкипают в 
большинстве случаев в пределах 40 - 350 °С, хотя в отдельных 
случаях они более тяжелые - температура начала кипения 103 и 
210 °С, а в других - более легкие, температура конца кипения 
200 - 230 °С. 

Конденсаты разных месторождений сильно различаются по 
групповому химическому составу и содержанию серы. По со- 
держанию серы резко выделяются конденсаты Оренбургского 
(1,18%), Астраханского (1,37%) и Карачаганакского (0,8%) мес- 
торождений. 

Газовые конденсаты являются существенным ресурсом угле- 
водородного сырья. Их суммарная добыча сейчас достигает 
25 -28 млн т/год, что в среднем по стране составляет около 40 г 
на | м3 добываемого газа. 

В отличие от природных состав нефтяных (попутных) газов 
сложнее (табл. 6.3): большинство из них содержит углеводороды 
СН14 и выше. Доля метана и этана в этих газах колеблется от 
33% (06.) (Гнединцевское месторождение) до 92% (Узеньское), 
хотя типичное суммарное содержание этих двух углеводородов 
составляет 60 - 75%(06.), а суммарное содержание углеводоро- 
дов OT пентанов и выше в них - от 1,5 до 3,0%(06.). Углеводоро- 
ды от пропана и выше (C34) считаются для газов конденсируе- 
мыми и обычно при переработке газов удаляются. В нефтяных 
газах содержание этой группы углеводородов составляет от 300 
до 1200 r/M?, в то время как в природных газах - в основном от 
20 до 100 г/м? (см. табл. 6.1). 

Так же как и природные газы, нефтяные содержат инертные 
компоненты - азот и диоксид углерода [1 - 10%(06.)] и в от- 
дельных случаях — сероводород. 

Продуктами переработки природных и нефтяных газов явля- 
ются: 

товарный природный газ, направляемый по газопроводам в 
качестве газового промышленного и бытового топлива; 
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Таблица 6.4. Требования к качеству природного газа 

Показатель Климатический район* 

умеренный холодный 

Л _| 3 Л ] 3 

Точка росы, °C, He выше: 
по влаге 0 -5 -10 ~20 
по углеводородам 0 0 -5 10 

Содержание кислорода, %(06.), не 1,0 1,0 1,0 1,0 
более 
Содержание, г/м3, не более: 

сероводорода 0,02 0,02 0,02 0,02 
серы тиоловой 0,036 0,036 0,036 0,036 
механических примесей 0,003 0,003 0,003 0,003 

*л - летний период (с 0105 по 30.09); 3 - зимний период (с 01 10 по 30 04) 

широкая фракция легких углеводородов (ШФЛУ) от C3 до 
Ce, выделенных из состава газа в процессе его переработки; 

сжиженный газ - концентрат углеводородов C3 и С4, выде- 
ленный из ШФЛУ: 

стабильный газовый конденсат; 
одорант - смесь тиолов (меркаптанов), выделенная из состава 

сернистых примесей природного газа и используемая для одо- 
рирования газа в газовых сетях. 

Показатели качества природного газа, подаваемого в маги- 
стральные газопроводы, регламентированы стандартом и приве- 
дены в табл. 6.4. 

ШФЛУ, выделяемая из природных газов в процессе их пере- 
работки (на ступенях сепарации высокого давления и отбензи- 
нивания), является исходным продуктом для получения сжи- 
женного газа и газового бензина (углеводороды C54). Нормами 
установлены три марки ШФЛУ (А, Б, В), показатели качества 
которых приведены ниже: 

Показатель А Б В 

Содержание, %(мас.): 
С; +С,, не более 3 5 - 
C3, не менее 15 - - 
С. + Cs, не менее 45 40 35 
Co+, не более 11 25 50 
серы, всего, He более 0,025 0,05 0,05 
в том числе сероводорода, не более 0,003 0,003 0,003 

Для коммунально-бытового потребления выпускается 3 мар- 
ки сжиженных углеводородных газов: СПБТЗ - смесь пропан- 
бутановая техническая зимняя, СПБТЛ - то же, летняя, БТ - 
бутан технический. Показатели качества сжиженных газов при- 
ведены ниже: 
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Показатель СПБТЗ СПБТЛ БТ 

Содержание, %(мас.): 
метан+этан+этилен, не более 4 6 6 
пропан+пропилен, не менее 75 Не норм. 
бутаны+бутилены, не менее Не норм. 60 
жидкий остаток (С5+) при 20 °C, %(06.), не | 2 2 
более 

Давление насыщенных паров, МПа: 
при 45 °С, не более 1,6 1,6 1,6 
при -20 °С, He менее 0,16 - - 

Содержание серосодержащих соединений 0,015 0,015 0,015 
(сероводород + тиолы), %, не более 

Таким образом, в составе сжиженных газов предусматривает- 
ся содержание не только пропана и бутана (насыщенных угле- 
водородов), но также олефинов от этиленов и выше, т. е. в их 
состав вовлекаются как пропан-бутановая фракция ШФЛУ из 
природных газов, так и из вторичных газов, содержащих олефины. 

Остаточная фракция ШФЛУ - газовый бензин, содержащий 
в основном углеводороды от пентана и выше. Для него нормами 
установлены два основных показателя - температура начала 
кипения (не ниже 30 °С) и давление насыщенных паров, харак- 
теризующее наличие в нем легких углеводородов (не более 67 
кПа летом и не более 93 кПа зимой). 

Газовый бензин является также источником получения одо- 
ранта - концентрата легких меркаптанов. Так, на Оренбургском 
газоперерабатывающем заводе этот концентрат содержит в сво- 
ем составе этантиол - 33, 2-пропантиол - 42, 1-пропантиол - 10, 
2-бутантиол - 14%(мас.). 

6.2. ОБЩИЕ СХЕМЫ ПОДГОТОВКИ 
И ПЕРЕРАБОТКИ УГЛЕВОДОРОДНЫХ ГАЗОВ 

Подготовка и переработка газа имеют ряд особенностей, суще- 
ственно влияющих на выбор схемы и последующую эксплуата- 
цию производства, среди которых можно выделить следующие: 

уменьшение пластового давления в течение времени эксплуа- 
тации снижает давление сырого газа на входе в установку его 
подготовки. Для поддержания требуемого давления приходится 
со временем устанавливать дополнительное оборудование 
(дожимные компрессоры, насосы, сепараторы); 

значительное изменение состава добываемого газа по мере 
падения пластового давления: растет концентрация легких угле- 
водородов и падает - тяжелых (Cs и выше) (рис. 6.1) [20]. Изме- 
няется также и состав конденсата на газоконденсатных место- 
рождениях (рис. 6.2); 
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С,2/м? 6,% (мас.) 

240- 70 

’ Г 
200+ 80+ 1 

160 50 
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Ио 30 3 Г } } 

1234567 35 30 25 20 р. , МПа 

Гады 

Рис. 6.1. Выход нестабильного конденсата (Г) и углеводородов от пентана и 
выше (2) по годам эксплуатации Вуктыльского ГКМ 

Рис. 6.2. Выход фракций н. к.- 180 °С (Ли 180 °С - к. к. (2) конденсата Кара- 
дагского ГКМ в зависимости от пластового давления 

в результате изменения состава сырого газа и конденсата в 
ходе эксплуатации меняются материальные потоки по основным 
технологическим аппаратам и соответственно режим их работы 
(давления, температуры). 

С учетом указанных особенностей, а также большого разно- 
образия состава природных газов как по углеводородам, так и 
по примесям, выбор схемы и технологии переработки газов — 
задача неоднозначная и сложная. Такой выбор является обычно 
итогом большой предварительной технико-экономической про- 
работки. Однако общим принципом этих схем является их двух- 
ступенчатость. 

На первой ступени газ из скважин поступает на установку 
комплексной подготовки газа (УКПГ), а на второй - проходит 
комплекс технологических установок по выделению из него 
вредных (сернистые соединения) и нежелательных (азот, 
диоксид углерода, влага) примесей, газового конденсата 
(углеводородов от пропана и выше), стабилизации этого кон- 
денсата с отделением ШФЛУ и газового бензина и выделением 
гелия из сухого газа; 

Основные трудности выбора схемы связаны со второй ступе- 
нью, где последовательность технологических стадий опреде- 
ляется следующими параметрами: 

составом исходного газа; 
требованиями к качеству и ассортиментом конечных продук- 

тов его переработки; 
требованием сведения к минимуму энергозатрат; 
широтой диапазона устойчивой работы при колебаниях ко- 

личества и состава исходного газа. 
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Рис. 6.3. Общие схемы подготовки к переработке природного газа (a), газа 
Астраханского ГКМ (6) и нефтяного попутного газа (в): 

] - скважины, 2 - сепарация конденсата; 3 - сепарация капельной жидкости из газа; 4 - 
очистка от кислых газов (Н2$, СО)); 5- осушка; б - извлечение тяжелых углеводородов 
(C34); 7- извлечение гелия; 8 - отделение воды; 9 - стабилизация конденсата, /0- произ- 
водство серы; 1] - сепарация углеводородов; /2- фракционирование смеси углеводородов; 
13 - вторая ступень очистки от кислых газов (Н>$ и СО?) при низком давлении, /4- водо- 
очистка; 15 - автоматизированная групповая замерная установка (АГЗУ): 16, 17 - газоводо- 
отделители 1-Й и 2-Й ступеней; 18- блок ЭЛОУ; 19- нефтестабилизационная установка; 20 
- Установка подготовки воды; /и // - сырой и товарный газы; /// - диоксид углерода; IV - 
сера; Г - ШФЛУ, И - стабильный газовый бензин; VI! - стабильный конденсат; И/// - 
стабильная нефть на НПЗ; /X - вода; Х - механические примеси 
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На рис. 6.3 представлена последовательность технологиче- 
ских операций в общих схемах очистки и переработки трех ти- 
пов углеводородных газов - природного, газоконденсатного и 
нефтяного (попутного). Каждая из этих схем неоднозначна, по 
тем или иным соображениям, как уже упоминалось, последова- 
тельность процессов в ней может быть иной. 

Первые две схемы (а, 6) включают две группы процессов - 
очистку и переработку газа (2- 7) и обработку и утилизацию 
продуктов, отделяемых от газа (8 - 12). 

Третья схема имеет кроме этого комплекс процессов, предва- 
ряющих газопереработку, — отделение газа от нефти (16, 17) и ее 
подготовку (/8, 19). 

В основную группу процессов очистки и переработки газа 
входят следующие: 

сепарация конденсата 2 - отделение жидкой фазы, выноси- 
мой газом из скважины; 

сепарация капельной жидкости 3 после сепарации ее основ- 
ной части на ступени 2 

отделение вредных примесей 4 - углекислого газа и серово- 
дорода; 

глубокая осушка газа от влаги 5 до точки росы минус 30 °С и 
ниже; 

отбензинивание газа 6 - удаление из него углеводородов от 
пропана и выше; 

извлечение гелия 7. 
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Рис. 6.4. Схема переработки Оренбургского и Астраханского (а) и Карачага- 
накского (6) газовых конденсатов: 

Д - дистилляция, ГО - гидроочистка, КР - каталитический риформинг; BCT - водород- 
содержащий газ; УГ - углеводородный газ; СтБ - стабильный бензин; ДТ и КТ - дизельное 
и котельное топлива (цифры на линиях - пределы кипения фракций) 
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Группа процессов обработки и утилизации продуктов, выде- 
ленных из газа в процессе его переработки, включает отделение 
воды и механических примесей 8 от газового конденсата и по- 
следующая его стабилизация 9 и переработка. 

Сероводород обычно перерабатывается на месте JO с получе- 
нием элементной серы. 

Углеводороды тяжелее пропана перерабатываются на фрак- 
ционирующей установке 12 с получением ШФЛУ и стабильного 
газового бензина. 

Свои проблемы существуют при переработке газового кон- 
денсата (УП), которая обычно совмещается с переработкой газа. 
На рис. 6.4 показаны общие схемы переработки трех наиболее 
известных в стране газовых конденсатов. Объединяющим прин- 
ципом для них является начальная их дистилляция на фракции 
с последующим облагораживанием фракций - гидроочисткой от 
серосодержащих соединений и каталитическим риформингом 
(ароматизацией) бензиновой фракции. 

6.3. ПОДГОТОВКА ГАЗА К ПЕРЕРАБОТКЕ 

Природный газ выносит из скважин взвешенную капельную 
жидкость (газовый конденсат, воду) и мелкие частички горной 
породы, т. е. газ является дисперсной системой с дисперсной 
жидкой и твердой фазами. 

В задачу подготовки газа к переработке входит отделение этих 
дисперсных фаз с помощью различных сепарационных устройств. 

Особенностью при этом является то, что по мере сепарации 
изменяются размеры капель взвешенной влаги и твердых частиц 
(их дисперсность). Так, на входном участке диаметр капель в 
потоке газа колеблется от 100 до 1000 мкм (в среднем около 
700 - 800 мкм), и может присутствовать пленочная жидкость. 
После первой ступени сепарации в потоке остаются капли диа- 
метром от 30 до 150 мкм, а после второй ступени в газе присут- 
ствуют самые мелкие капли - от 1 до 30-50 мкм (в зависимости 
от конструкции предыдущего сепарационного устройства). 

На выходе из ступени предварительной очистки установок 
комплексной подготовки газа суммарное содержание дисперс- 
ной жидкой фазы не должно превышать 350 мг/м? газа. 

Соответственно меняющемуся дисперсному составу газа и 
требованиям на его очистку используются разные по конструк- 
ции и эффективности очистки сепарационные устройства, кото- 
рые по своему принципу действия делятся на гравитационные, 
инерционного типа (насадочные), центробежные и фильтрую- 
щие. В большинстве случаев конструкции объединяют в себе 
несколько из этих принципов. 
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Puc. 6.5. Гравитационные сепараторы: 
]-3- входная, осадительная (гравитационная) и улавливающая (инерционная) зоны се- 

парации соответственно: 4 - сборник конденсата; /, // - вход и выход газа; /// - выход 

конденсата 

Гравитационные сепараторы (рис. 6.5) бывают горизонталь- 
ными, ` вертикальными и шарообразными. Общим для них яв- 
ляется наличие отстойной (осадительной) зоны 2, где отделение 
дисперсных частиц происходит под действием сил тяжести и 
описывается уравнением (4.27). Кроме этой отстойной зоны на 
входе газа имеются обычно отбойные пластины /, а перед выхо- 
дом газа из сепаратора - каплеулавливающий сетчатый пакет 3, 
сепарирующий мелкие капли от газа за счет инерционных сил 
(удар о препятствие, резкие повороты газа, трение о поверх- 
ность сетки и др.). 

Внизу сепаратора имеется вынесенный отдельно или встро- 
енный сборник уловленной жидкости и пыли. Такой тип сепа- 
раторов обычно используется первым по ходу очистки газа, ко- 
торый несет наиболее крупные капли жидкости, а конкретная 
конструкция сепараторов выбирается с учетом таких факторов, 
как производительность по газу, давление, наличие в газе меха- 
нических примесей, требуемая степень очистки и др. 

Инерционные сепараторы насадочного типа представляют со- 
бой аппараты, заполненные насадками с развитой удельной по- 
верхностью контакта (от 10 до 500 m2/m3). Улавливание капель 
происходит за счет их ударения о поверхность насадки и резких 
многократных поворотов потока газа в каналах самой насадки. 

В качестве насадки применяют кольца Рашига, многослой- 
ные жалюзи из пластин или уголков, а также сетчатые пакеты 
из рукавной, вязанной чулочной вязкой сетки из проволоки 

диаметром 0,25 мм. Степень улавливания капель такими сепара- 
торами достигает 99%. 

Чаще всего жалюзийная насадка таких сепараторов представ- 
ляет собой волнистые стальные листы (гофры перпендикулярны 
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оси аппарата) установленные вертикально с неболыним шагом 
друг относительно друга. Газ двигаясь вертикально снизу вверх, 
многократно огибает гофры, образующие извилистые каналы, и 
за счет инерционных сил и сил трения о стенки листов из него 
выделяются капли жидкости, стекающие по листам в низ аппа- 
рата (сборник жидкости). Такой жалюзийный сепаратор может 
улавливать капли жидкости размером более 20 мкм и обеспечи- 
вает (в зависимости от размеров) пропускную способность по 
газу до 6,0 млн M?/cyr. 

Одной из особенностей таких сепараторов является то, что 
пленка уловленной жидкости стекает по пластинам навстречу 
потоку газа, и при определенной скорости газа может наступить 
момент, когда газ за счет сил трения приостановит течение 
этой пленки. Наступает “зависание” жидкости и захлебывание 
насадки. Скорость газа, при которой наступает это явление, 
называется критической и может быть определена по формуле 

Wxp = K410g0(p - рг)/р2 , (6.1) 

где Px, Рг- плотности жидкости и газа, кг/м3; а - поверхностное натяжение, 
Н/м; & - ускорение свободного падения, м/с2; А- коэффициент, учитывающий 
конструктивный признак сепаратора: К = 0,45 - для жалюзийного вертикально- 
го сепаратора, K = 0,60 - для горизонтального сетчатого сепаратора, А = 0,90 - 
для вертикального сетчатого сепаратора. 

Обычно рабочую скорость газа в сепараторе принимают (или 
допускают) равной (0,8 - 0,85) *„р, а оптимальным диапазоном 
скоростей считают (0,5 - 0,85) мкр. 

Устройство сетчатых сепараторов в принципе аналогично 
устройству жалюзийных, но вместо жалюзи установлен пакет 
сетчатого каплеуловителя толщиной 150 мм (см. рис. 12.15). 

Пакетом сетчатого каплеуловителя задерживаются капли 
жидкости от 5 - 10 мкм и выше, и поэтому его эффективность 
выше жалюзийного. Критическая скорость газа для сетчатых 
сепараторов в 1,5 - 2,0 раза выше, чем для жалюзийных (K = 0,6 
или 0,9). Их используют обычно для окончательной очистки 
газа и устанавливают поэтому на концевых участках ступени 
очистки газа. 

Центробежные сепараторы для отделения жидкости от газа 
используют центробежные силы, возникающие в предваритель- 
но закрученном потоке газа. При этом чем больше скорость 
закрутки и меньше радиус закрученного потока, тем выше эф- 
фективность сепарации. 

Существует два типа центробежных сепараторов, разли- 
чающихся устройством, закручивающим поток, - циклонные И 
прямоточные (рис. 6.6, аи 6). В первом случае поток газа вхо- 
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Puc. 6.6. Центробежные сепараторы газа (аи 6) и нефтегазовой смеси (6): 
/ 1- корпус; 2 - внутренняя газоотводящая труба; 3 - завихритель; 4 - сборник газокон- 
денсата; 5, 6 - сборники нефти и воды; 7- отбойная тарелка; § - регулирующее устройство; 
1- Ш - см. рис. 6.5; ГУ, И- выход нефти и воды 

дит в корпус сепаратора тангенциально, под направляющую 
пластину (завихритель) 3 и завихряется вокруг центральной тру- 
бы 2, снизу которой отводится очищенный газ. Капли жид- 
кости, отброшенные центробежной силой к корпусу сепаратора, 
стекают по нему вниз и через нижний патрубок собираются в 
сборнике газоконденсата 4. 

На рис. 6.6, в схематично показан центробежный сепаратор 
циклонного типа для отделения попутного газа от нефти и во- 
ды, т. е. в случае, когда дисперсной фазой является не жид- 
кость, а газ. Верхняя его секция представляет собой циклонный 
сепаратор газа, а нижняя - отстойник для отделения остатков 
газа от нефти и расслоения основной массы воды и нефти. 

Центробежные сепараторы имеют эффективность до 90 - 
95% и используются поэтому на входных участках для предвари- 
тельной очистки газа, особенно если газ содержит много меха- 
нических примесей. 

Фильтрующие сепараторы используют для окончательной 
тонкой очистки газа от частиц жидкости диаметром от 0,5 до 
10 мкм, не улавливаемых другими типами сепараторов. 

Одна из разновидностей такого сепаратора показана на рис. 
6.7. Он включает три зоны сепарации - входную /, фильтрую- 
щие элементы 2 и каплеуловитель J. 

Фильтрующие элементы представляют собой перфорирован- 
ный патрубок-каркас 3, на котором уложен фильтрующий 
слой - тонкое стекловолокно, при прохождении через слой ко- 

торого капли коалесцируют (сливаются), укрупняются и стекают 
в сборник. 
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Puc. 6.7. Фильтрующие сепараторы тонкой очистки газа: 
] - входная зона (отбойник); 2 - фильтрующие элементы; J - каркас; 4 - фильтрующий 

материал; 5 - выходной отбойник; /+/1/ - см. рис. 6.5 

Диаметр фильтрующих элементов обычно составляет от 50 до 
100 мм, а отношение их длины к диаметру - 12-15. 

Число таких элементов рассчитывают по найденной расчет- 
ным путем потребной площади фильтрации для данного расхода 
газа, обычно оно составляет 30 - 50 шт. 

6.4. ОЧИСТКА ГАЗА ОТ ВРЕДНЫХ ПРИМЕСЕЙ 

К, вредным примесям газа относятся ядовитые и коррозионно- 
активные серосодержащие соединения и негорючие инертные 
газы, снижающие теплоту сгорания углеводородного газа. 

В общем случае в углеводородном газе могут содержаться та- 
кие серосодержащие соединения, как сероводород (Н>5), 
серооксид углерода (COS), сероуглерод (С5>), меркаптаны 
(C,H2,-1SH), а в газовом конденсате -также сульфиды (R-S-R’) 
и дисульфиды (R-S-S-R’). 

В состав инертных газов входят диоксид углерода, азот и гелий. 

6.4.1. Характеристики вредных примесей 

Сероводород - наиболее активное из серосодержащих соедине- 
ний. В нормальных условиях — бесцветный газ с неприятным 
запахом тухлых яиц, плотностью 1,93 кг/м3З при нормальных 
условиях. Очень ядовит: острое отравление человека наступа- 
ет уже при концентрации 0,2 - 0,3 мг/м3, а концентрация выше 
1 мг/м? — смертельна. Предельно допустимая концентрация 
(ПДК) сероводорода в воздухе установлена не более 0,008 мг/мз. 
Некоторые термодинамические свойства его приведены в 
табл. 6.5. 

Сероводород хорошо растворим в воде: при нормальном дав- 
лении - около 3,0 06/06. Диапазон взрывоопасных концентра- 
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Таблица 6.5. Свойства сероводорода 

Давление, Температура Теплота Энтальпия, Удельный объем 
МПа насыщения, испарения, кДж/кг 

°С КДж/кг 

жидкости, пара, м3/кг 
- 10-3 m3/xr 

0,102 -60,6 548, 1 548, 1 1,095 0,518 
0,194 -45,4 539,7 565,7 1,110 0,275 
0,316 -34,4 525,8 571,5 1,130 0,175 
0,479 -23,3 511,2 578,2 1,158 0,116 
0,693 -12,2 492,3 582,4 1,180 0,081 
0,989 -1,1 473,5 586,6 1,212 0,059 
1,356 +10,0 454,6 587,9 1,249 0,043 
1,835 21,9 435,3 589,5 1,295 0,032 
2,416 32,2 411,5 590,0 1,340 0,025 

ций его смеси с воздухом достаточно широк и составляет от 4 до 
45% (об.). | 

При контакте с металлами (особенно если в газе содержится 
влага) вызывает сильную коррозию. 

Серооксид углерода — в нормальных условиях бесцветный 

легковоспламеняющийся газ, не имеющий запаха, конденси- 
рующийся при температуре минус 50,2 °С. Зависимость темпе- 
ратур его кипения от давления показана на рис. 6.8. 

Теплота испарения серооксида углерода - 15,2 кДж/кг. Пре- 
делы взрывоопасных концентраций смеси его с воздухом - 12- 
29%(06.). 

Хорошо растворим в сероуглероде, толуоле, этаноле и воде. 
При нагревании разлагается с образованием СО2, CS», СО и 
серы. ПДК серооксида углерода - не более | мг/м3 в производ- 
ственных помещениях и не более 0,15 мг/м3 в населенных пунк- 
тах. 

Сероуглерод - в нормальных условиях бесцветная жидкость 
плотностью 129,7 кг/м3, кипящая при 46,3 °С. Зависимость тем- 
пературы кипения от давления показана на рис. 6.8. Хорошо 
растворим в этаноле и хлороформе и ограниченно растворим в 
воде [при 0 °С - 0,242%(06.), при 20 °С - 0,210%(06.), а при 
50. °С - 0,012%(06.)]. При повышенных температурах реагирует с 
водородом, образуя сероводород. 

Сероуглерод ядовит, вызывает острые отравления при кон- 
центрациях в воздухе 0,001 мг/м3. Используется в промышлен- 
ности как экстрагирующее вещество. 

Меркаптаны (тиолы) — сероорганические соединения с рез- 
ким неприятным запахом, нерастворимые в воде, но хорошо 
растворяющиеся в органических растворителях. 
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Рис. 6.8. Кривые насыщения серооксида углерода (/) и сероуглерода (2) 

При контакте с металлами, как уже отмечалось, вступают с 
ними в реакции, образуя меркаптиды металлов (меркаптановая 
коррозия). Они являются ядами большинства катализаторов. 
Основные свойства меркаптанов приведены в табл. 6.6. 

Из-за резкого запаха меркаптаны (этилмеркаптан) использу- 
ют в качестве одорантов природного газа при испытании на 
плотность газовых сетей и систем. При нагревании до 300 °С мер- 
каптаны разлагаются с образованием сульфидов и сероводорода. 

Сульфиды (тиоэфиры) - хорошо растворимые в углеводородах 
вещества, свойства которых приведены в табл. 6.6. Они ней- 
тральны, не реагируют со щелочью. При нагревании до 400 °C 
разлагаются с образованием сероводорода и двух алкенов. 

Дисульфиды - также легко растворимые в углеводородах ве- 
щества. По сравнению с сульфидами более реакционноспособ- 
ны. При нагревании разлагаются на меркаптаны, алкены и се- 
роводород. 

Диоксид углерода — бесцветный негорючий газ, обладающий 
кислыми свойствами. При нормальном давлении и температуре 
минус 78,5 °С переходит в твердое состояние (“сухой лед”), ми- 
нуя жидкое состояние. В воде диоксид углерода растворим 
ограниченно [0,335%(06.) при 0 °С и 0,169%(об.) при 20 °C]. 
Является термически очень стойким веществом, диссоциирует 
при температурах выше 200 °С. 

Азот н гелий - инертные газы, ухудшающие горючие свойства 
природного газа, причем последний из них содержится в газе в 
небольших количествах, но специально извлекается как ценный 
продукт для нужд народного хозяйства. 
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Таблица 6 6. Характеристика сероорганических соединений 

Соединение Формула Плотность | Коэффициент Температура, °С 
20 преломления 

Р4 р 

ит 

кипения ] плавления 

Метантиол СН.5Н 0,8666 _- 5,9 -123 
Этантиол C)Hs;SH 0,8391 1,4310 35 ~148 
Пропантиол C;H7SH 0,8415 1,4383 68 -113 
Бутантиол C,H oSH 0,8416 1,4429 98,4 -115,7 
Пентантиол C;H,,SH 0,8421 1 ,4469 126,6 -75,7 
Гексантиол СН, з3$Н 0,8430 1,4497 150,0 _80,5 
Гептантиол СН, 55Н 0,8431 1,4521 176,3 -43,3 
Октантиол C3H,7SH 0,8433 1,4542 199,0 -49 2 
Нонантиол СэН19$ Н 0,8437 1,4558 219,8 -20,1 
Декантиол C190H2,)SH 0,8445 1,4571 239,2 20,6 

Диметилсульфид (CH3)2S 0,8482 - 37,3 -98,3 
Диэтилсульфид (C2H5)2S 0,8362 1,4429 92,1 ~103,9 
Дипропилсульфид (C3H7)2S 0,8377 1,4487 142,8 102,5 
Дибутилсульфид (C4Ho9)2S 0,8385 1,4503 189,0 -76,7 
Диамилсульфид (СН )28$ — 0,8390 1,4564 229,6 - 
Дигексилсульфид = (CgH}2)28 - 1,4590 260.0 - 

Диметилдисуль- (СН.)2$> 1.0623 1,5259 109,7 -84,7 
фид 
Диэтилдисульфид =. (C2H 5) 282 0,9933 1,5072 154,0 -101,5 
Дипропилдисуль- (С.Н?)2$> 0,9598 1,4980 194,7 _ 

ид 
Дибутилдисульфид (С4Нз)2$2 0,9371 1,4923 235,6 = 

6.4.2. Методы очистки газа 
и характеристика поглотителей 

Природный газ очищают даже при малых количествах в нем 
сероводорода, поскольку его допустимое содержание в газе, за- 
качиваемом в магистральные газопроводы, не должно превы- 
шать 20 mr/M?. 

В большинстве же случаев очистку газов предпринимают не 
только для доведения содержания в нем вредных примесей до 
установленных норм, но и для их извлечения с целью промыш- 
ленной утилизации. Так, например, более 30% мирового произ- 
водства серы - из природных газов, богатых сероводородом, а в 
некоторых природных газах содержание сероводорода достигает 
50 - 70%(06.), например в месторождениях Харметтен, Пантер- 
Ривер и Барберри в Канаде, Миссисипи в США, Жаолангиуанг 
в КНР идр. 

В настоящее время существует большое число методов очист- 
ки углеводородных газов, которые условно относят к двум груп- 
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пам — абсорбционные и адсорбционные методы. Наиболее ши- 
роко распространены первые методы, допускающие любое на- 
чальное содержание примесей в газе, а адсорбционные процес- 
сы используют при малых начальных содержаниях примесей [до 
3 — 5%(06.)}, но они позволяют глубоко очистить газ. 

Абсорбционные методы по характеру используемого абсорбен- 
та делят на методы химической сорбции (хемосорбции), физи- 
ческой абсорбции, комбинированные и окислительные. 
Хемосорбционные процессы основаны на хими- 

ческом взаимодействии Н2$ и CO, с активным компонентом 
абсорбента, в качестве которого в этих процессах применяют 
амины (MOHO-, ди- и триэтаноламины, диизопропаноламин) и 
щелочи. 

Абсорбционные процессы, основанные на физическом 
растворении извлекаемых компонентов в абсорбенте, в ка- 
честве абсорбента используют М-метилпирролилон, гликоли (ди- и 
триэтиленгликоли), трибутилфосфат, сульфолан, метанол и др. 

Комбинированные процессы используют обычно 
смешанные поглотители (хемосорбенты и абсорбенты). Одним 
из широко распространенных сейчас таких процессов является 
процесс "Сульфинол” в котором в качестве поглотителей приме- 
няют сульфолан и диизопропаноламин. 

Окислительные процессы основаны на необратимом 
превращении поглощаемого сорбентом сероводорода в элемент- 
ную серу. Сорбент в этом случае содержит катализатор окисле- 
ния и представляет собой водно-щелочной раствор катализато- 
ра, в качестве которого, например, используют [75] комплексное 
соединение хлорида железа с динатриевой солью этилендиамин- 
тетрауксусной кислоты (триалон Б) или горячий раствор мы- 
шьяковых солей щелочных металлов [20]. 

Адсорбционные процессы основаны на селективном физи- 
ческом поглощении Н>$ и CO, в порах твердых поглотителей, 
которыми являются активные угли или синтетические цеолиты. 

Выбор того или иного метода очистки газа зависит от многих 
факторов (это начальные и конечные допустимые концентрации 
H»S и CQO), область применения очищенного газа - в быту, в 
химии или в двигателях, а также возможность использования 
определенного поглотителя и экономические факторы), но 
основными из них являются концентрации H»S, СО) и сероор- 
ганических соединений в исходном газе. 

При высоких парциальных давлениях кислых компонентов в 
газе предпочтение отдается абсорбционным методам, основной 
недостаток которых - низкая избирательность в отношении уг- 
леводородов и обусловленная этим необходимость предвари- 
тельного удаления из газа тяжелых углеводородов. 
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Хемосорбционные и комбинированные процессы рекомен- 
дуются при средних парциальных давлениях кислых примесей в 
газе, а окислительные - при низких. 

Очень важное значение в любом методе очистки имеет пра- 
вильный выбор поглотителей, которые должны удовлетворять 
следующим общим требованиям: 

поглотитель должен иметь низкое давление насыщенного па- 
ра при температурах сорбции, чтобы потери его с очищаемым 
газом были минимальны; 

одновременно поглотитель должен обладать высокой способ- 
ностью поглощать кислые соединения из газа в широком интер- 
вале их парциальных давлений. 

Кроме этого поглотитель должен иметь невысокую вязкость, 
обеспечивающую хороший межфазный контакт с газом, малую 
растворяющую способность в отношении углеводородов, низкую 
коррозионную активность, высокую стойкость к окислению и 
ряд других свойств. 

Конечно, идеальных поглотителей, максимально удовлетво- 
ряющих всем этим требованиям, не существует, а используемые 
на практике поглотители в чем-то максимально удовлетворяют 
этим требованиям, а в чем-то - явно недостаточно. 

Некоторые свойства наиболее распространенных поглотите- 
лей приведены в табл. 6.7 - 6.9. 

Таблица 6.8. Некоторые эксплуатационные свойства аминов (хемосорбентов) 

Наименование Теплота Теплота реакции при Поглотитель-! Предпочтитель- 
и испарения взаимодействии с ная емкость, | ное содержание 
‚ при 0,1 м3/м3 в растворе, 

; МПа, % (мас ) 

КДж/кг 
HS | CO, 

МЭА 1488 1510 1920 8—30 10-20 
ДГА 918 1570 1980 15-52 50-65 
ДЭА 1207 1190 1520 22-75 20-40 
ДИПА 773 1220 1630 15-60 20-40 
ТЭА 964 930 1470 - - 

МДЭА - 1050 1340 - - 

Таблица 6.9. Характеристики некоторых физических абсорбентов 

Абсорбент Формула Молекуляр- | Плотность | Температура 
ная масса 20 киления, °С 

Р4 

Этиленгликоль СьНвО) 62 1,116 197 
Диэтиленгликоль (ДЭГ) C4H 19093 106 1,118 245 
Триэтиленгликоль (ТЭГ) C5H 1404 150 1,126 287 
CynpdonaH  (тетрагидро- C,4H)20; 124 1,260 286 
тиофендиоксид) 
М-метилпирролидон (М-МП) Сим 85 1,030 206 
Трибутилфосфат (ТБФ) (C4H9O)3PO 266 0,970 289 
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6.4.3. Хемосорбционные процессы очистки 

6.4.3.1. Процессы очистки аминами 

Наиболее широкое распространение получили процессы очист- 
ки аминами - моно- и диэтаноламинами. При взаимодействии с 
кислыми компонентами газа они образуют химические соеди- 
нения, легко распадающиеся на исходные компоненты при по- 
вышении температуры и снижении давления: 

2ВМН) + Н›$ 2 (ВМН:)55; 
2ВМН) + СО) + H,O@2(RNH3),CO3. 

До конца 1950-х годов практически единственным процес- 
сом очистки газов от кислых вредных примесей был МЭА- 
процесс, принципиальная схема которого показана на рис. 6.9. 

Исходный газ / в абсорбере / контактирует с поглотителем (15 - 20%-й рас- 
твор МЭА в воде) в две ступени` вначале с потоком слаборегенерированного 
ТУ, а затем с полностью регенерированным /// поглотителем Снизу абсорбера 
поглотитель поступает в десорбер растворенного газа 3, где отделяется физиче- 
ски растворенный в поглотителе углеводородный газ V/, и насышенный кис- 
лыми компонентами поглотитель Г через теплообменники поступает в регене- 
рационную колонну 2. В этой колонне комплексные соединения амина с H>S и 
CO, разлагаются, и выделяющаяся смесь кислых газов ИИ удаляется сверху 
колонны Снизу колонны регенерированный поглотитель через ребойлер 5 и 
охладительные аппараты би 7 направляется в абсорбер Часть поглотителя при 
этом циркулирует через очиститель 4, где отделяются накапливаемые в раство- 
ре необратимые соединения МЭА с COS и CS), снижающие поглотительную 
способность раствора по основным примесям (H>S и СО)>) 

Поглотительная способность раствора МЭА составляет от 0,7 
моль/моль. Основные показатели режима очистки в таком про- 
цессе даны ниже: 

Температура, °С: 
потока / Не более 35 
потока //] Не более 40 
в ребойлере 5 Не более 125 
потока V после теплообменника 6 85-95 

Давление, МПа 
в абсорбере / 3-5 
в регенераторе 2 0,3-0,8 

При всех достоинствах (достаточная глубина очистки, малая 
абсорбция углеводородов, низкая цена МЭА и др.) МЭА- 
процесс имеет ряд существенных недостатков, основными из 
которых являются: 

образование необратимых химических соединений МЭА с 
COS, CS, И О); 

большие потери от испарения; 
низкая эффективность по меркаптанам; 
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У 4 

Рис. 6.9. Принципиальная схема МЭА-очистки газа: 
I - абсорбер; 2 - десорбер (регенератор МЭА), 3 - промежуточный десорбер 

(выветриватель); 4 - очиститель; 5 - ребойлер; 6 - теплообменники; 7- холодильники; J, // 

— исходный и очищенный газы, ///, /Ги V - регенерированный, слаборегенерированный и 
насыщенный поглотитель; И/- топливный газ; ИИ - смесь кислых газов; ИГ - циркуляци- 
онное орошение 

неселективность к Н>5 в присутствии CQ); 
вспениваемость в присутствии жидких углеводородов, инги- 

биторов коррозии и механических примесей. 
Для предотвращения пенообразования обычно перед входом 

регенерированного поглотителя в абсорбер он подвергается се- 
парации от механических примесей и фильтруется. 

ДЭА-процесс очистки газов стал широко использоваться в по- 
следние годы, поскольку он лишен ряда недостатков, присущих 
МЭА. В частности, этот процесс используется для очистки га- 
зов, содержащих COS и CS), так как образует с ними соедине- 
ния, легко гидролизующиеся при повышенных температурах с 
выделением Н>$ и СО.. 

Технологическая схема ДЭА-процесса в принципе не отлича- 
ется от приведенной на рис. 6.9, но в ней обычно отсутствует 
блок очистки раствора 4. 

Существует две разновидности ДЭА-процесса - обычный 
ДЭА-процесс (концентрация ДЭА в растворе 20 - 25%, поглоти- 
тельная способность 0,6 - 0,8 моль/моль) и ДЭА - SNPA- 
процесс (концентрация ДЭА в растворе 25 - 35%, поглотитель- 
ная способность 1,0 - 1,3 моль/моль). Первый обычно исполь- 
зуют при парциальном давлении кислого газа в сыром углеводо- 
родном газе 0,2 МПа и выше, второй - при парциальном давле- 
нии выше 0,4 МПа. 
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Обладая неоспоримыми преимуществами перед МЭА-про- 
цессом (очистка от COS и С$>) - малые потери от испарения, 
меньшая вспениваемость и др.,- ДЭА-процессы тем не менее не 
лишены ряда существенных недостатков, к числу которых сле- 
дует отнести: 

высокую стоимость ДЭА; 
меньшую массовую поглотительную способность (так как 

мольная масса ДЭА в 1,7 раза больше, чем у МЭА); 
для одинаковой с МЭА степенью очистки требуются более 

высокие скорости циркуляции растворителя. 
Одна из крупнейших установок очистки газа ДЭА-ЗМРА- 

процессом мощностью по газу 2,7 млрд м3/год, содержащему 
19% HS (после очистки содержание Н>$ в газе составляет 
5,7 мг/м3), построена на месторождении Вайтни-Каньон 
(США). 

ДГА-процесс использует в качестве поглотителя 60-75%-е 
водные растворы дигликольамина. Такая высокая концентрация 
амина в растворе позволяет снизить количество циркулирую- 
щего поглотителя и соответственно уменьшить энергозатраты и 
габариты оборудования. 

Процесс обеспечивает глубокую очистку от Н> и COQ), a 
также oT COS, CS) и меркаптанов. Раствор ДГА в очень малой 
степени растворяет углеводороды. Регенерацию насыщенного 
примесями раствора ДГА проводят обычно под вакуумом (10- 
20 кПа), с тем чтобы обеспечить температуру регенерации не 
выше 170 °С. Этот процесс в последние годы находит все более 
широкое применение. 

6.4.3.2. Процессы очистки растворами солей 
щелочных металлов 

Эти процессы основаны на хемосорбционной активности вод- 
ных растворов карбонатов натрия и калия по отношению к 
основным серосодержащим соединениям газа (кроме меркапта- 
нов). Для повышения активности растворов в них вводят раз- 
личные активаторы. При контакте этих растворов с сернистыми 
соединениями газа образуются следующие соединения (легко 
разлагающиеся при регенерации): 

Na,CO; + H>S <> NaHS + NaHCQ;; 

Na СОз + H,0 => 2NaHCO;; 

K,CO; + H2S => KHCO; + KHS; 

K»CO; + СО) + H,0 => 2KHCO;; 

COS + H,0<2CO, + Н.5. 
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Принципиальная технологическая схема этих процессов ана- 
логична схеме очистки аминами (см. рис. 6.9), но несколько 
отличается режимными показателями (выше температура сорб- 

ции - 90-120 °С). 
Наиболее распространен поташ-процесс, где в качестве погло- 

тителя используют 25 - 35%-й раствор K»CO3, очищающий газ 
от H)S, CO», COS и С$2. Сорбция проводится при температуре 
110 - 115 °С и давлении 2 - 8 МПа. Регенерацию насыщенного 
раствора осуществляют практически при тех же температурах 
(115 - 120 °С), но при пониженном давлении, близком к атмо- 
сферному (или даже под вакуумом). 

Процесс очистки горячим поташем применяют для газов с 
высоким содержанием CQO, и общей концентрацией кислых 
газов выше 5 - 8%. 

К недостаткам процесса можно отнести: трудность удаления 
меркаптанов, коррозию оборудования и необходимость иметь 
низкое соотношение количеств сероводорода и диоксида угле- 
рода в исходном газе. 

Поташ-процесс совершенствуют путем добавок к поглотите- 
лю различных активирующих добавок, повышающих его погло- 
тительную способность и снижающих его коррозионную актив- 
ность и пенообразование. 

6.4.4. Абсорбционные процессы очистки 
(физическая абсорбция) 

Процессы физической абсорбции основаны на растворении 
компонента газа в жидкости, определяемом законом Генри 
(объем поглощаемого компонента пропорционален его парци- 
альному давлению). 

Количество растворяющегося компонента тем больше, чем 
выше его парциальное давление и коэффициент растворимости, 
увеличивающийся с понижением температуры. Перечень и ха- 
рактеристика наиболее распространенных абсорбентов, исполь- 
зуемых в процессах очистки газов физической абсорбцией, был 
приведен в табл. 6.9. 

Различными фирмами разработаны промышленные процессы 
очистки газа с использованием этих растворителей, рассчитан- 
ные на различные параметры как исходного газа (содержание и 
состав вредных примесей, количество выносимого конденсата и 
др.), так и очищенного газа (требования по глубине очистки, 
селективность по компонентам вредных примесей и др.). Ниже 
кратко рассмотрены некоторые из этих процессов. 

Очистка гликолямн (ДЭГ, ТЭГ) применяется обычно на про- 
мыслах в тех случаях, когда газ содержит большое количество 
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80. Рис. 6.10 Растворимость сероводо- 
рода (сплошные линии) и диоксида 
углерода в ДЭГ в зависимости от 

-- Fy температуры (цифры на кривых ~ 
давление в МПа) 

oO F H,S и СО) и не требуется 
м очищать газ от этих примесей 
= ог до требований отраслевого 
z стандарта (OCT 51.40-83), а 
еж используют его для нужд са- 
$ мого промысла (закачка в 
а пласт для поддержания плас- 
= тового давления, использова- 
$ 20 ние в качестве топливного 

газа). Применение гликолей 
упрощает технологию очист- 
ки, Поскольку для очистки и 

| осушки Газа от паров воды 

a 90.40 60 80 0007, используется один абсорбент. 
Кроме того, основное коли- 

чество абсорбированных компонентов выделяется из насыщен- 
ного абсорбента простой дегазацией, без затрат тепла. Наи- 
большее распространение в таких процессах очистки получил 
ДЭГ, растворяющая способность которого по сероводороду и 
диоксиду углерода характеризуется зависимостями, показанны- 

ми на рис. 6.10. Видно, что при атмосферном давлении коли- 
чества растворяемых H»S и CQO, близки и очень малы (3-8 
м/м”), а с повышением давления оно резко возрастает до 80- 
100 m?/m? по HS (при 1,2 МПа) и 10 -15 м3/м3 по СО) (при 2,0 
МПа). Это свидетельствует о том, что степени очистки сырого 
газа от Н>$ и CO) гликолями будут существенно различаться. 

Принципиальная схема очистки газа диэтиленгликолем пПока- 

зана на рис. 6.11. 

Основной поток газа с температурой до 40 °C направляется в абсорбер 2 
(давление 7-8 МПа), где он осушается от влаги. Другая часть сырого газа по- 
ступает в колонну / (давление на 0,2-0,3 МПа выше, чем в абсорбере) для 
глубокой очистки от Н›$ абсорбцией регенерированным высококонцентриро- 
ванным раствором ДЭГ VIII, который после насышения направляется как 
осушающий агент в абсорбер 2. Осушенный газ с верха абсорбера 2 использует- 
ся как топочное топливо, а насыщенный раствор ДЭГ через дегазаторы 4 на- 
правляется в отдувочную колонну 3 (давление в ней также на 0,2 МПа выше, 
чем в абсорбере 2). 

Очищенный ot HS газ /1/ сверху колонны | частью выводится как топливо 
или для других технологических нужд, а другая часть, нагретая до 120 °C, по- 
дается в низ колонны 3 как отдувочный газ, который “отдувает” от раствора 
ДЭГ сероводород и с концентрацией его в отдувочном газе до 7% последний 
направляется в смеси с сырым газом в абсорбер 2. Из дегазаторов выводят 
десорбированный газ V и жидкие углеводороды Г], поглощенные в абсорбере 
потоком абсорбента. 
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Puc. 6.11. Принципиальная схема очистки и осушки газа раствором ДЭГ: 

] - абсорбер очистки от сероводорода; 2 - абсорбер осушки; 3 - колонна отдувки; 4 - 
дегазаторы; 5 - блок регенерации ДЭГ; 6 - теплообменник; J, Ги ПИ! - исходный, отдувоч- 
ный и очищенный от сероводорода газы; /V - осушенный газ; И - газ дегазации; V7 - жидкие 
углеводороды; V// - раствор ДЭГ, насыщенный сероводородом и водой; VII] - регенерирован- 
ный раствор ДЭГ 

В процессе “Пуризол” в качестве абсорбента использован N- 
метилпирролидон (М-МП) - тяжелый малотоксичный раствори- 
тель, смешивающийся с водой в любых соотношениях. 

В М-МП хорошо растворяются сероводород и меркаптаны, а 
также диоксид углерода (при достаточно высоких парциальных 
давлениях). Растворимость Н25 в М-МП в 10 - 12 раз больше, 
чем CQ), и поэтому процесс можно использовать для селек- 
тивного извлечения H>S. 

Схема процесса “Пуризол” может быть одно- и двухступен- 
чатой. Первая применяется в случаях, когда содержание СО) в 
газе мало или существенно меньше, чем содержание Н>5. Двух- 
ступенчатая схема используется для очистки газов с большим 
содержанием CQO) (равным или выше, чем содержание H>S): на 
первой ступени в этом случае удаляется Н>5, а на второй - СО). 

Регенерация поглощенных раствором М-МП примесей про- 
изводится при пониженном (близком к атмосферному) давле- 
нии и температуре от 100 до 120 °С. 

Поскольку в режиме абсорбции (при высоком давлении) в 
растворе М-МП, кроме вредных примесей, растворяется опреде- 
ленное количество углеводородов, то абсорбент до регенерации 
проходит ступень выветривания (отдува) из него углеводородов, 
а отдувочный газ возвращается в поток сырого газа перед абсор- 
бером. 
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Процесс “Селексол” использует в качестве абсорбента диме- 
тиловый эфир полиэтиленгликоля (фирменное название 
“селексол”) - комплексное вещество, хорошо поглощающее все 
сернистые соединения, диоксид углерода и водяные пары. 
Основные показатели качества селексола следующие: 

плотность - 1031 кг/м3; 
средняя молекулярная масса - 280; 
вязкость при 25 °С - 0,0058 Па - с; 
температура застывания - 23 - 29 °С; 
давление насыщенных паров при температуре 25 °C - 

< 1,3 Па. 
Селексол для абсорбции используют в концентрированном 

виде [содержание воды от 0 до 5%(мас.)]. 
К существенным преимуществам селексола, выгодно отли- 

чающим его от других абсорбентов, можно отнести следующие: 
стабильность абсорбционной способности (до 10 лет); 
хорошая биологическая разлагаемость; 
нетоксичность и очень малая коррозионная активность; 
небольшая теплота абсорбции (не требуется промежуточное 

охлаждение в абсорбере); 
высокая гигроскопичность и возможность достижения низ- 

кой точки росы газа в одну ступень; 
низкая склонность к вспениванию и малое давление насы- 

щенных паров. 
По поглотительной способности селексола различные ком- 

поненты газа располагаются в следующем ряду: 

Н.О > CS, > CH;3SH > H2S > СЧ] > С.Н > 

> С.Н; > CO, > С.Нё. 

В этом ряду СО) стоит почти в конце ряда и за углеводоро- 
дами. Поэтому когда требуется глубокая очистка газа от серосо- 
держащих соединений и не требуется отделение основной массы 
СО), процесс “Селексол” позволяет выделить из углеводородно- 
го газа кислый газ, богатый сероводородом, что значительно 
улучшает показатели последующего процесса получения серы из 
этого газа. По этой же причине процесс “Селексол” часто ис- 
пользуют для очистки от H>S газа, предназначенного для закач- 
ки в пласт, когда не требуется удалять инертные компоненты 
газа. 

Принципиальная схема процесса приведена на рис. 6.12 
(установка на месторождении газа в Дюсте, ФРГ). 

Насыщенный абсорбент из абсорбера проходит дегазацию (отдувочный газ 
возвращается дожимным компрессором в поток свежего) и только после этого 
поступает в десорбер 3 кислого газа IV. 
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Рис. 6.12. Принципиальная схема очистки и осушки газа процессом “Селек- 
сол”: 

] - абсорбер; 2 - дегазатор; 3 - десорбер; 4 - дожимной компрессор; 5 - холодильники; 
6 - теплообменник, J, /1, [1] - см. рис. 6.11; /И- кислые газы; И, И] - регенерированный и 
насыщенный растворы абсорбента 

Технологическая характеристика установки на месторожде- 
нии Дюста приведена ниже: 

Показатель Потоки на рис. 6.12 

I II IV 

Количество, тыс. M?/4 50,0 45,3 4,9 
Избыточное давление, МПа 7,5 7,3 0,05 
Температура, °С 10 24 40 
Содержание, %(06.): 

гелий 0,02 0,02 - 
a30T 3,18 3,51 - 
диоксид углерода 9,0 7,28 24,43 
метан 81,0 88,79 5,65 
этан 0,4 0,4 0,38 
вода - - 4,47 
меркаптаны 0,01 _ 0,1 

серооксид углерода 0,012 0,004 0,083 
сероводород 6,4 0,0002 65,05 

Наличие паров воды в кислом газе [4,47%(06.)] связано с тем, 
что раствор селексола содержит воду, которая при десорбции 
кислого газа испаряется и выполняет отчасти роль отпарного 
агента в процессе десорбции. 

Таким образом, можно заключить, что процесс “Селексол” 
обладает высокой избирательностью по сероводороду, раствори- 
мость которого в поглотителе в 9 - 10 раз выше, чем углекисло- 
го газа, и поэтому его использование позволяет достичь глубо- 
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кой очистки газа OT серосодержащих компонентов. К. тому же 
по основным экономическим показателям этот процесс превос- 
ходит другие, что видно из приведенных ниже данных: 

Показатель МЭА (20%) Карбонаты Селексол 

Содержание в очищенном газе: 
CO), %(06.) 0,0025 2,0 2,0 
H,S, мг/м3 5,7 22,9 5,7 

Капиталовложения, %(отн.) 100 80 70 
Эксплуатационные расходы за год, %(отн.) 100 75 50 

Примечание. Исходные данные: производительность по газу 2,83 млн M?/cyT, дав- 
ление в абсорбере 7,1 МПа, содержание в исходном газе СО) - 30%, Н›$ - 460 мг/м?. 

Процесс “Сульфинол” разработан в начале 1960-х гг. фирмой 
“Шелл Ойл Компани” и нашел широкое применение также 
благодаря своим преимуществам (к концу 1980-х гг. в мире дей- 
ствовало более 150 установок). 

В процессе используют комплексный поглотитель, состоя- 
щий из 60 - 65% сульфолана, являющегося физическим абсор- 
бентом кислых компонентов газа, 28 - 32% диизопропанолами- 
на (ДИПА, хемосорбент) и около 6% воды, добавляемой в ка- 
честве депрессатора, снижающего на 10 - 12 °С температуру 
застывания смеси. 

Наличие в составе поглотителя физически растворяющего 
вредные примеси компонента (сульфолан) и хемосорбента ДИ- 
ПА) позволяет придать процессу универсальность по составу 
исходного газа, т. е. глубина очистки при использовании такого 
поглотителя мало зависит от начальной концентрации приме- 
сей. При высоком содержании сероводорода значительную часть 
его (за счет высокого парциального давления) растворяет суль- 
фолан, а остаточные небольшие его количества (при малых пар- 
циальных давлениях) хемосорбирует ДИПА. 

Поглотительная емкость такого смешанного абсорбента со- 
ставляет от 30 до 120 м3/м3 в зависимости от состава исходного 
газа и условий процесса (для МЭА - 25 - 30 м3/м3). Более высо- 
кая поглотительная способность абсорбента в процессе 
“Сульфинол” обусловливает меньшую кратность его циркуля- 
ции и меньшие габариты аппаратов. Значительно ниже (на 30 - 
80%) также энергозатраты на регенерацию абсорбента, посколь- 
ку десорбция основного количества растворенных в сульфолане 
компонентов осуществляется при снижении давления в десор- 
бере. 

Eure одним несомненным преимуществом — процесса 
“Сульфинол” является то, что смесь сульфолана с ДИПА очи- 
щает газ как от H2S и COs, так и достаточно глубоко от других 
серосодержащих соединений (COS, CS) и тиолы). 
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Рис. 6.13. Принципиальная схема очистки газа процессом “Сульфинол”: 

1, 2- абсорберы; 3 - дегазатор, 4 - десорбер, 5 — сепаратор; 6 - теплообменник; 7- хо- 
лодильники; 8 - ребойлер; [и // - исходный и очищенный газы; /// - очищенный газ дега- 
зации; /И- кислые газы; Ги VI - регенерированный и насышенный абсорбент 

Наконец, немаловажно и то, что сульфолан и ДИПА имеют 
низкое давление насыщенных паров в условиях очистки и по- 
этому очень мало теряются с очищенным газом. 

Принципиальная схема процесса показана на рис. 6.13, а 
ниже приведены основные показатели процесса в сопоставле- 
нии с процессом, где используется МЭА: 

Показатель 

Производительность по 
газу, млн м3/год 

Циркуляция поглотите- 
ля, M?/4 

Поглошение кислых 
газов, M?/M? 

Содержание Н}5 в очи- 
щенном газе, мг/м3 
Расход пара на регенера- 
цию, кг/кг кислых газов 

Давление в абсорбе- 
ре/десорбере, МПа 

Диаметр абсорбе- 
ра/десорбера, м 

"Сульфинол " 

330 

71 -76 

42-45 

2,314 

11 

7,14/0,17 

1,2/1,8 

МЭА-процесс 

230 

64 

33 

14 

2,5 

7,14/0,17 

1,2/1;8 

В последнее время той же фирмой разработан комбиниро- 
ванный процесс "”Сульфинол-СКОТ” с помощью которого еди- 
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Puc, 6.14. Принципиальная схема комбинированного процесса “Сульфинол- 
СКОТ”: 

1, 2- абсорберы; 3 - десорбер, 4 - установка получения серы из сероводорода (процесс 
Клауса); Ги // - исходный и очищенный углеводородный газ; /[// - кислый газ; IV - отхо- 
дящий дымовой газ от установки Клауса; V - очищенный от диоксида серы отходящий 

дымовой газ; V/ - регенерированный абсорбент, V// и VIII - полунасыщенный и насыщен- 
ный абсорбент, /Х - сера 

ной системой поглотителя (сульфолан - ДИПА) решаются две 
разные задачи. из углеводородного газа выделяется концентрат 

кислых газов, направляемых на производство серы процессом 

Клауса, и улавливается значительное количество оксидов серы 

из отходящих дымовых газов процесса Клауса. Принципиальная 
схема такого двухадсорберного процесса показана на рис. 6.14. 

Газ очищается в основном абсорбере / блока “Сульфинол”, на верх которо- 
го подается регенерированный абсорбент ГГ. Другой поток этого абсорбента 
поступает в абсорбер 2 блока СКОТ, где очищается от SO) отходящий таз про- 
цесса Клауса. Полунасыщенный абсорбент Г]/ из этого абсорбера возвращается 
в основной абсорбер / на несколько тарелок ниже ввода свежего абсорбента и 
поглощает другие сернистые компоненты углеводородного газа. Колонна реге- 
нерации абсорбента 3 общая для обоих блоков. 

6.4.5. Очистка газов от меркаптанов 

Выше были описаны процессы очистки природного газа, позво- 
ляющие довести в нем содержание сероводорода до 5-10 мг/м3, 
т. е. ниже, чем это требуют отраслевые стандарты на содержание 
сероводорода. Однако ряд этих процессов (в частности, исполь- 
зующих МЭА) не позволяет удалить или удаляет лишь в малой 
степени сероорганические соединения - меркаптаны (метил-, 
этил- и пропилмеркаптаны). Их содержание в очищенном от 
сероводорода газе составляет до 1000 мг/м? газа. 

Для удаления меркаптанов из газа используют три типа про- 
цессов - абсорбционные, адсорбционные и каталитические. 
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6.4.5.1. Абсорбционная очистка 

Один из распространенных методов — хемосорбционное удале- 
ние меркаптанов из газа с помощью 10 - 15%-х водных раство- 
ров щелочей (МаОН или КОН): 

RSH + NaOH => RSNa + H20. 

Образующийся меркаптид натрия (RSNa) разлагается при 
нагревании раствора на щелочь и меркаптан, который выводят из 
системы. Одновременно с меркаптанами щелочь извлекает также 
диоксид углерода в результате протекания следующих реакций: 

CO, + NaOH => МаНСО:, 
2 NaHCO; + NaOH <2 Ма>›СО: + Н.О. 

\Целочная очистка позволяет независимб от начальной KOH- 
центрации достаточно глубоко очистить газ от меркаптанов 
(остаточное содержание до 0,1 мг/м3), при этом малые энергоза- 
траты обеспечены благодаря малой кратности раствора щелочи 
к газу (порядка 0,0001 м3/м3 газа). 

Тем не менее такая очистка не лишена недостатков, главным 
из которых является проблема утилизации отходов (отработан- 
ной щелочи). Неэффективен такой процесс и для очистки от 
серооксида углерода, сульфидов и дисульфидов. 

Широкое применение нашла щелочная очистка также для 
сжиженных углеводородных газов (ШФЛУ), суммарное содер- 
жание серы в которых (в виде Н>$, COS, CS) и меркаптанов) 
составляет 0,2 - 0,4%(mac.). 

Типичная схема очистки ШФЛУ раствором щелочи показана 
на рис. 6.15. 

Очистка ведется в 4 ступени, на каждой из которых имеются реактор /- 4 
(смесительный контактор) и отстойник 5 - 8 для разделения углеводородной и 
водяной фаз. 

Рис. 6.15. Принципиальная схема очистки сжиженных газов (ШФЛУ) от сер- 
нистых соединений: 

1-4 - контакторы (реакторы); 5-8 - отстойники; 9 - холодильник; 1/0 - насосы; J, И- 
исходная и очищенная ШФЛУ; Ши /V - свежий и отработанный растворы шелочи; Ки V/ 
- свежая и отработанная вода 
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На первой ступени контакта при 50 °C из ШФЛУ щелочью удаляются серо- 
водород и сероуглеродные соединения (COS и CS), затем, после охлаждения 
до 35 °C, поток поступает на вторую 2, би третью 3, 7 ступени На этих двух 
ступенях ШФЛУ очищается от меркаптанов На каждой из трех первых ступе- 
ней раствор шелочи после отстоя подают на вход в реактор и, кроме того, с 
третьей ступени часть шелочи (как более свежей) - на вход первой и второй 

ступеней (межступенчатая циркуляция). Свежая щелочь поступает на первую и 

третью ступени, а отработанная выводится из первого отстойника 5. Четвертая 
ступень - промывная, где oT ШФЛУ водой отмываются остатки щелочи, очи- 
щенный поток // затем направляется на осушку от воды (в электроотстойниках 
или путем адсорбции). 

6.4.5.2. Адсорбционная очистка 

В тех случаях, когда требуется очень глубокая очистка природ- 
ного газа (или ШФЛУ) от меркаптанов, особенно если газ на- 
правляют далее на низкотемпературную переработку, очистку 
ведут адсорбционным процессом на активных углях или цеолитах. 

Поглотительная способность цеолита Мах, например, при 
давлении | МПа составляет (в г на 100 г цеолита) по пентану 
1,0, по этилмеркаптану 6,0 и по воде 11,0. 

Адсорбцию ведут при повышенном давлении (до 5 МПа) и 
температуре 30 - 35 °С, а десорбцию - при температуре 300 °С. 
В качестве десорбента используют азот или нагретый до 300 °C 
природный газ. 

К недостаткам адсорбционных методов очистки следует от- 
нести их высокую чувствительность к способу переработки газа 
на предыдущих стадиях (Т. е. от состава исходного для этой сту- 
пени газа), а также получение большого объема отработанного 
газа регенерации адсорбентов (восстановление активности цео- 
литов после их закоксовывания), утилизация и переработка ко- 
торых представляет собой непростую проблему. 

6.4.5.3. Каталитические методы очистки 

В отличие от описанных выше методов каталитические методы 
не позволяют выделить серосодержащие соединения, так как 
основаны на химических превращениях соединений с выделе- 
нием легко извлекаемых компонентов. 

Существует три типа каталитической очистки от меркапта- 
нов: гидрирование, гидролиз и окисление. 

Гидрирование (гидроочистка) - это процесс селективного за- 
мещения атома серы в сероорганических соединениях водоро- 
дом в присутствии катализатора с образованием сероводорода и 
веществ, не содержащих серы, например: 

СН$ЗН + Н) ~ СН + H2S; 

COS + H, > СО + HDS. 
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По убыванию реакционной способности сероорганические 
соединения можно расположить в следующий ряд: серооксид 
углерода - меркаптаны — тиофен. 

Процесс проводят при давлении 2-5 МПа, температуре 300 
— 400 °С в присутствии кобальт- или никельмолибденового ка- 
тализатора. 

Чаще всего такой процесс используют для демеркаптаниза- 
ции сжиженных газов (ШФЛУ). 

Гидролиз - это процесс конверсии сероорганических соеди- 
нений при взаимодействии их с водяным паром при высоких 
температурах: 

COS + Н2О > СО) + H2S; 

CS> + 2H,0 > СО) + 2Н>5. 

Процесс используется реже, чем остальные. 
Окисление сероорганических соединений в присутствии ката- 

лизатора (сульфид никеля №155) на носителе) и при температуре 
300 - 350 °С приводит к образованию диоксида серы, выделяе- 
мого в последующем из газа. 

Для демеркаптанизации сжиженных газов используют про- 
цесс абсорбционно-каталитической демеркаптанизации (про- 
цесс “Мерокс”). Сущность этого процесса состоит в том, что 
вначале в абсорбере меркаптаны поглощаются шелочным рас- 
твором, содержащим катализатор (органические соли кобальта). 
После этого насышенный меркаптанами раствор направляют на 
окисление кислородом воздуха, при этом реакцией в при- 
сутствии катализатора меркаптаны превращаются в инертные 
дисульфиды, которые легко можно отделить от раствора и вы- 
вести: 

2C3H7SH + О) > C3H7-S-S-C3H) + 2H,0. 
Существенное достоинство каталитических методов очист- 

ки - высокая глубина удаления сероорганических соединений 
(до 0,5 — 1 мг/м3). 

6.4.6. Утилизация сероводорода 

Извлекаемая из природного газа смесь кислых газов наполовину 
и более по объему состоит из сероводорода. Остальная часть 
включает углекислый газ и небольшие количества серооксида 
углерода и углеводороды (метан, этан). Эта смесь кислых газов 
утилизируется обычно на месте очистки природного газа с 
целью получения из нее элементной серы. 

Основным процессом получения серы из сероводорода уже 
более 100 лет (с 1882 г.) является процесс Клауса, основанный 
на следующих реакциях окисления. 
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При двухстадийном окислении: 

2H2S + 30. =>2$0) + 2H,O (+520 кДж); 

2H2S + $0).=23$ + 2Н.О (+ 95 кДж). 

Одновременно с таким двухстадийным образованием серы 

протекает реакция прямого окисления: 

2Н.5 + О) > 28+ 2H,O (+ 615 кДж). 

Поскольку в составе кислых газов кроме сероводорода при- 
сутствуют другие компоненты, в процессе горения протекают 
также следующие побочные реакции: 

CO, + HS - COS + H20; 

CH, + 52 - CS) + 2H). 

Технология получения серы методом Клауса реализует ука- 
занные выше реакции обычно в три ступени. | 

Технологическое оформление процесса зависит при этом от 
состава кислого газа - содержания в нем сероводорода и углево- 
дородов. 

Содержание сероводорода определяет стабильность горения 
кислого газа: при содержании его выше 45% (об.) горение ста- 
бильное, а если оно ниже, то требуется предпринять соответ- 
ствующие меры для стабилизации горения (подогрев газа и воз- 
духа, и др.). 

Содержание углеводородов в кислом газе обычно невелико 
[до 5%(об.)] и их наличие значительно увеличивает расход воз- 
духа для горения, объем газов после горения и соответственно 
размеры оборудования. В зоне высоких температур при горении 
углеводородов образуется углерод, который снижает качество 
серы и ухудшает ее цвет. За счет реакций с сероводородом угле- 
род образует CS, и COS, которые не подвергаются в дальней- 
шем конверсии и, попадая в уходящий после процесса Клауса 
газ, уменьшают выход серы. 

Большое содержание углекислого газа в кислом газе отрица- 
тельно влияет на процесс горения сероводорода. 

Принципиальная схема производства серы методом Клауса 
(Мубарекский ГПЗ) показана на рис. 6.16. 

По этой схеме почти весь кислый газ (95 - 98%) подается на первую терми- 
ческую ступень конверсии, представляющую собой паровой котел газотрубного 
типа. В зоне горения / (топке) этого котла поддерживается температура около 
1100 °С, которая снижается до 350 °С после прохождения трубного пучка, где 
генерируется водяной пар высокого давления (2,0 - 2,5 МПа). Затем газ охлаж- 
дается в конденсаторе 3 до 185 °С и поступает на вторую ступень Из низко- 
температурных зон термического реактора и охладителя 3 через серозатворы 
выводится Из системы жидкая сера. Максимальный выход серы на первой 
ступени составляет 60 - 70% от общего ее выхода 
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Puc. 6.16. Принципиальная схема получения серы методом Клауса: 
1, 4, 7- печи для сжигания газа; 2 - термический реактор с узлом генерации водяного 

пара; 3, 6, 9- охладители (конденсаторы); 5, 8 - реакторы второй и третьей ступени; /0 - 

уловитель серы; //- печь дожига; /2 - блок доочистки газа (процесс “СКОТ”); 73 - прием- 
ная емкость серы; / - кислый газ; //- воздух; /// - топливный газ; /И- вода; И- водяной 
пар; VJ - сера; ИИ и ИШ/- отходящий и очищенный дымовой газ 

Вторая ступень состоит из печи 4 для сжигания оставшейся части кислого 
газа и превращения оксида серы, содержащегося в газе после первой ступени. 
Реакции на этой ступени протекают при температуре 240 - 250 °С в каталити- 
ческом реакторе 5, заполненном специальным катализатором (активированный 
оксид алюминия). В последнее время стали широко применяться катализаторы 
на основе диоксида титана (содержание TiO) > 85%) фирмы “PRO-Catalist” 
(марки CRS-31, CRS-32). На выходе из реактора 5 температура достигает около 
330 °С, и газ затем охлаждается в охладителе до 170 °С с выделением из него 
сконденсированной серы. Газ из охладителя 6 поступает на третью ступень, 
вначале в печь 7, где его температура повышается до 220 °С (за счет горения 
топливного газа ///), затем газ проходит каталитический реактор 8, в котором 
температура газа повышается на 20 - 30 °С (до 250 °С). После этого газ снова 
охлаждается в охладителе 9, из которого сконденсированная сера отводится 
через серозатвор, а уходящий газ через сепаратор /0 направляется на дожиг в 
печь //. В этой печи при 500 - 550 °С дожигаются остатки непрореагировавшего 
сероводорода, после чего хвостовой газ ИИ выбрасывается через дымовую трубу. С 
целью снижения загрязнения атмосферы на многих установках Клауса используют 
блок очистки хвостового газа на блоке СКОТ 12 - абсорбционным поглощением 
SO раствором сульфанола и диизопропаноламина (см. разд. 6.4.4 ). 

Ниже приведены составы реакционных газовых смесей про- 
цесса Клауса [в %(об.)] в шести точках по схеме рис. 6.16, кото- 
рая подтверждает, что сероводород присутствует в газе практи- 
чески везде до самой печи дожига [на входе в нее - 1,27%(о6б.)]: 

Соединение Исходный На На входе На На входе Ha выхо- 
газ (на выходе BS выходе в 8 де из ]1/* 

входе в /) из 2 из 6 (ИЛ 

Сероводород 48,42 11,5 9,94 3,70 1,48 - 
Диоксид серы - 4,58 3,65 1,23 0,90 1,54 
Серооксид угле- _ - 0,48 0,08 0,07 - 
рода 

Водород - 1,86 1,88 1,90 1,98 0,90 
Оксид углерода - 1,18 1,28 1,20 1,30 0,69 
Диоксид углерода 49,42 40,8 31,20 31,80 30,0 20,66 
Метан 0,68 0,16 0,15 0,14 0,18 0,06 
Кислород - 0,80 0,40 0,20 0,60 3,40 

*На входе в /] — 1,27%(06.)
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Рис 617 Зависимость конверсии сероводорода А Н2$ OT температуры продук- 

тов реакции 
] - область обычного процесса Клауса, // - область процесса, работающего ниже точки 

конденсации серы, /// - область процесса “Клинсалф-$$Р” 

Рис. 618. Зависимость содержания серы в газе [5] от температуры (Ти Ж - 
области твердого и жидкого состояния серы) 

Степень конверсии сероводорода в процессе Клауса является 
очень важным параметром, поскольку определяет выход серы и 
содержание вредных примесей (SO) в хвостовом газе. 

На первой термической ступени степень конверсии серово- 
дорода растет с увеличением температуры в топке (по данным 
обследований фактически она составляет при 900 °С - 30%, при 
1100 °С - 50%, при 1300 °С - 70%). 

В каталитических реакторах эта зависимость обратная: кон- 
версия растет с уменьшением температуры в реакторе. Эта зави- 
симость показана на рис. 6.17. В области температур, обычных 
для процесса Клауса, - 220-350 °С (Л - конверсия меняется от 
80 до 96% от содержания сероводорода на входе в данный реак- 
тор. 

Для процессов, где в реакторах поддерживается температура 
ниже точки конденсации серы - 120-220 °C(//J), - конверсия при 
120 °С достигает 99,5%. В области 100 - 120 °С она продолжает 
расти до 100%, но при этих температурах сера находится в твер- 
дом состоянии. Из этой зависимости можно сделать вывод о 
том, Что в каталитических реакторах процесса Клауса выгодно 
поддерживать температуру около 110 - 120 °C, что дает возмож- 
ность довести конверсию до 99,8%. При этом содержание серы 
в газе на выходе из реактора (рис. 6.18) составит около 0,05 - 
0,15 r/m? газа, причем основное количество этой серы будет в 
твердом состоянии. 
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Рис. 6.19. Принципиальная схема процесса получения серы методом 
“Клинсалф-55Р” (а) и устройство реактора (6): 

] - термический реактор; 2, 3 - каталитические реакторы второй и третьей ступени; 4 - 
печь дожига; 5- охладители; 6 - теплообменники; 7- приемная емкость серы; 8 - катализа- 
тор; 9 - змеевики охлаждения зоны катализа; /0- корпус встроенного генератора водяного 
пара; / - кислый газ; // - воздух; /1/ -топливный газ; /И- вода; V - водяной пар; VI - сера; 
ИП - отходящий дымовой газ 

Именно с учетом этих обстоятельств фирмой “Linde-AG” 
был разработан процесс получения серы, названный “Clinsulf- 
SSP”, принципиальная схема которого показана на рис. 6.19. 
Особенностью этого процесса являются каталитические реакто- 
ры второй и третьей ступени (6), имеющие встроенный по оси 
парогенератор, с помощью которого в слое катализатора под- 
держивается температура, близкая к 120 °С (110-115 °С). Корпус 
этого парогенератора 10 имеет систему змеевиков 9, в которых 
испаряется вода, подачей которой регулируется температура в 
слое катализатора. Это позволяет довести конверсию сероводо- 
рода почти до 100% и существенно понизить выброс оксидов 
серы с отходящим газом процесса Клауса ГИ. 

В связи с тем что сера в реакторе третьей ступени оседает на 
катализаторе (так как она находится в затвердевшем виде), пе- 
риодически (примерно раз в сутки) этот реактор подключают 
“на горячий газ” второй ступени, “смывая” таким образом серу 
с катализатора. 

По своей эффективности описанный процесс аналогичен си- 
стеме установок Клауса с блоком СКОТ, но существенно вы- 
годнее их по капитальным затратам (в 1,5 раза). 

Проблема очистки хвостовых (отходящих) газов процесса 
Клауса от сероводорода и других серосодержащих соединений 
является очень важной во всем мире с точки зрения экологии. 
Так, если в процессе Клауса обычно глубина конверсии состав- 
ляет 95 - 96%, то 4 - 5% серы теряется с ее оксидами в атмо- 
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сферу (при объеме производства серы, например, 2000 т/сут это 
составляет около 200 т/сут диоксида серы). Нормы же по содер- 
жанию серосодержащих соединений в отходящих газах очень 
жесткие - не более 0,05 мг/м3. Именно поэтому во всем мире 
разработка и совершенствование технологий получения серы из 
кислых газов идут параллельно с созданием технологий глубо- 
кой очистки хвостовых газов. Одним из таких решений является 
углубление конверсии сероводорода до 100% в самом процессе 
Клауса за счет создания соответствующих температурных усло- 
вий в реакторах, как это сделано в процессе “Clinsulf-SSP”. Од- 
нако огромное число действующих установок Клауса такой воз- 
можности не имеют, и поэтому разработано более 20 различных 
процессов доочистки хвостового газа этих установок. Эти до- 
очистные процессы можно условно отнести к трем группам: 

процессы, основанные на реакции Клауса — реакции прямого 
превращения Н>5 и $О) в элементную серу; 

процессы каталитической гидрогенизации ЗО) и других серо- 
содержащих соединений в сероводород с дальнейшей очисткой 
от последнего по реакции Клауса; 

процессы химической очистки хвостового газа реагентами с 
последующим извлечением соединений серы. 

Более подробно эти процессы рассмотрены в [20, 72, 74]. 

6.5. ГЛУБОКАЯ ОСУШКА ПРИРОДНОГО ГАЗА 

6.5.1. Общие положения 

Наличие паров воды в углеводородных газах связано с контак- 
том газа и воды в пластовых условиях, а также с условиями их 
последующей обработки (сепарации, очистки от примесей и др.). 

Обычно тяжелые углеводородные газы при тех же условиях 
содержат паров воды меньше, чем легкие. Наличие в газе Н>$ и 
CO, увеличивает содержание паров воды, а наличие азота - 
уменьшает. 

Влагосодержание газа - это количество паров воды (в г/м?) в 
состоянии их насыщения при данных температуре и давлении. 

Абсолютной влажностью газа называют фактинеское содер- 
жание паров воды (в г/м? газа), а отношение абсолютной влаж- 
ности к влагосодержанию называют относительной влажностью. 

Осушка газа - это удаление из него влаги, т. е. снижение аб- 
солютной (и относительной) влажности. Обычно качество 
осушки (глубину осушки) оценивают точкой росы, т. е. темпе- 
ратурой при данном давлении, при которой пары воды приходят 
в состояние насыщения. Чем глубже осушка, тем ниже точка 
росы, которая обычно составляет, в зависимости от последую- 
щего назначения газа, от минус 20 до минус 70 °С. 
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Puc. 6.20. График для нахождения влагосодержания углеводородных газов 
(цифры на кривых основного графика - давление газа в МПа, на кривых для 
определения Ky - температура в °С, С. - содержание соли в воде в %, doy - 
относительная плотность газа). Пояснения см. в тексте 

На рис. 6.20 показана зависимость влагосодержания газа от 
температуры насыщения водяных паров в области давлений от 
0,1 до 8,0 МПа (для бессернистого природного газа с относи- 
тельной плотностью по воздуху do, = 0,6) и при контакте газа с 
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дистиллированной водой. При относительной плотности выше 
0,6 найденное по основному графику влагосодержание умно- 
жается на коэффициент Ky, который определяют в зависимости 
от температуры по вспомогательному графику а. При контакте 
газа с засоленной водой (например, пластовой) влагосодержание 
находят умножением полученного значения влагосодержания на 
коэффициент K,, взятый по кривой вспомогательного графика 6. 

Присутствие в газе влаги нежелательно (а иногда опасно) для 

процесса его транспортировки, поскольку влага может выпадать 
в чистом виде или в виде гидратов с углеводородами, приводя к 
осложнениям в работе систем транспортного устройства. Неже- 
лательна влага в газе, если последующая его переработка ведется 
при низких температурах, при этом точка его росы должна быть 
ниже температур технологической переработки газа. 

Достигаемая точка росы газа зависит от способов его осуш- 
ки — прямым охлаждением, абсорбцией, адсорбцией или комби- 
нированием этих способов. 

6.5.2. Осушка охлаждением 

Если при постоянном давлении охлаждать газ, то избыточная 
влага будет конденсироваться, а точка его росы соответственно 
снижаться. На этом основана сушка газа охлаждением, причем 
нижний предел охлаждения газа ограничивается условиями об- 
разования гидратов. 

Самостоятельного значения для осушки газа такой метод не 
нашел и применяется обычно как элемент в комбинации с 
другими методами (для предварительного удаления основного 

количества влаги). 

6.5.3. Абсорбционная осушка 

Такая осушка основана на селективном поглощении (раство- 
рении) паров воды жидкими абсорбентами, в качестве которых 
применяют ди- и триэтилгликоли (см. табл. 6.9). 

Как уже отмечалось выше, частичная осушка газа происходит 
в ряде процессов очистки его от соединений серы (например, в 
процессе “Селексол” или по схеме рис. 6.11). Для глубокой 
осушки газа используют процессы поглощения влаги гликолями 
(ДЭГ и TOP). 

Принципиальная схема абсорбционной осушки газа анало- 
гична приведенной на рис. 6.12, но в качестве поглотителей в 
ней используют ДЭГ или ТЭГ. 

В абсорбере газ на тарелках противотоком контактирует с 
гликолем, который подают в абсорбер с температурой 30 - 
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40 °C. Давление в абсорбере He более 10 - 12 МПа. Сверху аб- 
сорбера осушенный газ направляют в магистраль, а насыщен- 
ный влагой гликоль через выветриватель (для отдува поглощен- 
ных углеводородов) и через систему подогревателей поступает в 
десорбер. В последнем за счет более низкого давления (0,2 - 
0,3 МПа) и подвода тепла через ребойлер поглощенная влага 
испаряется и затем отводится через верх десорбера, а сконцент- 
рированный до 95 - 97% гликоль направляется снова на абсорб- 
цию (после охлаждения). 

Глубина осушки газа от влаги существенно зависит от кон- 
центрации гликоля на входе в абсорбер, однако термическая 
десорбция воды не позволяет достичь концентрации выше 97% 
из-за того, что при температурах 164 °С (ДЭГ) и 206 °С (ТЭГ) 
гликоли начинают разлагаться. При концентрации гликоля 96 — 
97% точка росы газа после осушки снижается не более чем на 
30 °С (это депрессия точки росы). Если же концентрация гли- 
коля на входе в абсорбер составляет 99%, то депрессия точки 
росы возрастает до 40 °С. Такая депрессия точки росы оказы- 
вается в ряде случаев (низкотемпературная переработка газа) 
также недостаточной, и поэтому для углубления осушки газа 
используют вакуумную десорбцию влаги из гликоля (при давле- 
нии 0,06 - 0,08 МПа и температуре около 200 °С). Концентра- 
ция регенерированного гликоля в этом случае повышается до 
99,5%, а депрессия точки росы возрастает до 50 - 70 °С. 

Более широкое распространение получили схемы десорбции 
гликоля с вводом отпарного агента в десорбер. В качестве такого 
агента используют обычно осушенный газ с верха абсорбера, 

предварительно нагреваемый до 180 - 200 °С и подаваемый че- 
рез маточник в низ десорбера. Ввод этого агента позволяет сни- 
зить парциальное давление паров воды в десорбере, т. е. обеспе- 
чить эффект вакуума и за счет этого довести концентрацию гли- 

коля до 99,3 - 99,6%. 
Максимально возможную депрессию точки росы газа (80 - 

90 °С) можно достичь, используя двухступенчатую осушку. В 
этом случае установка имеет две системы абсорбции и десорб- 

ции. На первой ступени газ грубо осушается гликолем концент- 
рацией 96 - 97%, а затем поступает в абсорбер второй ступени, 
где гликолем с концентрацией 99,5-99,6% глубоко доосушается. 
Соответственно в десорбере первой ступени влага десорбируется 
при давлении, близком к атмосферному, а на второй ступени - 
под вакуумом или с вводом в десорбер отпарного агента. 

Экономически важным параметром процесса осушки являет- 
ся кратность абсорбента, т. е. количество гликоля, циркули- 
рующее в системе, Ha | кг извлекаемой влаги. 
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На большинстве установок, использующих ТЭГ, кратность 
составляет 10 - 35 л/кг влаги. На установках двухступенчатой 
глубокой осушки с депрессией точки росы до 90 °С кратность 
возрастает до 70 л/кг. 

Общее количество циркулирующего в системе гликоля (Ил, 
м3/ч) определяется из уравнения 

Vin = ГАИ, (6.2) 

где И- количество осушенного газа, м3/ч; АЙ/- извлекаемое из газа количество 
влаги, кг/М3; g — кратность абсорбента, кг/кг. 

6.5.4. Адсорбционная осущка 

Сущность адсорбционной осушки состоит в избирательном по- 
глощении поверхностью пор твердого адсорбента молекул воды 
с последующим извлечением их из пор внешними воздействия- 
ми (повышением температуры адсорбента или снижением дав- 
ления среды). 

Принципиальная схема установки адсорбционной осушки га- 
за показана на рис. 6.21. 

Аппараты 2и 3 попеременно работают в режимах адсорбции и десорбции, с 
автоматическим переключением газовых потоков по мере насышения адсорбен- 
та (на рис. 6.21 аппарат 2 показан в стадии адсорбции, a 3 - в стадии десорб- 
ЦИИ). 

После насыщения адсорбента в аппарате 2 (контроль ведется по точке росы 
газа на выходе) его переключают на подачу горячего десорбирующего газа из 
печи 4. В качестве десорбирующего газа используют исходный углеводородный 
газ (20 - 30%) или, как показано на рисунке, его подают на циркуляцию с 
помощью дожимного компрессора 6. Десорбция влаги идет за счет высокой 
температуры газа и снижения парциального давления паров воды. Увлажнен- 
ный газ после десорбера 3 охлаждается в теплообменнике 5 вначале сухим 
газом, затем в холодильнике би в сепараторе 7 от него отделяется капельная 
влага. 

Адсорбционная осушка позволяет достичь депрессию точки 
росы до 100 °С (точка росы до минус 90 °С). В качестве адсор- 
бента используют бокситы (оксид алюминия), силикагели и 
синтетические цеолиты. Их адсорбционная емкость существен- 
но зависит от размера пор и соответственно удельной поверх- 
ности последних. Некоторые свойства адсорбентов приведены 
ниже: 

Показатель Бокситы Силикагели Цеолиты 

Размеры гранул, мм _ 2,5-4,0 1,5-3,5 
Насыпная плотность, кг/м3 690-960 400-770 480-800 
Средний диаметр пор, нм 8—40 3-15 0,3-1,0 
Удельная поверхность nop, M2/r 30-140 200-600 500-800 
Адсорбционная емкость по воде, г/г 0,04—0,15 0,14~1,0 0,2-0,65 
Теплота адсорбции, кДж/кг воды 4187 4187 4187 

316



Рис. 6.21. Принципиальная схема адсорбционной осушки газа: 
1, 7- сепараторы; 2, 3 - адсорберы (десорберы); 4 - печь; 5 - теплообменник; 6 - KOM- 

прессор; 8 - холодильник; /, // - исходный и осушенный газ; /// - углеводороды и влага; /И 
- вода; И - рециркулирующий десорбирующий газ 

Полный цикл работы одного аппарата включает четыре сле- 

дующих периода, это: 
адсорбция при температуре 35 - 50 °С, давлении 8-12 МПа, 

длительности контакта газа с адсорбентом не менее 10 с 
(скорость газа в аппарате 0,15 - 0,30 м/с). 

Длительность адсорбции выбирают исходя из адсорбционной 
емкости поглотителя, начальной и конечной влажности газа, 
загрузки адсорбента в аппарате; 

нагрев адсорбента, который производится после переключе- 
ния аппарата с режима адсорбции на десорбцию. Нагрев ведется 
горячим газом из печи 4 (см. рис. 6.21) со скоростью не более 
60 °С в час. Время, затрачиваемое на нагрев, составляет 0,6 -— 
0,65 от периода адсорбции; 

десорбция — вытеснение из пор адсорбента поглощенной воды 
и восстановление его адсорбционной активности. Она начинает 
происходить, когда температура адсорбента достигнет 200 - 
250 °С (для силикагелей) или 300 - 350 °С (для цеолитов). Горя- 
чий газ в периоды нагрева и десорбции проходит слой адсор- 

бента в направлении, противоположном направлению осушае- 
мого газа в периоде адсорбции (Т. е. снизу вверх); 

охлаждение адсорбента, его начинают после завершения де- 
сорбции и переключения аппарата на режим адсорбции (осушки). 
Охлаждение ведут исходным холодным газом. Период охлаждения 
занимает 0,35 - 0,40 от времени, затрачиваемого на адсорбцию. 

При адсорбционной осушке наличие в газе углеводородов от 
бутанов и выше осложняет процесс, потому что эти углеводоро- 
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ды поглощаются в стадии адсорбции на выходной части слоя 
адсорбента и при десорбции воды при высокой температуре 
склонны к образованию коксовых отложений в порах адсорбен- 
та. Постепенное закоксовывание адсорбента ведет к снижению 
его адсорбционной емкости, поэтому требуется периодически 
регенерировать адсорбент, т. е. выжигать из его пор кокс. 

При осушке газов, содержащих кислые компоненты, наибо- 
лее надежными в работе являются цеолиты. 

6.6. ИЗВЛЕЧЕНИЕ ТЯЖЕЛЫХ УГЛЕВОДОРОДОВ 
ИЗ ГАЗА 

Как было показано выше (см. разд. 6.1), в составе природных 
газов присутствуют углеводороды от метана до пентана, причем 
если метан и частично этан - это целевые составляющие газа, 
используемого в быту и в промышленности как газовое топливо, 
то пропан, бутаны и пентаны в газовом топливе нежелательны, 
хотя сами они являются ценными соединениями и могут быть 
использованы для других нужд. Поэтому до подачи природного 
газа в транспортные магистральные сети из него должны быть 
удалены углеводороды от этана (частично) до пентанов включи- 
тельно (называемые в данном случае тяжелыми). Извлеченная 
сумма тяжелых углеводородов Cy - Cs называется обычно газо- 
вым бензином и направляется на установки ЦГФУ для разделе- 
ния на отдельные углеводороды и стабильный бензин. 

К основным технологическим методам извлечения тяжелых 
углеводородов из газа относятся: низкотемпературная сепарация 
(НТС), низкотемпературная конденсация (НТК) и масляная 
абсорбция при высоком (до 14 МПа) давлении и низкой темпе- 
ратуре. 

В значительно меньшем объеме применяют для этой же цели 
адсорбцию. 

6.6.1. Низкотемпературная сепарация 

Сущность процесса низкотемпературной сепарации (НТС) со- 
стоит в однократной конденсации углеводородов при пониже- 
нии температуры газа до минус 25 - минус 30 °С за счет его 
дросселирования (эффект Джоуля-Томсона). Вместо дроссели- 
рования через клапан (изоэнтальпийный процесс) может быть 
использовано расширение газа в турбодетандере (изоэнтропий- 
ный процесс), что позволяет более эффективно использовать 
перепад давления газа. Принципиальная схема НТС показана на 
рис. 6.22. 
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Рис. 6.22. Принципиальная схема процесса низкотемпературной сепарации 
(HTC): 

[, 2- сепараторы |-й и 2-й ступеней; 3 - сепараторы сырого конденсата; 4 - дроссель- 
ные клапаны (детандеры); 5 - холодильная машина; 6 - блок стабилизации конденсата; 7- 

блок регенерации ингибитора гидратообразования; 8 — теплообменники; /и // - исходный 
и отсепарированный газ; /// - газовый бензин; /V - конденсат сырого газа; И - раствор 
ингибитора гидратообразования 

Газ / под большим (8 - 12 МПа) давлением поступает в сепаратор 1-й сту- 
пени, где от него отделяется тяжелый газовый конденсат. Затем газ через реку- 
перативные теплообменники 8, охлаждаемые газом и конденсатом 2-й ступени 
сепарации, поступает в дроссельное устройство 4. В дросселе давление газа 
снижается на 4 - 5 МПа, за счет чего его температура резко падает и высоко- 
кипящие углеводороды конденсируются. Выпадающий конденсат отделяют в 
сепараторе 2-й ступени, а газ, очишенный от тяжелых углеводородов //, Ha- 
правляют потребителю. 

Степень конденсации каждого углеводорода (отношение ко- 
личества сконденсированного к общему его содержанию в газе, 
В %) зависит от температуры и давления (табл. 6.10, для давле- 
ния 3,5 МПа). 

Таблица 6.10. Зависимость степени конденсации от температуры и дав- 
ления 

Компоненты | Содержание в газе Степень конденсации, %, при температуре, °C 

1, %(мольн.) o | -t0 [0 | -30 | 40 
Метан 67,75 0,2 0,8 2,7 7 14 
Этан 27,09 1,3 4,0 13,0 31 51 
Пропан 3,85 9,0 12,0 34,0 61 79 
Бутаны 0,45 22,0 30,0 63,0 84 93 
Пентаны 0,16 47,0 55,0 83,0 94 98 
СО) 0,70 4,0 4,8 6,1 15 30 
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Таким образом, только при температуре -40 °C достигается 
почти полная конденсация бутанов и пентанов. Этан и пропан 
при этом конденсируются лишь на 50 и 79%. 

В связи с тем что процесс НТС протекает при низких темпе- 
ратурах, в поток газа вводят ингибитор гидратообразования, что 
позволяет предотвратить образование гидратов. В качестве ин- 
гибитора используют метанол или гликоли, которые связывают 
влагу из газа и после регенерации (дегидратации) в блоке 6 (см. 
рис. 6.22) возвращаются в процесс. 

Важнейший параметр НТС - исходное давление газа из 
скважины. Вначале это давление высоко за счет повышенного 
пластового давления, но с течением времени пластовое давление 
снижается (и одновременно снижается содержание в газе тяже- 
лых углеводородов) и потенциал природной энергии для реали- 
зации процесса НТС существенно падает. В этом случае перед 
сепаратором первой ступени устанавливают дожимной компрес- 
сор, повышающий давление газа, или же в точке дросселирова- 
ния газа помещают холодильную машину 5. 

Извлечение углеводородов из газа процессом НТС в значи- 
тельной мере определяется составом исходного газа (например, 
выражаемым средней молярной температурой его кипения), что 
следует из данных табл. 6.11 на примере степени конденсации 
н-пентана. 

Приведенные данные позволяют заключить, что для поддер- 
жания нужного уровня извлечения жидких углеводородов из все 
более облегчающегося по составу газа (по мере выработки его 
месторождения) нужно понижать температуру сепарации, что 
сделать крайне трудно из-за одновременного снижения пласто- 
вого давления. В этом заключается один из крупных недостат- 
ков процесса НТС, несмотря на его технологическую простоту. 
Поэтому в большинстве случаев процесс НТС заменен процес- 
сом НТК, отличающимся более низкими температурами охлаж- 
дения газа (-90 + -120 °С). 

Таблицо 6.11. Связь температуры сепаращии и степени извлечения 
н-пентана 

Температура сепа- | Степень извлечения A-Cs, %, при средней молярной температуре 

рации, °С кипения газа, °С 

-100 | -116 | -132 | -140 | -148 | -156 

-10 96 93 89 83 70 49 
-20 97 95 92 88 78 56 
-30 98 97 95 91 82 63 
-40 99 98 97 94 87 70 
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6.6.2. Низкотемпературная конденсация 

Процесс начал развиваться в 1960-е годы, когда повысился 
спрос на этан - один из основных мономеров в ассортименте 
сырьевых ресурсов нефтехимии. Это потребовало перейти на 
низкие температуры охлаждения газа, с тем чтобы увеличить 
степень извлечения из него этана (и соответственно - более 
тяжелых углеводородов). Это в свою очередь потребовало наряду 
с эффектом дросселирования применять искусственное охлаж- 
дение с использованием пропанового холода (для охлаждения 
до —70 °С) или каскадного холодильного пропан-этанового цик- 
ла, с помошью которого стало возможным извлечь из газа 85 - 
87% этана, почти полностью (99%) - пропан и 100% всех 
остальных углеводородов. 

Для производства искусственного холода используют обычно 
компрессорные холодильные машины, хладагентом в которых 
являются пропан, этан или фреон, а также турбодетандеры, в 
которых энергия расширяющегося газа рекуперируется для про- 
изводства холода. 

Принципиальная схема типичной установки НТК с турбоде- 
тандером показана на рис. 6.23. 

Предварительно осушенный газ / захолаживается в рекуперативных тепло- 
обменниках 8 и после отделения от него в сепараторе 2 сконденсированных 
углеводородов через турбодетандер 3 поступает в разделительную колонну 4. В 
нее же после одного из теплообменников поступает смесь сконденсированных 

Ш 

Рис. 6.23. Принципиальная схема процесса низкотемпературной конденсации 
(НТК): 

1, 2 - сепараторы 1-й и 2-й ступеней; 3 - турбодетандер; 4 - ректификационная колон- 
на; 5 - выветриватель конденсата; б - блок регенерации ингибитора гидратообразования; ? - 

ребойлер; & - теплообменники; /и // - см. рис. 6.22; //- ШФЛУ; /V - ингибитор гидрато- 
образования; V - конденсат сырого газа 
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углеводородов из сепаратора 2 Снизу колонны отбирают смесь всех сконден- 
сированных углеводородов от этана и выше, а деэтанизированный газ сверху 
колонны, пройдя теплообменники 8, сжимается в турбодетандере энергией 
расширяющегося газа из сепаратора 2 и затем подается потребителю Смесь 
углеводородов /// (ШФЛУ) направляется на газофракционирующую установку, 
где от нее отбираются этановая фракция [содержание этана 87-90% (мольн )] и 
фракции остальных,более тяжелых углеводородов Турбодетандер - машина, по 
устройству схожая с газотурбокомпрессором В ней на общем валу расположена 
газовая турбина. на лопатках которой расширяющийся газ // вырабатывает 
энергию, используемую для вращения компрессора, лопатками которого сжи- 
мается газ из сепаратора 2 

6.6.3. Маслоабсорбционное извлечение 

Это один из массовых процессов извлечения из газа тяжелых 

углеводородов, ведущий свое начало с 1913 г. Сущность его со- 
стоит в поглощении (растворении) тяжелых углеводородов газа 
в абсорбенте (масле) с последующей их десорбцией (отпаркой) 
из абсорбента. 

В качестве абсорбента используют обычно керосиновую или 
дизельную фракцию нефти са средней молекулярной массой от 
140 до 200. 

Типичная принципиальная схема процесса масляной абсорб- 

ции показана на рис. 6.24. 

Исходный газ / обычно охлаждается в охладителях J, 2, разделяется в сепа- 
раторе 3 и поступает в абсорбер 4, где из него абсорбентом V/ извлекается 
основная масса тяжелых углеводородов Насыщенный этими углеводородами 
абсорбент, подогретый в теплообменнике 9 поступает в абсорбционно- 
отпарную колонну (АОК) 5 В нее же ниже ввода абсорбента из колонны 4 
поступает жидкая фаза из сепаратора 3 На верх АОК подается регенерирован- 
ный абсорбент, а внизу ее в ребойлере 8 вводится тепло и создается паровое 
орошение В АОК из абсорбента, поступающего снизу абсорбера 4, удаляются 
(отпариваются) легкие углеводороды (метан, этан) и поглошаются абсорбентом 
углеводороды от пропана и выше Полностью насыщенный абсорбент снизу 
АОК нагревается в теплообменнике 9 и поступает в десорбер 6, где от него 
отгоняется ректификацией ШФЛУ ГИУ, а регенерированный абсорбент возвра- 
шается в колонны Чи 5 

В обычном процессе - с охлаждением газа перед абсорбером 
до 0-10 °С, температуре в абсорбере 10-30 °С и давлениях в аб- 
сорбере 4-7 МПа, в АОК 1-4 МПа и в десорбере 0,7-1,5 МПа - 
обеспечивается извлечение из газа 50 - 70% пропана и до 98% 
бутанов и выше. Этана в составе ШФЛУ в этом случае немного 
и он в основном уходит с потоком газа ///. 

Совершенствование процесса масляной абсорбции связано с 
решением задач, среди которых можно выделить следующие: 

поскольку часть метана и этана растворяется в абсорбенте и 
3a счет этого увеличивается количество газа деэтанизации /// в 
ущерб выходу товарного газа //, для того чтобы предотвратить 
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Рис. 6.24. Принципиальная схема отбензинивания газа масляной абсорбцией: 
1, 2- охладители газа, 3 - сепаратор; 4 - абсорбер; 5 - абсорбционно-отпарная колонна; 

6 - десорбер; 7- холодильники, 8 - ребойлеры; 9 - теплообменники; /и /[/ - исходный и 
отбензиненный газы; /// - газ деэтанизации; /И- ШФЛУ; Vu V/ - насыщенный и регене- 
рированный абсорбент 

это и повысить эффективность процесса, регенерированный 
абсорбент V/ подают в поток газа ///, из которого он извлекает 
метан и этан, предварительно насыщаясь ими; после этого аб- 
сорбент направляют в колонны Чи 5; 

снижение температуры охлаждения газа перед входом в аб- 
сорбер и в самом абсорбере как один из действенных путей по- 
вышения степени извлечения тяжелых углеводородов из газа. 
Это позволяет уже до абсорбера (в сепараторе 3) сконденсиро- 
вать и отделить большее количество сжиженных углеводородов, 
снизить нагрузку абсорбера и углубить извлечение остающихся в 
газе углеводородов С. - С; в самом абсорбере. Характерный 
режим работы таких установок низкотемпературной абсорбции 
(НТА) следующий: температура в абсорбере -20 + -60 °С, давле- 
ние (в МПа): в абсорбере 4 - 6, в АОК - 2,0-3,5, в десорбере - 
1 -2. Степень извлечения при этом этана составляет 20 - 50%, 
пропана 80 - 99%, бутанов и выше - 100%. 

Широкому применению процесса НТА способствовало во 
многих случаях наличие высокого давления газа на выходе из 
скважин и возможность при этом использовать эффект дроссе- 
лирования для охлаждения газа перед абсорбером. Таким обра- 
зом, в этих случаях сочетается два процесса - НТС и НТА. 

Важный параметр любого процесса абсорбции - удельный 
расход абсорбента (кратность абсорбента), определяемый как 
отношение расхода абсорбента к расходу газа (в л/м3). Влияние 
этого параметра на степень извлечения углеводородов из газа 
иллюстрирует рис. 6.25, кривые на котором построены для тем- 
пературы абсорбции 20 °С. 
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Рис. 6 25. Зависимость степени извлечения углеводорода ф от кратности абсор- 
бента L/V (температура абсорбции 20 °С, давление 7 МПа): 

]-5 - соответственно метан, этан, пропан, бутан и пентан 

Дальнейшее понижение температуры обусловливает сдвиг 
кривых в сторону увеличения степени извлечения в среднем на 
1,0 - 1,5% по шкале ф на каждый градус понижения температу- 
ры абсорбции. 

В табл. 6.12 и 6.13 приведены некоторые характеристики ап- 
паратуры, режима и состава конечных продуктов для одной из 
маслоабсорбционных установок Нижневартовского газоперера- 
батывающего завода. 

Установка НТА имеет схему с предварительным насыщением 
абсорбента за счет газа сверху АОК. Поступающий на установку 
газ имеет температуру 35 °С и давление 3,5 ~ 3,7 МПа. 

Таблица 6 12 Характеристики колонн и их режима 

Наименование Кон ивные данные Давление, МПа Температура, °С 

диаметр, высота, число верха низа 

м м тарелок 

Абсорбер 2,6 27 30 3,5 0+5 -(10 + 15) 
AOK 1 ,6/3,0 37 38 1,5-1,8 0+ 5 115-130 
Десорбер 2,6/3,0 38 25 1,1-1,4 80-85 220-230 

Таблица 6 13 Составы потоков (по схеме рис. 6.24) 

Потоки Содержание, %(мольн ) 

со, | № | СН. | Coy | Сум» | Саню | С5Нр [Cox выше 

] 0,24 0,99 84,19 3,57 5,98 3,34 1,18 0,52 
il 0,47 0,25 88,18 7,92 3,18 - - ~ 
Ш 0,30 0,73 94,03 3,41 1,52 - - 0,01 
IV - _ ~ 0,8 38,76 35,80 14,84 9,80 



6.7. ИЗВЛЕЧЕНИЕ ГЕЛИЯ ИЗ ОЧИЩЕННОГО ГАЗА 

Гелий - редкий и удивительный по своим свойствам газ, откры- 
тый впервые спектрально на Солнце (в 1868 г. Жансеном и Ло- 
кьером), а затем на Земле (в 1895 г. Рамзаем). Он определяет 
развитие самых современных технологий в различных отраслях 
науки и техники. 

В нормальных условиях гелий - один из легких (после водо- 
рода) инертных газов плотностью 0,1609 кг/м3, имеющий очень 
высокую теплопроводность [119]. 

В природе существует два изотопа гелия - ЗНе и 4Не, причем 
подавляющую долю составляет *He, образующийся в результате 
и-распада радиоактивных элементов Земли. 

В сжиженном виде 4Не имеет плотность 125,1] кг/м3 и кипит 

при 4,44 К (-268,9 °С). 
Основное количество гелия получают сейчас из природных 

газов, и при мировых запасах последних порядка 180-200 трлн 
м3 запасы гелия в них составляют 56-60 млрд mM? [118]. Ежегод- 
ное образование гелия в результате а-распада оценивается как 
25 млн м3, причем из них около 3 млн м? рассеивается в космос 
(из-за высокой проницаемости гелия). 

Ежегодная добыча гелия на 1993 г. составляла около 1,2 млрд 
м3, из чего можно заключить, что с учетом незначительного 
прироста его образования запасы гелия на Земле обеспечат по- 
требности в нем на очень ограниченный срок - 50-60 лет. 

Наиболее богатыми запасами гелийсодержащих природных 
газов располагают США, Россия, Алжир, Канада, Польша и 
Голландия. В России это Оренбургское и Астраханское место- 
рождения, а также Башкортостан, Иркутская область, Якутия и 
Красноярский край. 

Производство гелия в мире, как правило, превышает его по- 
требление (отношение потребления к производству составляет в 
настоящее время около 80-85%), избыток гелия закачивают в 
сжиженном виде в хранилища. Так, в России в 1992 и 1993 гг. 
было произведено 3304 и 2807 тыс. M? гелия [118], из которых 
потреблено было соответственно 1304 и 2658 тыс. м3 и закачано 
в хранилища 1999 и 149 тыс. м3. 

Основные потребители жидкого и газообразного гелия - 
предприятия и организации военно-космических ведомств (до 
50% от всего потребления), его используют в криогенной техни- 
ке и технологии, при проведении специальных сварочных работ 
и кессонно-водолазных работах, в хроматографии и др. 

Концентрация гелия в природных газах невелика и колеблет- 
ся oT 0,001 до 3,0% (06.), однако средневзвешенная концентра- 
ция гелия в мировых запасах природного газа не превышает 
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Puc. 6.26. Принципиальная схема получения гелиевого концентрата (вариант 1): 
}- сепараторы, 2 - колонны; 3 - холодильник: 4 - рекуперативные теплообл и; [- 

природный газ; // - жидкие углеводороды; /// - гелиевый концентрат; /У - концентрат 
азота: V - сухой газ (метан-азотная смесь). VJ —- аммнак; V// - кипящий азот 

0,04% (об.), ак 2020 r., по прогнозам, снизится до 0,02% (06.) 
[118]. Сейчас промышленно рентабельной считается концентра- 

ция гелия в газе от 0,03 - 0,04 %(06.) и наблюдается тенденция 
к снижению этого порога. 

Чистый гелий получают из очищенного от примесей и глубо- 
ко осушенного природного газа обычно в три стадии - выделя- 
ют гелиевый концентрат, содержащий до 80 - 90% гелия, кон- 
центрируют его до 99,98% и затем ожижают для удобства тран- 
спортирования и хранения. 

Получение гелиевого концентрата возможно четырьмя спосо- 
бами - криогенным, абсорбционным, путем гидратообразования 
и диффузией через пористые мембраны. Из этих способов толь- 
ко первый получил массовое промышленное применение, а 
остальные по ряду причин не вышли за рамки опытно- 
промышленных или исследовательских работ. 

Криогенный способ основан на охлаждении газа до температу- 
ры конденсации азота, при которой конденсируется и метан, а 
гелий остается в газовой фазе в виде концентрата. Существуют 

два варианта схем реализации такого способа (рис. 6.26 и 6.27). 
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Рис. 6.27 Принципиальная схема получения гелиевого концентрата (вариант 

5 - турбодетандер, б - компрессор Остальные обозначения - CM рис 6 26 

По варианту / (рис 6 26) природный газ под давлением 2 МПа охлаждается 
в рекуперативных теплообменниках до -28 °С и аммиаком до -45 °С, затем 
дросселируется до 1,2 МПа и поступает в колонну В ней от газа отделяется в 
основном метан с примесью азота V, а сверху уходит газ с содержанием гелия 
около 3%(об) Этот газ еще раз конденсируется (кипящим при 0,4 МПа азо- 
том) во второй колонне, сверху которой уходит гелиевый концентрат ///, со- 
держащий до 80-90% гелия Верх первой колонны охлаждается ее же кубовой 
жидкостью, дросселированной до давления 0,15 МПа 

По варианту // (рис 6 27) очищенный и осушенный газ / под давлением 3,2 
МПа охлаждается вначале пропаном, затем в двух рекуперативных теплообмен- 
никах (с промежуточной сепарацией) до -104 °С и после дросселирования с 
температурой -153 °С подается в колонну Снизу этой колонны отводится в 
основном метан Верх колонны охлаждается за счет рекуперации холода, отчего 
там поддерживается температура -191 °С, при которой сверху отводится смесь 
гелия и азота Эта смесь затем доохлаждается в двух рекуперативных теплооб- 
менниках и в двух сепараторах разделяется на концентрат гелия (85%) и кон- 
центрат азота (99,5%) Последний, расширяясь в турбодетандере 5, охлаждает 
верх колонны и отводится как продукт По такому варианту извлекается около 
95 - 96% гелия от его исходного содержания в газе (по варианту / степень 

извлечения ниже и не превышает 85%) 

Абсорбционный способ получения гелиевого концентрата 
основан на использовании активных поглотителей метана 
(ССЬЕ, ССЬЫР) и ap.). Их поглотительная способность по метану 
в 10 - 20 раз выше, чем по гелию, а при пониженных до минус 
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20 - минус 30 °C температурах это различие еще более возраста- 
ет. В итоге в газе концентрируется гелий, но получаемый при 
этом концентрат хуже, чем полученный криогенным способом. 

Способ гидратообразования основан на том, что в отличие от 
метана, этана, углекислого газа и азота гелий не образует с во- 
дой гидратов при низких температурах и высоких давлениях. 
Если при таких условиях создать интенсивный контакт воды и 
газа в соотношении от 20: 1 до 100: 1, то почти все компонен- 
ты газа перейдут в твердое состояние (гидраты), а из контактора 
выйдет гелиевый концентрат. Недостаток способа - потребность 
в больших количествах воды и усложнение последующей глубо- 
кой осушки гелиевого концентрата. 

Мембранный способ основан на высокой проникающей спо- 
собности гелия в сравнении с другими газами и способностью 
его селективно проникать (фильтроваться) через очень мелкие 
поры различных материалов, выполненных в виде пленок - 
мембран. Сущность такого способа разделения газовых смесей 
была рассмотрена в гл. 4. Исследовательские работы по мем- 
бранному способу извлечения гелия из природного газа [118] 
показали возможности такой технологии, но в промышленности 
такой способ пока не реализован. 

Глубокую очистку гелиевого концентрата ведут с использова- 
нием более глубокого охлаждения, чем при его получении. Она 
сопровождается удалением из концентрата примесей водорода, 
азота, метана и др. Такое обогащение включает по крайней мере 
четыре ступени: 

очистку концентрата от примеси водорода каталитическим 
гидрированием на специальном катализаторе; 

глубокую осушку от влаги, образующейся при гидрировании 
водорода, адсорбцией на оксид алюминия; 

сжатие до 15 - 20 МПа и охлаждение до минус 207 °С гелие- 
вого концентрата с последующим дросселированием его и се- 
парацией фаз в | или 2 ступени (газовая фаза после такой сепа- 
рации содержит 99,5% гелия); 

адсорбционную доочистку такого концентрированного гелия 
активным углем, охлаждаемым жидким азотом, и получение 
гелия концентрацией 99,98%. 

Для перевода газообразного гелия указанной чистоты в жид- 
кое состояние газ охлаждают вначале жидким азотом, потом 
направляют в турбодетандер, а затем в парожидкостный турбо- 
детандер (или дросселируют). В результате этих процессов часть 
гелия переходит в жидкую фазу, которую затем доочищают (от 
примесей воздуха и неона) в адсорберах, размещенных непо- 
средственно в агрегатах охлаждения. Полученный жидкий гелий 
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заливают в сосуды Дьюара различной вместимости и транспор- 
тируют до мест потребления. 

Крупнейшее в Европе производство гелия создано в Орен- 
бурге на комбинированной установке по очистке газа и получе- 
нию гелия, этана и более тяжелых углеводородов. Содержание 
гелия в исходном газе этой установки - 0,05 - 0,06%(об.), а го- 
довая мощность по выработке гелия составляет 9000 тыс. м3. В 
1993 г. в составе этого производства пущена установка по ожи- 
жению гелия (КГУ-500) производительностью 500 л/ч жидкого 
гелия (12 м3З/сут). 

Жидкий гелий с Оренбургского ГПЗ экспортируют в Запад- 
ную Европу автокриогенными контейнерами (сосуды Дьюара 
фирмы “Гарднер Криогеник” вместимостью 40 м3). Эти контей- 
неры способны сохранять в жидком состоянии гелий до 45 сут 
(испаряемость из них составляет 0,25% в сутки). 

При разгазировании жидкого гелия из таких контейнеров по- 
лучают газообразный гелий чистотой 99,0%(06.) - 30% от всего 
количества, чистотой 99,996%(06.) - 65% и 99,9999% - 5%. 

Для хранения жидкого гелия используют криогенные храни- 
лища. Сейчас в мире существует 10 таких хранилищ вмести- 
мостью по 120 м3, и одно из них - в Оренбурге. 

6.8. СТАБИЛИЗАЦИЯ И ПЕРЕРАБОТКА 
ГАЗОВЫХ КОНДЕНСАТОВ 

В общем случае газовыми конденсатами являются как смесь 
тяжелых углеводородов (ШФЛУ), выделяемая из газа перед его 
отправкой в магистральные газопроводы, так и жидкая смесь 
тяжелых углеводородов, выносимая газом из скважин в капель- 
ном виде и отделяемая от газа механически на первых же ступе- 
нях сепарации. 

Первый из упомянутых, называемый иногда газовым бензи- 
ном, содержит смесь углеводородов от этана до гексана с не- 
большой примесью гептана и октана (см. табл. 6.13) и обычно 
перерабатывается на газофракционирующих установках (ГФУ) с 
получением отдельных углеводородов как сырья для нефтехи- 
мии. В частности, возможен следующий вариант его переработ- 
ки, предусматривающий выделение этановой фракции для про- 
изводства этилена, пропан-бутановой фракции, используемой 
как сжиженный бытовой газ или моторное топливо, а также 
пентана для производства растворителей или получения уксус- 
ной кислоты и смеси углеводородов от гексана и выше, направ- 
ляемой на производство ароматических углеводородов каталити- 
ческим риформингом. 

Иногда отдельно выделяют пропан и бутан, направляемый на 
дегидрирование и производство каучуков. 
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Сырой газовый конденсат, выносимый газом в виде капель- 
ной жидкости из скважины (10 - 500 г/нм3), по своему составу 
более тяжелый и содержит углеводороды от этана (в малых ко- 
личествах) до додекана (C9) и выше. Технология переработки 
этого конденсата включает процессы (см. рис. 6.4): стабилиза- 

ции; обезвоживания и обессоливания; очистки от серы; пере- 
гонки и выделения фракций моторных топлив (с последующим 
их облагораживанием). 

Иногда стабильный конденсат смешивают со стабильной 
нефтью, тогда последних три процесса совмещены с технологи- 
ей первичной переработки нефти. 

По нормам, регламентированным ОСТ 51.65-80, стабильный 
газовый конденсат должен иметь ( не более): 

Давление насыщенных паров, кПа 
Содержание воды, % 
Содержание хлоридов, мг/л 
Содержание механических примесей, % 

93 
0,1 (0,5 - И группа) 

10 

0,005 

Групповой химический и фракционный состав газовых кон-‘ 
денсатов различается для разных месторождений, и для того 
чтобы установить определенный подход к их оценке, введена 
стандартная их классификация (ОСТ 51.56-79). Классификаци- 
онными признаками при этом служат: содержание общей серы, 
массовая доля ароматических и нормальных алкановых углево- 
дородов и фракционный состав. Соответствующие нормы при- 
ведены ниже: 

Признак классифи- Обозначе- Наименование Нормы 
кации НИЯ 

Содержание серы ] Малосернистые Не более 0,05%(мас.) 
il Сернистые От 0,05 до 0,8% (мас.) 
Ш Высокосернистые Выше 0,8%(мас.) 

Содержание аро- Aj Высокоароматизован- Более 20%(mac.) 
матических угле- ные 
водородов 

А, Среднеароматизован- 15-20% (мас.) 
ные 

A3 Малоароматизованные Менее 15% (mac ) 

Содержание A- Н, Высокопарафинистые He менее 25%(мас.) 
алканов во фрак- H> Парафинистые 18-25%(mac.) 
ции 200-320 °C Н, Малопарафинистые 12-18%(мас.) 

Н. Беспарафинистые Менее 12%(мас.) 

Фракционный ®, Облегченного состава 80%(Mac.) выкипает 
состав при температуре не 

выше 250 °С 
Ф, Промежуточного = co- Полностью выкипают 

става при 250-320 °С 
Ф; Тяжелые Выкилают при темпе- 
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Рис. 6.28. Схема двухступенчатой дегазации газового конденсата: 
], 2 - сепараторы: 3 - дроссельные клапаны; 4 - емкость стабильного конденсата; / и 

ГИ- нестабильный и стабильный конденсат: Ши /// - газы дегазации 1-Й и 2-Й ступеней: 
V - вода 

Как уже отмечалось, по мере выработки газового месторож- 
дения количество выносимого из пласта конденсата уменышает- 
ся, а его состав облегчается, и это следует учитывать при проек- 
тировании технологических установок для ‘его переработки 
(если он перерабатывается не в смеси с нефтью). 

Газовые конденсаты стабилизируют обычно одним из двух 

методов - ступенчатой дегазацией или ректификацией в стаби- 
лизационных колоннах. 

Ступенчатая дегазация - это простейший метод стабилизации 
(рис. 6.28), состоящий в том, что за счет 2-3-ступенчатого сбро- 
са давления происходит однократное испарение наиболее легких 
компонентов, которые в виде газа отделяются от конденсата. 

Конденсат / из низкотемпературного сепаратора дросселируется в сепаратор 
/, а затем в 2; из них отводится газ на первой // и второй /// ступенях. Обычно 
газ первой ступени подают эжектором в основной поток газа процесса НТС. 

Газ второй ступени используют как топливо для собственных нужд промысла. 

Такая схема стабилизации конденсатов характерна для про- 
мыслов, где стабильный конденсат хранится в атмосферных 
резервуарах и подается затем на переработку на нефтеперераба- 

тывающие заводы. 
Поскольку при однократных испарениях не происходит чет- 

кого отделения легких углеводородов и часть их остается в жид- 
кой фазе, то схема ступенчатой дегазации не позволяет обеспе- 
чить полное извлечение легколетучих углеводородов (до гекса- 
на), и поэтому они в последующем теряются (выветриваются) из 
конденсата второй ступени в емкостях. Для того чтобы исклю- 
чить потери ценных углеводородов и предотвратить загрязнение 
ими атмосферы, наибольшее применение получили методы 
“закрытой” стабилизации в ректификационных колоннах. 

Современные стабилизационные установки газового конден- 
сата ректификацией (рис. 6.29) включают две колонны - a6- 
сорбционно-отпарную (АОК) и стабилизационную. 

Газовый конденсат / из сепаратора установки НТС через дроссель 6 посту- 
пает в предварительный сепаратор /, откуда обе фазы (газовая и жидкая) после 
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Puc 629 Схема стабилизации газового конденсата ректификацией 
] - предварительный сепаратор, 2 - AOK, 3 - стабилизационная колонна, 4 - печи, 5 - 

теплообменники, 6 - дроссели, /и /V - нестабильный и стабильный конденсат, // - газ 
стабилизации, /// - ШФЛУ 

рекуперативного нагрева горячим потоком стабильного конденсата поступают в 
АОК Давление в этой колонне 2,0-2,5 МПа, температура наверху 15 - 20 °С, 
внизу 170 - 180 °C, а сверху колонны отбирается сухой газ (метан-этан) Деэта- 
низированный конденсат снизу АОК через дроссель вводится в стабилизацион- 
ную колонну J, где путем ректификации от него отделяют ШФЛУ (пропан- 
пентановую фракцию) и снизу - стабильный газоконденсат Давление в этой 
колонне обычно 1,0 - 1,5 МПа, температура 50 - 75 °С (верх) и 180 - 190 °C 

(низ) 

Усредненные составы продуктов одной из установок, рабо- 
тающих по такой схеме, приведены ниже [в %(мас.)]: 
Продукты Выход, СН.+М} CH, С.Н С.Нио СН, Cs 

%(mac ) 

Нестабильный конден- 100 2.62 5.97 127 1317 2 63,43 
сат / 

Газ сепарации из 7 2,17 53,17 27,65 13,47 4,40 1,09 0,2 
Газ стабилизации // 8,67 16,92 59,43 20,55 2,78 0,32 - 
ШФЛУ Ш 18,57 - 1,42 44,97 52,91 0,70 - 
Стабильный конденсат 69,11 - 0,01 0,06 2,39 1,71 95,83 
IV 
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Глава 7 

ПОДГОТОВКА НЕФТИ К ПЕРЕРАБОТКЕ 

Нефть подготавливается к переработке в два этапа - на нефте- 
промысле и на нефтеперерабатывающем предприятии. В задачу 
подготовки к переработке на обоих этапах входит отделение от 
нефти примесей, которые выходят из скважины вместе с нею, - 
попутного газа, механических примесей, воды и минеральных 
солей (см. раздел 2.1). 

На стадии промысловой подготовки нефти (см. рис. 1.10 и 
7.1) от нефти отделяют основное количество попутного газа, 
направляемого на дальнейшую переработку (см. гл. 6), пласто- 
вую воду и механические примеси. 

Попутный газ (ПГ,) отделяют в сепараторах высокого и низ- 
кого давления гравитационным разделением. Полного разделе- 
ния при этом достичь не удается, и в нефти остается в раство- 
ренном состоянии 0,5 - 1,5% углеводородов до бутана включи- 
тельно. 

Эту растворенную часть газа извлекают после отделения на про- 
мысле остальных примесей на стадии стабилизации нефти (ПГ). 

Механические примеси из нефти также извлекают за счет от- 
стоя в соответствующих сепараторах на промысле. 

Пластовая вода извлекается вначале в отстойниках промысла 
(ПВ), а диспергированная ее часть (эмульсия “вода в нефти”) 
разделяется в специальных аппаратах — электродегидраторах - в 
два приема: сначала на промысле (ПВ>), а оставшаяся часть 
воды [около 0,5 — 1,0%(мас.) от нефти] доизвлекается на нефте- 
перерабатывающем заводе (ПВ). По мере обезвоживания нефти 
удаляются и минеральные соли (М=С15, CaCl), NaCl и др.), pac- 
творенные в этой воде. Наличие в нефти минеральных солей 
придает последней высокие коррозионно-активные свойства, 
поскольку при повышенных температурах (выше 100 °С) в при- 
сутствии воды они подвергаются гидролизу с образованием хло- 
роводородной кислоты, разрушающей стальное оборудование: 

MgCl, + Н2О — MgOHCl + На 

2HCI + FeS -> FeCl, + Н25 
A .’ 

» 

Н,5 + Ее > FeS+H, 
. . 
ооо ооо ео сое сео е ) 
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Рис 71 Распределение потоков при подготовке нефти к переработке 
1, ИП, Ш - стадии подготовки на промысле, стабилизации и глубокого обезвоживания и 

обессоливания на НПЗ, ПГ, и ПГ, - попутный газ и газ стабилизации, ПВ,, ПВ) и ПВ; - 
вода, отделяемая в сепараторах, в промысловых электродегидраторах и электродегидраторах 
НПЗ, НинН, - исходная и поступающая на дистилляцию нефть, Dag - эмульгированная 
пластовая вода 

В этой цепочке реакций образующийся дихлорид железа в 
свою очередь также гидролизуется с выделением хлороводород- 
НОЙ КИСЛОТЫ. 

По степени активности в реакции гидролиза указанные соли 
располагаются в следующем ряду: 

FeCl, > MgCl, > CaCl, > NaCl. 

О последствиях воздействия минеральных солей, присут- 
ствующих в нефти, можно судить по следующим данным В 50-х 
годах обессоливание нефти проводилось до остаточного содер- 
жания солей 40 - 50 мг/л, и установки дистилляции нефти 
имели межремонтный пробег 90 - 100 сут, после чего из-за кор- 
розии оборудования и отложения в нем солей они подвергались 

серьезному ремонту В настоящее время на дистилляцию посту- 
пает нефть с содержанием солей 3 - 5 мг/л, и межремонтный 
пробег установки достигает 500 сут и более. 

В добываемой из скважин нефти общее содержание мине- 
ральных солей составляет от 3000 до 12000 мл/л нефти После 
промысловой подготовки в зависимости от категории содержа- 
ние солей в нефти снижается до 40 - 3600 мг/л (см. с 49) при 
остаточном содержании воды 0,2 - 1,0%(мас.) Окончательное 

обезвоживание и обессоливание нефти проводится на нефтепе- 

рерабатывающем заводе до содержания солей не более 5 мг/л и 
воды не более 0,2%(мас.). 
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He касаясь далее отделения газа, механических примесей и 
воды методами отстоя (ПГ!, МП и ПВ!|), рассмотрим процессы 
обезвоживания и обессоливания нефти на стадиях отделения 
эмульгированной воды (ПВ и ПВз) и вопросы стабилизации 
нефти. 

7.1. ВОДОНЕФТЯНЫЕ ДИСПЕРСНЫЕ СИСТЕМЫ 
И ИХ СВОЙСТВА 

Вода и нефть, как известно, взаимно нерастворимы (лиофобны) 
и при интенсивном перемешивании образуют водонефтяную 
дисперсную смесь (эмульсию “вода в нефти”), разделение кото- 
рой в обычных отстойниках не происходит из-за малого размера 
частиц диспергированной воды. 

Образуется такая эмульсия за счет турбулизации водо- 
нефтяной смеси при движении ее по стволу скважины, через 
задвижки и штуцеры и по трубопроводам от скважины до узла 
подготовки нефти. Основное количество воды, как уже отмеча- 
лось, отделяется отстоем (ПВ!) и представляет собой также дис- 
персную систему “нефть и воде”, т. е. воду, в которой диспер- 
гированы мелкие капли нефти. Отделение этой диспергирован- 
ной нефти в пластовой воде производят на установке подготов- 
ки воды (см. рис. 1.10), и отделенную нефть возвращают в 
основной поток нефти. 

Для отделения оставшейся в нефти эмульгированной воды 
(Элв Ha рис. 7.1) используют специальные методы разрушения 
водонефтяных эмульсий. 

Структура водонефтяной эмульсии схематично показана на 
рис. 7.2. Капли (глобулы) диспергированной воды имеют диа- 
метр (d,) от 0,1 до 1000 мкм, и каждая из них окружена адсор- 
бированной на поверхности глобул сольватной оболочкой - 
концентратом высокомолекулярных полярных веществ нефти, 
называемых поэтому эмульгаторами. Наличие этого сольватного 
слоя толщиной 6 создает как бы защитную “скорлупу” вокруг 
каждой глобулы воды, препятствующую слиянию (коалес- 
ценции) глобул даже при самопроизвольном столкновении. 

Процесс образования сольватных оболочек начинается сразу 
же в момент дробления воды на мелкие глобулы и продолжается 
в течение всего времени, пока существует эмульсия. Поэтому 
чем больше время существования эмульсии, тем толще стано- 
вится сольватный слой 6 и тем прочнее его защитное действие. 

Интенсивность адсорбции эмульгаторов на поверхности гло- 
бул воды определяется тем, что дисперсная фаза (вода) при ука- 
занных выше размерах капель имеет огромную межфазную по- 
верхность (десятки квадратных метров в литре нефти). На такой 
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Puc 72 Структура эмульсии “вода в 
нефти” 

]- нефть (дисперсионная среда), 2 - гло- 
булы воды, J - оболочки 

поверхности может поэтому 
адсорбироваться большое коли- 
чество веществ, стабилизирую- 
щих эмульсию, т. е. придающих 
ей характер кинетически устой- 
чивой среды 

Одной из важнейших харак- 
теристик эмульсии является 

дисперсность частиц воды, которая зависит от распределения 
частиц по их диаметрии или выражается удельной поверхностью 
дисперсной фазы (т. е. отношением общей поверхности этой 
фазы к ее объему) 

Удельная поверхность частиц эмульгированной воды Sy, MO- 
жет быть вычислена по уравнению (в см _!): 

Syn = 6/4, (7.1) 
где d, - средний диаметр частиц воды, CM 

Эмульсия с d, = 0,1 + 20 мкм считается мелкодисперсной 
(при dad, < 0,1 - коллоидные системы), с d, = 20 - SO мкм - 
среднедисперсной и с 4 > SO мкм (обычно 50 - 100 мкм) - rpy- 
бодисперсной Нефти после подготовки на нефтепромысле со- 
держат эмульсии, которые можно отнести к мелкодисперсным 
системам, имеющим, например, следующий спектр диаметров 
частиц воды [3]: 

Размер частиц, мкм Содержание. % 

0,1 -2 3 

2-4 56 

4-6 18 

6 - 10 15 

> 10 8 

Очень важно для характеристики эмульсии и выбора методов 
ее разрушения знание свойств эмульгаторов, образующих за- 
щитные сольватные оболочки и определяющих поэтому устой- 
чивость эмульсии. 

Наиболее заметный вклад в изучение эмульгаторов нефти и 
методов их выделения внесли профессора В.Г.Беньковский и 
А.А.Петров с сотр. Они установили, что основными эмульгато- 
рами и стабилизаторами эмульсий вода — нефть являются ас- 
фальтены, смолы и высокоплавкие парафины, а также высоко- 
дисперсные твердые частицы (минеральные и карбоиды). При 

этом устойчивость эмульсий зависит не столько от концентра- 
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ции перечисленных эмульгаторов, сколько OT степени их колло- 
идности, которая, в свою очередь, определяется наличием в 
нефти парафиновых и ароматических углеводородов. 

Прочность сольватной оболочки. где сконцентрированы 
эмульгирующие вещества, зависит также от рН водной фазы. 
Химический состав глобул воды и наличие в ней ионов некото- 
рых соединений оказывают влияние на состав и свойства адсор- 
бированных эмульгаторов. Имеются данные, показывающие, что 
прочность сольватной оболочки, образованной асфальтенами, 
максимальна в кислой среде водной фазы и минимальна в ше- 
лочной. Эмульгирующие свойства асфальтенов выше в кислой 
среде, а смол - в шелочной среде, поэтому в зависимости от рН 
водной фазы будет различна также прочность сольватной обо- 
лочки, содержащей в различных соотношениях смолы и асфаль- 
тены. 

Д.Н.Левченко с соавт. [3] изучали эмульгаторы различных по 
составу нефтей (ромашкинской, арланской и мангышлакской), 
создавая искусственно эмульсию их с пластовой водой соответ- 

ствующего месторождения, и затем выделяли эту эмульсию 
многократной промывкой (1:2) растворителями, в качестве ко- 
торых использовали керосин и петролейный эфир. Из отмытой 
таким путем эмульсии отделяли воду и оставшийся эмульгатор 
растворяли в бензоле. Результаты этого исследования приведены 
в табл. 7.1. 

Обращает на себя внимание большая (примерно в 5 раз) раз- 
ница в количестве выделенного органического вещества при 
отмывке эмульсии керосином и петролейным эфиром. Объяс- 
няется она тем, что керосином отмываются действительно толь- 
ко вещества, адсорбированные на поверхности глобул воды, а 
при отмывке петролейным эфиром в экстрагированную фракцию 
попадает также часть асфальтенов из основной массы нефти. 

Значительная доля эмульгатора растворима в бензоле 
(остальное - это карбоиды и неорганические вещества) и состо- 
ит в основном на 60 - 70% из асфальтенов и на 10 - 30% из па- 
рафина. 

Общих закономерностей между составом исходной нефти и 
составом эмульгатора не обнаруживается, и для каждого кон- 
кретного случая состав эмульгатора определяется своими пока 
не выясненными законами. 

Важным свойством лиофобных эмульсий является их устой- 
чивость к расслоению, под которой понимается время, необхо- 
димое для полного разделения эмульсии отстоем, либо количе- 
ство диспергированной фазы (воды), выделившееся отстоем за 
определенное время. 
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Таблица 7! Характеристика нефтей, пластовой воды и выделенных 
эмульгаторов 

Показатель Нефть 

ромаш- арланс- | мангыш- 
кинская кая лакская 

{ Исходная безводная нефть 
Плотность р 0,867 0.893 0 843 

Молекулярная масса 207 277 353 
Вязкость при 50 °C, мм2/с 6,5 10,9 15,5 
Содержание, %(мас ) 
смолы силикагелевые 11,6 20,3 14,0 
асфальтены 4,2 5,2 0,2 
механические примеси 0,05 0,03 0 05 
сера 1,62 2,96 0,25 
парафин 5,0 4,90 19,6 

Кислотное число, мг КОН/г 0,18 0,13 0,06 
| Пластовая вода 

Плотность 02° 1.1318 1,1372 1,0110 

РН 4,5 6,5 7,0 
Содержание хлоридов, мг/л 129540 182434 15067 

НЕ Выделенные эмульгаторы 
Выход, % на безводную нефть, при выделении 
эмульсии 
керосином всего 0,34 0,78 - 
в TOM числе растворимых в бензоле 0,26 0,52 - 
петролейным эфиром всего 1,79 4,28 0,79 
в том числе растворимых в бензоле 1,61 3,88 0,73 

Характеристика состава эмульгатора, отмытого 
керосином 
молекулярная масса 1350 845 - 
содержание, %(мас ) 
асфальтены 63 75 - 
смолы силикагелевые 7 12 - 
парафин 29 9 - 
карбоиды | 2 ~ 

К факторам, определяющим устойчивость эмульсий, относятся 
следующие 

| Средний диаметр глобул воды Чем меньше 
диаметр глобулы, тем медленнее будет глобула оседать в массе 
нефти и тем более устойчивой будет эмульсия Это иллюстриру- 
ется известной формулой Стокса для расчета скорости оседания 
частиц (Wo, в м/с) в спокойной жидкости, т. е в области гидро- 
динамических условий, характеризуемых малыми числами Рей- 
нольдса (Re < 1): 

2 
Wo = Чк(7в - Yu) /18n, (72) 

где d, - диаметр капли, м, Ys) ун — плотность воды и нефти, кг/м3, п - динами- 
ческая вязкость нефти, Па с 
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Для Toro чтобы снизить устойчивость эмульсии и облегчить 
(ускорить) отделение от нее воды, необходимо, как следует из 
этой формулы, укрупнить капли воды, т. е. создать условия для 
их коалесценции (слияния). 

2. Время “жизни” эмульсии. Чем болыше прошло 
времени с момента образования эмульсии, тем толще сольват- 
ный слой эмульгирующих веществ вокруг капель воды и тем 
прочнее эта защитная оболочка, препятствующая коалесценции 
капель при их соударении. Кроме того, имеет значение и харак- 
тер гидродинамических воздействий на поток нефти в процессе 
ее движения от места добычи к месту переработки (число пере- 
качивающих насосов, длина и профиль трассы нефтепроволов, 
число задвижек и других местных сопротивлений по трассе и 
Т. Д.). 

Чем больше нефть подвергается таким местным воздействи- 
ям, тем мельче становится средний диаметр капель и тем устой- 
чивее эмульсия. 

3. Физико-химические свойства нефти и хи- 
мический, состав эмульгированной воды. Имеются 
в виду главным образом плотность нефти, ее вязкость и состав 
эмульгаторов. 

Из формулы (7.2) следует, что скорость осаждения капель 
при прочих равных условиях зависит от плотности нефти анти- 
батно (чем больше у„, тем меньше W,). При этом следует учесть, 
что разность плотностей воды и нефти возрастает с увеличением 
температуры, так как плотность нефти при этом снижается су- 
щественно быстрее, чем воды. 

Обратно пропорционально влияет на скорость осаждения ка- 
пель воды вязкость: снижение ее (например, за счет повышения 
температуры) также увеличивает скорость осаждения, т. е. по- 
нижает устойчивость эмульсии. 

Об эмульгаторах нефти и их влиянии на устойчивость эмуль- 
сии было сказано выше. 

4. Температура эмульсии. Она определяет, как уже 
отмечалось, плотность и вязкость нефти, которые влияют на 
скорость осаждения капель. Кроме того, с повышением темпе- 
ратуры меняются (хотя и незначительно) состав и толщина 
сольватного слоя вокруг капель воды, и за счет этого устойчи- 
BOCTb эмульсии также несколько снижается. 

Склонность нефти к образованию эмульсии вода-нефть при- 
нято называть эмульсионностью. 

Предложенный во ВНИИ НП [3] метод ее определения за- 
ключается в следующем. В стакане емкостью 0,5 л смешивают 
(мешалкой с частотой вращения 500 об/мин) 140 мл безводной 
нефти и 60 мл дистиллированной или соленой (20% NaCl) воды 
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в течение 20 мин. Определяют количество воды, образовавшей 
эмульсию. Затем эмульгированную нефть центрифугируют в 
лабораторной центрифуге и определяют количество воды, выде- 
лившейся из нефти в процессе центрифугирования. Отношение 
этого количества к количеству воды в эмульсии до центрифуги- 
рования ( в процентах) называют эмульсионностью нефти. 

По этому показателю все нефти относят к трем группам. 
Первая - нефти высокоэмульсионные (80 - 100%) плот- 

ностью p2° = 0,867 + 0,967, с высоким содержанием асфальтенов 

(2,3 - 6,9%). 

Вторая - с эмульсионностью около 40% по дистиллирован- 
ной воде и 15 - 30% по соленой, имеющие плотность 0,826 - 
0,869 и содержащие 0,6 - 1,0% асфальтенов (западно-сибирские, 
бакинские и туркменские нефти). 

Третья — низкоэмульсионные нефти (1,3 - 8,0%) плотностью 
0,807 - 0,810, с низким содержанием асфальтенов (до 0,3%). 

Такая классификация позволяет выбрать оптималь- 
ные режим и технологическую схему обезвоживания и обессо- 
ливания нефти. 

7.2. МЕТОДЫ РАЗРУШЕНИЯ ВОДОНЕФТЯНЫХ 
ЭМУЛЬСИ 

Все существующие методы подразделяют на три группы - меха- 
нические, термохимические и электротермохимические. Общим 
для всех этих методов является стремление достичь максималь- 
ной скорости осаждения их воздействием в той или иной степе- 
ни на параметры, определяющие ее по формуле (7.2). 

Механические методы. Простейшим из них является грави- 
тационное отстаивание в сосудах болышой емкости (100 - 
150 m3), где нефть пребывает в течение | - 2 ч при температуре 
120 - 140 °С (воздействие только на у, ип) и давлении до 
1,5 МПа. 

Метод малопроизводителен и в чистом виде практически не 
применяется, но он входит как обязательный элемент во все 
термохимические и электротермохимические методы. 

Эффективность механического разделения эмульсии можно 
существенно повысить, если вместо сил гравитации использо- 
вать центробежную силу, т. е. подвергать эмульсию центрифуги- 
рованию. В этом случае центробежная сила А, может быть вы- 
числена по уравнению 

Е, = тт? /900, (7.3) 
где т - масса вращающейся частицы, кг, г - радиус вращения осаждаемой 

частицы, м; п - частота вращения, об/мин. 
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Скорость осаждения частицы в центрифуге w, всегда больше, 
чем скорость свободного осаждения под действием силы тя- 
жести Wo, и их отношение легко вычисляется как отношение 
соответствующих ускорений: 

Ky = Wy/Wo= Ур = 4л2 22 /602 rg = |т2/900. (7.4) 

Из этого следует, что Ky = УЕ при т = 1, т. е. скорость 

осаждения в центрифуге для частиц одинаковой массы в УЕ, раз 

болыше скорости гравитационного осаждения (в десятки или 
сотни раз). Эффективность разделения эмульсии в центрифугах 

поэтому очень высока, однако из-за сложности аппаратурного 
оформления такой метод для промышленного разделения 
эмульсии применения не нашел. Применяется он для разделе- 
ния небольших масс нефтяных эмульсий в лабораторных усло- 
виях или в пищевой промышленности. 

К механическим методам разрушения эмульсий можно от- 
нести также фильтрование через фильтры избирательной смачи- 
ваемости. Если фильтрующий элемент (песок, древесная струж- 
ка) смачивается только водой и не смачивается нефтью, то про- 
пуская через такой фильтр нефтяную эмульсию, можно отделить 
значительное количество воды от нефти (особенно если эмуль- 
сия грубодисперсная). Такой метод также применяется в лабора- 
торной практике и неприемлем для промышленного обезвожи- 
вания нефти из-за быстрого выхода из строя фильтрующего 
элемента и необходимости его частой замены. 

Термохимический метод сочетает ввод в систему химического 
вещества (деэмульгатора), разрушающего защитную сольватную 
оболочку вокруг глобул воды, с осаждением коалесцированных 
капель воды в нагретой нефти. Метод позволяет существенно 
увеличить скорость осаждения капель за счет снижения плот- 
ности и вязкости нефти (нагрев нефти до 60 - 100 °С) и ускоре- 
ния укрупнения капель (увеличение 4») за счет ослабления за- 

щитных оболочек и облегчения их коалесценции в процессе 

движения нефти. 
Деэмульгатор вводят (рис. 7.3) в поток нефти в специальном 

смесителе, в небольших количествах (5-50 г/т нефти). Обладая 
хорошими поверхностно-активными свойствами, деэмульгатор 
воздействует на адсорбированные вокруг капель воды сольват- 
ные оболочки эмульгаторов за счет: 

адсорбционного вытеснения (замещения) эмульгатора соль- 
ватной оболочки; 

химического взаимодействия с компонентами эмульгатора и 
разрушения сольватного слоя; 
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1—0 

Рис. 7.3. Принципиальная схема термохимического обезвоживания нефти: 
] - насос, 2 - подогреватель; 3 - смеситель, 4- отстойник, /и // - сырье и обезвожен- 

ная нефть: /// - вода, /И- деэмульгатор 

образования эмульсии противоположного типа, т. е. инвер- 
сии фаз. 

В результате пленка из эмульгирующих веществ вокруг капли 
воды разрушается, резко снижаются ее прочность и защитные 
свойства, что способствует коалесценции капель воды. 

Термохимический метод в чистом виде используют обычно 
на промыслах (для отделения ПВ, см. рис. 7.1) как метод обез- 
воживания нефти с небольшой глубиной обессоливания. 

Поскольку основное воздействие в этом методе обеспечивает 
деэмульгатор, следует кратко рассмотреть основные требования 
к нему и его характеристики. 

Деэмульгаторы - это химические вещества, которые, удовлет- 
воряя следующим требованиям, должны: 

не взаимодействовать с основным веществом нефти и не из- 
менять ее свойства; 

не вызывать коррозию аппаратуры; 
обеспечивать высокую деэмульгирующую активность при ма- 

лых расходах; 
легко извлекаться из сточной воды, отделенной от нефти; 
быть неядовитыми для людей; 
быть относительно дешевыми и недефицитными. 
Выше уже отмечалось, что состав эмульгаторов связан как с 

химическим составом нефти, так и с составом пластовой воды, 
хотя строгой их коррелируемости пока не обнаружено. Соответ- 
ственно в зависимости от группы нефти по ее эмульсионности 
подбор деэмульгатора и его расход определяются только экспе- 
риментально и индивидуально для каждой нефти. 

Существует два типа деэмульгаторов - неэлектролитные и 
коллоидного типа. 

К неэлектролитным деэмульгаторам относятся 
органические вещества (бензол, спирты, бензиновые фракции, 
керосин), растворяющие эмульгаторы нефти и снижающие при 
этом ее вязкость. Это способствует быстрой коалесценции ка- 
пель воды и их осаждению. Их используют главным образом в 
лабораторной и исследовательской практике. 

342



В промышленной технологии обезвоживания нефти неэлек- 
тролиты не применяют из-за большого их расхода и высокой 
стоимости, а также из-за сложности их отделения от нефти пос- 
ле осаждения воды. 

Наибольшее применение в промышленности получили по- 
этому поверхностно-активные вещества (ПАВ) коллоидного 
типа. Они бывают трех видов: анионоактивные, катионоак- 
тивные и неионогенные. 
Анионоактивные (сульфанол, сульфоэфиры, карбоно- 

вые кислоты) в присутствии воды диссоциируют на отрицатель- 
но заряженные ионы углеводородной части и положительные 
ионы металла или водорода. 

Катионоактивные в присутствии воды распадаются на 
положительно заряженный радикал и отрицательно заряженный 
остаток кислоты. В качестве деэмульгаторов используются очень 
редко. 

Неионогенные деэмульгаторы ионов в водных средах не 
образуют. Они нашли самое широкое применение в технологии 
обезвоживания нефтей. По растворимости в воде их условно 
можно разделить на водорастворимые, водонефтерастворимые и 
нефтерастворимые. 

К водорастворимым относятся оксиэтилированные жидкие 
органические кислоты (ОЖК), алкилфенолы (ОП-10 и ОП-30), 
а также органические спирты (неонол, синтанол, оксанол). В 
процессе деэмульсации нефти эти деэмульгаторы на 75 - 85% 
переходят в дренажную воду. К водонефтерастворимым 
неионогенным деэмульгаторам относят блок-сополимеры эти- 
лен- и пропиленоксидов (диссольван 4411, проксанолы 186 и 
305, проксамин 385, сепарол WF-25 и др.). В процессе разруше- 
ния эмульсии они на 30 - 60% переходят в дренажную воду, a 
остальная часть остается в нефти. 

Нефтерастворимые деэмульгаторы образуют в нефти истин- 
ные или коллоидные растворы и почти совсем не растворяются 
в воде. В дренажную воду они переходят на [0 - 15%. К этим 
деэмульгаторам относятся дипроксамин 157, оксафоры 1107 и 
43, прохинор 2258 и др. Характеристики этих деэмульгаторов 
приведены в табл. 7.2. 

Электротермохимический метод сочетает описанный выше 
термохимический метод с интенсивным осаждением частиц во- 
ды в сильном электрическом поле и с интенсивной водной 
промывкой нефти. Это позволяет достичь глубокой очистки 
нефти от воды [до 0,1% (мас.)] и минеральных солей (до 3 - 
5 г/т). 

Действие электрического поля на эмульсию иллюстрирует 
рис. 7.4. 
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TaGauya 7.2. Характеристика некоторых деэмульгаторов 

Наименование | Внешний вид | Плот- Вяз- Температура, Растворимость* в 
HOCTb, кость °С 
кг/м3 при 

20 °C, 
мм2/с 

вспы- | зас- | воде | аромати- | керо- 
шки | тыва- ческих | сине 

НИЯ углеводо - 

родах 

ОЖК Паста 1050 _ 420 42 Р Р НР 
темно- 
коричневая 

Диссольван Желтая 1050 1158 - - P P HP 
441] Жидкость 
Проксанол To же 1045 650 45 -35 Р Р НР 
305 
Проксамин “ 1050 800 46 ~37 Р Р НР 
385 
Сепарол “ - 300 23 ~50 Р Р Р 
WF-25 
Дипрокса- к 1030 40 50 -40 ОР Р Р 
мин 157 
Оксафор Коричневая 1040 400 60 -40 НР Р - 
1107 жидкость 
Прохинор Темно- 970 120 132 -22 Д Р - 
2258 коричневая 

Жидкость 

*Р - растворим, HP - нерастворим, ОР - ограниченно растворим, Д - образует диспер- 
сию 

В обычном состоянии (а) взвешенные в нефти капли воды имеют сфери- 
ческую форму. Если на этот объем эмульсии наложено электрическое поле 
переменного тока (6), то капли воды приобретают грушевидную форму, вытя- 
гиваясь по направлению к электроду, где э. д. с. положительна (соленая вода 
как электролит приобретает в поле отрицательный заряд). По истечении одного 
периода времени полярность электродов меняется (6) и картина воздействия 
поля Ha капли становится иной — они вытягиваются в обратном направлении. 

Поскольку частота переменного тока равна 50 с \!, то с такой 
же частотой меняется картина деформации капель в электри- 
ческом поле. Внешне это проявляется в виде “дрожания” ка- 

Рис. 7.4. Схема воздействия электрического поля на эмульсию: 
а - без наложения ПОЛЯ, 6ue- эмульсия в электрическом поле при смене полярности 

электродов 
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пель, которое увеличивает вероятность их соударения и способ- 
ствует интенсивной их коалесценции (т. е. росту d,). Таким об- 
разом, в электротермохимическом методе действуют все факто- 
ры, увеличивающие скорость оседания капель эмульсии: сниже- 
ны плотность и вязкость среды (за счет повышения температу- 
ры), разрушены или ослаблены защитные сольватные оболочки 
вокруг капель (введением деэмульгаторов) и создана принуди- 
тельная вибрация капель, способствующая интенсификации их 
столкновения (за счет электрического поля). 

Напряженность электрического поля, оцениваемая как от- 
ношение напряжения на электродах к межэлектродному рас- 
стоянию, составляет обычно от | до 5 кВ/см. Такая напряжен- 
ность электрического поля способствует коалесценции и увели- 
чивает эффективность разрушения эмульсии. При дальнейшем 
повышении напряженности достигается критическое ее значе- 
ние, при котором вибрация капель настолько усиливается, что 
они вместо слияния начинают дробиться на более мелкие, и 
обезвоживание прекращается. 

Все упомянутые выше факторы способствуют интенсифика- 
ции выделения воды из эмульсии, но не влияют на засоленность 
остающихся после обезвоживания капель воды в нефти. С 
целью достижения не только глубокого обезвоживания, но и 
обессоливания нефти используют промывку нефти свежей 
пресной водой. Роль этой промывной воды двояка. С одной 
стороны, смешиваясь с солеными каплями воды эмульсии, она 
разбавляет их и уменьшает концентрацию солей в них, ас дру- 
гой стороны, турбулизирует поток нефтяной эмульсии, способ- 
ствуя также коалесценции капель, т. е. оказывает гидромехани- 
ческое воздействие на эмульсию. 

Показано [3], что при подаче промывной воды [5 - 6%(мас.) 
на нефть| только около 1% этого количества [15 - 20%(отн.)] 
участвует в разбавлении капель соленой воды, находящейся в 
эмульсии, а остальное количество промывной воды является 
только турбулизатором. Из этого был сделан вывод, что пресной 
воды можно подавать до 1%, а остальные 4 - 5% (для турбули- 
зации) - рециркулирующая, уже использованная вода. Это по- 
зволяет в 5 - 6 раз снизить количество сбрасываемой сточной 
соленой и загрязненной воды и уменьшить мощности по ее 
обезвреживанию. 

На рис. 7.5 показана принципиальная схема электротермохи- 
мического метода обезвоживания и обессоливания нефти. 

В нагретую до 120 - 130 °С нефть (под давлением 1,0 - 1,5 МПа), перед 
смесителем 3, подают деэмульгатор и смешанную промывную воду (смесь сточ- 
ной рециркулирующей воды Ги свежей пресной воды V/). После смесителя 
этот поток нефти с промывной водой поступает в электродегидратор 4. Маточ- 
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Рис 7.5. Схема электротермохимического обезвоживания и обессоливания 
нефти` 

| - насос: 2 - нагреватель; 3 - смеситель, 4 - электродегидратор, 5 - электроды, б - ма- 
точник ввода нефти, /-// - сырая и обезвоженная нефть. [// - деэмульгатор, /У - дренажная 
соленая вода, И, И/и И!// - рециркулирующая, свежая и смешанная промысловая вода, < - 
уровень раздела фаз нефть-вода, 3-33 - зоны барботажной промывки нефти, слабого и 

сильного электрического поля соответственно 

ник (распределитель) 6 находится под уровнем воды, и нефть, поднимаясь от 
него струями вверх, проходит три зоны` 

3; - зону барботажа через водный слой, где отделяются наиболее крупные 
капли (пузыри) воды; 

3) - зону слабого электрического поля в подэлектродном пространстве, где 
в слабом поле начинается коалесценция средних капель воды; 

33 - зону сильного электрического поля с напряженностью около 3 - 4 
кВ/см между электродами 5, где коалесцируют и выпадают самые мелкие капли 

Солевой баланс при промывке нефти показан на рис. 7.6. Ес- 
ли нефть поступает в электродегидратор с содержанием воды 

1 |С-20мг/л (04,5%) C—2me/n п, 
9 

(mA) W (4,5%) (vA) 
B- 100% М (4,5%) 
Piso, У (36%) ° 

B-100% | 
| C-2000me/ 

B- 100% 8 - 100% 
с — С-2000ме 

[№ (09%) 7 (09%) 
Рис. 7.6. Схема промывки нефти с рециркуляцией воды и солевой баланс по 
воде (/-ГИ - см. рис. 7.5; цифры в скобках у потоков - количество потока, № 
от нефти; Э - электродегидратор; В - количество воды, %; С - содержание 
солей, мг/л) ; 

346



B , ud! 

Рис. 7.7. Схема 3-ступенчатого обезвоживания и обессоливания нефти с проти- 
воточной циркуляцией воды: 

I, 11 - сырье и обессоленная нефть, Э-1, Э-2, Э-3 - электродегидраторы 1-й, 2-й и 3-Й 
ступени; By), Ву2 и Вуз - вода, рециркулирующая на |-й, 2-й и 3-й ступенях, В, 2-1 и Вуз) - 
вода, циркулирующая соответственно между 2-й и |-й ступенями и между 3-Й и 2-й ступе- 

нями; Вои В) - свежая и дренажная вода, Д - деэмульгатор 

0,1% (мас.) и с содержанием солей 20 мг/л нефти (соленость 
воды в нефти в этом случае составляет 20000 мг/л воды) и если 
принять, что на выходе из электродегидратора содержание воды 
в нефти останется таким же [0,1%(мас.)], а содержание солей 
снизится в 10 раз, т. е. составит 2 мг/л нефти (соленость 
оставшейся воды 2000 мг/л), то это может быть достигнуто по- 
дачей на нефть всего 0,9% (мас.) свежей воды и 3,6% (мас.) ре- 
циркулирующей воды, дренируемой из электродегидратора. 

Для достижения глубокого обезвоживания и обессоливания 
нефти на конечной стадии (отделение ПВ}, см. рис. 7.1) элек- 
тротермохимический процесс осуществляют в две или в три 
ступени (рис. 7.7). Процесс промывки нефти водой в этом слу- 
чае ведется противоточно: свежая вода поступает на вход по- 
следней ступени, а дренажная выводится из первой. Кроме про- 
тивоточной межступенчатой циркуляции промывной воды (B,,3-2 
и В, 2-1) на каждой ступени вода циркулирует как турбулизатор 
(Виз, Виз и Ви). 

"Число ступеней обессоливания нефти определяется в основ- 
ном содержанием солей в исходной нефти и прочностью водо- 
нефтяной эмульсии. 

Рекомендуемые количества ступеней и расходы промывной 
воды приведены ниже в табл. 7.3. 

Таблица 7.3. Расход промывной воды по ступеням, % на исходную 
нефть 

Содержание со- | Число 1 ступень (3-1) 2 ступень (3-2) 3 ступень (Э-3) 
лей в исходной | ступе- 

нефти, мг/л ней Buri] Bu | всего Виз? | Bi? | Во | всего Во | Виз | всего 

До 100 2 flo3 До5 Доб - floS flo3 Доб - - - 

100-300 2 Mo3 MoS До7 - MoS До3 До? - - - 

100-300 3 До4 До2 Доб До4 oS - До7 До4 До$ До7 

Выше 300 3 4-7 flol 4-7 47 flo5 - 4-10 47 До$ 4-10 
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7.3. ТЕХНОЛОГИЯ ОБЕЗВОЖИВАНИЯ 
И ОБЕССОЛИВАНИЯ НЕФТИ 

Современная электрообессоливающая установка (ЭЛОУ) может 
быть как автономной, так и блоком в комплексе с установкой 
дистилляции нефти. Последний вариант является наиболее рас- 
пространенным и показан на рис. 7.8. 

Сырьевым насосом / нефть прокачивается через группу рекуперативных 
теплообменников //, где за счет тепла дистиллятов, получаемых из нефти, 
нагревается до 130 - 140 °С и под давлением 1,4 - 1,5 МПа через смесительный 

клапан 9 входит через маточник в электродегидратор первой ступени 5. Перед 
смесительным клапаном в поток нефти подаются деэмульгатор и промывная 
вода, рециркулирующая со второй ступени В,.2-! и на первой ступени B,. Оба 
этих потока воды в заданном количестве подаются насосами 3 и 4 из емкостей 
отстойников би 7. 

Спуск воды из электродегидратора 5 осуществляется через регулирующий 
клапан /0 по уровню раздела фаз вода - нефть. После первой ступени нефть 
направляется также через смесительный клапан в электродегидратор второй 
ступени 6. На вход смесителя этой ступени подается насосом 2 свежая пресная 
вода и рециркулирующая вода этой ступени B,p. 

После второй ступени обессоливания нефть проходит группу высокотемпе- 
ратурных теплообменников 1/2, где нагревается до 200 - 230 °C, и поступает в 
первую дистилляционную колонну. 

Вместе с водой в емкости 74 8 попадает нефть (эмульсия “нефть в воде”), 

которая в этих емкостях отстаивается и периодически откачивается на прием 
насоса /. 

Дренажная вода /V после отстоя в течение | ч в емкости 7 сбрасывается в 
промышленную канализацию и поступает на очистку. 

rey ee TO 
10 va 

Рис. 7.8. Схема современной ЭЛОУ: 
1-4 - насосы; 5, 6 - электродегидраторы; 7, 8 - промежуточные емкости-отстойники, 9 - 

смесительные устройства; /0- регулирующие клапаны; //, /2 - теплообменники, /3 - доза- 
тор; /, // - сырая и обезвоженная нефть; /// - свежая пресная вода; //- дренажная соленая 
вода, И- раствор деэмульгатора 

348



Рис. 7.9. Схема устройства электродегид- 
ратора 2ЭГ-160 (поперечное сечение): 

] - корпус, 2 - маточник ввода нефти; J - 
решетчатые электроды; 4 - подвески электро- 

дов; 5 - проходной высоковольтный изолятор; 
6 - коллектор для вывода нефти: /-// - сырая 
обезвоженная нефть: /// - дренажная вода 

Основными аппаратами 
ЭЛОУ являются электродегидра- 
торы. Они могут быть различные 
по устройству (шаровые, верти- 
кальные, цилиндрические, гори- 
зонтальные цилиндрические), но 
наиболее эффективной и полу- 
чившей наибольшее распростра- 
нение конструкцией стали гори- 
зонтальные электродегидраторы 
ВНИИнефтемаш tina 2ЭГ-160 
(рис. 7.9). Они имеют диаметр 3,4 м, длину около 18 м, рассчи- 
таны на давление 1,8 МПа и включают два решетчатых электро- 
да, подвешенных через изоляторы к корпусу аппарата. 

Электроды представляют собой горизонтальные решетки, 
сваренные из металлических прутков диаметром 15 - 18 мм, с 
окном решетки 150 x 150 мм или 200 х 200 мм. Одна из решеток 
соединена с корпусом аппарата (нулевой электрод), а к другому 
полведено высокое напряжение (20 - 30 KB). 

Устройство электродегидраторов, используемых при промысло- 
вой подготовке нефти (обезвоживании), несколько иное и также 

отличается большим разнообразием. Схема одной из современ- 
ных конструкций показана на рис. 7.10 [76]. 

re Газ 

Я Нефть 

Рис. 7.10. Промысловый электродегидратор нефти: 
| - корпус; 2 - огневая нагревательная труба; .7- электроды; 4 - Пакет коалесцирующих 

пластин; 5 - карман отвода обезвоженной нефти; би 7- перегородки: /- водный слой; // - 
нефть; ///- газовая подушка 
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Таблица 74 Технологический режим ЭЛОУ 

Показатель Нефти 

зап - ромашкин- арланская | мангышлак- 
сибирская ская ская 

Плотность нефти, кг/м3 850 865 890 840 
Содержание солей (исход- До 100 100-300 Выше 100 — Выше 100 
Hoe), мг/л 

Число ступеней ЭЛОУ 2 3 3 3 
Режим работы электроде- 
гидраторов 2 ЭГ 160 
температура, °С 70 100-120 120-140 100-120 
производительность, 480 [3,0] 360 [2,25] — 240 [1,5] 360 [2.25] 

м3/ч [06/(0б ч)] 
Расход деэмульгатора 10 10 20 15 
(диссольван 4411), г/т 

В аппарате совмещены три зоны, слева от перегородки 6 - термическая, где 
нефть нагревается и крупные капли оседают, между перегородками би 7, где 
для коалесценции капель используется электрическое поле, и справа от перего- 
родки 7 ~ зона механической коалесценции за счет фильтрации нефти через 
пакеты гофрированных пластин из полистирола (гофры под углом 30 - 60° 
расположены поперечно у смежных пакетов) Сочетание этих зон дает большой 

эффект как по производительности аппарата, так и по глубине обезвоживания 
Температура нефти после зоны нагрева обычно 65 - 70 °С При начальной 
обводненности нефти 9 - 10%(Mac ) на выходе из такого аппарата содержание 
воды составляет не более 0,3% [обычно 0,1 - 0,25%(мас)] Размеры аппарата 
диаметр - 2,4 м, длина - 7,6 м 

Технологический режим глубокого обезвоживания и обессо- 
ливания нефти на ЭЛОУ (см. рис. 7 8) зависит от конкретной 
нефти и для нескольких различных по составу нефтей приведен 
в табл. 7.4. 

Если нефть содержит болышое количество органических кис- 
лот, то в нефть (после ЭЛОУ или на ее последнюю ступень) 
подают раствор щелочи обычно 3 количестве | — 5 г/т (из расче- 
та обеспечения pH 5,5 - 7,0). 

Важным элементом технологии установок ЭЛОУ является 
промывная вода. Для того чтобы сократить или свести до нуля 
использование пресной воды из внешних источников 
(водопровода, реки), в качестве свежей воды на ЭЛОУ подают 
технологические конденсаты водяного пара, образующиеся на 
установке перегонки нефти, в состав которой входит блок 
ЭЛОУ, а также конденсаты с других технологических установок 
(каталитического крекинга, гидроочистки и др.). Конденсат с 
установки перегонки нефти используют обычно без специаль- 
ной обработки, конденсаты с других установок часто содержат 
сульфиды и гидросульфиды аммония, которые при нагревании 
распадаются на сероводород и аммиак. Такие конденсаты перед 
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подачей Ha ЭЛОУ продувают водяным паром для отдувки серо- 

водорода и аммиака. 
В процессе эксплуатации блоков ЭЛОУ обычно контролиру- 

ют следующие показатели: 
температуру и давление в электродегидраторах; 
содержание воды и хлоридов на входе и выходе блока ЭЛОУ; 
содержание хлоридов в свежей воде (в том числе технологи- 

ческом конденсате) и воде, сбрасываемой в промышленную 
канализацию с ЭЛОУ; 

содержание нефтепродукта в дренажной воде; 
содержание деэмульгатора в дренажной воде. 
Методы определения этих показателей (стандартные и не- 

стандартные) рассмотрены в [3]. 

7.4. ОСОБЕННОСТИ ПОДГОТОВКИ 
ВЫСОКОВЯЗКИХ НЕФТЕЙ 

В последнее время в технологии обезвоживания и обессолива- 
ния нефти появилась новая проблема, связанная с расширением 
добычи тяжелых, высоковязких нефтей (ВВН), а в перспективе- 
природных нефтебитумов (ПНБ). 

К высоковязким относят нефти плотностью 0,92 - 0,99 r/cm3 
и вязкостью до 1000 Па - с при 20 °C. 

Природные нефтебитумы - это органическая масса нефтеби- 
туминозных пород (песчаников, известняков) плотностью около 
единицы и выше и вязкостью до 5000 Па . с. 

Как ВВН, так и ПНБ характеризуются высоким содержанием 
смол и асфальтенов [в сумме до 40% (мас.)], серы [до 5%(мас.)], 
азота (до 1,0%) и металлов (до 1500 мг/кг). 

Добывают ВВН главным образом термическими воздействи- 
ями на пласт — внутрипластовым горением или закачкой высо- 
котемпературного водяного пара. 

Для извлечения ПНБ из пород используют два метода - вы- 
теснительный, путем внутрипластового горения, и экстракцион- 
ный, когда породу добывают, дробят и обрабатывают горячей 
водой или органическими растворителями, извлекающими орга- 
ническое вещество. 

В нашей стране используют метод внутрипластового горения 
[77]. 

Добыча шахтным или карьерным способом и подготовка к 
переработке ПНБ используется главным образом в Канаде и 
состоит в следующем (рис. 7.11). р 

Извлеченную из недр нефтебитуминозную породу транспор- 
тируют самосвалами или по конвейеру к месту ее дробления и 
измельчения. 
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Puc. 7.11. Схема подготовки битуминозной породы к переработке: 
] - транспортное средство; 2 - дробилка; 3, 4- мельницы сухого и мокрого помола; 5 - 

гидроциклон; б - экстракционная колонна; 7и 9- ректификационные колонны; $ - элек- 
тродегидраторы; / - битуминозная порода; / - горячая шелочная вода; 17 - циркуляцион- 
ная вода; /V - сгущенный шлам породы; V - водно-битумная эмульсия; V/ - раствор битума 
в бензине; И// - бензин; VII] - природный нефтебитум (ПНБ); /Х - смесь керосина с ПНБ; 

Х - обезвоженный и обессоленный ПНБ; Х/ - керосин (растворитель); Х// - промывная 

вода; Х/// ~ деэмульгатор 

Породу, содержащую ПНБ, измельчают в дробилках, а затем 
в мельницах, причем проведение этой операции зависит от 
того, в какой породе находится ПНБ и к какому классу он от- 
носится. 

Деление ПНБ на классы ведут по плотности, вязкости и со- 
держанию масел следующим образом: 

Класс ПНБ Плотность, кг/м3 Вязкость, Па. с Содержание масел, 
%(мас.) 

Мальты 960-1000 1-100 40-55 
Асфальты 1000-1050 Выше 100 25-40 
Асфальтиты 1050-1150 Пластичные 15-25 
Кериты 1150--2000 Неплавкие 10-15 

Обычно ПНБ присутствуют в пористых породах - песках, 
песчаниках и известняках. Битумсодержащие пески по структу- 
ре рыхлые и непрочные и специального дробления не требуют. 
Песчаники и известняки обладают достаточно высокой твер- 
достью, что затрудняет извлечение из них органической массы, 
и поэтому их требуется дробить и тонко измельчать. 

На третьей стадии отделяют органическое вещество от мине- 
ральной породы, совмещая этот технологический этап с измель- 
чением или осуществляя его отдельно. Существует три способа 
отделения нефтебитума от породы. 

Первый, наиболее распространенный способ - способ 
горячей отпарки щелочной водой, нагретой до 85 - 90 °С, Bo 
вращающихся барабанах с последующей экстракцией битума 
бензином (см. рис. 7.11). Извлечение битума из породы в этом 
случае достигает 90% от его содержания в породе, но оно зави- 
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сит OT последнего и при содержании битума в породе ниже 11% 
резко снижается. Существенный недостаток такого способа - 
большой расход воды и большое количество шлама (поток IV на 
рис. 7.11), загрязненного битумом и щелочью. Шлам этот сбра- 
сывается в специальные пруды-отстойники, существенно за- 
грязняющие окружающую среду. 

Второй способ - прямая экстракция битума из измель- 
ченной породы органическими растворителями (бензин, керо- 
син, хлоруглеводороды). Такой способ дает возможность извлечь 
всего от 60 до 80% битума из породы, сопряжен с большими 
потерями дорогого растворителя (со шламом) и большими 
энергозатратами на регенерацию огромного количества раство- 
рителя (при кратности его подачи порядка 3 - 5). 

Третий способ (пока изученный лишь в пилотных усло- 
виях) — прямая термокаталитическая переработка измельченной 
битуминозной породы. Для этого ее в кипящем слое продувают 
смесью углекислого газа с водяным паром при температуре от 
100 до 500 °С с расходом парогазовой смеси до 100% на органи- 
ческую массу. Конверсия битума в породе достигает 95%, а по- 
лученным продуктом (кроме газа) является дистиллят со сред- 
ней молекулярной массой от 170 до 280, т. е. фракция с преде- 
лами кипения 200 - 350 °С. 

Во всех упомянутых случаях добычи ВВН или извлечения би- 
тума из породы образуется очень стойкая эмульсия воды с орга- 
нической массой за счет влаги, образующейся при горении в 
пласте, либо за счет экстрагирующей воды. Стойкость такой 
эмульсии определяется тем, что как BBH, так и ПНЬ богаты 
эмульгаторами, плотность их близка к плотности воды, а разме- 
ры частичек воды очень малы (более 50% капелек воды имеют 
диаметр меньше 10 мкм). Разделение этих эмульсий представля- 
ет крайне сложную задачу и обычными технологическими при- 
емами ЭЛОУ невозможно, даже при подаче деэмульгатора в 20 - 
30 раз большей, чем для обычных нефтей. 

Для того чтобы обезводить и обессолить извлеченные опи- 
санными методами ВВН или ПНБ, к ним до ЭЛОУ добавляют 
[0 - 15% легкого растворителя - керосина (см. рис. 7.11), кото- 
рый заметно снижает плотность и вязкость смеси и одновре- 
менно, являясь неэлектролитным деэмульгатором, растворяет 
часть сольватных оболочек у глобул воды. В этом случае 
свойства эмульсии приближаются к свойствам обычной нефти и 
становится возможным отделение воды в 2 - 3 ступени по схеме 
обычной ЭЛОУ. Растворитель циркулирует в системе ЭЛОУ: 
он подается в поток нефти до ЭЛОУ вместе с неионогенным 
деэмульгатором, а после ЭЛОУ отгоняется от нефти и возвра- 
щается на вход в ЭЛОУ. Затраты на дополнительное испарение 
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и циркуляцию растворителя несколько увеличивают затраты Ha 
обезвоживание и обессоливание, но цель в данном случае 
оправдывает средства. 

Возможна и другая схема, когда в качестве растворителя ис- 
пользуют спирт (например, изопропиловый), обладающий спо- 
собностью неограниченно поглощать воду. В этом случае рас- 
творитель снижает плотность и вязкость нефти и одновременно 
действует как деэмульгатор, растворяющий защитные оболочки 
глобул воды и поглощающий воду. Эффективность обезвожива- 
ния в этом случае повышается, однако способ имеет два недо- 
статка: исключается подача промывной воды на ЭЛОУ (и соот- 
ветственно снижается эффективность по глубине обессолива- 
ния) и требуется специальная ступень для отделения обводнен- 
ного спирта от нефти и обезвоживания спирта до его возврата 
на смешение с нефтью. 

По этим причинам для обезвоживания и обессоливания ВВН 
и ПНБ используют только бензиновые или керосиновые фрак- 
ЦИИ. 

Промышленный опыт в этом направлении у нас в стране по- 
ка мал, и по мере роста добычи тяжелых нефтей технология 
будет совершенствоваться. 

Значительно больший опыт накоплен за рубежом (Канада), 
где ежегодно перерабатывается более 10 млн т ВВН и ПНБ, 
обезвоживание и обессоливание которых производится с рецир- 
куляцией бензиновой фракции. 

7.5. СТАБИЛИЗАЦИЯ НЕФТИ 

Основное назначение стабилизации нефти - отделение раство- 
ренных в ней легких углеводородов С! - С. (или С; - Cs) с 
целью предотвращения их безвозвратных потерь в атмосферу. 

Имеются данные, что если нефть не подвергается стабилиза- 
ции или не принимаются другие меры по предотвращению по- 
терь ее легких фракций, то на пути от промысла до НПЗ из 
нефти теряется до 2% этих фракций. Это, с одной стороны, об- 
условливает большие экономические потери, так как углеводо- 
роды С; - Cs - ценное нефтехимическое сырье, а с другой сто- 
роны, — значительное загрязнение воздушного бассейна углево- 
дородами. 

Источниками этих потерь являются главным образом нефтя- 
ные резервуары, где легкие фракции теряются за счет испарения 
при операциях заполнения - опорожнения резервуаров 
(“большое дыхание”) и суточного их “дыхания” за счет изме- 
нения температуры окружающей среды (“малые дыхания”). Ве- 
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Puc. 7.12. Потери паров от “малого дыха- 
ния” в резервуарах различной вмести- 
мости: 

Г- легкий бензин; 2 - бензин: 3 - нефть 

личина потерь зависит от вмес- 
тимости резервуара, его оборачи- 

ваемости (число заполнений- 
опорожнений) и климатических 
условий. Так, потери за счет 
“большого дыхания” в наземных 
резервуарах со стационарными 2 4 

.. Вивстимость , тыс.м9 
крышами в южной зоне страны 
составляют [21]: 

Вместимость резервуара, м? Потери, т/год, при оборачи- 
ваемости резервуара: 

12 96 

1000 12 58 
3000 35 160 
5000 60 227 

Суточные потери резервуаров от “малых дыханий” показаны 
на рис. 7.12. Для нефтяного резервуара вместимостью 5 тыс. м3 
они составляют около 200 кг/сут, т. е. около 70 т/год, возрастая 
до 160 - 180 т/год для резервуара вместимостью 15 - 20 тыс. м3. 

Все существующие методы борьбы с потерями можно разде- 
лить на пассивные и активные. 

К пассивным относятся достаточно полно описанные в 
[21] методы, уменьшающие потери от “дыханий” резервуаров 
(устройство понтонных или плавающих крыш резервуаров), или 

централизованный сбор паров “дышащих” резервуаров в общий 
газгольдер. Однако все эти решения не предотвращают потери 
от испарений при сливно-наливных операциях и перекачках 
нефти. 

Радикальным решением поэтому является активный ме- 
TOM — стабилизация нефти, при котором из нефти после ее про- 
мысловой подготовки извлекаются все легкие углеводороды и 
используются как товарный продукт. 

На рис. 7.13 показана схема одноступенчатой стабилизации 
нефти с небольшим содержанием (до 1,0 - 1,5%) растворенных 
газов. 

Подготовленная на промысле нефть в этом случае из сепаратора ] направ- 
ляется в ректификационную колонну 2, где за счет подвода тепла внизу колон- 
ны нагревателем 4 от нее отпариваются легкие углеводороды. Последние кон- 
денсируются в конденсаторе 5 и в сепараторе 3 разделяются на несконденсиро- 
ванный газ //Г и жидкую фазу /V, содержащую углеводороды C3 - Cs с неболь- 
шой примесью гексанов. 
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Рис. 7.13. Принципиальная схема установки стабилизации нефти: 
] - сепаратор, 2 - ректификационная колонна, 3 - газосепаратор; 4 - нагреватель; 5 - 

конденсатор; 6 - газовый компрессор, / и И - нестабильная и стабильная нефть; II-III - 
углеводородный газ; /И - сжиженный газ; И/ - водный конденсат 
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Рис. 7.14. Принципиальная схема установки двухступенчатой стабилизации 
нефти: 

1, 3, 5 - сепараторы; 2, 4 - ректификационные колонны, 6, 7- нагреватели; 8 - конден- 
саторы; Г - углеводородный газ; И// - легкая бензиновая фракция (30-80 °С). Остальные 
обозначения - см. рис. 7.13 
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Если подготовленная на промысле нефть имеет повышенное 
содержание газа (выше 1,5%), то для ее стабилизации использу- 
ют двухступенчатую схему (рис. 7.14). 

Нагретую до температуры 100 - 120 °С нефть / направляют в первую ко- 
лонну 2, где при давлении 0,2 - 0,5 МПа от нее отгоняют широкую бензино- 
вую фракцию, а снизу выводят стабильную нефть ГИ. Широкую бензиновую 
фракцию после отделения от нее в сепараторе 3 газа /1/ направляют в колон- 
ну вторичной ректификации (стабилизации) 4, где под давлением 0,8 - 1,0 
МПа эту фракцию разделяют на газ JV, сжиженные углеводороды С; - Си 
легкую бензиновую фракцию VI, состояшую из углеводородов С. - C7. 

Об изменении состава нефти после стабилизации можно су- 
дить по следующим данным: 

Содержание, % Углеводороды 

С! Cy C; С. С; Ce С) и выше 

В нефти / 0,6 2,3 2,7 2,3 3,6 7,0 81,5 
В нефти ГИ - - - 2,0 4,2 7,4 86,4 

Глава 8 

ТЕХНОЛОГИЯ ПЕРВИЧНОЙ ПЕРЕГОНКИ 
НЕФТИ 

Первичной перегонкой нефти называют ее дистилляцию, при 
которой нефть разделяют на отдельные фракции без изменения 
природного состава. Краткая история появления этой техноло- 
гии, ее развития и место в современной технологии переработки 
нефти были описаны в вводном разделе (см. рис. 0.4). 

Варианты дистилляции нефти в принципе были описаны в 
гл. 2 (см. 2.2) применительно к методам определения фракци- 
онного состава нефти. 

В настоящей главе рассматриваются пути реализации этих 
принципов применительно к промышленной технологии. 

8.1. ПРИНЦИПЫ ПРОСТОЙ ПЕРЕГОНКИ НЕФТИ 

Под простой перегонкой понимают процесс одно- или много- 
кратного испарения нефти с конденсацией образующейся паро- 
вой фазы без ее обогащения. Теоретические основы равновесно- 
го состояния такого процесса приведены в гл. 4 (см. разд. 
4.1.1), а на рис. 8.1 показаны варианты однократной перегонки 
нефти. 
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Рис. 8.1. Принципиальные схемы 
вариантов (4-г) простой перегонки: 

/ - нагреватель. 2 - испаритель, 3 ~, 
конденсатор; 4 - приемник конденсата; 
- дроссельный клапан; 6 - вакуумны 

насос, H - нефть, П и Ж - паровая и. 
` жидкая фазы; ВП - водяной пар; В - 
конденсат водяного пара; Г - эвакуируе- 
мый из системы газ Остальные пояснения 
в тексте 

Рис. 8.2. Относительное распределе- 
ние кривых ATK нефти (H), паро- 
вой (П) и жидкой (OK) фаз при двух 
температурах (6 > 1) однократного 
испарения (АН и Af, - области тем- 

50 п. ” 
пературного налегания составов 

Вытод,% (мас) Жи П›-Ж)) 

ум i 4 rt | i = L i 

В простейшем случае (8.1, а) нефть нагревают в нагревателе / (печь или 

другой тип подогревателя) до определенной температуры (например, 1), и при 
отсутствии перепада давления между нагревателем и испарителем она с той же 
температурой поступает в испаритель. При определенном давлении Pa 
(атмосферное или несколько выше) в последнем однократно испаряются лег- 
кие фракции нефти (паровая фаза), которые конденсируются и поступают в 
сборник 4 конденсата паровой фазы //. Жидкая фаза отбирается снизу испари- 
теля и также охлаждается. 

Составы паровой и жидкой фаз определяются уравнениями 
(4.3) - (4.5) по известному составу нефти. 

Графически кривые ИТК нефти и ИТК паровой и жидкой 
фаз при температуре п и давлении РА показаны на рис. 8.2 
(кривые H, При Ж)). Если тот же процесс провести при более 
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высокой температуре [› > п, то кривые ИТК паровой и жидкой 
фаз (fl, и A>) будут иметь иной вид: утяжеляется по концу KH- 
пения I], и по началу кипения — Ж.. 

Выход паровой фазы (доля отгона) зависит как от состава ис- 
ходной нефти, так и от режимных параметров процесса (ги Р). 
При давлениях, близких к атмосферному (0,1 - 0,3 МПа), пере- 
гонку называют атмосферной, и из нефти при ее нагреве перед 
испарителем до 330 - 350 °С может быть отобрана паровая фаза, 
выкипающая по ИТК до 360 - 400 °С. 

При однократном испарении таких сложных смесей, как 
нефть, на границе раздела паровой и жидкой фаз достигается 
наименьшая четкость разделения углеводородов между фа- 
зами, и часть их распределяется как в той, так и в другой фазах. 
На рис. 8.2 это видно по тому, что температура конца кипения 
по ИТК паровой фазы выше, чем температура начала кипения 
по ИТК жидкой фазы. Соответствующие разности температур 

АН = К -ШКи 412 =4 -1%2 представляют температурный 

интервал распределенных между фазами компонентов, называе- 
мый иногда “налеганием” температур. Чем меньше это налега- 
ние, тем четче разделение фаз. В идеальном случае, когда 
А! = 0, четкость разделения абсолютная, т. е. распределенных 

углеводородов между фазами нет. Максимальное налегание на- 
блюдается при однократном испарении, когда нет обогащения 

целевым компонентом ни паровой, ни жидкой фаз. 
Налегание температур (Af) зависит также от того, каким ме- 

тодом определяется фракционный состав смежных продуктов (П 
и AK). Чем выше разрешающая способность метода определения 
этого состава, тем ближе к истинному будет значение AS. 

На практике для удобства пользуются оценкой налегания на 
основе стандартного состава по ГОСТ 2177 - 87. Разрешающая 
способность этого метода, как уже говорилось (см. гл. 4), наи- 
меньшая, однако метод общепринят и стандартизован, и это 
позволяет оценить налегание температур в сопоставимых значе- 
ниях. Однако в этом случае значения Af могут быть и отрица- 
тельными за счет того, что стандартный метод определения 
фракционного состава не позволяет фиксировать близкими к 
истинным температуры конца и начала кипения Пи Ж. 

Наиболее типичным вариантом простой перегонки нефти 
следует считать изображенный на рис. 8.1, 6, когда между нагре- 
вателем и зоной испарения имеется гидравлическое сопроти- 
вление (на рисунке показано в виде дроссельного клапана). В 
этом случае температура в испарителе всегда будет ниже, чем 
после нагревателя, так как при снижении давления между на- 
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’гревателем и испарителем поток нефти будет испаряться без 
подвода тепла извне, но при неизменной энтальпии. 

Основные положения, описанные выше для варианта а, со- 
храняются и в этом варианте, но при температуре и давлении в 
испарителе, отличных OT тех же параметров в нагревателе. 

Если нефть очень тяжелая по составу или перегонке подвер- 
гается мазут (тяжелый остаток нефти выше 350 °С), то перегон- 
ка возможна двумя путями: повышением температуры при том 
же давлении в испарителе или при той же температуре нагрева, 
но при пониженном давлении в испарителе. 

Первый из этих путей неЙриемлем потому, что при повыше- 
нии температуры нагрева нефти (мазута) выше 350 - 370 °С на- 
чинается термическая деструкция тяжелых углеводородов, т. е. 
химические их превращения. Поэтому приемлем и широко ис- 
пользуется в нефтепереработке другой путь - перегонка при 
пониженном давлении (рис. 8.1, 6), которое создается вакуум- 
ным насосом 6, откачивающим из системы неконденсируемые 
(воздух и легкие углеводороды) газы (Г). Обычно создается оста- 
точное давление порядка 1,5 - 10,0 кПа, в этом случае при тем- 
пературе нагрева 380 - 400 °С может быть отогнано, например, 
от мазута до 60% паровой фазы с концом кипения ее до 550 - 
560 °С (в пересчете на атмосферное давление). Остаток такой 
перегонки (Ж) - гудрон - не может быть подвержен дальнейшей 
перегонке без разложения. 

Эффект, подобный понижению давления в испарителе, мо- 
жет оказать ввод в него какого-либо низкомолекулярного 
инертного газа (рис. 8.1, г), в качестве которого часто использу- 
ют перегретый водяной пар, конденсат которого легко отделяет- 
ся от сконденсированных нефтяных паров. 

В соответствии с законом Дальтона парциальное давление 
нефтяных паров (рнп) связано с общим давлением в испарителе 
(Ро) следующим соотношением: 

Z Ми 
Рнп »/| + 18 Gun (8.1) 

где Z - количество поступающего в систему водяного пара, кг/ч; Gy, - количе- 
ство образующихся в системе нефтяных паров, кг/ч; My, - средняя мольная 
масса нефтяных паров. 

Из этого соотношения следует, что чем больше подается во- 
дяного пара в систему, тем ниже рип, а это снижение при опре- 
деленной температуре в испарителе стимулирует дополнитель- 
ное испарение легких компонентов от жидкой фазы. 

Все рассмотренные варианты простой перегонки касались 
случая разделения нефти на две фракции - легкую (П) и остаток 
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Рис. 8.3. Принцип разделения нефти на 4 
фракции 3-ступенчатым нагревом (а) и 3- 
ступенчатой конденсацией (6). Буквенные 
обозначения - см. рис. 8.1 и 8.2 
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Рис. 8.4. Относительное расположение кривых б = 
HTK потоков П\-П; и XK по рис. 8.3, 6 Выход, % (мас.) 

(Ж). В действительности же при первичной перегонке нефть 
разделяют одновременно на 3 и более фракций, используя 
многоступенчатую перегонку или конденсацию. Принципы та- 
кого разделения показаны на рис. 8.3. 

По варианту ступенчатого нагрева а нефть нагревают вначале до температу- 
ры # (например, 120 °C), отделяют образовавшуюся легкую паровую фазу Пу, a 
жидкую снова нагревают. Температура нагрева на второй ступени выше 
(например, [5 = 160 °C), и из нефти выделяются среднекипящие углеводороды. 
Образовавшуюся среднюю паровую фазу (П›) также отделяют. Жидкую фазу 
после второй ступени нагревают до температуры #3 (например, до 300 - 330 °C) 
и испарившиеся при этом еще более тяжелые углеводороды в виде тяжелой 
паровой фазы (113) также выводят на конденсацию. 

Таким же путем можно продолжить перегонку остатка 3-й ступени, но при 
пониженном давлении. 

По второму варианту (рис. 8.3, 6) нефть нагревают однократно, но до высо- 
кой температуры {3, близкой к температуре 1; (например, до 330 - 350 °С ). В 
состав паровой фазы, отделяемой при этом в первом испарителе, входят почти 
все углеводороды, определяющие состав паровых фаз П,, TM, и M3 по варианту 
а. Остаток перегонки выводится при этом из первого испарителя, а широкая 
фракция паров из него проходит две ступени парциальной конденсации, на 
которых конденсируются и выводятся фракции П} и П,, а легкая фракция IT, 
из последнего испарителя конденсируется полностью. 

На установках промышленной дистилляции нефти наиболь- 
шее распространение получила именно эта схема последова- 
тельной конденсации. Кривые ИТК получаемых при этом фрак- 
ций Пу, П> и Пь, а также остатка показаны Ha рис. 8.4. 
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8.2. ПЕРЕГОНКА НЕФТИ 
С РЕКТИФИКАЦИЕЙ (ДИСТИЛЛЯЦИЯ) 

Задачей первичной перегонки нефти является не только разде- 
ление ее на фракции, но и обеспечение заданных свойств этих 
фракций (по фракционному составу и другим физико-хими- 
ческим свойствам). Поэтому простая перегонка нефти на фрак- 
ции в однократно-ступенчатом виде (см. рис. 8.3) практически 
не применяется, а является лишь исходным элементом техноло- 
ГИИ. 

Для того чтобы при перегонке получить фракции нефти с 
определенными параметрами (по инт выкипания, плот- 
ности, температуре вспышки и др.), паровая и жидкая фазы 
после однократного испарения должны быть подвергнуты кон- 
центрированию по низкокипящим целевым углеводородам (Il) и 
высококипящим углеводородам (XK). Эта цель достигается ректи- 
фикацией паровой и жидкой фаз. Сущность процесса ректифи- 
кации [11, 68] (как уже отмечалось в разд. 2.2.3) состоит в мно- 
гократном контактировании встречных потоков паров и жид- 
кости, каждый акт контакта которых сопровождается парциаль- 
ной конденсацией паров и парциальным испарением жидкости, 
при этом пары обогащаются более низкокипящими компонен- 
тами, а жидкость - более высококипящими. 

На рис. 8.5 показана схема ректификации нефти на две 
фракции. 

На структурной схеме (а) выделены отдельные элементы процесса - испа- 
рение нефти 2, обогащение (укрепление) паровой фазы П 3 и обогащение 
высококипящими компонентами жидкой фазы Ж за счет отгона OT нее легко- 
кипящих компонентов 4 При этом отогнанные от жидкости легкокипящие 
компоненты По. поступают на конденсацию в укрепляющую часть 3, а сконден- 
сированные в последней высококипящие компоненты в виде жидкого потока 
(флегмы) Ж, поступают в отгонную часть 4 

В укрепляющей части 3 поток паров (П + По), поднимаясь вверх по колон- 
не, проходит каскад контактных устройств (тарелок), на которых встречается со 
стекающей вниз по ним жидкостью, поступающей на верхнюю тарелку в виде 
орошения Ор Такой многократный встречный контакт обогащает пары легки- 
ми фракциями, а жидкость - более тяжелыми, так как в каждом таком контакте 
наиболее высококипящие углеводороды конденсируются из паров в жидкость, а 
из последней за счет тепла конденсации испаряются наиболее низкокипящие 
углеводороды и переходят в поток паров Обогащенный поток паров сверху 
колонны направляется в конденсатор 5, после чего продукт конденсации соби- 
рается в приемник 6, из которого отбирается легкий дистиллят (ректификат) — 
Д, а часть его возвращается в колонну на орошение (Ор) 

Наиболее легкие углеводороды, несконденсированные в конденсаторе, от- 
бираются из приемника в виде углеводородного газа (УГ) 

В отгонной части 4, куда поступает жидкая фаза из испарителя Ж и жидкий 
поток флегмы Ж, из укрепляющей части этот жидкий поток (Ж + Ж,) также 
проходит каскад тарелок, где встречается с поднимающимся кверху потоком 
паров Последний создается под нижней тарелкой либо за счет ввода перегрето- 
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Рис. 8.5. Схема ректификационного разделения нефти на две фракции - струк- 
турная (а) и совмещенная в одной колонне (6): 

1 - нагреватель; 2 - испаритель; Я и 4 - укрепляюшая и отгонная части колонны; 5 - 
конденсатор; 6 - приемник дистиллята; Ди А - дистиллят и остаток; УГ - углеводородный 

газ; A, - жидкий поток (флегма) из укрепляющей части; По - паровой поток из отгонной 
части. Остальные обозначения - см. рис. 8.1 

го водяного пара, либо за счет дополнительного подвода тепла и испарения 
части остатка А. На тарелках отгонной части, также за счет многократности 
контакта, в паровом потоке концентрируются более легкокипящие компоненты 
(и затем потоком По направляются в укрепляющую часть), а в жидком потоке 
конденсируются более высококипящие компоненты и выводятся снизу колон- 
ны остатком А. 

В действительности зону испарения нефти 2 не выносят из колонны, а со- 
вмещают ее с колонной, образуя между нижней тарелкой укрепляющей части и 
верхней тарелкой отгонной части зону испарения (рис. 8.5, 6), называемую 

также эвапорационным пространством. 

Качественная картина изменения фракционного состава по 
ИТК основных потоков показана на рис. 8.6. На выходе из ис- 
парителя (простая перегонка, т. е. однократное испарение) кри- 
вые ИТК паровой П и жидкой Ж фаз имеют большое налегание 
температур А!’. За счет ректификации этих фаз (т. е. их KOH- 
центрации по целевым компонентам) кривые ИТК ректифика- 
та Д и остатка А имеют значительно меньшую область налега- 
ния Af, т. е. четкость разделения этих фракций значительно вы- 
ше и соответственно будут другими физико-химические показа- 
тели качества Ди А (вязкость, температура вспышки, плотность 
ит. д.) в сравнении с Пи XK. 
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Рис. 8.6. Относительное расположение 
кривых ИТК потоков, показанных на 
рис. 8.5 

Рис. 8.7. Принципиальные схемы 
ректификации нефти (Н) на три ди- 
стиллята (Б, К, ДТ) и остаток (М) 
трехкратным испарением нефти (а), 

3 

RS 
2 2 <}. трехкратной конденсацией ее паров 
a A {3 (6) в одной сплошной колонне (8): 
Е K-1, К-2, К-3 - ректификационные ко- 
а лонны 1-Й, 2-Й и 3-Й ступеней; ПКиК - 
FS парциальный и ный конденсаторы, | - 
= сплошная колонна, трубчатая печь; 3, 4 

~ стриппинги; 5 - теплообменники, Н - 
нефть, УГ - углеводородный газ; Б - бензи- 

ГОТОВ ООО ОВО Ge ОО ООО" ООО новая фракция (30-150 °С), К - керосин 
(140-280 °С); ДТ - дизельное топливо (200- 
300 °С): М - мазут (фр > 350 °С) 
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Для ректификационного разделения нефти на несколько 
фракций должно быть использовано несколько ректификацион- 
ных колонн, по принципу действия аналогичных описанной 
(рис. 8.5, 6). 

На рис. 8.7 схематично Показаны три варианта такого разде- 
ления (а, би в). 

По вармнанту а, так же как и в простейшем случае на рис. 8.3, a, ректифика- 
ционные колонны работают последовательно по остатку: перед каждой колон- 
ной сырье нагревается, а сверху колонн получают соответствующий ректифи- 
кат, в данном случае - бензин (Б), керосин (К), дизельное топливо (Дт). Оста- 
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TOK дистилляции - мазут (М) выводится в этом случае снизу последней по ходу 
технологии колонны. 

Вариант 6 представляет собой развитие простой перегонки (см рис. 8 3, 6) 
за счет многоступенчатой ректификации паровой фазы нефти, однократно 
нагретой в печи перед первой колонной (вначале в теплообменниках, а затем в 

печи). В этом случае в первой колонне K-| ректификатом является сумма всех 
дистиллятов, которые отделяют от нефти (Bb + К + JIT), а остатком - мазут. Bo 
второй колонне К-2 остатком получают наиболее тяжелый дистиллят 
(дизельное топливо), а сверху ректификатом является сумма двух остальных 
дистиллятов (бензин и керосин). В третьей колонне К-3 происходит ректифи- 
кационное разделение этих паров на бензин (сверху колонны) и керосин - 
снизу. Ректификаты первых двух колонн проходят парциальные конденсаторы, 
в которых конденсируемые тяжелые фракции возвращаются в колонну как 
орошение. Пары сверху 3-H колонны конденсируются полностью, и часть 
сконденсированного бензина возвращается на орошение. 

Развитием варианта 6 является ректификация нефти на несколько фракций 
в одной сложной колонне (рис. 87, в). В этом случае укрепляющие части ко- 
лонн К-2 и К-3 как бы поставлены на колонну К-1, а отгонные части колонны 
К-2 и К-3 вынесены в виде отдельных отпарных колонн (стриппингов) 3 и 4, 
связанных со своими укрепляюшими частями потоками флегмы и паров 
(соответствующие колонны К-1, К-2 и К-3 очерчены пунктирными контурами) 
Такое устройство позволяет значительно упростить схему разделения и иметь 
всего одну колонну вместо трех самостоятельных. Поток паров нефти в этом 

случае проходит от эвапорационного пространства до верха колонны, парци- 
ально конденсируясь за счет встречного потока орошения, перетекающего из 
одной укрепляющей части в другую. 

Сконденсированный поток флегмы по переточным трубам поступает в за- 
данных количествах в соответствующие стриппинги J и 4, куда подается в 
качестве отпаривающего агента водяной пар и снизу которых выводятся соот- 
ветствующие боковые дистилляты (керосин и дизельное топливо). Такая слож- 
ная (составная) колонна обычно называется атмосферной колонной для пере- 

гонки нефти, так как процесс в ней ведется при давлении, близком к атмо- 
сферному (0,15 - 0,2 МПа). 

Для того чтобы отобрать из нефти дистилляты, кипящие вы- 
ше 350 °C, используют, как уже отмечалось выше, перегонку 
под вакуумом. Схема ректификационной вакуумной колонны 
приведена на рис. 8.8. 

Мазут снизу атмосферной колонны |, в этом случае без охлаждения, догре- 
вается (от 300 - 320 °С до 400 - 410 °С) в печи 3 и в парожидком состоянии 
[доля отгона 40 - 70%(мас.)] поступает в эвапорационное пространство вакуум- 
ной колонны 2 Пониженное давление (5 - 10 кПа) в колонне поддерживается 
за счет откачки из системы насосом 7 смеси неконденсируемых газов У/ 
(подсасываемый через неплотности воздух и легкие неконденсируемые углево- 
дороды, образующиеся при незначительном термическом разложении мазута 
при нагреве в печи). В остальном процесс ректификации в вакуумной колонне 
аналогичен описанному выше в сложной атмосферной колонне. 

Очень важным элементом технологии ректификации нефти 
на фракции являются подвод и отвод тепла в колонны, поскольку 
ректификация - это термодинамический процесс с непрерыв- 
ным подводом и отводом тепла, что позволяет формировать 
температурный профиль по высоте колонны и соответственно 
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Puc. 8.5. Принципиальная схема вакуумной ректификации мазута: 
Ти 2- атмосферная и вакуумная колонны, J - трубчатая вакуумная печь; 4 - стриппинг: 

5 - сепаратор; 6 - вакуумный приемник; 7 - вакуумсоздающее устройство (эжектор); 8 - 
конденсатор; 9 - теплообменники; / - мазут; // - легкая газойлевая фракция (до 360 °С); 
Ш-У - первый и второй боковые дистилляты (350-420 °C и 420-500 °С); Г - остаток 
(гудрон, выше 500 °С); И/ - смесь неконденсируемых газов; V// - водяной пар; V/II - кон- 
денсат водяного Пара 

движущую силу процесса ректификации. Чем больший тепловой . 
поток подводится в ректификационную колонну (и соответ- 
ственно ~— отводится), тем больше будет в колонне кратность’ 
орошения (отношение количества флегмы на тарелках к коли- 
честву отбираемого ректификата) и тем выше будет в итоге чет-. 
кость ректификации. Одновременно растут и удельные энерго- 
затраты на процесс, т. е. ухудшаются экономические показатели. 

Подвод тепла в ректификационных колоннах осуществляется 
в двух сечениях - ниже укрепляющей части, потоком нагретого 
во внешнем нагревателе сырья, и внизу отгонной части. 

Возможности нагрева теплового потока с сырьем обычно 
ограничены. Так, нефть при давлениях, близких к атмосферно- 
му, можно нагревать в печи без заметного термического разло- 
жения до 350 - 360 °С, а мазут - при пониженных давлениях - 
до 400 - 410 °С. 
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Рис. 8.9. Схемы подвода тепла внизу ректификационных колонн. 
J] - колонны, 2 - печь; 3 - ребойлер (испаритель); 4 - прямоточный кипятильник, А - 

остаток, ГС - горячая струя; П - паровой поток, ПЖ - парожидкостный поток, ВП - водя- 
ной пар 

Если учитывать указанное ограничение по верхнему темпера- 
турному пределу нагрева нефти и мазута в ректификационных 
колоннах для их разделения на фракции, поток сырья является 
единственным источником тепла, определяющим параметры 
ректификации. Подвести тепловой поток внизу этих колонн 
также не представляется возможным из-за температурных огра- 
ничений, поэтому для создания потока паров в их отгонной 
части вводится перегретый водяной пар, понижающий парци- 
альное давление углеводородных паров (рис. 8.9, а). 

В отдельных случаях, когда от нефти отбирается только бен- 
зиновая фракция и температура внизу колонны не превышает 
200 - 250 °C, возможны подвод тепла циркуляцией “остатка” 
колонны через печь (рис. 8.9, 6) и подача нагретого до 300 - 

350 °С потока в отгонную часть (“горячая струя”). Такой прием 
получил широкое применение для низкотемпературных нефте- 
перегонных колонн. 

Если в колоннах подвергаются ректификации более легкие 
нефтепродукты (например, стабилизируется бензин или он раз- 
деляется на более узкие фракции), температуры термической 
деструкции которых выше, чем у нефти (450 °С и более), а тем- 
пература испарения значительно ниже, то внизу таких колонн 
дополнительный тепловой поток можно подвести с помощью 
кипятильников (рис. 8.9, в, 2), обогреваемых водяным паром или 
другим теплоносителем. При этом отличие вариантов в и г со- 
стоит в том, что в первом случае из кипятильника в колонну 
направляется только поток образовавшихся в нем паров П и 
остаток А выводится не из колонны, а из кипятильника. Во вто- 
ром случае кипятильник является термосифоном, и весь нагре- 
гый в нем поток в парожидком состоянии (ПЖ) возвращается в 
колонну, а остаток А выводится поэтому снизу последней. 
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Рис. 8.10. Схемы отвода тепла из ректификационных колонн: 

!- колонны, 2 - стриппинг, 3 - сепараторы-отстойники, 44 5 - конденсаторы возду:- 

ного и водяного охлаждения, 6 - холодильник, 7- теплообменники, 8 - насосы, / - ректи- 

фикат (бензин), Ли И! - испаряющееся и неиспаряющееся орошение, /V - углеводородный 
газ, И - боковой дистиллят (керосин), V/ и VII - водяной пар и его конденсат Остальные 
пояснения CM, в тексте 

Отвод тепла осуществляется только в укрепляющей части ко- 
лонны и служит, как уже отмечалось, для создания жидкого 

потока внутреннего орошения тарелок. В простых колоннах, не 
имеющих отбора боковых дистиллятов, тепло отводится всегда в 

одном сечении - наверху колонн. В сложных колоннах, где 

кроме верхнего дистиллята выводятся через стриппинги боковые 

дистилляты, тепло может отводиться как в одном сечении 

(наверху), так и в нескольких сечениях по высоте колонны. 
Наиболее типичные схемы отвода тепла из колонн дистилля- 

ции нефти показаны на рис. 8.10. Схема, приведенная на рис. 
8.10, а, отражает отвод тепла за счет испарения части верхнего 
дистиллята, возвращаемого на верхнюю тарелку колонны 

(острое испаряющееся орошение). 

Из сепарационной емкости 3 верхний дистиллят колонны (ректификат) от- 
качивается как готовый продукт /, а остальная часть // возвращается в колонну 
в качестве орошения Попадая вновь в колонну, этот поток нагревается, испа- 
ряется полностью и в виде паров вновь конденсируется в конденсаторе 4, 
затем поступает в сепаратор Таким образом, сверху колонны в конденсатор 
непрерывно поступает количество паров, равное сумме (J + JJ), из которых 
поток // циркулирует (испаряясь и конденсируясь), а поток / отводится как 
балансовый. 

Если ректификат может быть сконденсирован достаточно полно при темпе- 
ратуре 40 - 45°С (например, бензин), применяют конденсатор воздушного 
охлаждения 4. Если верхним продуктом являются более низкокипящие углево- 
дороды (например, С; - Cs), для конденсации используют аппарат водяного 
охлаждения (вместо 4) или искусственное охлаждение. 

Другой способ отвода тепла - неиспаряющееся цир- 
куляционное орошение (рис. 8.10, 6). 
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В этом случае часть флегмы, стекающей с одной из тарелок (2-й - 4-й свер- 
ху) забирается насосом, прокачивается через аппараты для отвода тепла 
(теплообменники 7и холодильник 6) и охлажденной возвращается на верхнюю 

тарелку колонны. Такое орошение называют верхним циркуляцион- 
ным орошением (ВЦО). Циркулирующий поток жидкости в этом случае 
не испаряется, а за счет разности температур на выходе его из колонны и входе 
в нее (обычно Af = 50 - 100 °С) конденсирует часть потока паров, подни- 
мающихся в колонне, за счет этого создается орошающий лежащие ниже та- 
релки поток флегмы. В конденсатор 4 в этом случае поступает такое количество 
паров, которое равно выводимому балансовому потоку ректификата / Таким 
образом, ВЦО выполняет в этом случае роль парциального конденсатора сме- 
шения. 

В некоторых случаях используют комбинированное верхнее 
орошение колонны, сочетая ВЦО и острое испаряющееся оро- 
шение. 

При отводе тепла в сложной колонне только в верхнем сече- 
нии (ВЦО или острым орошением) должно быть отведено такое 
количество тепла, которое необходимо для создания оро- 
шающего потока жидкости по всей высоте колонны от верха до 
эвапорационного пространства. В этом случае в верхней укреп- 
ляющей части колонны (до вывода первого бокового погона) 
количество стекающей по тарелкам жидкости будет максималь- 
ным и по мере отвода боковых погонов будет уменьшаться кни- 
зу. Чтобы сделать этот поток равномернее, по секциям сложной 
колонны можно отводить тепло отдельно наверху каждой 
укрепляющей секции. Для этого на одной-двух верхних тарелках 
соответствующей секции циркулирует часть флегмы, охлаждае- 
мой в теплообменниках (рис. 8.10, 0). Такое неиспаряющееся 
орошение называют промежуточным циркуляцион- 
ным орошением (ПЦоО). Число ПЦО обычно бывает не 
более 2-х (по числу укрепляющих секций в сложной колонне). 
Сочетание острого орошения (или ВЦО) в верхней секции с 
ПЦО позволяет создать более равномерный поток флегмы по 
высоте колонны и сократить за счет этого ее диаметр. 

8.3. УСТАНОВКИ ПЕРВИЧНОЙ ПЕРЕГОНКИ НЕФТИ 

Установки первичной перегонки нефти у нас получили назва- 
ние трубчатых (по-видимому, в период перехода от кубовых 
перегонных установок к установкам с нагревом нефти в змееви- 
ке печи). Соответственно, если установка рассчитана на пере- 
гонку нефти с отбором только светлых дистиллятов (бензин, 
керосин, дизельное топливо), кипящих до 350 °С, то ее именуют 
атмосферной трубчатой (АТ) установкой. Если установка рас- 
считана на перегонку только мазута под вакуумом, она назы- 
вается вакуумной трубчатой (ВТ) установкой. В общем же случае, 
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Рис. 8.11. Принципиальная технологическая схема ЭЛОУ-АВТ: 
] - резервуар с нефтью; 2 - электродегидраторы; 3, 4 и 5 - отбензинивающая, атмо- 

сферная и вакуумная колонны; 6 - стриппинги; 74 6 - колонны стабилизации и вторичной 
перегонки; 9, 10 - атмосферная и вакуумная печи; // - двухступенчатые пароэжекторные 
насосы; / - нефть, Ли И! - углеводородный газ низкого и высокого давления; //- сжи- 
женный газ; И- головка бензина (Cs - 85 °С); VJ - бензиновая фракция (85-180 °С); ГИ - 
нестабильный бензин; Vi//] - отбензиненная нефть; /Х - тяжелый компонент бензина (100- 
180 °C); X - керосин (140-240 °C); Х/- дизельное топливо (200-350 °C), Х// - мазут; Х/И - 
смесь неконденсируемых газов; X/V - легкая газойлевая фракция (до 300 °C); ХИ - легкий 
вакуумный газойль (280-360 °С); XV] - вакуумный газойль (350-500 °С); XVII - гудрон 
(выше 500 °С); ВП и КВ - водяной пар и его конденсат; ГС - горячая струя; ВЦО и ПЦО - 
верхнее и промежуточное циркуляционное орошение 

когда установка предназначена для полной, глубокой перегонки 
нефти, ее называют атмосферно-вакуумной трубчатой (АВТ) 
установкой. При комбинировании ее с блоком глубокого обес- 
соливания нефти установку называют ЭЛОУ-АВТ. 

На рис. 8.11 показана принципиальная технологическая схе- 
ма такой установки, включающая 4 блока - ЭЛОУ, АТ, ВТ и 
блок стабилизации и вторичной перегонки бензина (ВтБ). 

Нефть из резервуара / сырьевым насосом под давлением 1,5 - 1,8 МПа 
прокачивается через две группы теплообменников, в которых она нагревается 
за счет тепла готовых или циркулирующих нефтепродуктов. В первой группе 

теплообменников (до электродегидратора 2) нефть нагревается потоками керо- 
сина, ПЦО колонны 4, дизельного топлива, ВЦО колонны 5 и вакуумного 
газойля и с температурой [30 - 140 °С при давлении 0,8 - 1,2 МПа поступает в 
электродегидраторы блока ЭЛОУ. Схема этого блока аналогична описанной в 
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предыдущеи тлаве (см рис 78) HO на рис 8 11 условно показан один электро- 

де!идратор За счет подачи деэмульгатора и промывнои воды из нефги извлека 
ются минеральные соли (до > - 7 мг/п) и с остаточным содержанием омулыи- 
рованнои воды O | - 0 2%(Mac ) нефть поступает во вторую группу теплообмен- 

ников Здесь она нагревается потоками ИЦО колонны 5 и гудрона до 220 - 
240 °С и c долеи опона 5- 15%(Mac ) поступает в отбензинивающую ко- 
NOHHV 3 

Назначение этои колонны - извлечь из нефти остатки растворенного в неи 
газа (если нефть не прошла стабилизацию) и легкую бензиновую фракцию © 

температурои конца кипения 85 °С (или 120 °C) 

Для повышения четкости выделения этои фракции из нефти при кратности 

орошения 1,5 - 2,0 в низ отбензинивающеи колонны подводится поток тепла 

‘торячеи струеи (ГС) 

Число Тарелок в отбензинивающеи колонне обычно 20 - 25 диаметр ее 3,6 - 

4 0 м, температура паров наверху - 110-115 °С внизу - 240-260 °С 
Из сепаратора этои колонны отбирается жирныи углеводородныи газ Д с 

давлением, близким к давлению в отбензинивающеи колоние (0,2 - 04 МПа) 

Этот газ обычно используюг как топливо в печах этои же установки АВГ Неста 
бильныи бензин 28 - 85 °С (или 120 °C) ГИ из этого же сепаратора имеющии 

температуру 25 - 30 °С насосом частично возвращают в колонну как орошение 

а остальную балансовую часть прокачивают через теплообменник нагревают до 

50 - 70 °С и подают в колонну стабилизации 7 
Колонна стабилизации (диаметр 1 2-14 м число тарелок - 30-40) предназ- 

начена для отделения от нестабильнои легкои бензиновои фракции углеводоро- 
дов C;—C, Давление в этои колонне поэтому повышенное (0 8 - 1,0 МПа), a 

конденсацию пПаров сверху колонны осущесгвляю! в конденсаторе водяного 
охлаждения Для обеспечения в этои колонне необходимои кратности орошения 
(2 — 4) внизу ее подводится тепловои поток через ребоилер обогреваемыи водя- 

ным паром или другим теплоносителем 
Из сепаратора колонны стабилизации выводя VI теводородныйи таз (С! - Сз) 

ПОД указанным выше давлением и сжиженные углеводроды С; — C4 (с примесью 

Cs) ГУ, часть которых возвращается в ко IOHHY Как хоподное орошение, а балан- 

совое количество выводится с установки Стабильныи бензин снизу колонны 7 
(из ребоилера) насосом откачивается в колонну вторичнои першонки бензина 4 

В эгу колонну поступает бензин отбираемыи сверху атмосфернои колонны 4 

Колонна 6 (диаметр 2,4 - 3,2 м, число тарелок 30 - 35) предназначена для 

разделения смеси бензина на две фракции - легкую головку нк - 85 °C (или 

нк - 62) и остаток 85 - 180 °С (или 62 - 180) Давление в лои колонне 0 3 - 

04 МПа кратность орошения - 2,0 - 2,5 дополнительное тепло подводится 

снизу Также через ребоилер Головка бензина Ки тяжелыи бензин VI отводягся © 

установки как балансовые продукты 
Отбензиненная нефть ГШ/ снизу колонны 3 насосом прокачивается через 

грубчатую атмосферную печь 9, где нагревается до 340 - 360 °С По тепловои 
мощности атмосферная печь наибольшая на установке (120 - 130 МВт), поэтому 

асто устанавливают две трубчатые печи по 60 — 65 МВт работающие парал 

ельно 
Нагретыи до 340 - 360 °С поток отбензиненнои нефти частично (15 - 20%) 

возвращается в нижнюю часть отбензинивающеи KO IOHHbI (ГС) для создания в 
неи потока паров в отгоннои секции а балансовос количество в парожидком 
состоянии [доля отгона 45 - 60%(мас )| поступает в секцию питания атмосфер 
HOW колонны +4 Эта колонна (диаметр 6 4 - 70 м, число тарелок 40 - 45) пред 

назначена для разделения предварительно отбензиненнои нефти Ha несколько 
светтых (топливных) фракции Обычно это стабильная бензиновая фракция TX 
выкипающая до 160 ~ 180 °C, керосиновая фракция (140 - 230 °С) Хи фракция 

371



дизельного топлива (200 - 350 °C) X/. Давление в этой колонне поддерживается 
близким к атмосферному (0,12 - 0,15 МПа в сепараторе бензина), а тепло под- 
водится только потоком нагретого сырья из-за невозможности повысить темпе- 
ратуру внизу колонны без опасности термического разложения остатка. Поэто- 
му для создания потока паров в отгонной части колонны 4 под нижнюю тарел- 
ку отгонной части подают перегретый до 380 - 400 °С водяной пар в коли- 
честве |,2 - 2,0%(мас.) на сырье колонны. Количество укрепляющих тарелок по 
секциям атмосферной колонны обычно составляет: от верха колонны до вывода 
1-го бокового погона (керосина) - 12-16, между выводами |[-го и 2-го боковых 
погонов - 12-14, от вывода 2-го бокового погона до ввода сырья - 8-10 и ниже 
ввода сырья - 4-6. В стриппингах обычно по 4 тарелки, и под нижнюю из них 
BBOAAT также перегретый водяной пар в количестве 5 - 8%(мас.) в расчете Ha 
отводимый снизу стриппинга дистиллят. 

Для создания потока орошения во всех укрепляющих секциях избыточное 
тепло отводят острым орошением наверху колонны (возвратом части бензина 
из сепаратора) и одним промежуточным орошением (ПЦО) под тарелкой 
вывода. 

Сверху атмосферной колонны из сепаратора отбирают оставшуюся в отбен- 
зиненной нефти часть бензиновой фракции /Х, которая в смеси со стабильным 
бензином (остаток колонны 7) поступает в колонну вторичной перегонки 8. Из 
Toro же сепаратора отбираются оставшиеся легкие углеводороды С. - С; Л в 
газовой фазе, используемые как газовое топливо в печах. Боковые погоны 
(керосин Хи дизельное топливо X/) выводят снизу стрилпингов 6, прокачивают 
насосом через теплообменники для нагрева нефти, холодильники воздушного 
охлаждения и направляют в резервуарный парк. Температура паров бензина, 
уходящих сверху колонны, обычно составляет 115 - 125 °С, выхода керосина 
снизу стриппинга - 145 - 160 °С и дизельного топлива - 240 - 260 °С. ПЦО 

выходит из колонны с температурой 170 - 190 °С и возвращается охлажденным 
до 60 - 80 °С. 

Подачей водяного пара в низ соответствующих стриппингов в них осу- 
ществляется отпарка легкокипящих фракций и регулируются точка начала 
кипения и температуры вспышки этих дистиллятов. 

Изменение температуры конца кипения керосина или дизельного топлива 
производится за счет изменения количества флегмы, перетекающей из колонны 
в стриппинг (чем больше это количество, тем выше температура конца кипе- 
НИЯ). 

Мазут X// снизу атмосферной колонны с температурой 300 - 310 °С 
насосом прокачивается через трубчатую вакуумную печь /0 мощностью 30- 
40 МВТ, где нагревается до 400 - 420°C, и в парожидком состоянии (доля 
отгона 60 - 70%) поступает в эвапорационное пространство вакуумной колон- 
ны 5 (диаметр 9 - 10 м, число тарелок 18 - 26). В зоне ввода сырья давление в 
этой колонне составляет обычно 10 - 15 кПа (0,01 - 0,015 МПа), а наверху 

ее - 5-7 кПа (0,005 - 0,007 МПа). Такое давление поддерживается за счет 
откачки из системы “печь - колонна - коммуникации” атмосферного воздуха 
(подсасываемого через неплотности фланцевых соединений) и легких углеводо- 
родов (С, - C7), образующихся за счет небольшой деструкции мазута при его 
нагреве в печи /0 (обычно их образуется не более 0,1%(мас.) от мазута]. 

Для откачки этой смеси несконденсированных газов используют пароэжек- 
торные насосы 1] (2- или 3-ступенчатые с конденсацией паров между ступеня- 
ми). В качестве эжектирующего агента применяют перегретый водяной пар 
давлением 1,0 - 1,5 МПа. Поток несконденсированного газа X/// направляется 
обычно в топку печи /0 для сжигания, чтобы не загрязнять атмосферу углево- 
дородами и сероводородом. 

Пароэжекторный насос // откачивает газы и пары из сепаратора, в который 
поступает сконденсированный поток паров сверху колонны. После разделения 
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этого конденсата BO втором сепараторе на легкую газойлевую фракцию (100 - 
250 °С) и конденсат водяного пара они отдельными насосами выводятся из 
этого сепаратора (Х/Ги КВ). 

На верху вакуумной колонны для отвода тепла на группе конденсационных 
тарелок (4 - 6 шт.) циркулирует ВЦО, задачей которого является полная кон- 
денсация углеводородного парового потока. Однако достичь полной конденса- 
ции не удается, потому что при температуре входа ВЦО в колонну около 60 - 
80 °С температура паров на верху колонны обычно не ниже 70 °С, а при этой 
температуре и давлении 5 кПа в смеси с водяным паром не конденсируется до 
| - 2% на Mayr легких углеводородных фракций (из-за их низкого парциально- 
го давления —©коло | - 3 кПа), и они, как уже отмечалось выше, выводятся из 
конденсационно-вакуумсоздающей системы Х/ГИ. 

Часть циркулирующей наверху флегмы ВЦО выводится из колонны с тем- 
пературой 220 - 260 °С как материальный поток легкого вакуумного газойля 
XV, выкипающшего до 350 - 380 °C. 

Основной дистиллят вакуумной колонны - вакуумный газойль 350 - 500 °С 
ХИ, используемый обычно как сырье для каталитического крекинга. Между 
выводами этих боковых погонов XV un ХУ/ обычно расположено 8 - 10 тарелок 
С нижней из этих тарелок (сборной) балансовая часть потока выводится в 

стриппинг 6, в который подается водяной пар (4 - 6% на вакуумный газойль) и 
снизу которого откачивается через теплообменник нагрева нефти и воздушный 
холодильник вакуумный газойль, а другая часть насосом циркулирует (через 

холодильник) как ПЦО. Температура вывода вакуумного газойля из колонны - 
320 - 340 °С. 

Внизу отгонной части колонны вводится перегретый водяной пар в коли- 
честве 0,8 - 1,5%(мас.) на сырье колонны. Остаток вакуумной перегонки - 
гудрон с температурой 360-380 °С - насосом через теплообменники и холо- 
дильник откачивается в парк. 

В тех случаях, когда нефть пригодна для получения смазочных масел (1-я 
или 2-я группа нефтей по их индексации), в вакуумной колонне вместо ваку- 
умного газойля ХИ]! получают обычно 2 - 3 фракции масляных дистиллятов 
(350 - 420 °С, 400 - 500 °С), которые направляют на очистку и получение из 
них масел. 

Мощности действующих сейчас АВТ колеблются от 0,5 до 
10 млн т/год. Небольшие по мощности установки (0,5 - 2,0 млн 
т/год) строились в основном до конца 1950-х гг. В 1960-х гг. 
было начато массовое строительство установок ЭЛОУ-АВТ вна- 
чале на 3, а затем на 6 и 8 млн т/год. Самая крупная установка 
АВТ мощностью 11 млн т/год была построена в 1975 г. в Ант- 
верпене. В те же годы в США были пущены две установки 
мощностью по 10,5 млн т/год. В последующем строительство 
таких мощных установок не велось, и в большинстве своем 
мощность установок ЭЛОУ-АВТ сохранилась на уровне 6 - 8 
млн Т/год как у нас в стране, так и за рубежом. В перспективе 
(вероятно, после 2000 г.) из-за дальнейшего падения добычи 
нефти не исключено, что более выгодными вновь станут уста- 
новки АВТ средней и малой мощности (2 - 3 млн т/год). 

На современном НПЗ установки АВТ являются головными 
во всей технологической цепи переработки нефти и определяют 
мощность завода в целом. Общее число дистиллятов, выделяе- 
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мых из нефти на ABT, колеблется от 7 до 10, и каждый из них 
направляется на дальнейшие технологические операции 
(очистка, облагораживание химического состава, каталитическая 
переработка). , 

Первичная переработка нефти - это тепловой процесс, и по- 
этому он связан с существенными затратами энергоресурсов 
`(топливо, вода, воздух на охлаждение, электроэнергия Ha пере- 
качки, водяной пар). Удельные энергозатраты (расход энергоно- 
сителя, отнесенный к 1 т перерабатываемой нефти) для АВТ 
мощностью 6 млн т/год составляют: 

топливо, сжигаемое в печах, - 35-38 кг/т (отдельно для АТ - 
20-25 кг/т); 

вода оборотная для охлаждения технологических потоков — 
3-7 м3з/т; 

электроэнергия - 7-8 кВТ . ч/т; 
водяной пар - 100-150 МДж/т. 
Если перевести по соответствующим эквивалентам все эти 

энергоносители в топливный эквивалент, то на первичную пе- 
регонку | т нефти в среднем затрачивается 50 - 60 кг топлива с 
теплотой сгорания, близкой к теплоте сгорания нефти (или 60 - 
80 кг условного топлива). 

8.3.1. Материальный баланс перегонки нефти 
и использование дистиллятов 

Перегонка нефти на АВТ - это многоступенчатый процесс 
(обессоливание, отбензинивание, атмосферная и вакуумная пе- 
регонка, стабилизация и вторичная перегонка бензина), поэтому 
может рассматриваться как общий, так и поступенчатый мате- 
риальный баланс перегонки нефти. В первом случае под мате- 
риальным балансом понимают выход [в %(мас.)] всех конечных 
продуктов перегонки от исходной нефти, количество которой 
принимают за 100%. Во втором случае под материальным балан- 
сом каждой ступени понимают выход [в %(мас.)] продуктов пе- 
регонки на данной ступени (они могут быть не конечными, а 
промежуточными, как, например, в отбензинивающей колонне) 
от сырья данной ступени, которое принимается для каждой сту- 
пени за 100%. 

Ниже речь пойдет об общем материальном балансе по ко- 
нечным продуктам перегонки. Поступенчатый материальный 
баланс составляется при технологических расчетах АВТ (см. 
разд. 8.4). 

Нефть (J) (100%) поступает на установку с содержанием ми- 
неральных солей от 50 до 300 мг/л и воды 0,5 - 1,0% (мас.). 
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Углеводородный газ (//). Выход его от нефти зависит от со- 
держания в ней растворенного после промысловой подготовки 
газа. Если нефть легкая (плотностью 0,8 - 0,85), то выход этого 
газа может составлять 1,5 — 1,8% (мас.). Для тяжелых нефтей этот 
выход меньше [0,3 - 0,8% (мас.)], а для нефтей, прошедших ста- 
билизацию, он равен нулю. 

Из указанного выше общего выхода газа около 90% составля- 
ет газ, отбираемый в отбензинивающей колонне. В состав этого 
газа входят насыщенные углеводороды C, - C4 с примесью Cs. 
Низкое давление этого газа и его малые количества не позволя- 
ют использовать его на газофракционирующих установках 
(ГФУ) для выделения отдельных углеводородов, и этот газ часто 
используют как энергетическое топливо в печах АВТ. 

При достаточно высоком выходе этого газа (1,5% и выше) 
может быть экономически выгодным его сжатие газовым ком- 
прессором до более высокого давления (2 - 4 МПа) и перера- 
ботка на ГФУ. 

Сухой углеводородный газ стабилизации бензина (111) - это 
часть легких углеводородов С! — C3, оставшаяся растворенной в 
бензине. Выход его невелик [0,1 - 0,2%(мас.)]. Давление его — 
до 1,0 МПа, поэтому он может направляться на ГФУ, но из-за 
малого количества направляется часто в газовую линию Ши 
сжигается в печах. 

Сжиженная головка стабилизации бензина (JV) содержит в сво- 
ем составе в основном пропан и бутаны с примесью пентанов. 
Выход ее также невелик [0,2 - 0,3%(мас.)]. Используется она в 
качестве компонента сжиженного бытового газа или газового 
моторного топлива для автомобилей (СПБТЛ или СПБТЗ). 

Легкая головка бензина (У) - это фракция бензина н. к. - 
85 °С. Выход ее от нефти 4 - 6% (мас.). Октановое число в зави- 
симости от химического состава не превышает 70 (моторным 
методом), чаще всего составляет 60 - 65. Используется для 
приготовления нефтяных растворителей или направляется на 
каталитическую переработку (изомеризацию) с целью повыше- 
ния октанового числа до 82 - 85 и вовлечения в товарные авто- 
мобильные бензины. 

Бензиновая фракция 85 - 180 °С (УТ). Выход ее от нефти в 
зависимости от фракционного состава последней может коле- 
баться в широких пределах, но обычно составляет 10 - 14%. 
Октановое число этой фракции бензина низкое (OU,, = 45 = 55), 
и поэтому ее направляют на каталитическое облагораживание 
(каталитический риформинг), гдё за счет превращения н- 
алканов и нафтенов в ароматические углеводороды ее октановое 
число повышается до 88 - 92, и затем используют как базовый 
компонент автомобильных бензинов. 
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Керосин (Х). Здесь могут быть два варианта отбора этого 
погона нефти. Один вариант - это отбор авиационного кероси- 
на - фракции 140 - 230 °С. Выход ее составляет 10 - 12% и она 
используется как готовое товарное реактивное топливо ТС-1. 
Если из нефти такое топливо получено быть не может (по со- 
держанию серы, температуре начала кристаллизации или другим 
показателям), то первым боковым погоном Х в атмосферной 
колонне выводят компонент зимнего или арктического дизель- 
ного топлива. Выход такого компонента (фракции 140 - 280 °C 
или 140 - 300 °С) составляет 14 - 18%(мас.). Используется он 
либо непосредственно как компонент этих топлив (если удо- 
влетворяет нормам на содержание серы и температуры помутне- 
ния и застывания), либо направляется на очистку от серы и 
выделение н-алканов (депарафинизацию). 

Дизельное топливо (ХТ). Выход его 22 - 26%(мас.), если по- 
током Х отбирается авиакеросин, или 10 - 12%(мас.), если пото- 
ком X отбирается компонент зимнего или арктического дизель- 
ного топлива. Как правило, этот поток является компонентом 
зимнего или летнего дизельного топлива непосредственно (если 
удовлетворяет нормам на содержание серы и температуру по- 
мутнения) или после очистки от серы и н-алканов. 

Легкая газойлевая фракция (X/V). Выход ее составляет 0,5 - 
1,0%(мас.) от нефти. Как уже отмечалось, это фракция 100 - 
250 °С, она является результатом частичной термодеструкции 
мазута при нагреве его в печи. В состав ее входят поэтому не 
только насыщенные, но и ненасыщенные алканы. Используют 
ее как компонент дизельного топлива, если последнее направ- 
ляется на гидроочистку от серы, или направляют в легкое ко- 
тельное топливо. 

Легкий вакуумный газойль (XV) - фракция 240 - 380 °C, вы- 
ход ее от нефти 3 - 5%(мас.). По своим качественным показате- 
лям она близка летнему дизельному топливу X/ и чаще всего 
поэтому смешивается с ним и соответственно используется. 

Вакуумный газойль (ХУГ) - основной дистиллят вакуумной 
перегонки мазута по топливному варианту (если нефть не по- 
зволяет получать масла высокого качества). Пределы его кипе- 
ния 350 - 500 °С (в отдельных случаях 350 - 550 °С). Выход от 
нефти соответственно составляет 21 - 25%(мас.) (или 26 - 30%). 
Используется в качестве сырья процесса каталитического кре- 
кинга (для получения высокооктанового бензина и других мо- 
торных топлив) или гидрокрекинга (для получения авиационно- 
го керосина или высокоиндексных масел). Использовать его 
можно или непосредственно [если содержание серы в вакуум- 
ном газойле ниже 0,5%(мас.)], или после очистки от серы и 
других примесей (азота, металлов). 
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4 Если нефть (и соответственно мазут) позволяет получать вы- 
$окоиндексные масла, то из вакуумной колонны 5 вместо одно- 
го погона ХУ] выводят два погона масляных дистиллятов 350 - 
420 °С [выход от нефти 10 - 14%(мас.)] и 420 - 500 °С [выход 
12 -16%(мас.)]. Оба погона направляют на очистку (от смол, 
высокомолекулярных ароматических соединений, парафина, 
серы) для получения из них базовых дистиллятных масел сред- 
ней и высокой вязкости. 

Гудрон (XVID) - остаточная часть нефти, выкипающая выше 
500 °С, если отбирается вакуумный газойль с температурой кон- 
ца кипения 550 °С. Выход его от нефти, в зависимости от со- 
держания в ней асфальтосмолистых веществ и тяжелых углево- 
дородных фракций, составляет от 10 до 20%(мас.). В некоторых 
случаях, например при переработке тенгизской нефти, доходит 
до 5, а каражанбасской нефти - до 45%(мас.). 

Использование гудрона может быть осуществлено по 
нескольким вариантам: / 

как компонент тяжелых котельных топлив; 
как остаточный битум (если нефть позволяет его получить) 

или как сырье для получения окисленного битума; 
как сырье для коксования и получения из него ценного неф- 

тяного кокса (если нефть малосернистая); 
как сырье для получения базового остаточного масла (для 

нефтей | и 2 групп и подгруппы). 
Кроме перечисленных целевых конечных продуктов перегон- 

ки нефти на АВТ получается несколько отходов переработки, к 
числу которых относятся следующие. 

Сточная вода ЭЛОУ - это в основном вода, использованная 
для промывки нефти от солей Количество этой воды достаточ- 
но велико - 1-3%(Mac.) от количества перерабатываемой нефти 
(на установке ЭЛОУ-АВТ мощностью 6 млн т/год это составит в 
сутки около 250 - 700 т). 

Эта вода содержит растворенные минеральные соли, отмытые 
от нефти (от 10 до 30 г/л, рН 7,0 - 7,5), значительные коли- 
чества деэмульгатора, а также эмульгированную в воде нефть 
(до 1%). 

Из-за такого загрязнения сточная вода ЭЛОУ не может быть 
повторно использована в системе оборотного водоснабжения 
как хладагент и поэтому направляется на очистку. Очистка 
обычно многоступенчатая (см. гл. 11). 

Конденсат водяного пара (КВ). Водяной пар при первичной 
перегонке используется как отпарной агент в ректификацион- 
ных колоннах, как эжектирующий агент для отсоса парогазовой 
смеси из вакуумной колонны и как теплоноситель в ребойлерах. 
После конденсации все эти потоки образуют водяной конденсат 
разного качества. 
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Технологический конденсат (из колонн и эжекторов) непо- 
средственно контактирует с нефтепродуктами и поэтому загряз- 
нен эмульгированными в нем углеводородами и серосодержа- 
щими соединениями. Количество его составляет 2,5 - 3,0% на 
нефть. Направляется он на блок ЭЛОУ как промывная вода, 
либо на очистку, после чего может быть использован повторно 
для получения водяного пара. 

Энергетический конденсат (из ребойлеров) является чистым 
и направляется на повторную генерацию водяного пара. 

Неконденсируемый газ из эжекторов (ХИ/) представляет собой 
смесь легких углеводородов (до С7), сероводорода, воздуха и 
водяного пара. Выход смеси этих газов составляет в среднем 
около 0,05%(мас.) на исходную нефть (максимум - до 0,1%). 
Направляют газы в топку одной из трубчатых печей для дожига 
горючих составляющих. 

Важной характеристикой работы АВТ является отбор суммы 
светлых дистиллятов и отбор суммы масляных дистиллятов. 

Отбор суммы светлых дистиллятов может быть оценен абсо- 
лютной и относительной величинами. 

Под абсолютным отбором суммы светлых дистиллятов пони- 
мают суммарный фактический отбор дистиллятов, выкипающих 
до 350 °С (Ось), выраженный в процентах от нефти. Tak, если Ha 
установке АВТ получают бензина (потоки IV, Ги И - 18%, 
авиационного керосина - 11% и дизельного топлива - 24%, то 
отбор суммы светлых составит в этом случае 53%(мас.) от неф- 
ти. Эта величина зависит в первую очередь от фракционного 
состава нефтей, содержание фракций до 360 °С в которых может 
колебаться от 30 до 75%. С другой стороны, отбор суммы 
светлых зависит и от работы ректификационных колонн уста- 
HOBKH, T. е. от того, с какой полнотой отбираются в них светлые 

‚ дистилляты. Для учета именно этого фактора введено понятие 
относительного отбора суммы светлых дистиллятов Ry, пред- 
ставляющего собой отношение абсолютного фактического отбо- 
ра суммы светлых дистиллятов О, к потенциальному их содер- 

жанию в нефти [Gs ‚т.е. А» =Оз/ПНИ. В этом случае очень 

важным является то, что рассматривать как потенциальное 
(максимально возможное для данной нефти) содержание свет- 
лых нефтепродуктов или каким методом его определить. Таких 
методов следует упомянуть четыре. 
Упрощенный метод. В этом случае за величину потен- 

циала суммы светлых берется суммарный выход фракций до 

360 °С по кривой ИТК ПФ, найденный при исследовании 

нефти (см. гл.5). Этот прием чисто условный, так как в нем 
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кроется существенная методологическая ошибка: сумма фрак- 
ций до 360 °С, отобранная при периодической ректификации в 
аппарате АРН-2, по своим свойствам не соответствует нефте- 
продуктам, отобранным непрерывной ректификацией в колон- 

нах АВТ. Поэтому этим методом значение R,, = О/П$, MO- 

жет получиться больше единицы, что противоречит определе- 
нию самой величины Ав. 

Метод ВНИИ НП [78]. Нефть также вначале перегоня- 
ют на АРН-2 и строят кривую ИТК, но в процессе перегонки 
отбирают узкие десятиградусные фракции до 400 °C (30 - 35 
фракций). Затем из этих узких фракций составляют компаунды 
(смеси) максимального выхода нескольких нефтепродуктов, 
отвечающих требованиям ГОСТ по основным показателям для 
трех вариантов переработки нефти: 

бензин - дизельное топливо; 
бензин — авиационный керосин - дизельное топливо (летнее); 
бензин — дизельное топливо (зимнее) - компонент летнего 

дизельного топлива. 
По найденным значениям максимальных выходов каждого 

нефтепродукта в этих вариантах, по специальным формулам 
рассчитывают потенциальное содержание в нефти суммы свет- 

лых нефтепродуктов Пе’. 

Методика достаточно обоснована и точна, но очень трудоем- 

ка: на одно определение Па" требуется до 10 - 15 дней. 

Метод БашНИИ НП. На начальной своей стадии ме- 
тод аналогичен предыдущему (перегонка на АРН-2, отбор фрак- 
ций, компаундирование нефтепродуктов по трем вариантам). По 
полученным данным затем строят графики, которые используют 

для определения Па. 

Экспресс-метод ГНИ - ГрозНИИ [64]. Метод 

основан на результатах статистической обработки результатов 

определения значений Пу методом ВНИИ НП для различных 

нефтей, в результате которой была построена зависимость, по- 
казанная на рис. 8.12. 

Для пользования этим методом необходимо знать выход 

светлых фракций (до 360°C) no HTK (12) и фактический 

(или принимаемый в расчете) отбор бензина Об или суммы бен- 
зина и керосина (Об + О,). имеющий место на АВТ. 
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нп / ® Рис. 8.12. График для определе- 
an / A ern ния потенциала суммы светлых 

нефтепродуктов (117) в нефти 

Найдленное по отноще- 

ниям Об / n® или 
100 

(Об + Ок)/П®, значение 

90 отношения ПНП /ПФ, (по- 

строения показаны пунк- 
тиром на рис. 8.12) при 

80. — 30 = -" | 50 известном знаменателе 
Ф ает искомое значение 
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Ошибка этого метода в сравнении с методом ВНИИ НП не 
более 3%(отн.). Метод очень удобен и оперативен, особенно в 

случаях, когда для получения кривой ИТК используют аппарат 
АРТ [39, 79], позволяющий получить эту кривую 3a 2 - 2,5 ч. 

Для современных АВТ нормальные значения относительного 
отбора светлых от потенциала лежат в пределах Ro, = 0,96 - 0,98 
(96 - 98%). 

Отбор вакуумных дистиллятов (вакуумного газойля или мас- 
ляных дистиллятов) оценивается также в абсолютных и относи- 
тельных величинах. 

Абсолютный отбор вакуумного газойля (Озг) или масляного 
дистиллята (Од) выражается в процентах от нефти, а относи- 
тельный отбор - в долях (или процентах) от потенциального 
содержания этих дистиллятов в нефти. Последний для вакуум- 
ных дистиллятов находят упрощенным методом - по выходу 
соответствующих фракций по кривой ИТК, например 

Ror = Овг/ ПФ. или Аш = Ом/П®, (8.2) 

где Аг и Ry, - относительные отборы вакуумного газойля (фр. 350 + 500 °С) и 

масляного дистиллята (например, фр 350 - 460 °С), ПФ, ne, - выход по 

HTK [%(мас.)] фракций в интервале температур 350 - 500 °С и 350 - 460 °С 

соответственно 

При определении отбора суммы масляных дистиллятов (А;мд) 
суммарное потенциальное содержание последних в нефти опре- 
деляют по методике исследования нефтей (см. разд. 5.1), 
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8.3.2. Четкость ректификации 
при дистилляции нефти 

Выше (см. разд. 8.1 и рис. 8.2 и 8.6) уже упоминалось о том, что 
при разделении на фракции таких сложных смесей, как нефть, 
часть компонентов распределяется между смежными дистилля- 
тами, образуя так называемую область температурного 
“налегания”. 

Из теории ректификации известно, что распределение ком- 
понентов сложной смеси между ректификатом и остатком в 
простой ректификационной колонне (для сложной колонны 
АВТ - это укрепляющая и отгонная секции между смежными 
дистиллятами) определяют три фактора: свойства смеси (отно- 
сительные летучести входящих в нее компонентов), число таре- 
лок в колонне №; и флегмовое число ф — отношение количества 
орошающей жидкости к количеству ректификата данной про- 

стой колонны или секции. 
Нефть - это сложная смесь большого числа углеводородов и 

других соединений, которая выкипает монотонно, и поэтому 
первый из этих факторов во всех случаях можно не учитывать. 
Разделительная способность колонн АВТ определяется в основ- 
ном двумя другими из указанных выше факторов — М и ф. 

Под термином четкость ректификации нефти в колоннах АВТ 
понимают величину температурного интервала между концом 
кипения легкокипящего дистиллята и началом кипения смежно- 
го ему тяжелого дистиллята. Так, для колонны 4 на рис. 8.11 это 
составит 

Ate = 18 - 1%; (8.3) 

Aly = Nae - @нк; (8.4) 

Ад = к — к, (8.5) 

где A&, Af, Ай - четкость ректификации дистиллятов в бензиновой, керосино- 
вой и дизельно-топливной секциях колонны, 16, £*, £4, ¢™ — температуры 

кипения бензина, керосина, дизельного топлива и мазута по началу KHNe- 
ния (HK) к концу кипения (кк) 

Выше (см. разд. 2.2) было показано, что температуры кипе- 
ния при определении фракционного состава существенно зави- 
сят от разделительной способности того аппарата (метода), ко- 
торый используется для этих целей. Чем выше эта разделитель- 
ная способность, тем ниже для одного и того же нефтепродукта 
будет фиксироваться температура начала кипения 4, и выше - 
конца кипения {„„. Исходя из этого, для общей сопоставимости 
показателей четкости ректификации было принято оценивать 
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его по стандартному методу определения фракционного со- 
става ГОСТ 2177-87 (или ASTM D-86). Но даже при таком 
“стандартном” подходе к оценке четкости ректификации оказа- 
лось, что определение ее по разностям температур конца и на- 
чала кипения приводит к большим случайным погрешностям. 
Дело в том, что по стандартному методу фиксация температур 
начала и конца кипения несколько условна и в значительной 
мере зависит от квалификации лаборанта и других субъективных 
факторов. Поэтому разброс значений этих температур по 
таким показателям точности, как “повторяемость” и “вос- 
производимость”, всегда больше, чем для всех остальных точек 
выкипания [5%(06.), 10%(06.), 30%(06.) и т. д.]. Так, например, 
по методу ASTM D-86 (аналог ГОСТ 2177-87) при определении 
фракционного состава дизельного топлива разброс значений 
температур начала кипения составляет 11 °C, температур выки- 
пания 10%(06.) - 6,5 °С, 50%(06.) - 4,5 °С [80]. По этой причине 
чаще показатель четкости ректификации оценивают по более 
надежным значениям температур - температурам выкипания 
5%(06.) и 95%(06.), т. е. 

АБ = tes - tf; (8.6) 

Atk = 195 ~ 5; (8.7) 

Ath = 195 - te, (8.8) 

rae fos и #5 - температуры выкипания 95%(06.) и 5%(06.) соответствующих ди- 
стиллятов (обозначены верхними индексами). 

В результате обобщения показателей работы большого числа 
колонн АВТ [81] автором была получена зависимость показате- 
лей четкости ректификации Аг и Ar’ OT параметров работы соот- 
ветствующих секций колонн — числа тарелок М; и флегмового 
числа (рис. 8.13). 

При этом надо отметить, что наиболее высокая четкость раз- 
деления (минимальные значения АГи At’) отмечается в бензи- 
новых (верхних) секциях атмосферных колонн, где произведе- 
ние ~N, максимально за счет высоких значений ф (число таре- 
лок колеблется в узких пределах - от 8 до 12). Наименьшая чет- 
кость ректификации - в нижних секциях атмосферных колонн 
(линия 5) и в секциях вакуумных колонн (7, 8) из-за малых зна- 
чений ф в этих секциях. Величины АЁи особенно А!’ в опреде- 
ленной области oN, приобретают отрицательные значения (т. е. 
вместо “налегания” температур имеет место “разрыв”). Это не 
означает, что для разделяемых пар дистиллятов отсутствует об- 
ласть распределенных компонентов, а является следствием того, 
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Рис. 8.13. Зависимость показателя четкости ректификации в колоннах АВТ от 
комплексного параметра oN, для секций колонн, разделяющих: 

1 - бензин-лигроин; 2 - бензин-керосин; 3 - бензин-дизельное топливо; 4 - керосин- 

дизельное топливо; 5 - дизельное топливо-солярную фракцию; 6 - дизельное топливо- 
мазут; 7- легкий вакуумный газойль-вакуумный газойль; 8 - |-Йи 2-Й боковые погоны в 
вакуумных колоннах 

что значение Af определяется по фракционным составам по 
ГОСТ 2177-87, т. е. по методике с наименьшей разделительной 
способностью (при определении фракционных составов по ИТК 
отрицательные значения Af получены быть не могут). 

В связи с понятием “четкость ректификации” возникает во- 
прос о том, к какому уровню этой четкости необходимо стре- 
миться при дистилляции нефти. Ответ на этот вопрос неодно- 
значен. В одних случаях (например, при разделении газовых 
смесей на отдельные углеводороды или при стабилизации и 
вторичной перегонке бензина на узкие фракции) эта четкость 
должна быть максимальной, т. е. область распределенных ком- 
понентов - минимальной. 

В других случаях (перегонка нефти на топливные и масляные 
дистилляты) четкость ректификации носит подчиненный харак- 
тер и определяется нормами на другие физико-химические 
свойства нефтепродуктов. 
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400 Рис. 814. Нормируемые по 
yr у ГОСТ фракционные составы 

Fa 7 1, 2 - бензины (зимний и лет- 
ний), 3 - топливо ТС-Т, 4 - освети- 

6 тельный керосин КО-30, 5 - дизель- 
ное топливо марок Зи Л, 7- мазут 
(точками обозначены нормы на тем- 

300 5 пературы выкипания не более, если 
< илриховки вверх от точек, и не менее, 

° если штриховки вниз, штриховкой - 
x области не допустимых нормами 

& значений) 
с 

> На рис. 8.14 показаны 
wy 200 нормируемые по стандар- 
Е там на каждый вид нефте- 
а продуктов точки кипения 
Е по ГОСТ 2177-87. Оче- 
we видно, что для того, чтобы 

(00 при дистилляции нефти 
обеспечить эти нормы на 
фракционный состав, не- 
обходимо, чтобы налега- 

1 Ш 1 | ние между бензином и 

Oo 20 40 60 80 100 авиационным керосином 
Вытод фракций, % (06) ТС-1 было как минимум 

45 °С (обычно же оно со- 
ставляет 50 - 55 °С), между авиационным керосином и дизель- 
ным топливом как максимум 70 °C (обычно оно составляет 
50 - 60 °С). Таков же порядок налегания температур между ди- 
зельным топливом и мазутом, хотя для последнего норм нет, но 
на рис. 8.14 показана начальная часть кривой состава мазута при 
содержании в нем 5%(06.) фракций до 350 °С (обычная норма 
при проектировании АВТ). 

Фактический состав дистиллятов АВТ в пределах нормируе- 
мых значений температур обычно подбирается эксперименталь- 
но так, чтобы обеспечивались такие показатели, как температу- 
ра вспышки, вязкость, плотность, температура начала кристал- 
лизации (для ТС-1) и др. 

8.4. ТЕХНОЛОГИЧЕСКИЙ РАСЧЕТ РЕЖИМА 
ПЕРВИЧНОЙ ПЕРЕГОНКИ НЕФТИ 

Установка АВТ на нефтеперерабатывающем заводе является 
головной, вариант ее работы в значительной мере определяет 
профиль завода в целом - топливный, топливно-масляный или 
топливно-масляно-нефтехимический. 

Под вариантом первичной перегонки нефти понимают ассор- 
тимент дистиллятов, который в дальнейшем обеспечит работу 
НПЗ по одному из указанных профилей. 
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Рис. 8.15. Варианты схем атмосферных (A-1, A-2) и вакуумных (В-1 - B-3) 
ступеней АВТ: 

Н - нефть, М - мазут; Б - бензин; К - керосин; ДТ - дизельное топливо, лВГ и TBF - 
легкий и тяжелый вакуумный газойль; ВГ - вакуумный газойль; лМД, сМД и TMJ] - легкий, 
средний и тяжелый масляные дистилляты ШФ - широкая фракция (300-550 °C), Fa - 
гудрон; ВП - водяной пар 

Вариант перегонки нефти выбирают на основе шифра нефти 
и качества основных нефтепродуктов, получение которых из нее 
ВОЗМОЖНО. 

В связи с тем что светлые фракции нефти (до 350 °С) во всех 
случаях используют как топлива, топливный или масляный про- 
филь определяют по группе и подгруппе нефти (см. раздел 5.1). 

Принципиальную технологическую схему АВТ выбирают 
после уточнения варианта перегонки. При этом исходят из сле- 
дующих соображений. 

В атмосферной части (рис. 8.15) схема перегонки может быть 
одноколонной - А-! и двухколонной - А-2 (с предварительным 
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отбензиниванием нефти). Выбор той или иной из них зависит в 
первую очередь от типа нефти и ее класса (особенно по содер- 
жанию меркаптановой серы) и от содержания в нефти раство- 
ренных газов. Каждая из этих схем имеет достоинства и недо- 
статки, о которых будет сказано далее (см. раздел 10.1). 

Принципиальная схема вакуумной ступени АВТ может иметь 
варианты: 

В-| - одноколонная схема, где дистилляты могут быть как 
масляные, так и топливные: 

В-2 - одноколонная схема с доиспарителем гудрона, от кото- 
рого доотгоняется тяжелый дистиллят (тВГ) с температурой 
конца кипения до 540 - 560 °С. Такая схема обычно целесооб- 
разна для получения только топливных дистиллятов; 

В-3 - двухколонная схема масляного профиля, где первая ко- 
лонна служит для отделения фракции до 350 °С (лВГ) и полу- 
чения широкой фракции (ШФ) 350 - 550 °С, которая после по- 
вторного нагрева разделяется на масляные дистилляты (IMJ и 
СМД) во второй колонне. 

Выбор той или иной схемы вакуумной ступени определяется 
вариантом переработки нефти, а также рядом других соображе- 
ний (глубина отбора дистиллятов, энергозатраты, простота об- 
служивания установки и др.). 

При составлении общей схемы рассчитываемой АВТ вклю- 
чаются также блоки ЭЛОУ и вторичной дистилляции бензино- 
вых фракций. 

В соответствии с принятым вариантом переработки нефти 
составляется общий и поступенчатый материальный баланс ди- 
стилляции нефти. Исходной информацией для этого служит 
фракционный состав нефти по ИТК (табл. 8.1). 

Выходы конечных продуктов в общем материальном балансе 
АВТ (см. раздел 8.3.1) принимаются равными выходу соответ- 
ствующих фракций по ИТК. 

Поступенчатый материальный баланс дистилляции нефти со- 
ставляется для каждой ступени установки и записывается по 
форме, приведенной в табл. 8.2. Принятые выходы продуктов 
пересчитывают затем в массовые количества (в кг/ч и тыс. т/г.) 
в зависимости от заданной мошности АВТ по нефти. 

На основании поступенчатого баланса составляется общий 
(сводный) материальный баланс установки (табл. 8.3). В этом 
балансе суммированы углеводородные газы и фракции дизель- 
ного топлива (потоки XJ, Х/Ги XV). 

На основе составленного материального баланса по каждой 
ступени выполняют технологический расчет этих ступеней, 
принципы которого излагаются ниже (применительно к схеме | 
АВТ, показанной на рис. 8.11, сочетающей А-2 - В-1 по рис. 8.15). 
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(высокопарафинистой) нефти 

Таблица 8.1. Фракционный состав по ИТК ставропольской 

Пределы Средняя Выход, %(мас.) Пределы | Средняя Выход, Ж(мас.) 
выкипания темпе- кипения тем- 
фракции, °С | ратура фракций, | пература 

кипения, °C кипения, 
$ °C 

каждой сум- каждой сум- 

фракции | марный фракции | марный 

Газ С, -С. --30 0,5 0,5 320-330 325 2,0 47,5 

30-40 35 0,3 0,8 330-340 335 2,0 49,5 

40-50 45 0,3 1,1 340-350 345 1,3 50,8 

50-60 55 0,5 1,6 350-360 355 0,7 51,5 

60-70 65 0,8 2,4 360-370 365 1,5 53,0 

70-80 75 0,8 3,2 370-380 375 1,5 54,5 

80-90 85 0,8 4,0 380-400 390 4,5 59,0 

90-100 95 0,8 4,8 400-420 410 4,5 63,5 

100-110 105 0,9 5,7 420-440 430 4,5 68,0 

110-120 115 1,7 7,4 440-460 450 4,4 72,4 

120-130 125 1,6 9,0 460-470 465 1,6 74,0 

130-140 135 1,8 10,8 470-480 475 2,5 76,5 

140-150 145 1,7 12,5 480-490 485 1,0 77,5 

150-160 155 1,7 14,2 490-500 495 1,8 79,3 

160-170 165 1,8 16,0 500-510 505 1,7 81,0 

170-180 175 2,0 18,0 510-520 515 1,2 82,2 

180-190 185 1,6 19,6 520-530 525 0,9 83,1 

190-200 195 1,8 21,4 530-540 535 0,9 84,0 

200-210 205 1,6 23,0 540-560 550 2,8 86,8 

210-220 215 1,5 24,5 560-580 570 2,4 89,2 

220-240 230 3,0 27,5 580-600 590 2,3 91,5 

240-260 250 4,5 32,0 600-640 620 3,5 95,0 

260-280 270 5,0 37,0 640-680 660 2,0 97,0 

280-300 290 4,5 41,5 Выше ~720 3,0 100 
680 

300-320 310 4,0 45,5 

Таблица 8.2. Материальный баланс дистилляции нефти 
по ступеням АВТ 

Ступень Наименование потоков® Выход 

взято получено % (мас.) кг/ч тыс. 
т/год 

от нефти | от сырья 
ступени 

ЭЛОУ Сырая - 100 100 
нефть (/) 

- Обессоленная 99,8 99,8 
нефть 

Отбензи- Обессо- - 99,8 100 
нивание ленная 

нефть 
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Таблица 8.2 (окончание) 

Ступень Наименование потоков” Выход 

взято получено %(мас.) кг/ч ТЫС. 
т/год 

от нефти | от сырья 
ступени 

Углеводородный 0,2 0,2 
газ (//) 
Нестабильный 5,2 5,21 

| бензин (V//) 
Отбензиненная 94,4 94,59 
нефть (ИЛ 

Атмос- Отбензи- - 94,4 100 
ферная ненная 
колонна нефть 

(VIIN 
Углеводородный 0,1 0,1 
газ (71) 
Бензин (М) 12,5 13,25 
Керосин 180- 10,5 11,12 
240 °С (Х) 
Дизельное топли- 22,7 24,05 
во 240-350 °С (ХА 
Мазут (ХИ 48,6 51,48 

Вакуум- Мазут - 48,6 100 
ная ко- (ХИ) 
лонна 

лГФ (XIV) 0,1 0,20 
лВГ (ХИ 1,5 3,09 
Вакуумный га- 28,5 58,65 
зойль (X) 
Гудрон (ХИП) 18,5 38,06 

Стабили- Нестаби- - 5,2 100 
зация ЛЬНЫЙ 

бензина бензин 

(VIN 
Углеводородный 0,1 1,9 
газ (///) 
Сжиженный — газ 0,4 7,7 

(IV) 
Стабильный бен- 4,7 90,4 
3HH 

Вторич-  Стабиль- - 4,7+12,5 100 
ная пере- ный 
гонка бензин 
бензина 

Головка бензина 3,1 18,1 

(V) 
Фр. 85-180 °C (ИЛ 14,1 82,0 

*В скобках указаны номера потоков по схеме АВТ на рис. 8.11. 
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Габлица 8.3 Общий матернальный баланс ABT 

Наименование | Выход, %(мас ) от нефти 

Взято: сырая нефть 100 
Получено: 
углеводородные газы 0,4 
сжиженный газ 0,4 

головка бензина (н. к. - 85 °С) 3,1 
бензин (85 - 180 °С) 14,1 
керосин (180 - 240 °C) 10 
дизельное топливо (240 - 350 °C) 24 
вакуумный газойль (350 - 500 °С) 28 
гудрон (выше 500 °С) 18 

потери 0 

Htoro 100,0 

8.4.1. Расчет ректификационных колонн 

Задачей расчета каждой из колонн является определение темпе- 
ратурного режима и основных ее размеров. Решение этой задачи 
связано во всех случаях с решением двух уравнений - теплового 
и материального баланса для колонны в целом и для отдельных 
ее секций. 

Для каждой из колонн этого блока задача решается следую- 
щим образом. 

При расчете отбензинивающей колонны 3 (см. рис. 8.11) вна- 
чале принимают число и тип ректификационных тарелок. Для 
этих колонн рекомендуются (см. раздел 12.1) тарелки клапан- 
ные, клапанные прямоточные или тарелки из $-образных элемен- 
тов (в укрепляющей части - 10-14, в отгонной - 6-8 тарелок). 

Определяют абсолютное давление Рх в емкости — сепараторе 
бензина. В зависимости от типа нефти (по содержанию в ней 
светлых фракций и растворенного газа) это давление прини- 
мают или рассчитывают из условия полной конденсации паров 
бензина (OT C4 - С; и выше) при температуре, достигаемой в 
конденсаторе-холодильнике. При воздушном — охлаждении 
(температура составляет 45 - 50 °С) Р. обычно 300 - 450 кПа, при 
водяном доохлаждении соответственно 35 - 40 °С и 180 - 250 кПа. 

Определяют давление по высоте колонны (наверху — Ps, в 30- 
не ввода сырья — Ру и внизу колонны — P,,): 

Рь = Pot Py; (8.9) 
Рьс = Py + nyAP;; (8.10) 
Р‚ = Ру + пАР,, (8.11) 

где Р»х - падение давления от верха колонны до сепаратора (обычно 30 - 
50 кПа); AP, - средний для колонны перепад давлений на одной тарелке (0,6 — 
0,8 кПа); ny, Мо - число укрепляющих и отгонных тарелок. 
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Определяют температурный режим работы колонны: темпе- 
ратура нефти на входе в колонну fy,, либо должна быть известна 
из предварительно выполненного расчета теплообменников, 
либо ее принимают равной 220 - 230 °С и затем определяют 
температуру низа f,,, используя эмпирическое уравнение, приве- 
денное в [82, 83], и тепловой поток с остатком колонны: 

ty = tay + 1001 + 1,0518 (Ос/ Он), (8.12) 

где Оси Qsy - тепловые потоки горячей струи и нефти на входе в колонну. 

Для того чтобы температура внизу колонны была выше тем- 
пературы нефти на входе в колонну, обычно принимают 
О/Овн = 0,14 + 0,16. При таких значениях отношения Q,-/ Qs; 
разность температур 4, — вн составляет 10 - 16 °С. При темпера- 
Type fa, и давлении в секции ввода нефти Ру находят долю от- 
гона нефти на входе в колонну, используя уравнения (2.7) - (2.10). 

Для этого состав нефти по ИТК (см. табл. 8.1) представляют 
15 - 20-ю узкими фракциями (условными компонентами хр: до 

температуры кипения нефти 100 °С - 10-градусными фракция- 

ми, от 100 до 200°С - 20-градусными, а остальные - 50- 

градусными. Переводят состав в мольные доли ху, определяют 

при вн значения констант фазового равновесия А; и, решая (с 
помошью ЭВМ) уравнения равновесия фаз, получают искомое 
значение езн, а затем его пересчитывают в массовую долю от- 

гона евн. 
Тепловой поток, вносимый нефтью в колонну, вычисляют по 

уравнению 

Овн = Свн вн вн + (1 -евн №2 || (8.13) 

где Gy, - количество нефти, поступающей в колонну, кг/ч; J" и Уж - эн- 

тальпии паровой и жидкой фаз нефти при fy, кДж/кг. 

Для дальнейшего расчета теплового баланса колонны необхо- 
димо найти составы бензина и отбензиненной нефти. Для этого 
по данным табл. 8.1 строят кривую ATK нефти (кривая / на 
рис. 8.16) и на ней откладывают точки, соответствующие выходу 
отдельных фракций, взятых в материальном балансе (см. табл. 
8.3) как выход конечных нефтепродуктов. 

Определяют “идеальный” состав бензина первой колонны и 
состав отбензиненной нефти по уравнениям 

Хх би = Хы; / 81 (Lt = 861), (8.14) 
Хон; = (Хн;- 861)/(1 - 861), (8.15) 

Te Хы, №; И Хон; - содержание фракций (условного компонента /) в нефти, бензине 
5, и отбензиненной нефти, %(мас.); &51 - выход бензина от нефти, мас. доля. 
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Рис. 8.16. Фракционный состав по HTK нефти и продуктов ее ректификации Ha 
АВТ (пунктиром показаны “исправленные” составы в областях температурных 
налеганий): 

] - ставропольская нефть; 2 - отбензиненная нефть; 3 - бензин первой колонны (By); 4 
- бензин атмосферной колонны (Б5); 5 - керосин; 6 - дизельное топливо, 7- легкий ваку- 
умный газойль; & - вакуумный газойль:; 9 - мазут; /0- гудрон. Остальные обозначения - см. 

рис. 8.15 
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По результатам расчета по формулам (8.14) и (8.15) строят 
кривые ИТК бензина, отбензиненной нефти (рис. 8.16, кривые 
Зи 2). Применительно к приведенному примеру (табл. 8.1 и 8.2) 
точки конца кипения бензина Б| и начала кипения отбензинен- 
ной нефти будут соответствовать выходу 5,41%(мас.) е51 по ATK 
нефти (сумма Б, и газа, отбираемых в этой колонне). Однако, 

как упоминалось выше, в реальных условиях дистилляции имеет 
место налегание температур кипения смежных дистиллятов. В 
отбензинивающих колоннах АВТ это налегание обычно состав- 
ляет 60 - 80°C (oN, < 10). Исходя из этого, конечную часть 
ИТК бензина и начальную часть ИТК отбензиненной нефти 
“исправляют”, проводя плавные кривые (пунктирные линии), 
образующие указанный выше интервал температурного налега- 
ния (40 - 80 °С). 

После этого определяют тепловой баланс колонны. По зна- 
чению f,, найденному по уравнению (8.12), находят соответ- 
ствующую энтальпию и вычисляют тепловой поток отбензинен- 
ной нефти О,. При этом количество отбензиненной нефти (в 
кг/ч) берут по материальному балансу, приведенному в табл. 8.2. 

Затем определяют температуру верха колонны f, и тепловой 
поток ректификата - газа и бензина. Для этого вначале прини- 
мают f, равным 105 - 110 °С и находят тепловой поток ректи- 
фиката (в кДж/г): 

Обл +г = быв + С: г, (8.16) 

где Ge; и С; - массовые потоки бензина и газа, в кг/ч; Joy Л. - энтальпии 

бензина и газа. 

С учетом того, что известны тепловые потоки нефти на входе 
в колонну Q,,,, отбензиненной нефти О. и бензина Об! на вы- 
ходе из колонны, по уравнению теплового баланса можно вы- 
числить количество тепла, отводимого на орошение Оз (в 
кДж/ч), его расход Сор (в кг/ч): 

Qop = (Он + Orc) - (Qoitr + Qn), (8.17) 

Gop = бы, - Je}. (8.18) 

После этого находят парциальное давление паров бензина 
Пв1 на верху колонны (в MM рт. ст.): 

ПЕ = Ps 
1 1+ (Z/Mon [Ма /(Gor + бд) 

где Zu М - количество паров воды (берут по содержанию воды в нефти) и их 
мольная масса; Мб! - мольная масса бензина, рассчитанная по кривой HTK и 
плотности. 
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При давлении Пб вычисляют температуру паров на верху 
колонны (методом Трегубова), решая уравнение 

р — 

где x6); - мольная доля /-го компонента в парах бензина; kj - константа фазо- 

вого равновесия того же компонента. 

Уравнение решают подбором температуры верха колонны и 
соответственно констант фазового равновесия К;. Фракционный 
состав бензина для этого расчета берут по составу 6), найден- 
ному выше (исправленная кривая на рис. 8.16). 

По найденной таким путем температуре f, определяют уточ- 
ненное значение Об+г, из уравнения (8.17) находят уточненное 
значение количества орошения Сор и затем кратность холодного 
орошения Gop/Ge+r- 

Для нахождения диаметра колонны определяют количество 
паров, проходящих в наиболее нагруженном ее сечении (для 
отбензинивающей колонны - это сечение под верхней тарелкой 
укрепляющей части, где отводится орошением тепло), в м3 /с: 

Ик -2.28.10-6 Тв | 99 * бор Gr, Z сек ~ ®’, f) (821 
P,\ Мы М, 18 (8.21) 

Допустимую скорость паров (в м/с) в рассчитываемом сече- 
нии колонны определяют по уравнению 

W доп = 8,47 - 10—° MC тах У(Рж - Рп)ИРп, (8.22) 

Где Py И Py — плотность жидкости и паров при 1 и Рь; 

Сб + Сор +2 
; - 8.23 4 Pn = 3600V cay (8.23) 
Коэффициенты т| и стах принимают в зависимости от рас- 

стояния между тарелками, типа тарелок и технологических 
условий работы колонны. 

Ниже приведены значения т| для тарелок различных типов: 

Желобчатые тарелки 0,8 
Тарелки из S-o6pa3Hbix элементов 1,0 
Клапанные тарелки 1,15 
Ситчатые (струйные) тарелки 1,20 

Значения Cmax для различных технологических режимов работы 
колонн в зависимости от расстояний между тарелками следующие: 

Колонны Расстояние между тарелками, мм 

500 600 700 800 

Отбензинивающие и атмосферные колонны - 760 840 900 
Вакуумные колонны _ 580 645 685 
Колонны стабилизации бензина 480 550 620 - 
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Диаметр колонны (в м) находим по уравнению 

D, = 0,886 VV... / поп. (8.24) 

Если полученное значение D, не совпадает с нормализован- 
ным рядом диаметров колонных аппаратов, то принимают диа- 
метр по нормали, ближайший к рассчитанному. 

Конструктивная высота колонны (в м) определяется как сум- 
ма ее технологических частей: 

Нк = h(n - 2) + Йзв + hy + Ay, (8.25) 

где Ay, hag, Ay, Ay - расстояния между тарелками. высота эвапорационного про- 
странства, высота над верхней тарелкой колонны и под нижней тарелкой ко- 
лонны соответственно; A, - принимается при расчете Wan; Й»з - принимается 
не менее 2h, (обычно 1,5-3 м); 4, - принимается не менее 0,50, (сферическое 
днище), но обычно (0,5D, + A,); A, - принимается из условия обеспечения не 
менее чем 10-минутного запаса отбензиненной нефти, но обычно fh, = 0,52, + 

+ (3 - S)h,. 

Общая высота колонны над уровнем земли составит 

Ayo = Hi + Hnoer (8.26) 
где H,o:7 — высота постамента, на который опираются опорные лапы колонны; 
Н'. - высота от верха колонны до опорных лап. 

Расчет атмосферной колонны также начинают с выбора типа и 
числа тарелок в ней. Тип тарелок принимают тот же, что и в 
К-1. Рекомендуется следующее число тарелок: 

в верхней укрепляющей секции 12-16; 
в средней секции 12-14; 
в нижней секции (до ввода сырья) 10-12; 
в отгонной секции 4-6; 
в стриппингах по 4. 
Общее число тарелок в колонне обычно не превышает 50 (в 

отдельных случаях 55 - 56). 
Расчет атмосферной колонны ведут в том же порядке, как и 

отбензинивающей, но со следующими отличиями. 
Поскольку компонент бензина, отбираемый сверху атмо- 

сферной колонны, тяжелее, абсолютное давление в газосепара- 
торе Р. принимают близким к атмосферному (обычно 130 - 150 
кПа). Характерные сечения колонны - верх колонны, под та- 
релкой вывода FILO, под тарелкой вывода флегмы дизельного 
топлива, эвапорационное пространство и низ колонны. В этих 
сечениях определяют абсолютное давление (соответственно P,, 
Pauo> Por, Pos, Py), пользуясь приведенными выше рекоменла- 
циями по числу тарелок и их гидравлическому сопротивлению. 

Тепловой поток отбензиненной нефти О’, находят, приняв 
температуру нефти на входе в колонну fo, порядка 350 - 370 °C, 
и при давлении P,, определяют долю отгона ен (по той же, что 
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и для нефти, программе на ЭВМ). Состав отбензиненной нефти 
принимают по исправленной кривой ИТК (кривая 8, рис. 8.16), 
разбив ее на 15 - 20 условных компонентов - Жен ;. 

После расчета доли отгона отбензиненной нефти ен и эн- 
тальпий паровой и жидкой фаз при температуре к„ по уравне- 
нию, аналогичному (8.18), вычисляют тепловой поток, вноси- 
мый в атмосферную колонну отбензиненной нефтью Q,,,. Затем 
определяют фракционный состав дистиллятов и остатка атмо- 
сферной колонны, используя методику, описанную выше для 
отбензинивающей колонны. Для этого на кривой ИТК. отбензи- 
ненной нефти (см. рис. 8.16) наносят точки, соответствующие 
выходу бензина Bp - #52, керосина - g, и дизельного топлива — 
&т ПО материальному балансу этой колонны (см. табл. 8.2). По 
температурам в этих точках определяют “идеальные” пределы 
выкипания этих дистиллятов (штрих-пунктирные горизонталь- 
ные линии на рис. 8.16) и строят кривые ИТК этих дистиллятов 
по уравнениям 

Х 62; = Хон; /862, Хон; 5 862; (8.27) 

Xj = (Хон; — 862)/8к, 862 5 Хон; 5 (862 + &к); (8.28) 

Хлту = [Хону — (862 + 8x) |8» — (662 + 8к) 5Хону5 

< (862 + вк + 8дт); (8.29) 

Хм = [хХон/ — (862 + &к + Bar) /8u> Хон) $ (262 + &к + nr), (8.30) 

Где Хон; - выход фракций при текущей температуре 1; в отбензиненной нефти, 
%(Mac.); Xx62;, хх), Хат, Хы; - содержание фракций при той же температуре 1; в 
бензине, керосине, дизельном топливе и мазуте, %(мас.); 862, &x, Sar, Ru — балан- 
совый выход бензина, керосина, дизельного топлива и мазута, мас. доли. 

Вычислив по 5 - 6 значений х; для каждого дистиллята, стро- 
ят кривые ИТК этих дистиллятов и остатка (кривые 4, 5, би9 
на рис. 8.16) и затем на начальных и конечных участках этих 
кривых “исправляют” их, задавая определенные области темпе- 
ратурных налеганий и руководствуясь при этом данными рис. 
8.1Зи 8.14 (пунктирные участки кривых 3 - 6). 

По исправленным кривым ATK дистиллятов (кривые 4, 5 u 6 
на рис. 8.16) расчетным путем, используя графики пересчета 
Эдмистера (см. рис. 2.13 и 2.14), строят кривые фракционного 
состава по ГОСТ 2177-81, который нормирует качество этих 
ДИСТИЛЛЯТОВ. 

Для составления полного теплового баланса атмосферной ко- 
лонны необходимо далее найти температуры всех дистиллятов и 
остатка, выходящих из этой колонны. Известно, что эти темпе- 
ратуры соответствуют точкам начала ОИ (для жидких дистилля- 
тов) и конца ОЙ (для дистиллята, выходящего в паровой фазе), 
т. е. зависят от их фракционного состава. Учитывая это обстоя- 
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Таблица 8.4. Коэффициенты к формуле (8.31) 

Точка отгона по ГОСТ, %(06.) Атмосферные колонны Колонны вторичной пере- 
гонки бензина 

д | B A | В 

Дистилляты в паровой фазе сверху колонны 

50 у 0,89 58 0,98 35 
70 0,95 67 1,03 42 
90 Bll 82 1,12 49 

95 1,13 88 1,13 53 

Дистилляты в жидкой фазе боковыми погонами 

5 0,81 62 0,85 31 
10 0,91 60 0,86 37 
50 1,12 58 0,91 43 
70 1,17 62 - - 

тельство, на основе болышого числа промышленных данных 
была установлена эмпирическая зависимость температурного 
режима колонн АВТ с фракционным составом дистиллятов [83]: 

t, = A(t - 60) + В, (8.31) 
где f, - температура отгона a [%(06.)] по ГОСТ 2177-81, °C; t — температура 
выхода дистиллята из колонны, °С, Аи В - эмпирические коэффициенты, 
приведенные в табл. 8.4. 

Для атмосферных колонн АВТ эта зависимость показана гра- 
фически на рис. 8.17 (заштрихованы области разброса экспери- 

ментальных точек). В качестве опорной точки здесь использова-. 

на 150 как менее чувствительная к колебаниям температур. 

Эту точку берут по рассчитанным выше составам дистиллятов 
по ГОСТ 2177-81, однако можно ее взять и на основе составов 

по ATK тех же дистиллятов, поскольку известно (см. рис. 2.13), 

что точки Kon и ИК различаются незначительно. Это видно 

из следующих сопоставительных данных: 

‚ГОСТ —100 150 200 250 300 350 
50 

TK _96 148 200 252 305 360 

Откладывая по оси ординат на рис. 8.17 соответствующее 

значение ty (или К), находят по линиям Ги 2 темпера- 

туры выхода дистиллятов из колонны: бензина (12), керосина 
(„), дизельного топлива (1т). Температуру мазута, выходящего 
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Рис. 8.17. Зависимость температуры to, C 

выкипания 50% (06.) дистиллята OCT 400 

OT температуры выхода его из атмосфер- | 
ной колонны: 

1 - жидкие боковые дистилляты; 2 - пары Г 
сверху колонны (заштрихованы области усред- Г 
ненных фактических данных) 300 -- 

снизу атмосферной колонны (1), | 
ориентировочно можно опреде- - 
лить по температуре отбензи- 
ненной нефти, входящей в ко- 200|- 
лонну. Для этого задают количе- г Av ^2 
ство водяного пара вниз атмо- 
сферной колонны [обычно от 1 | 
до 4%(мас.) на мазут| и опреде- | орала 
ляют разность fox — м, пользуясь 7 300 800%, С 
зависимостью, приведенной на рис. 8.18. 

Для нахождения суммарного количества тепла, отводимого из 
колонны всеми орошениями (острым наверху и промежуточным 
циркуляционным сбоку), определяют “средневзвешенную” раз- 
ность температур в атмосферной колонне по уравнению 

Ав = (ton = в) Об? + (lon ~ JO, + (lon ~ tyr) Onr + (lon ~ м)Ом, 

(8.32) 
где O62, Ок, Og; и Ом - отбор (выход) бензина Б›, керосина, дизельного топлива 
и мазута от сырья данной колонны (отбензиненной нефти), мас. доли. 

По найденной Ак,, пользуясь графиком (рис. 8.19), находят 
удельный “теплосъем” орошениями AJo,, а на его основе - пол- 
ное (суммарное) количество тепла, отводимого орошениями (в 
кДж/ч): 

LZ Ор = АЛрСон. (8.33) 

Это количество тепла распределяют между острым орошени- 
ем (Ох) и промежуточным циркуляционным (Ош), приняв 

Qoo = (0,35 + 0,4); Qop. 
Находят количество острого орошения: 

Goo = Оъо/( в - JH), (8.34) 

где /Пи /* — энтальпии паров, уходящих сверху колонны при температуре № 

и холодного острого орошения, подаваемого на верхнюю тарелку колонны при 
температуре в газосепараторе (обычно 30 - 35 °С). 

Принимают расходы водяного пара в низ колонны и B 

стриппинги дизельного топлива и керосина. Количество водя- 
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9 2 4 5 8 20 60 100 140 
$, Jol мас)ма мазут A typ, °C 

Рис. 8.18. Влияние количества подаваемого водяного пара Ha температуру мазу- 
та, выходящего из колонны 

Рис. 8.19. График для определения удельного теплосъема орошениями: 
] - атмосферные колонны; 2 - вакуумные колонны, J - простые колонны без вывода 

боковых погонов 

ного пара в низ колонны Z, было задано выше при определении 
температуры низа колонны. 

Количество пара в стриппинги дизельного топлива Гл. и ке- 
росина Z, принимают из расчета 4 - 6% от количества соответ- 
ствующего дистиллята, выводимого снизу стриппинга. 

По уравнению, аналогичному (8.19), рассчитывают парци- 
альное давление паров бензина наверху колонны, подставляя 
вместо Z сумму (2. + 7 + 2»), а вместо Ge сумму (G62 + Goo). 
Далее по описанной для отбензинивающей колонны методике 
при этом парциальном давлении рассчитывают уточненную 
температуру верха колонны. 

По этой уточненной температуре и найденным выше темпе- 
ратурам выхода боковых дистиллятов и остатка составляют об- 
щий тепловой баланс колонны, из которого находят уточненное 
общее количество тепла, которое должно быть отведено из ко- 
лонны орошениями LQop. Это количество тепла вновь распреде- 
ляют между острым орошением и промежуточным циркуляци- 
онным орошением в соотношении, приведенном выше, и опре- 
деляют уточненное количество острого орошения по формуле 
(8.34), а количество циркуляционного орошения по уравнению 

Gio = (LQop ~ Qoo)/ (J tio — J tio) (8.35) 

где Ji, и Ji, - энтальпии в жидкой фазе промежуточного циркуляционного 

орошения на выходе и входе в колонну при соответствующих температурах. 
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При этом температуру выхода ПЦО из колонны принимают в 
соответствии со следующими соображениями. Пользуясь приве- 
денными выше данными (см. рис. 8.18), при принятом значении 
к находят разность температур флегмы, поступающей в стрип- 

пинг, и выхода керосина снизу стриппинга (tf? - 1х) и по из- 

вестной находят 1? т. е. температуру жидкости Ha тарелке 

вывода флегмы авиационного керосина. 
На ПЦО принимают две тарелки, ниже тарелки вывода 

флегмы в стриппинг керосина, и температуру вывода ПЦО 

(tino) находят как 1? + (8 - 10) °C (считая, что прирост темпе- 

ратуры флегмы составляет 4 - 5 °С на одну тарелку). 
Температуру входа ПЦО в колонну принимают в пределах 

60 — 100 °С. Далее находят секундный расход паров в характер- 
ных сечениях: под верхней тарелкой (сечение /) и под тарелкой 
вывода ПЦО из колонны (сечение /)). 

Для этого составляют для каждого из этих сечений уравнения 
материального и теплового балансов. 

Для сечения /. 

Ст = g, + (6 + G,, (8.36) 

СУ = 81J7 +Q62 + Or + Ооо. (8.37) 

Для сечения IT: 

Си = 81 + 062 + G + С,, (8.38) 

Си/ iy = ви + 062 + О; + Ох + Оо + Qnuo> (8.39) 

где С; и Си- количество паров, поступающих в рассчитываемую секцию, кг/ч; 
£; И &и- количество жидкости (флегмы), уходящей из рассчитываемой секции 
в нижележашую, кг/ч. 

Для каждого сечения систему уравнений решают относитель- 

но потока паров (Суи Gy). При этом. для нахождения энтальпий 
исходят из следующих соображений: 

J x — находят при f, (считая, что жидкость, покидающая верхнюю тарелку, 

имеет температуру, близкую к температуре паров); 

Jj - находят при температуре на 4 - 6 °С выше f,, так как это поток, при- 

ходящий с нижележащей тарелки; 

Jj; - при температуре tree ; 

Jj, - при температуре {диз + (4 + 6). 

Секундные расходы паров в этих сечениях (Veex (у и Veex (10) 
находят по Си Gy плюс соответствующие количества водяных 
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паров, проходящих через эти сечения (уравнение 8.18). Затем 
находят плотности паров и жидкости в этих же сечениях и до- 
пустимые скорости паров (уравнение 8.21), а по ним - необхо- 
димый диаметр колонны (уравнение 8.24), который округляют 
до ближайшего нормализованного. Если диаметры в сечениях / 
и /1 существенно различаются (на 0,4 м и более), то колонну 
принимают с разными диаметрами, в противном случае - одно- 
го диаметра (по большему из рассчитанных значений). 

Высоту колонны определяют по выражению, аналогичному 
(8.25). В заключение расчета атмосферной части установки АВТ 
определяют значения абсолютного и относительного отбора 
суммы светлых дистиллятов по методике, описанной в этой гла- 
ве выше (см. разд. 8.3.1). 

Расчет колонны стабилизации бензина выполняется в той же 
последовательности, что и отбензинивающей колонны. Отличие 
заключается в более высоком давлении в сепараторе, так как 
ректификатом этой колонны является легкая углеводородная 
часть C, - C4, в том числе сжиженные углеводороды Сз - Cy. 

В отличие от отбензинивающей колонны в этом случае при 
составлении теплового баланса задают кратность острого оро- 
шения, равную 3 - 4, и по невязке баланса находят количество 
тепла, подаваемого внизу колонны с помощью паровых кипя- 
тильников. По этому количеству тепла рассчитывают необходи- 
мую поверхность нагрева кипятильника и затем выбирают по- 
следний по таблицам нормализованных для них поверхностей. 

Колонна вторичной перегонки бензина в качестве сырья полу“ 
чает подогретую до 80 - 100 °С смесь компонентов бензинов, 
отбираемых снизу стабилизационной колонны и сверху атмо- 
сферной. Состав этой смеси определяют методом аддитивности 
по результатам предыдущих расчетов этих колонн. 

В простейшем случае, когда перегонку осуществляют в одной 
колонне, ректификатом отбирают фракцию н. к. - 85 °С, а в 
остатке - фракцию 85-180 °С, направляемую обычно на катали- 
тический риформинг. 

Методика расчета этой колонны мало отличается от методи- 
ки расчета колонны стабилизации бензина. 

Для подвода тепла внизу колонны используют кипятильники, 
обогреваемые одним из внутренних горячих потоков данной 
установки (например, циркуляционным орошением атмосфер- 
НОЙ КОЛОННЫ). 

Технологический расчет блока вакуумной перегонки имеет не- 
которую специфику. Обычно его также начинают с выбора ва- 
рианта схемы из числа показанных на рис. 8.15, но поскольку 
нами для иллюстрации принята схема АВТ по рис. 8.11, ниже 
дана последовательность расчета для одноколонной схемы В-1, 
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Как и для атмосферных колонн, расчет начинают с выбора типа 
и числа тарелок в колонне. 

Тип тарелок в вакуумных колоннах рекомендуется клапан- 
ный или ситчатый с отбойными элементами. 

В последние годы начато интенсивное использование регу- 
лярных насадок, обеспечивающих значительно меньшее гидрав- 
пическое сопротивление и соответственно пониженное давление 
в эвапорационном пространстве (при том же давлении на верху 
КОЛОННЫ). 

Рекомендуемое число тарелок: верхняя конденсационная 
‘секция, занятая под ВЦО, - 3-4 тарелки. Средняя секция 
(между выводами лВГ и ВГ) - 6-8 тарелок, в том числе 3 - 4 
'арелки под ПЦО. В секции от вывода BI до эвапорационного 
пространства расположено 4 - 6 тарелок. в отгонной секции - 4 
тарелки (во всех схемах, кроме В-2, где отгонная секция основ- 
ной колонны тарелок не имеет). В эвапорационном про- 
с‘гранстве над вводом сырья устанавливают сетчатый каплеот- 
NOHHHK. 

Общее число тарелок в укрепляющей части вакуумной ко- 
лонны не должно превышать 16 (топливный вариант) или 20 
(масляный вариант). 

Для определения давления по высоте колонны принимают 
ибсолютное давление наверху P, порядка 5 - 6,5 кПа (40 - 50 мм 
pt. CT.) и по перепадам давления на тарелках (для вакуумных 
колонн 0,4 - 0,45 кПа) находят давления в характерных сечени- 
их — под тарелками вывода ВЦО (Peo) и ПЦО (Рио), в эвапо- 
рационном пространстве (Р,) и внизу колонны (P,,). 

По составу мазута, найденному при расчете атмосферной ко- 
лонны (кривая 9 Ha рис. 8.16), откладывая на кривой ИТК точ- 
Ки @вг И 85 MO материальному балансу (табл. 8.2) строят 
“идеальные”, а затем и исправленные кривые фракционного 
‹остава по ATK легкого вакуумного газойля 7. вакуумного га- 
\йля би гудрона /0. 

Полученные составы по ИТК расчетным путем проводят в 
‹оставы по ГОСТ 10120-72 [разгонка в колбе Богданова в 

‘(об.)]. Для этого на кривых ATK 7и 8 по участкам 0 

\()%(мас.) 10-30, 30-50, 50-70, 70-90 и 90-100%(мас.) определя- 

юг уклон кривой ИТК в °С на 1% отгона (С, ito 0 ИТ. Д.). 

Затем, пользуясь методикой, описанной в гл. 2 (см. рис. 2.15), 

определяют значение how и уклоны incre , iy 30 и т. д., на 

основании которых строят кривые фракционного состава по 
ГОСТ 10120-72. 
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Важным элементом технологического расчета вакуумной KO- 
лонны является определение температуры на входе в колонну, 
поскольку из-за большой разницы давлений в трубчатой печи и 
в колонне имеет место значительный перепад температур между 
ними (в трансферном трубопроводе). 

Обычно задают температуру нагрева мазута на выходе из 
трубчатой печи 4, в интервале от 390 до 420 °С (чем более смо- 
листый мазут, тем ниже температура). 

Таким образом, становятся известными три параметра - со- 
став мазута по ИТК (кривая 9 на рис. 8.16), давление в эвапора- 
ционном пространстве колонны P, и температура на выходе из 
печи ty,. Известно также, что между печью и колонной не из- 
меняется энтальпия парожидкостного потока мазута (потерями 
тепла в окружающую среду от трансферного трубопровода пре- 
небрегают). С учетом этих исходных данных расчет температуры 
входа мазута в колонну ft, проводят графоаналитическим мето- 
дом [87] в приведенной ниже последовательности (рис. 8.20). 

По известному составу мазута при температуре 4,, рассчиты- 
вают с помощью ЭВМ массовую долю отгона при давлении Рки 
еше при трех-четырех значениях давлений выше P, и строят 
кривую ab. Для каждого найденного значения доли отгона опре- 
деляют молекулярную массу паровой фазы М, и относительную 
плотность паровой рл и жидкой py фаз и на соседнем графике 
по ним строят кривые 3. Чи 5 в зависимости от доли отгона. 
Для тех же значений давлений и доли отгона определяют сред- 
нюю энтальпию потока мазута` 

= Ле+ ЛИ -е. (8.40) 
По полученным значениям строят кривую Of. Задают при- 

мерный перепад температур в трансферном трубопроводе Аи 
(обычно принимают его равным 15 - 20 °С). Такую же процеду- 
ру расчета повторяют при температуре ty, - АЕ и по получен- 
ным данным строят кривые Cd и gh. Дальнейший расчет ведется 

графическим методом путем 2-3-кратных подборов значения 
давления на выходе из печи. Для этого принимают какое-либо 
значение давления Ри и на левом графике проводят вертикаль. 
От точки т’ пересечения ее с кривой Of проводят горизонталь J= 
= const (так как между печью и колонной энтальпия постоянна) 
и на отрезке Og получают точку п’, которая соответствует изо- 
терме искомой температуры fy, : 

оп’ ’ =f — At——, 8.4] 
MK МИ og ( ) 

где оп’и og - длины соответствующих отрезков, мм. 
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Рис. 8.20 К. расчету трансферного трубопровода: 
|, 2- зависимость изменения доли отгона от давления и соответствующее ему измене- 

ние средней энтальпии парожидкостного потока; J, Чи 5 - зависимость изменения мольной 

массы, плотности паровой и жидкой фаз от доли отгона; на схеме б- трубчатая печь; 7 - 

трансферный трубопровод; 8 - вакуумная колонна 

Разделив в соответствующей пропорции отрезок ас, находят 
точку К’ и соответственно долю отгона потока мазута на входе в 

колонну ех. Графически определяют соответствующие задан- 

ному Pi значения ет, Му, рп и Рж. Для этого на отрезке вер- 

гикали от значения Ру находят точку /' делением отрезка этой 

вертикали между кривыми афи са в той же пропорции (an'/og). 

От точки /’ проводят горизонталь и находят все необходимые 

значения - долю отгона на выходе из печи еп, мольную массу 

паров Му и плотности паровой рп и жидкой py фаз. 

403



Далее рассчитывают перепад давления в трансферном трубо- 

проводе (Ри - /,): 

И? Pi, - Py =0,81.107 ^— Lup Yep: (8.42) 

D; 
Величины, входящие в это уравнение, определяют следую- 

щим образом: 
коэффициент шероховатости стенок трубопровода (A) при- 

нимают равным 0,025 - 0,030; 
секундный объемный расход парожидкостного потока мазута 

в трубопроводе V рассчитывают по выражению (в м3/с) 

TopGu [е 1-е 
И = 0,0173 —2 “| + = (8.43) 

Pop y Уж 

диаметр трансферного трубопровода Д; рассчитывают из 
условия 

р; = 0,0148VGy/2yn; (8.44) 

Приведенную длину трансферного трубопровода [пр опреде- 
ляют как сумму: 

Lup = Ly + Ele (8.45) 
в этих уравнениях” Ре» — среднее давление в трансферном трубопроводе [P.p = 

=(P, + Ра )/2}; 

€cp - средняя доля паровой фазы в трубопроводе [ep = (e; +е')/?2], мас. 

ДОЛИ; , 
Тср - средняя абсолютная температура в трансферном трубопроводе [Тр = 

= (ик + tun )/2 + 273], 

G,, - часовой расход мазута из печи в колонну, кг/ч; 
Уср - средняя плотность парожидкостного потока мазута в трансферном тру- 

бопроводе [ур = Сы / (36000); 
Уж — плотность жидкой фазы мазута при Trp [ух = pz? - a(fey ~ 20)]; 

Syn - Удельная массовая скорость потока мазута в трубопроводе, KI/(M2 . с) 
[для вакуумных колонн рекомендуется до 120 — 160 кг/(м^ . с)|; 

[. - геометрическая длина трансферного трубопровода, м; 
>[ык - сумма эквивалентных длин местных сопротивлений, имеющихся 

на трансферном трубопроводе (поворотов, сужений, расширений, задвижек и 

т. д.). Обычно их приведенную длину берут из справочных руководств по гид- 
равлике в зависимости от диаметра трубопровода (например, для задвиж- 
ки [м = 40D,, для диффузоров L,,, = 14 Ру ит. д.). 

Рекомендуется так взаимно располагать печь и вакуумную 
колонну, чтобы с учетом местных сопротивлений приведенная 
длина трансферного трубопровода [пр не превышала 80 м. 
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Рассчитав перепад Py, -Рх по формуле (8.42), сравнивают 

его с заданным по графику рис. 8.20. Если рассчитанный и за- 
данный не совпадают (в пределах + 5%), то задают новое значе- 

ние давления на выходе из печи Pr и всю процедуру графиче- 

ских построений (показаны на рис. 8.20 от точки Py) и расче- 

тов по формулам (8.42) - (8.45) повторяют. Таким методом под- 
бора (обычно не более 3-х попыток) удается добиться совпаде- 

ния расчетного и принятого перепадов давления и соответ- 
ственно получить искомое значение fy, и всех других пара- 
метров на выходе из печи и входе в колонну (указаны на схеме 
рис. 8.20). Параметры на выходе из печи используют далее для 
теплового расчета этой печи. 

Описанным методом удается достаточно точно рассчитать 
температуру и долю отгона мазута на входе в колонну, однако 
даже с использованием персональных компьютеров расчет за- 
нимает 2 — Зч. 

Для тех случаев, когда расчет ведется укрупненно и большой 
точности не требуется, определение значения температуры мазу- 
та на входе в вакуумную колонну можно выполнить прибли- 
женным методом. 

Для этого задаются также температурой на выходе из печи [п 
и принимают значение 2,„. Вычисляют также значение Ly, по 
формуле (8.45), а затем, пользуясь графиком на рис. 8.21, по произ- 
ведению &Ёпр И плотности мазута находят перепад температур на 
трансферном трубопроводе между печью и колонной Да. 

Температуру на входе в колонну вычисляют как разность (в °С): 

к = п - АЙ. (8.46) 

По составу мазута (кривая 9 на рис. 8.16) при P35, и ty, рас- 
считывают долю отгона мазута на входе в колонну емк, а по 
ней - тепловой поток мазута. Далее определяют температуры 
дистиллятов на выходе из колонны, пользуясь следующими ре- 
комендациями. 

По кривым фракционного состава [в %(об.)] дистиллятов и 
остатка, полученным описанным выше методом, находят темпе- 
ратуры выкипания 5%(06.) и 10%(06.). Затем по эмпирической 
зависимости [84], показанной на рис. 8.22, находят соответ- 
ствующие температуры на выходе из колонны. Кривые / по- 
строены для дистиллятов, часть которых не подается в колонну 
в виде орошения, кривые 2 — для дистиллятов, часть которых 
подается в виде ПЦО. 

Особенностью работы вакуумных колонн является то, что 
сверху ее в паровой фазе не отбирается дистиллят и весь поток 
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Рис. 8.21 График для определения среднего перепада температур между печью 
и ректификационной колонной: 

1, 2и 3- соответственно для мазутов плотностью 880, 900 и 930 кг/м3 

Рис. 8 22 Зависимость температур выхода дистиллятов из вакуумной колонны 
ABT Т от их фракционного состава [сплошные линии - выкипание 5% (06 ), 
пунктирные - 10% (об.)]: 

] - боковые дистилляты; 2- для секций с ПЦО, 35 - для остатков 

паров конденсируется с помощью ВЦО, часть которого отводит- 
ся как легкий дистиллят {лВГ). При этом водяной пар, пода- 
ваемый в колонну наверху, не должен конденсироваться. Вместе 
с потоком водяных паров через верх вакуумной колонны уходят 
также следующие неконденсируемые потоки: 

наиболее легкие газойлевые фракции (до 350 °C), содержа- 
щиеся в мазуте (поток X/V на рис. 8.11); 

неконденсируемый углеводородный газ (НУГ), образовав- 
шийся в результате незначительного термического разложения 
мазута при нагреве в печи (поток X/// на рис. 8.11); 

инертный газ (ИГ). включающий подсасываемый в колонну 
через неплотности воздух и небольшие количества СО) и Н>5, 

образовавшихся при нагреве мазута (в потоке X///). 
Для расчета полного теплового баланса колонны и вакуум- 

создающей системы необходимо определить количество каждого 
из перечисленных потоков. 

Водяной пар. В колоннах топливного варианта он по- 
дается только в низ колонны в количестве Z, = (0,008 + 0,015) x 
x G,, (в кг/ч). 
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Рис. 8.23. Определение количества газов 05 
разложения С; при нагреве мазутов мп: й 

1 - мазуты малосмолистых несернистых; 2 - 
высокосмолистых сернистых нефтей 04 | , 

В колоннах, получающих мас- _ | 
ляные дистилляты, на выходе ко- ч29- 
торых имеются стриппинги, водя- & | ! 
ной пар подается и в них в коли- 93} 
честве 2 - 3% от выводимого из ¢ 
стриппинга дистиллята. ° | 

Легкая газойлевая фрак- 7, 
ция включает фракции, которые 
могут быть сконденсированы пос- 0 70° т 740 950 
ле ВЦО в выносном конденсато- 580 3 и, С 

ре-холодильнике КОЛОННЫ. 
Обычно эта фракция выкипает от 
80 - 100 °С до 300 - 320 °С, в том числе 15 - 25% бензиновой 
фракции выкипает до 150 °С (средняя молекулярная Macca 150 
_ 180). Количество ee [%(мас.) от мазута] можно найти по фор- 
муле [83]: 

Я ф = 0,05619°7 P3037 2 0.42 т, (8.47) 
где f, - температура паров на верху колонны, °C; P, - давление на верху колон- 
ны, MM рт. ст.; Z— расход водяного пара в колонну, %(мас.) от мазута, т - 

содержание в мазуте фракций до 350 °С, %(мас.). 

Неконденсируемый углеводородный газ - про- 
дукт термического разложения мазута, выход которого зависит 
от химсостава мазута и условий его нагрева в печи (тип печи, 
теплонапряженность, температура нагрева). На основании об- 
общения промышленных данных [85, 86] количество НУГ мож- 
но найти по кривым на рис. 8.23. Состав НУГ для малосернис- 
того (сернистого мазутов), в %(Mac.), следующий: 

с-с© - 10-15 (10-25); 
‹ ©-С@ - — 35-45 (20 - 40): 

Cs ~ 15-25 (7 - 15); 
™ (ки выше - 20 - 40 (40-60). 
Средняя молекулярная Macca - 40-70. 

Инертный газ. Количество его составляет от 0,01 до 
0,05% на мазут, в его составе - 70-90% воздуха, подсасываемого 
в колонну (скорость подсоса составляет от 0,1 для лучших ко- 
лонн до 1,5 кг/сут на каждый м3 объема колонны). В составе 
этого газа - 10-30% такого компонента, как СО.. 

Температура на верху колонны расчету не поддается и обыч- 
но ее принимают в пределах 60-80 °С. 
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На основании найденных выше данных составляют ypaBHe- 

ния теплового баланса колонны: 

— у 

Ом + Овп — Олвг + Овг + Orn + Оф + Онуг + Ол: + О тп + x Qop: 

(8.48) 

где О — тепловые потоки, вносимые в колонну (левая часть уравнения) и выно- 
симые из нее потоками, обозначенными индексами (м - мазут, вп - водяной 
пар, лвг - легкий вакуумный газойль, гд - гудрон, rd - газойлевая фракция, 
нуг - неконденсируемый углеводородный газ, иг - инертный газ, ор - ороше- 
ния) 

Из уравнения (8.48) находят значение общего количества 
тепла, отводимого орошениями (LQpp), распределяют его между 
ВЦО и ПЦО (примерно 40 и 60%), затем, как и для атмосфер- 
ной колонны, рассчитывают секундный объем паров под тарел- 
ками вывода ВЦО, ПЦО и находят диаметр и высоту колонны. 

Важным технологическим элементом вакуумной колонны яв- 
ляется ее конденсационно-вакуумсоздающая система (КВС), зада- 
чей которой является возможно более полная конденсация па- 
рогазового потока сверху колонны и поддержание в ней на за- 
данном уровне низкого остаточного давления. 

Как показал выполненный ранее анализ [88], существует 5 - 
6 разновидностей схем КВС, из которых 3 наиболее типичные 
для АВТ 1980 - 90-х годов приведены на рис. 8.24. В общем слу- 
чае (схема А) КВС включает 4 ступени конденсации парогазово- 
го потока. 

1-я ступень - это ВЦО на верху колонны, с помощью 
которого конденсируется основная масса паров легкого вакуум- 
ного газойля, но не конденсируется водяной пар. Это предопре- 
деляет необходимость поддержания температуры паров над та- 
релками ВЦО не ниже 60 - 70 °С и соответственно вынос из 
колонны вместе с водяным паром части наиболее легких 
(газойлевых) фракций. Расчет этой ступени конденсации сво- 
дится к определению числа тарелок, на которых циркулирует 
охлаждающий поток флегмы ВЦО. Для расчета этого числа та- 
релок автором была получена формула 

пвцо = Овцо//9ь, (8.49) 
где Овцо - тепловой поток, отводимый ВЦО, МДж/ч;  - площадь зеркала 
барботажа выбранного для данной вакуумной колонны типа тарелки, M2, а, - 

допустимая для тарелок ВЦО теплонапряженность зеркала барботажа, 
МДж/(м? ч) [принимается в пределах 2,3 - 3,0 МДж/(м? ч)| 

2-я ступень конденсации - выносные (вне колонны) 
конденсаторы воздушного и водяного охлаждения, в которых 
вынесенные из колонны углеводородные и водяные пары долж- 
ны быть сконденсированы с максимальной полнотой. Количе- 
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Рис. 8.24. Схемы конденсационно-вакуумсоздающих систем ABT (A, 5, В см. 
по тексту): 

/- вакуумная колонна; 2, .7- воздушный и водяной конденсаторы паров; 4 - баромет- 
рический конденсатор; 5 - 3-ступенчатый эжектор; б - абсорберы; 7 - сепараторы; 8 - 
гидрозатворная емкость; / - парогазовая смесь; // - легкая газойлевая фракция; /// - некон- 
денсируемые газы; /И- вода; И- конденсат водяного пара; V/ -водяной nap; Г/Л - абсорбент 

ство этих паров определяется методами, описанными выше 
[водяной пар в колонну, газойлевые фракции по формуле (8.47) 
и НУГ по рис. 8.23]. Расчет этих аппаратов проводится общеиз- 
вестными методами расчета теплообменников. 

3-я ступень конденсации - это барометрический конден- 
сатор смешения 4, в котором за счет прямого контакта с водой 
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конденсируются и абсорбируются наиболее легкие углеводоро- 

ды, не сконденсировавшиеся в предыдущих конденсаторах по- 
верхностного типа. Включение барометрической (открытой) 
ступени конденсации было характерно для АВТ 1930 - 50-х го- 
дов, в современных схемах КВС (5) эта ступень отсутствует. 
Основная причина ее отключения - наличие большого коли- 
чества воды, загрязненной нефтепродуктом, и необходимость ее 
очистки в специальных закрытых от водоемов системах очистки. 

Наиболее рациональным решением 3-й ступени конденсации 
является предложенная Сул. Н.Хаджиевым [80] замена баромет- 
рического конденсатора (по А.С. 874139) на закрытую абсорб- 
ционную систему б в схеме В (рис. 8.24). В этом случае углево- 
дородные компоненты, включая фракцию Cs, поглощаются аб- 
сорбентом (тяжелое дизельное топливо УП) и в окружающую 
среду как загрязнитель не попадают. 

4-я ступень конденсации - промежуточные конденсато- 
ры вакуумного насоса (эжектора), имеющего обычно 3 ступени. 
В водяных конденсаторах этих ступеней (или абсорберах по 
схеме В) конденсируется также часть легких углеводородов [за 
счет повышения давления от рабочего в вакуумной колонне 
(5 - 6 кПа) до атмосферного (100-105 кПа)]. 

Расчеты 3-й и 4-й ступеней конденсации выполняют по ме- 
тодикам, изложенным в соответствующих пособиях по расчету 
абсорбционных и эжекторных устройств. 

8.4.2. Расчет трубчатых печей 

На установках АВТ действует три типа трубчатых печей (в зави- 
симости от технологического назначения) - атмосферная, ваку- 
умная и печь блока вторичной перегонки. Принципы и после- 
довательность их технологического расчета идентичны и поэто- 
му ниже даются в общем для них виде. 

Полезная тепловая мощность печи От, определяется как 
сумма: 

Опол = От + От + Ore; (8.50) 

Om = Сите, + УЖ, (1-е) - УХ, |; (8.51) 

Оп = Gon (J вп» — Увп’), (8.52) 

где От, О и Ох - соответственно количество тепла, получаемое в печи техно- 
логическим потоком, водяным паром и “горячей струей” (Ос учитывают, если 
в схеме АВТ есть отбензинивающая колонна и в ее расчете это тепло принято в 
тепловом балансе колонны), кДж/ч, 

Сши Gyn - количество нагреваемого в печи технологического потока и во- 
дяного пара, перегреваемого в ней, кг/ч, 
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Ji и Уж - энтальпии паровой и жидкой фаз технологического потока при 

температуре его входа в печь (тп’) и выхода из печи (тп”), кДж/кг, 

Ув» и /ьл» - Энтальпии водяного пара на входе и выходе из пароперегре- 

вателя, кКДж/кг; 
еп - массовая доля отгона технологического потока на выходе из печи. 

Для расчета Ош необходимо знать температуру и давление Ha 
выходе из змеевика печи, чтобы найти долю отгона и энтальпии. 

Для атмосферной печи температуру на выходе из печи задают 
на 3—5 °С выше температуры отбензиненной нефти на входе в 
колонну, а давление - на 40-70 кПа выше давления в эвапора- 
ционном пространстве колонны. Для вакуумной печи доля от- 
гона и энтальпии на выходе определяются графоаналитическим 
методом расчета трансферного трубопровода, описанным выше. 
В случае же упрощенного расчета с использованием графика на 
рис. 8.21 поступают следующим образом. Температура на выходе 
из печи [п в этом случае бывает заданной, а давление на выходе 
из печи принимают на 30-40 кПа выше давления в эвапораци- 
онной части вакуумной колонны. При этих параметрах расчетом 
находят долю отгона и энтальпии потока на выходе из печи. 

Максимальная тепловая мощность промышленных печей 
АВТ обычно составляет: 

атмосферные - 210 МДж/ч (- 60 МВт), 
вакуумные — 145 МДж/ч (~ 40 МВт), 
нечи вторичной дистилляции - SS МДж/Чч (- 15 МВт). 
Если полученные по формуле (8.50) значения Ош» превы- 

шают эти максимальные, рекомендуется принимать две (или 
более) печи, соответственно разделив количество технологиче- 
ского потока. Дальнейшие расчеты ведут на одну печь. 

Вид топлива определяется его наличием на данном заводе 
(газ или жидкое котельное топливо), состав его принимается по 
справочникам. 

Тип печи выбирают [16] в зависимости от технологического 
назначения, вида топлива, тепловой мощности и числа потоков 
нагреваемой среды. Для современных АВТ это, как правило, 
трубчатые печи групп Г, Би Ц (рис. 8.25). 

Число потоков змеевика печи п.л предварительно определяют 
из соотношения 

пп = бт [28307 та И/лоп, (8.53) 

где ут — плотность технологического потока при температуре его входа в печь, 
кг/м; d,, — диаметр трубы змеевика печи на входе, м2; И/оп - допустимая ско- 
рость технологического потока на входе в змеевик, принимаемая (в м/с): 

для атмосферных печей 1,2 - 2,0; 
для вакуумных печей 1,0 - 1,4; 
печи вторичной дистилляции 1,2 - 1,6. 
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Рис. 8.25. Схемы узкокамерных трубчатых печей с верхними и нижними отво- 
дами дымовых газов: 

|, 2- радиационный и конвективный змеевики; J - горелки; 4 - подача дополнительно- 
го горячего воздуха; 5 - огнеупорный рассекатель 

Расчет процесса горения топлива выполняют по общеизвест- 
ной методике и в результате этого расчета определяют: 

расход воздуха на горение, кг/кг топлива; 
выход дымовых газов, кг/кг топлива и м3/кг топлива; 
средняя теплоемкость дымовых газов, кДж/(кг - К); 
зависимость энтальпии дымовых газов (кКДж/кг топлива) от 

их температуры (график Гриневецкого). 
К. п. д. печи определяет долю полезно используемого тепла 

топлива в печи, его можно рассчитать по формуле 

Чух Voc 

aa tan 
Ор Ор 

где Gy, - потери тепла с уходящими из печи дымовыми газами, КДЖ/кг; 4 - 
потери тепла в окружающую среду, кДж/кг. 
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Величину 49 /Ор рекомендуется принять в пределах 0,05 - 

(),08, причем чем меньше тепловая мошность печи, тем больше 
эти потери. 

Основной причиной потерь тепла в трубчатой печи являются 
дымовые газы, уходящие из печи, доля которых составляет 0,15 

0,25 в зависимости от температуры уходящих газов. Темпера- 
туру дымовых газов, уходящих из печи hy, принимают обычно 
на 120 - 140 К выше температуры входящего в змеевик печи 
технологического потока. 

При 4, по построенному выше графику Гриневецкого опре- 
деляют 4ух и вычисляют к. п. д. печи. Обычно при hy = 603 + 
475 К п=0О,73 = 0,80. 

Расход топлива на печь определяют из выражения (в кг/ч): 

В = Опол /Ор п. (8.55) 

Если печей одного вида несколько, а Олл взято для одной из 

них, то общий расход топлива увеличивается в соответствии с 

числом печей 

Поверхность нагрева радиантных труб определяют по коли- 
честву передаваемого через них тепла в радиантной камере печи 

om 
Ор = (On - ИВ, (8.56) 

roe J np — энтальпия дымовых газов на выходе из радиантной камеры печи, 

полученная по графику Гриневецкого при температуре их выхода из этой каме- 
ры (обычно принимают 1000 - 1150 К) 

Поверхность радиантных труб H, составит (в М2): 

Hy = Qp/Qp, (8.57) 
где gp - допустимая теплонапряженность радиантных труб, кДж/(м2 . 4), при- 
нимаемая по справочникам (16]. 

Поверхность нагрева конвекционных труб (в м2) вычисляют 
аналогично, т. е. 

Ох = Опол 7 05; (8.58) 

Нк = Q/ 9x: (8.59) 
где gy - допустимая теплонапряженность конвекционных труб, кДж/(м2 ч). 

Поверхность нагрева пароперегревателя H, определяют по Be- 
личине Оп при теплонапряженности Gey, до 50 кВт/м-. 

Диаметр труб змеевика выбирается из следующих соображе- 
ний. В конвекционной секции п.п рассчитывают по формуле 
(8.53). Обычно d,, = 0,15 м. В радиантной камере трубы могут 
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быть того же диаметра (в атмосферной печи) или часть их CO 
стороны выхода потока из печи может иметь больший диаметр 
(в вакуумной печи для снижения потерь давления при интен- 
сивном испарении потока). Обычно последние 5 - 10 труб пред- 
усматривают диаметром 0,2 - 0,25 м). Диаметр труб паропере- 
гревателя обычно составляет 0,05 м. 

Число и расположение труб вычисляют исходя из Hy, Нки 
Ил и активной поверхности нагрева одной трубы, длина которой 
зависит от выбранного типа печи и принимается по каталогу. 

8.4.3. Расчет теплообменных аппаратов 

Расчет включает три основных этапа: 
выбор рациональной схемы регенерации тепла; 
расчет теплообменников по выбранной схеме: 
выбор типа теплообменника и конкретного аппарата по нор- 

малям или ГОСТ. 
Выбор рациональной схемы регенерации тепла преследует цель 

с максимальной степенью использовать тепло горячих потоков в 
процессе дистилляции нефти (т. е. повысить степень регенера- 
ции тепла) и сократить тем самым расход топлива. 

При выборе такой схемы руководствуются обычно следую- 
IMM: 

число потоков нагреваемой нефти выбирается в зависимости 
от производительности установки и проходного сечения трубча- 
того пространства теплообменников, которые вначале прини- 
маются по наиболее типичным для АВТ кожухотрубчатым теп- 
лообменникам: 

по ходу теплообменников в области, где нефть предположи- 
тельно будет нагрета до 120 - 140 °С, предусматривается уста- 
новка электродегидраторов блока ЭЛОУ:; 

на участке от электродегидраторов до отбензинивающей ко- 
лонны необходимо учитывать начало испарения нефти с учетом 
присутствия в ней, хотя и в малых количествах [0,15 - 
0,2% (мас.)], воды, остающейся после блока ЭЛОУ; 

для рационального использования тепла греющих потоков 
целесообразно составить их перечень с указанием температур и 
водных эквивалентов W, в кДж/(ч . К): | 

где С - расход нефтепродукта, кг/ч, C, - теплоемкость, кДж/(кг К) 

Таким образом, водный эквивалент - это количество воды, 
эквивалентное по тепловому потоку часовому расходу нефте- 

продукта. Удобство оперирования этой величиной состоит в 
том, что с ее помощью можно прогнозировать изменение тем- 
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ператур в данном теплообменнике, используя известное соот- 
ношение: 

(1! - t)/(t8 - 15) =У2/УЫы, (8.61) 

где t{ и!’-начальная и конечная температуры греющей жидкости, °С; 

th и19 — TO же, нагреваемой, °С; Ув и Wy) - соответственно их водные экви- 

валенты. 

Для проектируемой установки АВТ составляют перечень 
греющих теплоносителей (керосин, дизельное топливо, цирку- 
лирующее орошение, вакуумный газойль и др.) и нагреваемых 
потоков (нефть, остаток стабилизационной колонны и колонны 
вторичной перегонки) с указанием для них начальных темпера- 
Typ {{ и Ви водных эквивалентов W,, и W,2. Затем распределя- 

ют греющие потоки, пользуясь значениями температур и соот- 
ношением (8.61). При этом следует иметь в виду, что некоторые 

греющие потоки теплоносителей могут быть использованы в 
двух или трех различных аппаратах схемы теплообмена. Напри- 
мер, ПЦО атмосферной колонны можно использовать вначале в 
ребойлере стабилизатора, а затем в одном из теплообменников 
для нагрева нефти и т. д. 

Расчет теплообменников ведут общеизвестными методами пу- 
тем решения системы двух уравнений - теплового баланса и 
теплопередачи: 

Q = 0,951 ~ tf) = Wap (8 - 14), (8.62) 
Q = kFArg,. (8.63) 

Целью расчета является нахождение поверхности теплопере- 
дачи F. Коэффициент теплопередачи А либо рассчитывают, либо 
принимают по справочным данным [16]. 

При расчете теплообменников, нагревающих нефть, необхо- 
димо учитывать падение давления по мере движения нефти. Для 
этого принимают средний перепад давлений AP,, на каждом 
теплообменнике (обычно он составляет от 20 до 30 кПа в зави- 
симости от расхода нефти и типа теплообменного аппарата) и вы- 
числяют давление на выходе сырьевого (нефтяного) насоса Рис: 

Puc = Pac + MAP + APar, (8.64) 

где Py. - давление в зоне ввода сырья (нефти) отбензинивающей колонны, 

кПа; ny - число теплообменников в одном потоке нефти; АР; - перепад дав- 
лений в электродегидраторах (10-20 кПа). 

В последующем при расчете каждого из теплообменников, 
начиная от сырьевого насоса, давление на его выходе прини- 
мают с учетом принятого выше перепада давлений. 
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По мере повышения температуры в теплообменниках (по хо- 
ду нагрева нефти) и одновременного падения давления в одном 
из теплообменников после электродегидратора начинается ис- 
парение нефти, поэтому дальнейший расчет должен учитывать 
в уравнении (8.62) наличие паровой фазы. Процедура расчета в 
этом случае усложняется и должна включать следующие этапы. 

Вначале решают уравнение (8.62) относительно {5 и при 

давлении на выходе данного теплообменника определяют тем- 
пературу начала ОИ нефти по уравнению изотермы жидкой 
фазы: 

ХР,хн, = Pro, (8.65) 

где xj, - МоЛЬная доля /-го компонента нефти: P, - давление насыщенного 

пара того же компонента при найденной температуре 15; Py - давление Ha 

выходе рассчитываемого теплообменника 

Если при tf для данного теплообменника левая часть урав- 

нения (8.65) меньше Ру, то нефть на выходе из теплообмен- 

ника полностью находится в жидкой фазе, поэтому переходят к 
расчету следующего теплообменника; если больше, то нефть 

испарена и необходимо определить долю отгона (если равен- 
ство, то {5 является температурой начала ОИ); 

Если факт испарения нефти установлен, то при давлении 
7 то И #9 для данного теплообменника определяют с помощью 

ЭВМ долю отгона ef, и соответствующее ей количество паро- 

вой фазы (в кг/ч). После этого по уравнению, аналогичному 

(8.19), вычисляют парциальное давление нефтяных паров с уче- 

том водяного пара, количество которого принимают равным 

количеству воды в нефти на выходе из электродегидраторов. 

Затем при этом парциальном давлении и 15 вновь определяют 

долю отгона на выходе из теплообменника ето(у) (уточненную) 

и с ее учетом вновь решают уравнение (8.62), но уже относи- 

тельно fj’, и при необходимости уточняют значения Аср и А 

Для следующих теплообменников такую процедуру расчета 
повторяют. Учитывая громоздкость и трудоемкость таких расче- 

тов, их удобно выполнять по специально составленной про- 

Грамме на персональной ЭВМ, используя вышеизложенную 
методику в качестве математической модели для составления 

алгоритма такой программы. 
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В объем технологических расчетов АВТ установки входит 
также расчет конденсаторов и концевых холодильников всех 
товарных дистиллятов и циркуляционных орошений, а также 
сепарационных емкостей - двухфазных (углеводороды - вода) и 
трехфазных (газ — углеводороды - вода). 

Поскольку блок ЭЛОУ входит в систему теплообменников, 
то проводится также технологический расчет и этого блока, ко- 
торый включает: 

выбор типа электродегидраторов; 
определение числа электродегидраторов, параллельно вклю- 

чаемых в одной ступени (зависит от производительности по 
нефти); 

выбор эффективного деэмульгатора и принятие его расхода 
(по литературным данным); 

определение количества и схемы подачи промывной нефти; 
составление технологической схемы блока. 
Необходимые для этого материалы можно найти в работах 

[3], а также в [16]. 

8.5. КОНТРОЛЬ И АВТОМАТИЗАЦИЯ РАБОТЫ АВТ 

Основная задача первичной перегонки нефти - получение из 
нее заданного ассортимента продуктов (дистиллятов) требуемого 
качества и с максимально возможным отбором от потенциала. В 
реализации этой цели значительную, если не основную, роль 
играет система контроля и автоматизации технологического 
процесса АВТ. Эта система включает следующие компоненты: 

комплекс измерительных средств (приборов), фиксирующих 
значения важнейших параметров работы всех технологических 
аппаратов; 

комплекс локальных средств регулирования и автоматическо- 
го поддержания на заданном уровне значений параметров, 
определяющих нормальную и безопасную работу оборудования 
и технологии в целом; 

щит (блок) управления установки, концентрирующий ин- 
формацию по двум предыдущим компонентам системы и вы- 
дающий с помощью персонала или ЭВМ необходимые команды 
этим системам; 

централизованную систему управления работой установки в 
целом на базе микропроцессорной техники, оптимизирующую 
технологические параметры отдельных ее блоков и обеспечи- 
вающую стабильную выработку продуктов заданного качества. 

К числу важнейших параметров технологического процесса 
перегонки нефти на АВТ относятся: температура, расход пото- 

417



ков (количество), давление (перепад давлений), уровень жид- 
кости (или раздела жидких фаз), параметры электрических ма- 
шин (напряжение, ток), параметры качества нефти и полу- 
чаемых дистиллятов (плотность, вязкость, температура вспышки 
и др.). 

В схемах автоматизации и мнемосхемах щитов управления 
все эти параметры имеют общепринятые обозначения, которые 
приведены ниже [22]: 

Параметр Обозначение Функции Обозначение 

Плотность р Показания (индикация) I 
Расход Е Регистрация К 
Температура Г Регулирование С 
Давление Р Сигнализация А 
Уровень L Включение-отключение $5 
Вязкость и (переключение) 
Электрические величины Е Ручное воздействие Н 
Состав (концентрация) О 

Уточняющие обозначения 

Разность (перепад) -d 
Соотношение (дробь) -f 
Суммирование по времени -9 

Обозначения на схеме пишутся в кружке (в верхней его по- 
ловине), причем если измерение производится по месту уста- 
новки измерительного средства (термопары, манометра и т. д.), 
то обозначения не подчеркиваются линией, а в тех случаях, ког- 
да измерение передается на щит аппарата, они подчерки- 
ваются. 

Системы регулирования важнейших параметров в режиме их 
стабилизации по времени (температуры, расходы, давления, 
уровни) реализуются чаще всего с использованием достаточно 
простых схем и измерительных средств. На рис. 8.26 дана про- 
стейшая схема регулирования температуры нагрева технологиче- 
ского потока в трубчатой печи. Схема включает два элемента - 
стабилизацию расхода потока на входе в печь и стабилизацию 
его температуры на выходе из печи. 

Расход потока регулируется по импульсу расходомера (диаф- 
рагмы) с передачей сигнала на исполнительный механизм - 
клапан-регулятор. 

Регулирование температуры производится по импульсу от 
термопары, установленной на выходе потока из печи с воздей- 
ствием на расход топлива, подаваемого в топку печи. Такая си- 
стема обладает значительной инерцией (запаздыванием) и в 
большинстве случаев в ней используются корректирующие им- 
пульсы (например, по температуре дымовых газов на выходе из 
радиационной камеры топки печи). 
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Рис. 8.26. Схема регулирования 
нагрева сырья в печи: 

J] - печь; 2 - регулирующие клапаны; 
[- нагревательный поток; // - топливо к 
форсункам 

Рис. 8.27. Схема регулирования параметров простой ректификационной колон- 
ны: 

J - колонна; 2 - ребойлер; 3 - регулирующие клапаны: /- сырье колонны; //] - углево- 
дородный газ; [// - ректификат; /И- остаток; И- греющий теплоноситель 

Более сложным объектом регулирования (а тем более - авто- 
матизации) является ректификационная колонна. На рис. 8.27 
показан наиболее простой случай регулирования параметров 
ректификационной колонны, разделяющей сырье на два про- 
дукта - верхний (ректификат) и нижний (остаток) и имеющей 
подвод тепла внизу через кипятильник (ребойлер). Примерами 
таких колонн на АВТ являются колонны стабилизации и вто- 
ричной перегонки бензина. 

В этом случае обязательно стабилизируется расход сырья ко- 
лонны, причем если нагрев сырья данной колонны производит- 
ся в печи (по схеме рис. 8.26), перед колонной стабилизация 
расхода сырья не дублируется. Три параметра регулируются на 
верху колонны. Температура паров, уходящих сверху колонны 
(и, соответственно, температура конца кипения ректификата), 
регулируется расходом орошения, т. е. изменением кратности 
орошения. Если эту температуру необходимо поддерживать ста- 
бильной, то система регулирования любое колебание температу- 
ры паров устраняет изменением подачи орошения: при повыше- 
нии температуры от заданной увеличивает подачу орошения, и 
наоборот. 

В некоторых случаях наряду с температурой паров на верху 
колонны контролируется и регулируется их состав (например, 
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углеводородный состав паров сверху колонны стабилизации 
бензина с помощью хроматографа). В этом случае сигнал к ис- 
полнительному механизму на подаче орошения поступает от 
хроматографа в зависимости от концентрации нежелательных 
углеводородов (например, пентанов) в парах. 

Давление на верху колонны поддерживается регулированием 
сброса газов из сепаратора, а уровень бензина в последнем под- 
держивается регулированием откачки бензина. По такому же 
принципу регулируется постоянство уровня внизу колонны. 

Качество остатка колонны (по температуре начала кипения 
или примесям легкокипящих углеводородов) регулируется изме- 
нением интенсивности теплоподвода в ребойлере путем умень- 
щения или увеличения подачи в него теплоносителя. Импуль- 
сом для этого обычно является температура на одной из нижних 
тарелок колонны или сигнал хроматографа на потоке откачи- 
ваемого из ребойлера остатка. Следует, однако, заметить, что 
изменение теплоподвода внизу колонны изменяет тепловой ба- 
ланс колонны в целом и автоматически ведет к изменению ре- 
жима всей колонны. Так, например, если облегчается состав 
остатка колонны и система регулирования увеличивает подвод 
тепла в ребойлере, одновременно должен соответственно увели- 
чиваться отвод тепла из колонны. 

В показанном на рис. 8.27 случае тепло отводится из колон- 
ны только острым орошением на верху колонны, и поэтому 
должна увеличиться подача этого орошения. В свою очередь, 
увеличение подачи орошения позволяет понизить температуру 
паров на верху колонны и снизить соответственно температуру 
конца кипения ректификата (или концентрацию в нем тяжелых 
углеводородов). Таким образом. воздействие на подвод тепла в 
колонну способствует изменению всего массообменного процес- 
са по колонне в целом и четкости ректификации в частности. 
Эта сложная взаимозависимость учитывается при автоматизации 
работы колонны, в схемах которой взаимное влияние параметров 
и импульсов регулирования корректируется, а также учитывают- 
ся динамические (инерционные) свойства объекта регулирова- 
НИЯ. 

Более сложную задачу представляет собой регулирование па- 
раметров работы нефтеперегонных колонн АВТ - атмосферной 
и вакуумной, имеющих боковые отводы дистиллятов и не 
имеющих теплоподвода внизу колонн. 

Регулирование температуры, давления и уровня в сепараторе 
на верху колонны для атмосферной колонны производится ана- 
логично схеме, показанной на рис. 8.27. Некоторые отличия 
имеются в регулировании температуры и давления на верху ваку- 
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Рис. 8.28. Схема регулирования отбора и 
качества бокового дистиллята` 

J - колонна; 2 - стриппинг; 3 - регули- 
рующий клапан; 4 - анализатор качества пото- 
ка (температура вспышки или начала кипения); 
/ - флегма в стриппинг; // - боковой дистил- 
nat; [Ш - водяной nap 

умной колонны. Поскольку ост- 
рое холодное орошение в эту 
колонну не подается, то темпе- 
ратурный импульс от термопары 
на верху колонны подается на 
клапан, регулирующий — расход 
верхнего циркуляционного оро- 
шения, изменением которого под- 
держивается заданная температура. 

Давление в вакуумной колонне ниже атмосферного (вакуум), 
поэтому для поддержания его стабильным импульс от измерите- 
ля вакуума подается на клапан, регулирующий расход эжекти- 
рующего водяного пара. 

Особо следует остановиться на системах регулирования ка- 
чества боковых дистиллятов, отбираемых через стриппинги (рис. 
8.28). В этом случае на перетоке флегмы из колонны в стрип- 
пинг клапан поддерживает расход по температуре паров над 
тарелкой вывода флегмы. .Если эта температура растет 
(повышается температура конца кипения флегмы, отводимой в 
стриппинг), то расход флегмы должен быть уменьшен, при этом 
возрастет количество флегмы, поступающей на нижележащие 
тарелки в колонне (увеличение флегмового числа), и температу- 
ра паров вернется к заданному значению. 

Уровень в стриппинге поддерживается как обычно - по ко- 
личеству откачиваемого продукта. Качество последнего по на- 
чальным фракциям [начало кипения, точка выкипания 
10%(06.), температура вспышки] регулируется подачей отпари- 
вающего агента (водяного пара), клапан которого управляется 
от расходомера Ри корректируется по импульсу от анализатора 
соответствующего показателя качества (позиция 4 на рис. 8.28). 
Блок-схема одного из таких анализаторов АКТК-20 [анализ 
температуры начала кипения и выкипания 10%(06.)] показа- 
на на рис. 8.29. Импульс на исполнительный механизм подает- 
ся от регулирующего потенциометра КСП-4. 

Внизу атмосферной и вакуумной колонны АВТ регулируется 
лишь уровень остатка, а расход отпаривающего агента (водяного 
пара) стабилизируется по расходу на определенном заданном 
уровне. Корректировать этот расход по качеству остатка здесь не 
представляется возможным из-за отсутствия оперативных датчи- 
ков качества. 
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Рис. 8.29. Блок-схема анализатора в потоке AKTK- 20: 
] - блок отбора и подготовки пробы, 2 - анализатор пробы, J - регулирующий потен- 

циометр; 4- панель блокировки; 5 - технологический трубопровод 

Возможно использовать в качестве косвенного показателя 
начала кипения остатка температуру его внизу колонны, и в 
зависимости от нее регулировать расход водяного пара на от- 
парку, однако такие схемы встречаются редко. 

Существует большое число разнообразных средств измерения 
И автоматизации для технологических процессов нефтеперера- 
ботки [23], некоторые из которых приведены ниже: 

Наименование Выполняемая функция Марка 

1. Агрегативные KOM- Определение точки выкипания AKTK-10 
плексы температур 70%(06) и температуры конца 
кипения кипения 

Определение точек начала кипе- АКТК-20 
ния и 10%(06.) 
Определение температуры вспышки КТТК 

2. Анализатор вспышки Определение температуры АВН-80 
вспышки 

3. Автоматический Определение температуры засты- АКМ-71В 
анализатор застыва- вания в интервале +5 + - 40 °С 
ния нефтепродуктов 

4. Анализатор кинема- Определение вязкости в потоке АКВ-1 
тической вязкости 

5. Промышленный Измерение относительной опти- РП-ЗВ 
автоматический реф- ческой плотности 
рактометр 

6. Автоматический Измерение цвета нефтепродуктов СП-1В 
колориметр 

7. Промышленные Определение углеводородного “Нефтехим- 
хроматографы соста- состава в потоке СКЭП” Мик- 
ва газов, паров H рохром-К и др. 
жидкостей 

8. Уровнемеры различ- Поплавковые УП-1. УП-2 и 
ного назначения др. 

Электрические — дистанционные УЭД-8М 
Регуляторы раздела фаз (бензин - “Фаза-70” 
вода, нефть - вода) 

9. Плотномеры Определение плотности нефте- ДПВ 
продуктов в потоке 

10. Расходомеры Индикаторы и регистраторы 
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На установках ABT, построенных до середины 1980-х годов, 
вся измеряемая информация и регулирующие приборы сосредо- 
точивались на центральном пульте управления, размеры которо- 
го достигали 10 - 15 м по периметру. 

С началом широкого использования в промышленности мик- 
ропроцессорной техники отпала необходимость во многих регу- 
лирующих потенциометрах,и габариты пульта управления уста- 
новками сократились в 4 - 5 раз. Кроме того, на большинстве 
современных установок АВТ имеются управляющие ЭВМ, в 
память которых поступает вся текущая информация от первич- 
ных измерительных приборов, и с этой информацией ЭВМ ра- 
ботает обычно в двух режимах - в режиме советчика и в режиме 
оптимизации процесса. В первом случае обработанная инфор- 
мация выдается периодически или по вызову оператора на дис- 
плей (или печатается) и оператор на основе ее принимает субъ- 
ективное решение по корректировке режима в область его оп- 
тимизации. 

В режиме оптимизации ЭВМ работает реже, и то не по всей 
АВТ в целом, а по отдельным ее технологическим блокам 
(ЭЛОУ, блок печей и др.). Это связано с тем, что для оптималь- 
ного управления необходима математическая модель процесса и 
на ее основе - алгоритм управления. Сложность же математиче- 
ского описания тепловых, гидромеханических и массообменных 
процессов, составляющих основу технологии первичной пере- 
гонки нефти, не позволяет в большинстве случаев разработать 
такой комплексный алгоритм. 

Особое место в контроле работы АВТ занимает аналитиче- 
ский контроль качественных показателей сырья и конечных 
продуктов. Кроме анализаторов качества в потоках, о которых 
было упомянуто выше и которые используются в целях регули- 
рования и стабилизации качественных показателей во времени, 
существует система периодического лабораторного контроля 
этих показателей. Он используется как для целей управления 
технологией (ее корректировки), так и для окончательной пас- 
портизации конечных продуктов переработки нефти на АВТ. 

Ниже кратко приводится перечень и назначение основных 
анализов лабораторного контроля сырья и конечных продуктов. 

Нефть, поступающая из сырьевого парка, анализируется один 
раз в сутки или по каждому резервуару, если в течение суток 
нефть берется из нескольких резервуаров. Для анализа берут 
среднюю по высоте резервуара пробу нефти и в ней определяют: 

содержание воды и минеральных солей; 
содержание растворенного газа; 
фракционный состав. 
Последний обычно определяют по ГОСТ 2177-81 до 300 °C, 

однако с разработкой методики определение состава нефти до 
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560 — 580 °C в аппарате АРТ (см. гл. 2) появилась возможность 
более точного оперативного контроля за составом нефти в ши- 
роком интервале температур ее кипения и соответственно кон- 
троля потенциального содержания в ней суммы светлых дистил- 
JIATOB. 

Кроме анализа нефти в резервуарах не менее одного раза в 
сутки контролируется содержание воды и минеральных солей в 
нефти на выходе из последнего электродегидратора блока 
ЭЛОУ. 

Углеводородный газ на АВТ получают как низкого давления 
(П на рис. 8.11), так и высокого давления в стабилизационной 
колонне /11. В обоих случаях газ получают в результате физи- 
ческой стабилизации бензина IT или сжиженного газа, и поэто- 
му четкость его выделения невысока. Если на установке нет 
поточного хроматографа для определения углеводородного со- 
става этих газов, а также сжиженного газа ЛИ, то анализ их со- 
става выполняют периодически в лаборатории. 

Бензиновые фракции с блока вторичной перегонки бензина 
анализируют в лаборатории с установленной технологическим 
регламентом периодичностью, определяя при этом плотность, 
фракционный состав по ГОСТ 2177-81 и, в некоторых случа- 
ях, — групповой химический состав. 

Керосиновая фракция Х в зависимости от качества перераба- 
тываемой нефти может вырабатываться как топливо TC-1, как 
осветительный керосин или как арктическое дизельное топливо. 

В каждом из этих случаев текущий лабораторный контроль 
показателей качества будет включать свой набор показателей, 
регламентируемых стандартами на вышеуказанные нефтепро- 
дукты. Так, для топлива TC-1 это плотность, фракционный со- 
став и кинематическая вязкость. Для керосина осветительного — 
это плотность, выход фракций до 270 °С и температура перегон- 
ки 98%(06.), высота некоптящего пламени. Для арктического 
дизельного топлива - это плотность, температура выкипания 50 
и 96%(06.), кинематическая вязкость, температуры вспышки и 
застывания. Поскольку все эти нефтепродукты получают на АВТ 
как товарные, то по заполнении ими резервуаров в товарном 
парке на определенную партию должен быть составлен паспорт 
качества. Для этого в лаборатории отбирают среднюю для дан- 
ной партии нефтепродукта пробу и проводят ее анализ в полном 
объеме показателей, регламентированных соответствующими 
стандартами (ГОСТ 10227-88 для ТС-1, ГОСТ 305-82 для ди- 
зельного топлива и ОСТ 38.01407-86 для осветительного керо- 
сина). 

Дизельное топливо (Х/ на рис. 8.11) также в зависимости от 
качества нефти и варианта получаемого керосина, о котором 

424



сказано выше, может быть либо товарным топливом, либо KOM- 
понентом одной из марок товарного дизельного топлива. В лю- 
бом случае текущий лабораторный контроль ведут по показате- 
лям, указанным выше для арктического топлива, а полный ана- 
лиз для паспорта производят в случае, если топливо на АВТ 
вырабатывается товарным. 

Вакуумный газойль (XV/) является промежуточным продук- 
том: после АВТ он подвергается очистке и служит исходным 
сырьем установок каталитического крекинга. В связи с этим 
контроль качества этого дистиллята ведут по тем показателям, 
которые определены требованиями к сырью процесса каталити- 
ческого крекинга. К этим показателям относятся плотность, 
содержание серы, содержание смол, коксуемость, содержание 
азота. В некоторых случаях контролируют фракционный состав 
по содержанию фракций до 350 °С и по температуре конца ки- 
пения. Анализы обычно проводят для наработанной партии ва- 

куумного газойля, сдаваемой (на этом же заводе или отправляе- 
мой на другой завод) на установку каталитического крекинга. 

В тех случаях, когда нефть перерабатывается по масляному 
варианту и вместо широкой фракции газойля 350 - 500 °С в 
вакуумной колонне получают 2 масляных дистиллята, перечень 
анализов их качества несколько иной - плотность, вязкость, 
содержание серы, температура застывания, содержание парафина. 

Гудрон может быть использован для разных целей, например 
как готовый битум (если нефть позволяет получать такой про- 
дукт), как сырье для получения нефтяного кокса, как компо- 
нент котельных или печных топлив и, наконец, как исходный 
продукт для получения остаточного базового масла. В каждом из 
перечисленных случаев направления переработки гудрона опре- 
деляют соответствующий набор показателей его качества. 

Глава 9 

ВТОРИЧНАЯ ПЕРЕГОНКА, ОЧИСТКА 
И ОБЛАГОРАЖИВАНИЕ ДИСТИЛЛЯТОВ АВТ 

Дистилляты, вырабатываемые из нефти на установках АВТ 
(кроме топлива ТС-1 или осветительного керосина), подвергают 

обычно дальнейшей переработке. Она может заключаться в их 
повторной (вторичной) перегонке с целью разделения на более 
узкие фракции, очистке от вредных примесей или нежелатель- 
ных групп углеводородов либо в облагораживании химического 
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состава с целью придания дистиллятам определенных свойств 
или получения новых, отличных по химическому составу неф- 
тепродуктов. 

Ha рис. 9.1 схематично показаны направления очистки, 
облагораживания и глубокой переработки дистиллятов АВТ, 
дающие представления о переработке этих дистиллятов в ко- 
нечные продукты. Пунктирными линиями здесь указаны воз- 
можные варианты получаемых на АВТ дистиллятов и их перера- 
ботки, зависящие от качества перерабатываемой нефти (мало- 
сернистая или сернистая, легкая или тяжелая. парафинистая 
или высокоароматизованная и т. д.). 

В настоящей главе даны краткие сведения о всех этих про- 
цессах и общее, но полное представление о месте АВТ в общей 
технологической схеме нефтеперерабатывающего завода. Рас- 
смотрены три группы процессов - вторичная перегонка дистил- 
лятов, их очистка и облагораживание химического состава тер- 
мокаталитическими методами. 

9.1. ВТОРИЧНАЯ ПЕРЕГОНКА ДИСТИЛЛЯТОВ 

9.1.1. Вторичная перегонка бензина 

Бензин, получаемый непосредственно из нефти на АВТ, имеет 
два существенных недостатка: он нестабилен, т.е. содержит 
много легких углеводородов до бутанов, и по своему хими- 
ческому составу не отвечает требованиям к товарным бензинам 
(главным образом по октановому числу). Поэтому его подверга- 
ют стабилизации и разделяют на фракции, из которых в после- 
дующем получают требуемый компонент товарных бензинов. 

Стабилизацию бензина осуществляют непосредственно на 
АВТ, как это было показано в гл. 8 (см. рис. 8.11). Ректифика- 
ционная колонна стабилизации бензина (рис. 9.2) имеет не- 
большой диаметр (1,2-1,6 м), причем та часть колонны, которая 
расположена над вводом сырья, имеет иногда диаметр меньше, 
чем отгонная ее часть, так как количество паровой фазы значи- 
тельно меньше, чем жидкой. Число тарелок в такой колонне - 
35-40. Нестабильный бензин до поступления в колонну нагре- 
вают в теплообменниках до 80-85 °С. При давлении в колонне 
0,6-0,7 МПа температура паров наверху - около 60 °С, а внизу - 
130-140 °С. Тепло внизу колонны подводится через ребойлер, 
где в качестве теплоносителя используют водяной пар или один 
из горячих потоков АВТ (например, циркуляционное орошение 
атмосферной колонны). 

Верхним продуктом является в этой колонне газовая головка 
бензина - углеводороды С!-С4 в количестве 3,5-4% (мас.) от 
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IZ Рис. 9.2. Схема стабилизации бензина на АВТ: 
I - колонна стабилизации; 2 - ребойлер, J - тепло- 

обменник, /и /И- нестабильный и стабильный бензины; 
I] - углеводородный “сухой” газ; /// - сжиженный газ; Г 
— водяной пар 

J исходного нестабильного бензина, при- 
1—@-— чем небольшую часть этой головки от- 

ws, бирают в виде несконденсированного 
сухого газа С!-Сь, а остальную - в виде 
сжиженного газа C3-Cy, с небольшой 
примесью пентанов. 

7 Остаточным продуктом колонны 
И стабилизации является стабильный бен- 

зин, в котором отсутствуют углеводоро- 
ды C,;-C3 и сведено к минимуму содержание бутанов. 

Вторичная перегонка бензина после его стабилизации пред- 
назначена для получения узких фракций, служащих сырьем для 
установок каталитического риформинга (ароматизации). 

Существует два типа установок каталитического риформин- 
га - для получения высокооктанового бензина и для получения 
чистых ароматических углеводородов — бензола, толуола и кси- 
ЛОЛОВ. 

При вторичной перегонке бензина для первого из этих двух 
типов установок риформинга от него отгоняют легкую фракцию 
до 85 °С, а широкую бензиновую фракцию 85-180 °C (или 85- 
160 °С) направляют на риформинг. 

Блок вторичной перегонки стабильного бензина в одной рек- 
тификационной колонне на две такие фракции был приведен на 
рис. 8.11. Существуют также отдельные установки с двумя ко- 
лоннами (рис. 9.3), где головная фракция еще разделяется на 
две фракции - H. к. - 62 °С, направляемую далее на изомериза- 
цию, и фракцию 62-85 °С, используемую как растворитель 
(петролейный эфир). 

Для установок каталитического риформинга, предназначен- 
ных для получения ароматических углеводородов, бензин разде- 
ляют на более узкие фракции (концентраты углеводородов Сб, 

С7 и Cg), имеющие пределы кипения 85-120, 120-140 и 140- 
180 °С. 

Схема установки вторичной перегонки бензина для получе- 
ния таких фракций показана на рис. 9.4. В начальной своей 
части она аналогична схеме на рис. 9.3, но включает еще одну 
колонну для получения из широкой фракции 85-180 °С указан- 
ных выше узких фракций. Технологические показатели работы 
колонн вторичной перегонки бензина одной из промышленных 
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Рис. 9.3. Схема  двухступенчатой 
вторичной перегонки бензина: 

1, 4- ректификационные колонны; 2 ~ 
ребойлеры; 3 - теплообменники; / - ста- 
бильный бензин; // - углеводородный газ; 
Ш - головка бензина 30-85 °С; IV - фр. 
30-62 °С; V - фр 62-85 °С; И - фр. 85- 
180 °C 

Рис. 9.4. Схема З-ступенчатой вто- 
ричной перегонки бензина: 

1, 2, 3 - ректификационные колонны; 

4 - стриппинг; 5 - ребойлеры; б - печь; 7- a 
теплообменники; ИИ - фр 85-120 °C, VIII 
- фр. 120-140 °С; 1X - фр. 140-180 °C. 2 
Остальные обозначения - CM. рис. 9.3 2 и У 

ay 
Ш р: УП 

' 2 | 
д ‘ot 3-1 4 

OH И 
7 | 

установок (индекс 22-4), работающих по такой схеме, приведена 
ниже: 

1]
 

Показатель Колонны 
1 

Давление наверху, МПа 0,3 0,2 0,05 
Температура, °С: 

паров наверху 104 78 105 
жидкости внизу 170 122 168 
на входе в стриппинг - - 130 

Выход дистиллятов, % (Mac.) Ha 
исходный бензин А 

фракция н. к. - 62 °С - 10,6 - 
“ 62-85 °С - 14,4 - 
“ 85-120 °С - - 23,2 

120-140 °C - - 17,2 
“ 140-180 °С - - 33,9 

Диаметры колонн - 2,2-3,8 м, число тарелок в колоннах - 
50-60. В последнее время сырьем установок каталитического 
риформинга для получения ароматических соединений также 
стали использовать широкую бензиновую фракцию 85-180 °С, а 
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ректификации в этих случаях подвергают сумму ароматических 
углеводородов Свб-С;, экстрагированных из продуктов реакции. 

Поэтому установки вторичной перегонки бензина, типа пока- 
занной на рис. 9.4, стали использовать реже;и бензин подверга- 

ют перегонке по упрощенной схеме (см. рис. 9.3). 

9.1.2. Вторичная перегонка дизельного топлива 

В начале 70-х годов интенсивно стала развиваться технология 
адсорбционного выделения из дизельных топлив н-алканов С12- 
Cig (жидкий парафин), предназначенных для микробиологичес- 
кого синтеза белкового вещества, а также для производства вы- 
сококачественных моющих средств. Такая технология рассчита- 
на на фракцию 200-320 °С (или более узкую 220-305 °С), для 
получения которой дизельное топливо потребовалось подвергать 
вторичной перегонке 

Установки вторичной перегонки дизельного топлива постро- 
ены в СНГ на всех нефтезаводах, где имеются установки ад- 
сорбционного выделения жидкого парафина методом “Парекс” 
(всего 12 заводов). 

Все они представляют собой одну ректификационную колон- 
ну со стриппингом (рис. 9.5), что позволяет разделить дизельное 
топливо на легкую головную фракцию до 200 °С, основную це- 
левую фракцию (200-320 °С) и остаток, кипящий выше 320 °С. 

Подробные данные о работе большинства таких промышлен- 
ных установок приведены в [24], а в табл. 9.1 и 9.2 даны про- 
ектные показатели их работы и качества продуктов, а также 
фактические показатели по двум заводам. 

Видно, что для разделения ди- 
зельного топлива на указанные 

- м три фракции его приходится на- 
гревать в печи до 300-320 °С и 
испарять при этом на 60-75% 
(мас.) в зависимости от фракци- 
онного состава. Проектом пред- 

да 2 усматривался ВЫХОД целевой 
фракции 78%, однако фактиче- 

Ш Puc 95 Схема вторичной перегонки 
I дизельного топлива в одной колонне 

J ley ] - ректификационная колонна. 2 - стрип- 
4 пинг, 3 - емкость, 4— печь, /- исходное дизель- 

7 ное топливо 180-360 °C, /- фр 180-200 °C, II, 
=> IV - легкий и тяжелый компоненты целевой 

фракции, Г - целевая фр 200-315 °С, VI - 
И остаток выше 315 °C, И - водяной nap, VII) - 

ВЦ 
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Тоблица 9.1. Технологический режим работьз установки 

Показатели Проект Фактические показатели 

Мозырский НПЗ | Сызранский НПЗ 

Температура, °С: 
дизельного топлива на входе 300 316 321 
в колонну 
паров на верху колонны 195 120 115 
выхода легкого компонента 216 245 231 
целевой фракции из колонны 
выхода тяжелого компонента 264 290 274 
целевой фракции из колонны 
внизу колонны 272 292 257 

Давление наверху колонны, кПа 115 125 103 
Выход продуктов, % (мас.) от 
исходного дизельного топлива: 

головной фракции 4,4 2,6 9,5 
легкого компонента 50,0 45,0 } 49 5 
тяжелого компонента 28,1 24,3 , 
остатка перегонки 17,5 28,1 41,0 

Количество водяного пара, % на 
сырье колонны: 

вниз колонны 1,6 _ 0,7 
в стриппинг 0,3 0,2 0,2 

Число тарелок (клапанные пря- 

моточные): 
в укрепляющей части 30 41* 25°* 
в отгонной части 6 6 5 
в стриппинге 5 7 6 

*Диаметр колонны 5,5 м (отгонная часть - 2,2 м); 

**Диаметр колонны 3,6 м (отгонная часть 2,0 м). 

ский отбор ее оказался ниже (69,3 и 49.5%), поскольку фактиче- 
ски перегоняемое дизельное топливо отличалось по составу от 
проектного. 

Пределы выкипания целевой фракции (табл. 9.2) во всех слу- 
чаях были примерно одинаковыми и не выходили за границы 
200-318 °С. Различным был химический состав дизельных топ- 
лив и соответственно конечных продуктов по содержанию н- 
алканов (определяющих выход жидкого парафина) и ароматиче- 
ских углеводородов. 

Поскольку содержание серы в целевой фракции высоко (0,86 
и 0,7%), перед процессом “Парекс” во всех случаях предусмат- 
ривается очистка от серы до 0,01%. 

Для того чтобы придать схеме перегонки дизельного топлива 
большую гибкость и обеспечить более полный отбор от потен- 
циала целевой фракции, была предложена схема двухколонной 

установки [89], показанная на рис. 9.6. По этой схеме основная 
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Рис. 9.6. Схема двухколонной вторичной перегонки дизельного топлива: 
]- основная колонна; 2 - отгонная колонна; J - вакуумный испаритель; 4 - печь; 5 - 

эжектор; /// - горячая струя; LX - фр. выше 300 °С. Остальные обозначения - см. рис. 9.5 

колонна со стриппингом аналогична изображенной на рис. 9.5, 
за исключением того, что оба компонента целевой фракции 
направляются в один общий стриппинг, но на разные тарелки. 
Остаток основной колонны в этом случае направляется в ваку- 
умный испаритель, где сверху отбирается тяжелый компонент 
целевой фракции, который нагревается в печи и подается в низ 
стриппинга в качестве дополнительного источника тепла для 
отпарки легкокипящих фракций. 

Ниже приведены расчетные показатели работы двухколонной 
установки вторичной перегонки дизельного топлива: 

Показатель Основная Отгонная Вакуумный 
колонна колонна (стриппинг) испаритель 

Давление, кПа 110 114 13 
Температура, °С: 

паров на верху колонны 115 231 90 
сырья на входе в колонну 320 229/281* 266 
внизу колонны 317 242 281 
выхода тяжелого компонента 
целевой фракции (ВЦО) - - 220 
входа тяжелого компонента 
целевой фракции в стриппинг - 300 - 

Количество, % от исходного 
дизельного топлива: 

головной фракции |] 3,5 - _ 
остатка основной колонны /И 46,5 - - 
тяжелого компонента V - - 19,5 
целевой фракции /// - 69,5 
остатка вакуумного испарителя VI _ - 27 

Число тарелок** 40/0 8/8 25/8 

*Верхний и нижний потоки. . 
**Числитель - общее число в колонне, знаменатель - в том числе в отгонной части. 
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9.2. ОЧИСТКА ДИСТИЛЛЯТОВ 

9.2.1. Щелочная и кислотная очистки 

Очистка прямогонных нефтяных дистиллятов раствором щелочи 
(щелочная очистка) позволяет удалить из них кислые органиче- 
ские соединения (нафтеновые кислоты, фенолы), легкие сер- 
нистые соединения (сероводород, низшие меркаптаны), а также 
остатки серной кислоты, если перед этим дистиллят подвергался 
кислотной очистке. Очистка осуществляется смешением нефте- 
продукта с 15-20%-м водным раствором гидроксида натрия 
(едкого натра), за счет химического взаимодействия которого с 
указанными выше нежелательными примесями последние ней- 
трализуются: 

R—COOH + NaOH -› R—COONa + Н_0; 
R—SH + NaOH -› R—SNa + НО; 
H,SO, + 2NaOH > NaySO, + 2Н.О. 

Принципиальная схема очистки щелочным раствором приве- 

дена на рис. 9.7. 

Очистка включает три ступени На первой ступени в смесителе 2 интенсив- 
но перемешиваются нефтепродукт и водный раствор шелочи В результате 
контакта протекают указанные выше реакции нейтрализации, затем эта смесь! 
отстаивается в отстойнике 3. Раствор шелочи насосом возвращается вновь в! 
смеситель 2, а нефтепродукт выходит сверху отстойника и смешивается со 
свежей водой, с тем чтобы отмыть от него остатки щелочи, унесенной из OT- | 
стойника 3. В следующем отстойнике 5 вода, загрязненная отмытой щелочью, | 

уходит снизу в систему очистки сточных вод, а нефтепродукт поступает в элек- 
троводоотделитель 6, назначение которого - глубокое удаление эмульгирован- 
ной воды, вынесенной из отстойника 5 (т. е глубокая осушка нефтепродухта) 

Как следует из приведенных выше реакций, нейтрализация 
примесей сопровождается образованием воды, и за счет этого 
раствор щелочи постепенно снижает свою концентрацию 
(“‘разбавляется”). Поэтому щелочной раствор в системе перио- 
дически заменяют. 

ЦЩелочной очистке подвергают обычно сжиженные нефтяные 
газы (пропан-бутан-пентаны) и светлые дистилляты (бензин, 

керосины и дизельные топлива). 
Расход щелочи [в % (мас.)] на очистку этих продуктов со- 

ставляет (в зависимости от состава и количества в них приме- 
сей): | 

сжиженные газы - 0,1-1,0; 
керосин осветительный - 0,01-0,05; 
дизельное топливо - 0,01-0,05. 
Процесс щелочной очистки технологически очень прост, но 

обладает двумя существенными недостатками: достигаемая глу- 
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Рис. 9.7. Схема щелочной очистки топлив: 
1] - насос: 2- смесители; 3 - щелочной отстойник; 4 - щелочной насос; 5 - водный от- 

стойник; 6 - электроразделитель; / и И- исходное и очищенное топливо; // - щелочь; /1/, 
ГИ - свежая и отработанная вода 

бина очистки обычно невелика (особенно по меркаптанам), и в 
процессе образуется загрязненный щелочью водный сток, 
очистка которого представляет непростую задачу. 

Очистка нефтепродуктов серной кислотой (сернокислотная 
очистка) обычно используется для того, чтобы удалить из них 
определенное количество ароматических углеводородов и довес- 
ти их содержание до норм, регламентированных стандартами на 
товарный нефтепродукт. К таким нефтепродуктам, в которых 
ограничивается содержание ароматических углеводородов, отно- 
сятся осветительные керосины, бензины-растворители и жидкий 
парафин. 

Удаление ароматических углеводородов происходит за счет 
их сульфирования: 

C7Hg + H»SO,4 > C7H7HSO; + НО. 

Реакция также сопровождается образованием молекулы воды, 
т.е. “раскислением” используемой кислоты и переходом в кис- 
лоту части органического вещества (сульфированных ароматиче- 
ских соединений). Это ведет к быстрой отработке кислоты и 
также требует периодической ее замены. В зависимости от того, 
какой нефтепродукт очишается и до какой глубины (по содер- 
жанию остающейся “ароматики”), используют кислоту от 92 до 
98% или олеум. Расход кислоты [в % (мас.)] при очистке состав- 
ляет: 

осветительный керосин - 0,03-0,06; 
бензин-растворитель - 9-15; 
жидкий парафин - 7,5-15. 

9.2.2. Демеркаптанизация 

Меркаптаны относятся к наиболее коррозионно-активным се- 

роорганическим соединениям, обладают очень сильным и не- 

приятным запахом и токсичны. Поэтому во всех светлых нефте- 

продуктах, где они могут содержаться, устанавливается строго 
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Рис. 9 8. Схема процесса “Мерокс” 
] —- колонна защелачивания; 2 - экстракционная колонна; 3 - щелочной отстойник; 4 - 

окислительные колонны, 5 - газосепараторы, 6 - отстойники; Ги VIII - исходное и очи- 
щенное топливо; //и /// - свежая и циркулирующая щелочь, /Ки /Х - регенерированные и 
циркулирующие растворы “мерокс”, Г - смесь топлива со щелочью; Г] - насышенный 
меркаптанами раствор “мерокс”. V// - дисульфиды; Хи Х/ - чистый и отработанный воздух 

ограниченная норма на их содержание [% (мас.)/(мг/кг)]: 
в бытовом коммунальном газе - не более 0,004/40; 
в сжиженном газе - 0,003/30 
в реактивных топливах - 0,001-0,003% (мас.) [для разных 

марок топлив]; 
в дизельном топливе - 0,01% (мас.). 
Учитывая это, большинство светлых дистиллятов подвергают 

очистке от меркаптанов (демеркаптанизации). Сущность такой 
направленной очистки состоит в переводе их в дисульфиды с 
последующим полным или частичным удалением последних. В 
основе образования дисульфидов из меркаптанов лежат сле- 
дующие реакции: 

R—SH + NaOH > RSNa + Н2О; 
2RSNa + 0,50) + Н2О > R—S—S—R + 2NaOH. 

Наибольшее распространение получил процесс с использова- 
нием щелочного раствора катализатора (органических солей 
кобальта), получивший название “Мерокс”. 

Принципиальная схема процесса показана на рис. 9.8. 

Очищаемое сырье вначале подвергается обычному защелачиванию в колон- 
не Г, с тем чтобы удалить из него сероводород и органические кислоты и защи- 

тить от их вредного воздействия катализатор основного процесса. После этого 

сырье в смеси со щелочью смешивается с каталитическим раствором “мерокс” 
(щелочной раствор катализатора) и поступает в экстрактор 2, где из него экс- 
трагируются меркаптаны. Раствор “мерокс” с поглощенными им меркаптанами 
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снизу экстрактора направляется в реактор окисления 4, где воздухом содержа- 
щиеся в нем меркаптаны натрия окисляются до дисульфидов. Затем в сепара- 
торе 5 от этой смеси отделяется воздух, смесь поступает в отстойник 6, сверху 

которого отбираются дисульфиды, а снизу - восстановленный раствор 
“мерокс”, возвращаемый на вход экстрактора 2. 

Смесь сырья с раствором щелочи и извлеченными из него низкомолекуляр- 
ными меркаптанами сверху экстрактора 2 направляется в отстойник щелочи 3, 
щелочь возвращается в колонну защелачивания /, а сырье смешивается еще раз 
с раствором “мерокс” и поступает в реактор 4. В этом реакторе воздухом про- 
изводится окисление оставшихся в сырье высокомолекулярных меркаптанов до 
дисульфидов. Смесь из реактора последовательно проходит сепаратор воздуха 5 
и отстойник раствора “мерокс” 6, после чего очишенное сырье откачивается. 
Дисульфиды, образовавшиеся на этой стадии, от сырья не отделяются и оста- 
ются в сырье, но они, как известно, являются малоагрессивными соединения- 
ми. Ступень доокисления высокомолекулярных меркаптанов используется 
только тогда, когда они содержатся в очищаемом сырье (керосинах и дизель- 
ных топливах). Для легкого сырья (сжиженные газы, бензины-растворители) 
эта ступень не используется, и схема очистки упрощается. Очищенное сырье в 
этом случае отбирается из щелочного отстойника J, подвергаясь только водной 
промывке и осушке. 

Процесс “Мерокс” потребляет на | т очищаемого сырья до 
0,5 м3 химически очищенной воды, 0,04-0,06 кг щелочи и 0,5- 
1,0 г катализатора. Он обеспечивает большую глубину очистки: 
остаточное содержание меркаптанов порядка 0,0005% (мас.) при 
начальном их содержании в сырье даже от 0,2% (мас.). Однако 
при всех достоинствах этого процесса в нем используются ще- 
лочные реагенты и неизбежно образуются щелочные стоки, тре- 
бующие специальной очистки. 

9.2.3. Осушка 

Вода в нефтепродукты на АВТ установке попадает из двух ис- 
точников: за счет контакта их с водяным паром, подаваемым в 
ректификационные колонны и стриппинги, или через неплот- 
ности пароподогревателей (ребойлеров), а также при промывке 
их после щелочной и кислотной очистки. Вода при этом час- 
тично находится в растворенном состоянии, а основное ее ко- 
личество - в виде мелких капель в эмульсии. Растворимость 
воды в нефтепродуктах зависит от их химического состава и 
температуры, для некоторых из них эта зависимость показана на 
рис. 9.9. 

Видно, что чем легче (по молекулярной массе) нефтепродукт, 
т. е. ниже его температура кипения, тем, при той же температу- 
ре среды, больше в нем растворяется воды. Так, при обычной 
температуре 25-30 °С в бензоле растворяется около 0,06% (мас.) 
воды, а в тяжелом керосине — 0,005% (мас.), т. е. в 10 раз меныше. 

Количество эмульгированной воды обычно превышает коли- 
чество растворенной в несколько раз и достигает иногда 0,8- 
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Рис. 9.9. Растворимость воды в нефтепродуктах при различных температурах: 
1 - бензол; 2 - толуол; 3 - бензин; 4, 5, 6 - авиационные керосины плотностью 750, 800, 

830 кг/м3, 7, 8 - легкий и тяжелый керосины со средней мольной массой 150 и 170 

1,0% (мас.). При этом для данной части воды имеет место об- 
ратная зависимость - чем выше молекулярная масса нефтепро- 
дукта и больше в нем смолистых веществ, тем больше воды мо- 
жет находиться в нем в виде эмульсии и тем более стойкой ока- 
зывается эмульсия. 

Задачей осушки жидких нефтепродуктов, полученных на 
АВТ, является удаление именно взвешенной в нем (эмуль- 
гированной) воды, поскольку растворенная вода методами от- 
стоя не может быть удалена. 

Осушку нефтепродуктов от влаги осуществляют методами ес- 
тественного или интенсифицированного отстоя. В первом слу- 
чае отстой производится в резервуарах готовой продукции, куда 
поступает соответствующий дистиллят с АВТ. Большая вмести- 
мость этих резервуаров (1000-5000 м3) и длительное время на- 
хождения нефтепродукта в них до отгрузки (10-50 ч) позволяют 
каплям эмульгированной воды осесть на дно резервуара, откуда 
она периодически дренируется в системы очистки сточных вод. 

При интенсифицированном отстое используют специальные 
аппараты — электроразделители (поз. 6 на рис. 9.7), в которых, 
так же как и в электродегидраторах ЭЛОУ, имеются высоко- 
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вольтные электроды. между которыми проходит обводненный 
нефтепродукт. В поле высокого напряжения происходит интен- 
сивная коалесценция капель воды и их быстрое оседание на дно 
аппарата. Осушка при этом достаточно глубокая - содержание 
остаточной влаги составляет 0,05-0,10% (мас.), т. е. близко к 
растворимости. Это позволяет практически исключить попада- 
ние воды в товарные резервуары и предохранить их от коррозии. 
Пропускная способность таких электроразделителей - до 5 объе-. 
мов нефтепродукта на | объем активной зоны аппарата в час. 

Глубина осушки, достигаемая даже при почти полном отде- 
лении взвешенной в нефтепродукте влаги, часто оказывается 
недостаточной, и требуется удаление значительной части рас- 
творенной влаги, что определяется вредным влиянием влаги при 
последующих технологических переработках нефтепродуктов. 
Так, при каталитическом риформинге фракции 85-180 °С бен- 
зина допустимое для платиновых катализаторов риформинга 
содержание влаги в бензине составляет не более 1,5-2,0 мг/кг 
(0,00015%). Жестко ограничивается влажность сжиженных угле- 
водородных газов, подлежащих перекачке и хранению, а также 
при использовании их для синтеза алкилбензинов, где влага 
раскисляет катализатор. 

В таких случаях для глубокой (ниже растворимости) осушки 
жидких углеводородных продуктов используют адсорбцию влаги 
цеолитами или удаляют ее при гидроочистке. Процесс поглоще- 
ния влаги осуществляется в жидкой фазе при температуре 30- 
50 °С в адсорбере с неподвижным слоем цеолита. После насы- 
щения цеолита влагой аппарат отключают и на адсорбцию под- 
ключают другой - с предварительно регенерированным цеоли- 
том. Из первого аппарата тем временем спускают жидкость, 
высушивают в нем цеолит и повышают температуру до 200- 
250 °С - температуры регенерации. При начальном содержании 
влаги в сырье около 300-400 мг/кг [0,03-0,04% (мас.)] в осушен- 
ном на цеолите продукте остается влаги 10-30 мг/кг [0.0010- 
0,0030% (мас.)]. 

9.2.4. Гидроочистка 

Наиболее универсальным, эффективным и экологически пред- 
почтительным процессом очистки нефтепродуктов от вредных 
примесей является гидроочистка - процесс селективного гидро- 
генолиза гетероорганических соединений серы, азота, кислорода 
и металлов. 

Гидроочистке может подвергаться любой дистиллят, выде- 
ляемый из нефти, и, как видно из рис. 9.1, такой очистке под- 
вергается значительное число дистиллятов АВТ. 
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Основные реакции гидрогенолиза следующие: 

RSH + H, > ВН+Н)5; 
R—S—R’ + 2H, > ЕН+ЕН +Н)5; 

[ ] + 4H> > С.Нь + Н.5; 

S 

| +5Н, > СНр + МНу; 
<. 

МН 

R—COOH + H, > ВСН + 2H,0. 
Селективность этого процесса связана с тем, что энергия свя- 

зи гетероатома с атомом углерода примерно на 100 кДж/моль 
ниже, чем энергия углерод-водородной связи. При замещении 
гетероатома водородом выделяется соответствующий газ 
(сероводород, аммиак или вода), а при гидрировании металлсо- 
держащих соединений замещаемый водородом металл отклады- 
вается в порах катализатора. 

Катализатором процесса гидроочистки может быть или алю- 
мокобальтмолибденовый (АКМ), или алюмоникельмолибдено- 
вый (АНМ) - смесь основы (оксида алюминия Al,O3) с оксида- 
ми указанных металлов в количествах 8-15% (мас.). 

Процесс проводят при температурах от 280-300 °С (для лег- 
ких дистиллятов) до 360-400 °С для тяжелых при повышенном 
давлении (4-6 МПа) и большом избытке водорода (300- 
700 нм3/м3 сырья). Объемная скорость подачи сырья составляет 
от 1,5 до 6,0 м3/ч на 1 м3 загрузки катализатора (зависит от вида 
сырья, начального и конечного содержания удаляемых приме- 
сей). 

Кроме указанных выше основных реакций гидрогенолиза ге- 
тероорганических соединений, процесс сопровождается (в не- 
большом объеме) побочными реакциями гидрокрекинга, т. е. 
расщепления углеводородов с одновременным гидрированием 
образовавшихся более низкомолекулярных фрагментов. Поэтому 
кроме основного гидроочищенного продукта в процессе гидро- 
очистки получаются более легкие продукты гидрокрекинга. 

Принципиальная схема процесса гидроочистки приведена на 
рис. 9.10. 

Очищаемое сырье (например, вакуумный газойль 350-500 °С) смещивается 
с циркулирующим водородсодержащим газом V// [содержание водорода 80-85% 
(об.)], нагревается в печи до 360-380 °C, после чего поступает в реактор 2, за- 

440



J 

Рис. 9.10. Принципиальная схема гидроочистки: 
] - печь; 2 - реактор; 3 - сепаратор высокого давления, 4 - колонна; 5 - блок очистки 

BCI; б - циркуляционный компрессор, [, V - исходный и очищенный дистилляты; И - 
углеводородный газ; ///- бензин; /V - фр 180-350 °C (при очистке вакуумного газойля); VI, 
ИИ, VII] - отдуваемый, циркулирующий и свежий BCT, /X - сероводород 

полненный катализатором. Выходящие из реактора продукты реакции охлаж- 
даются и конденсируются, проходят систему сепараторов 3, где от них отде- 
ляется водородсодержащий газ, а жидкие продукты вновь нагреваются и посту- 
пают в ректификационную колонну стабилизации‘ 4. В последней отделяются 
легкие фракции (кипящие при температуре ниже 350 °C), образовавшиеся в 
результате реакций гидрокрекинга, — углеводородный газ //, бензин ИГ и ди- 
зельная фракция /У. Водородсодержащий газ после сепарации проходит блок 
моноэтаноламиновой очистки от сероводорода и компрессором вновь направ- 
ляется на смешение с сырьем. Для того чтобы поддержать в нем высокую кон- 
центрацию водорода, часть водородсодержащего газа после очистки от серы 
отдувается из системы V/ и соответственно добавляется свежий ИП/. Выход 
гидроочищенного продукта Г составляет от 96-97% (мас.) от исходного сырья 
(при гидроочистке бензина перед его каталитическим риформингом) до 85-87% 
(мас.) при гидроочистке вакуумного газойля. 

Глубина очистки зависит также от исходного содержания 
примесей в сырье и режима очистки. Так, бензин с начальным 
содержанием серы 0,05-0,10% (мас.) очищается до содержания 
ее порядка 0,0001% (мас.), дизельное топливо - от 0,8-1,4 до 
0,15-0,2% (мас.), а вакуумный газойль - от 1,2-1,8 до 0,2-0,4% 
(Mac.). 

Сера и кислородсодержащие соединения при гидроочистке 
удаляются с наибольшей глубиной (80-99%), азотсодержащие - 
с несколько меньшей (70-90%), а металлы - всего на 30-40%. 

9.3. ОБЛАГОРАЖИВАНИЕ ХИМИЧЕСКОГО СОСТАВА 
И КРЕКИНГ 

Под облагораживанием химического состава дистиллятов АВТ 
далее понимается такое его изменение (физическими или хими- 
ческими процессами), при котором дистиллят улучшает один 
или несколько показателей своих потребительских свойств. Под 
крекингом понимаются процессы глубокого изменения химиче- 
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ского состава дистиллята термическими или термокаталитиче- 
скими процессами, в результате которых образуются новые по 
химическому составу, более ценные для потребительского рынка 
нефтепродукты. К первой группе процессов относятся депара- 
финизация, ароматизация и гидродеароматизация, ко второй — 

каталитический крекинг, гидрокрекинг и термодеструктивные 
процессы (висбрекинг, коксование). 

9.3.1. Депарафинизация 

Депарафинизация - это процесс удаления из дистиллята н- 
алканов с целью понижения температуры его застывания и од- 
новременного получения концентрата н-алканов (парафина). 
Используют этот процесс для депарафинизации фракций ди- 
зельного топлива и масляных дистиллятов. 

Депарафинизация дизельного топлива может осуществляться 
четырьмя способами: 

депарафинизация вымораживанием н-алканов при низких 
температурах из раствора дизельного топлива с селективным 
растворителем (смесь толуола с метилэтилкетоном) с последую- 
щим отделением кристаллов парафина на фильтрах; 

карбамидная депарафинизация с использованием свойства н- 
алканов образовывать твердое комплексное соединение (аддукт), 
который отделяется от массы топлива на фильтрах (или иным 
методом) и затем разлагается на парафин и карбамил; 

адсорбционная депарафинизация за счет использования 
свойств цеолитов типа “А” селективно адсорбировать только н- 
алканы; 

каталитическая депарафинизация с использованием специ- 
альных катализаторов, на которых при высокой температуре 
(300-380 °С) в атмосфере водорода н-алканы селективно подвер- 
гаются крекингу на низкомолекулярные и изомеризуются. 

Таким образом, первые три способа - физические и физико- 
химические, с помощью которых понижается температура за- 
стывания дизельного топлива и выделяется парафин как товар- 
ный продукт, а четвертый способ - химический, позволяющий 
преобразовать н-алканы в более низкозастывающие углеводоро- 
ды, и парафин в этом процессе как продукт не выводится. 

Для дизельных топлив первый и четвертый способы не при- 
меняют и в промышленности используются карбамидный и ад- 
сорбционный способы, а из них наиболее широко - последний. 

Принципиальная схема адсорбционного выделения н-алканов 
из фракции 200-320 °С дизельного топлива методом “Парекс” 
показана на рис. 9.11. 

Как отмечалось выше (см. разд. 9.1.2), для этого процесса из дистиллята 
180-360 °С, получаемого в атмосферной колонне АВТ на установке вторичной 
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Рис. 9.11. Принципиальная схема адсорбционной депарафинизации дизельного 
топлива: 

7, 2- адсорбер (десорбер); 3 - колонна отделения BCT; 4 - колонна десорбции аммиака; 
5, 6- печи; 7- компрессор; 8 - сепаратор; /, /И- исходное и депарафинированное дизель- 
ное топливо; // - BCT; /// - аммиак; И- жидкий парафин; И/- вода на абсорбцию аммиака 

перегонки дизельного топлива, выделяют фракцию 200-320 °С, которую после 
глубокой гидроочистки направляют на адсорбционную депарафинизацию. 

Сущность технологии депарафинизации этим методом состоит в следую- 
щем. Гидроочищенная фракция 200-320 °C / смешивается с водородсодержа- 
щим газом (ВСГ) в соотношении 1:5 по объему, нагревается вначале в тепло- 
обменниках, а затем в печи до 380 °С и поступает в один из адсорберов /и 2, 
заполненных цеолитом CaA (таблетки 3x3 или 4x4). (На рис. 9.11 это адсорбер 
], сплошными линиями показаны действующие в данный момент соединения, 
а пунктиром — недействующие). В адсорбере / н-алканы поглощаются цеоли- 
том, а пары депарафинированной фракции 200-320 °С в смеси с ВСГ конден- 
сируются, охлаждаются и поступают в разделительную колонну 3. Снизу этой 
колонны депарафинизат /V выводится с установки, а в укрепляющей ee части 
ВСГ промывается встречным потоком воды, с тем чтобы поглотить из него 
примеси аммиака, вынесенные из адсорбера после стадии десорбции. Из ко- 
лонны 3 ВСГ компрессором вновь направляется на смешение с сырьем. Одно- 
временно с циклом адсорбции в другом аппарате 2, цеолит которого до этого 
был насышен н-алканами, происходит процесс десорбции н-алканов и соответ- 
ственно восстановления поглотительной способности цеолита. Десорбция осу- 
ществляется при почти той же температуре 300-350 °С аммиаком, который, 
адсорбируясь в порах цеолита, вытесняет из них н-алканы. Кратность аммиака 
4:] по объему. Смесь паров аммиака и н-алканов из десорбера 2 охлаждается, 
сконденсированные пары м-алканов в сепараторе 8 отделяются от аммиака и 
выводятся, а аммиак забирается компрессором и через печь вновь поступает на 
десорбцию. 

Перед аммиачным компрессором в поток аммиака добавляется также амми- 
ак, лесорбируемый из промывной воды в колонне 4. После завершения десорб- 
ции в аппарате 2 и адсорбции в аппарате 7 их функции меняются и они рабо- 
тают по линиям, показанным пунктиром. 

Адсорбция-десорбция в аппаратах [ и 2 протекает под давлением 0,8- 
1,0 МПа. Подача ВСГ в смеси с сырьем на стадии десорбции производится с 
целью подавления коксообразования в активных порах цеолита и удлинения 
его межрегенерационного периода службы. Но даже в этих условиях через 
1000-1200 ч работы цеолит заметно теряет свою адсорбционную емкость из-за 
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коксоотложений, и поэтому его подвергают окислительной регенерации возду- 
XOM. 

Описанный процесс позволяет извлечь до 90-95% н-алканов, 
содержащихся в исходной фракции 200-320 °С, и получить де- 
парафинированное топливо с температурой застывания до ми- 
нус 50 °С и жидкий парафин чистотой по н-алканам 98,5-99,0%. 
Остальные 1|-1,5% - это примеси ароматических (0,2-0,5%) и 
нафтеновых углеводородов, имеющих длинные боковые алкиль- 
ные цепи. Жидкий парафин, полученный описанным процес- 
сом, является наиболее концентрированным по н-алканам, под- 
вергается глубокой очистке олеумом до содержания ароматики 
0,01% (мас.) и используется как исходный продукт для микро- 
биологического синтеза белково-витаминного концентрата 
(БВК). Депарафинированная фракция 200-320 °С используется 
как компонент одной из марок товарных дизельных топлив. 

Депарафинизация масляных дистиллятов (350-480 °С и 420- 

500 °С), а также деасфальтизата гудрона проводится с целью 
удаления из них высокозастывающих алканов С>5-Су, а также 
некоторой части цикланов с длинными боковыми цепями. Это 
позволяет понизить температуру застывания масел от 
+20++45 °С до -10+-40 °С. 

В этом случае из четырех упомянутых выше способов ис- 
пользуются первый и четвертый, т. е. вымораживание и катали- 
тическая депарафинизация. Последний является новым спосо- 
бом и только получает широкое распространение, а метод вы- 
мораживания широко используется в промышленности уже бо- 
лее 60 лет. 

Принципы депарафинизации масляного дистиллята кратко 
описаны в разд. 4.1.3 и применительно к обезмасливанию кон- 
центрата парафина показаны на рис. 4.4. 

9.3.2. Ароматизация 

Процесс ароматизации (каталитического риформинга) использу- 
ется для облагораживания химического состава бензина с целью 
повышения его октанового числа и для получения высококон- 
центрированных ароматических углеводородов Сё-Сз из бензи- 
нов прямой перегонки нефти. 

В основе процесса каталитического риформинга лежат реак- 
ции дегидрирования нафтеновых углеводородов и дегидроцик- 
лизации алканов нормального строения, открытые Н.Д. Зелинс- 
ким с сотр. более 80 лет назад. В результате этих реакций ука- 
занные группы углеводородов преврашаются в ароматические 
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Рис. 9.12. Принципиальная схема каталитического риформинга бензина: 
] - печи; 2 - блок гидроочистки; 3 - реакторный блок; 4 - сепараторы высокого давле- 

ния; 5 - стабилизационная колонна; 6 - дожимной компрессор; 7 - циркуляционный ком- 
прессор BCT; /, И! - исходный и стабильный высокооктановый бензин; //, ///, ГИ - цир- 

кулирующий, товарный и отдуваемый BCT; /V - углеводородный газ; И - сжиженный газ, 
ГИ - сероводород 

структуры с выделением соответствующих количеств свободного 
водорода: 

СеН2 —2t— СеНб + 3H2, СН —em@ > CoHe + 4Н,, 

СНиа —2™—» СН; + ЗН», СН6 —22— СН + 4Н», 

CgHig — "т СзНио + ЗН», CgHig —2™* > CgHjo + 4Н.. 
Для того чтобы процесс шел с минимальным развитием по- 

бочных реакций, сырьем для него служит бензиновая фракция 
85-180 °С, получаемая на установках вторичной перегонки (см. 
разд. 9.1.1). 

Катализатором процесса ароматизации являются нанесенные 
на оксид алюминия металлы УП-УШ группы (платина, палла- 
дий, иридий, рений) в определенном сочетании и общим коли- 
чеством до 0,5-0,6% (мас.), это катализаторы марок КР-106, КР- 
108 идр. 

Принципиальная схема процесса показана на рис. 9.12. 

Ароматизуемый бензин / до основного процесса проходит блок гидроочист- 
ки 2 в среде водородсодержащего газа (BCI), где содержание серы и азота в 
бензине снижается до | мг/кг и 0,5 мг/кг соответственно (сера и азот являются 
сильными дезактиваторами катализатора). После блока гидроочистки бензин 
смешивается с циркулирующим ВСГ (1000-1500 нм3/м3 сырья), эта смесь на- 
гревается в печи до 500-510 °С и поступает в реакторный блок, давление в 
котором порядка 1,0-1,5 МПа. Обычно этот блок включает 3 секции с катали- 
затором, между которыми продукты реакции дополнительно нагреваются, так 
как реакция дегидрирования идет с большим поглощением тепла. 

На выходе из блока реакторов продукты реакции охлаждаются до 30-40 °С 
и в сепараторе низкого давления 4 от них отделяется ВСГ с примесью легких 
углеводородов. Этот газ дожимным компрессором сжимается до 2,0-2,5 МПа, 
еще раз охлаждается и в сепараторе высокого давления от него отделяются 
легкие углеводороды С›-С.. После этого сепаратора балансовое количество 
BCI [4-6% (мас.)] с концентрацией водорода 80-90% (06.) выводится как то- 
варный продукт ///, а остальное количество циркуляционным компрессором 7 

v 
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подается Ha смешение с сырьем и Ha блок гидроочистки. Сконденсированные 
жидкие продукты реакции после подогрева поступают в колонну стабилизацин 
5, где от них отделяются углеводородный газ [7-10% (мас.)] и сжиженная го- 
ловка стабилизации [5-6% (мас.)]. 

Стабильный бензин И/ в количестве 77-82% (мас.) от исходной фракции 
85-180 °С за счет повышения количества в нем ароматических углеводородов 
имеет октановое число исследовательским методом порядка 93-96 и служит 
основным компонентом высокооктановых автомобильных бензинов. 

В другом варианте установки каталитического риформинга стабильный 
концентрат ароматики V/ подвергается дальнейшему разделению по хими- 
ческому составу. Для этого используют процесс экстракционного разделения 
(см. разд. 4.2.1 и рис. 4.9) с использованием в качестве селективного поглотите- 
ля диэтиленгликоля. Выделенная экстракцией сумма ароматических углеводо- 
родов Сб-С; (30-40%) затем в серии ректификационных колонн разделяется на 
индивидуальные - бензол (5-7%), толуол (10-15%) и ксилолы с этилбензолом 
(15-18%). Ксилолы, в свою очередь, затем разделяются на изомеры (лара-, 
орто- и мета-ксилол) и этилбензол. Эти мономеры затем используют в разно- 
образных нефтехимических синтезах пластмасс, красителей, каучуков и др. 

Деароматизованный рафинат в количестве 60-70% от стабильного бензина 
И практически не содержит ароматики (ОЧ, = 45-50), состоит в основном из 
изоалканов и н-алканов и идет на получение различных растворителей. 

9.3.3. Гидродеароматизация 

Гидродеароматизация как процесс облагораживания использует- 
ся только для дистиллята реактивного топлива. Сущность его 
состоит в гидрировании (насыщении водородом) ароматических 
углеводородов с целью снижения нагарообразования реактивно- 
го топлива и повышения его энергетических показателей. 
Обычно насыщается часть ароматических углеводородов. На- 
пример, при получении топлива РТ их количество снижается от 
20-22 до 15-16% и соответственно увеличивается количество 
нафтенов. 

Технологическая схема процесса гидродеароматизации анало- 
гична гидроочистке (см. рис. 9.10) и отличается только катали- 
затором и параметрами технологического режима. 

При неглубокой деароматизации, например в случае РТ, ис- 
пользуют невысокое давление 5-6 МПа и алюмоникельмолиб- 
деновый катализатор, проявляющий активность не только при 
удалении серы и азота, но и при гидрировании ароматических 
соединений. 

При глубокой деароматизации до остаточного содержания 
ароматических соединений 5-8% (например, при получении 
топлива Т-6) используют высокое давление 15-20 МПа и плати- 
нананесенные (ГР-3) или вольфрамовые катализаторы. Темпера- 
Тура в реакторе во всех случаях 340-380 °С. 

Выход стабильного гидродеароматизованного топлива состав- 
ляет 96-97% от исходного дистиллята. Одновременно с умень- 
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шением количества ароматических соединений в топливе CHH- 
жается содержание смол (от 6-8 до 2-4 мг/100 мл) и растет при- 
мерно в тех же пределах термостабильность. 

9.3.4. Крекинг 

В том случае, если нефть не перерабатывают по масляному ва- 
рианту, тяжелые дистилляты, получаемые на АВТ, подвергают 
глубокой термокаталитической переработке, при которой при- 
родные углеводороды и другие соединения нефти разрушаются, 
в результате получают вторичные нефтепродукты совершенно 
нового химического состава. 

Из большого числа технологических процессов, которые ис- 
пользуются для этих целей, рассмотрим три - каталитический 
крекинг, гидрокрекинг и термодеструктивные процессы. 

Каталитический крекинг — один из самых распространенных 
процессов вторичной переработки дистиллятов нефти, впервые 
реализованный в промышленности в начале 1940-х годов. 

В настоящее время объем каталитического крекинга в разных 
странах составляет от 10 до 30% от объема перерабатываемой 
нефти. Сырьем его является широкая фракция вакуумного га- 
зойля 350-500 °С, предварительно очищенная от вредных для 
катализатора примесей - серы, азота и металлов. Успехи в соз- 
дании новых типов катализаторов крекинга позволили в по- 
следние годы перерабатывать не только вакуумный газойль, но 
и его смеси с мазутом [до 20% (Mac.)] и даже только мазут (см. 
рис. 9.1). 

Катализаторы процесса каталитического крекинга - это алю- 
мосиликаты, содержащие до 15-20% цеолита типа У или его 
модификаций. Внешне представляют собой порошок из мик- 
росферических частиц диаметром от 0,05 до 0,1 мм. 

Химизм этого процесса очень сложен и, вероятно, для каж- 
дого вида сырья индивидуален. В целом же в присутствии ука- 
занного катализатора по карбоний-ионному механизму проис- 
ходят расщепление (крекинг) парафиновых и олефиновых угле- 
водородов, деалкилирование цикланов (с отрывом или крекин- 
гом алкильных групп) и целый ряд вторичных превращений 
фрагментов перечисленных первичных реакций (изомеризация, 
перенос водорода, диспропорционирование олефинов, конден- 
сация ароматических колец и др.). В результате этих реакций в 
условиях дефицита водорода (водород извне не подводится) и 
вывода из процесса некоторого количества углерода (в виде 
кокса на катализаторе) получаются продукты, химический со- 
став которых придает им ценные товарные свойства. 
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Рис. 9.13. Принципиальная схема каталитического крекинга: 
] - реактор; 3 - регенератор; 3 - коллекторы циркулирующего катализатора, 4 - ректи- 

фикационная колонна: 5 - парогенератор; 6 - электрофильтр; / - гидроочищенный вакуум- 
ный газойль; //- продукты реакции; /// -углеводородный газ; /V ~ бензин; V, VI, ГИ - фр. 
180-350 °C, 350-420 °C и выше 420 °C: ИШ/ - циркуляционное орошение; LX, Х - циркули- 
рующий и свежий катализатор; Х/ - воздух, X//, XIV - запыленный и очищенный дымовой 
газ; Х/// - водяной пар 

Принцип технологического процесса каталитического кре- 
кинга иллюстрирует рис. 9.13. 

Реактор этого процесса представляет собой вертикальную трубу диаметром 
1,0-1,4 м, высотой 25-30 м, снизу которой вводится поток разогретого в реге- 
нераторе до 600-650 °С катализатора и поток крекируемого сырья, нагретого 
предварительно до 250-300 °С. 

В восходящем потоке при средней температуре в реакторе 500-520 °С в те- 
чение 1-3 с протекают все реакции превращения сырья и в верхнем расшире- 
нии над реактором (сепарационная зона) продукты реакции отделяются от 
катализатора и направляются в ректификационную колонну. Закоксованный 
катализатор (кокса в его порах обычно содержится около 1%) из сепарацион- 

ной зоны отпаривается водяным паром и перетекает в регенератор (диаметр его 
8-9 м, высота 15-20 м), где происходит выжиг кокса с катализатора и восстано- 

вление его каталитической активности. Выжиг происходит в кипящем слое 
псевдоожиженного кокса воздухом, который подается воздуходувкой в низ 
регенератора. Остаточное содержание кокса на катализаторе, выходящем из 
регенератора, около 0,1% (мас.). Продукты горения кокса (смесь оксида и 
диоксида углерода с азотом) — дымовые газы - из регенератора с температурой 
750-800 °С проходят котел-утилизатор, где их тепло используется для получе- 
ния водяного пара, а затем электрофильтр, где улавливаются унесенные газом 
мелкие частички катализатора. Нагретый до 600-650 °С за счет выжига кокса 
катализатор по наклонной трубе стекает в низ реактора. Таким образом, ката- 
лизатор в процессе непрерывно циркулирует с кратностью 6-8 кг на кг сырья, 
совершая полный цикл за 15-18 мин, из которых в реакторе он пребывает 
всего несколько секунд. 

Ректификационная колонна 4, в которой разделяются продукты реакций, 
состоит из двух частей. В нижней охладительно-промывной за счет циркуляци- 
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онного орошения V/// они охлаждаются от примерно 500 °C до 350-380 °C и от 
них отмывается катализаторная пыль, унесенная из реактора. В верхней части 
эта колонна работает как обычная ректификационная, из которой выводятся 
конечные продукты процесса - газ, бензин, легкий и тяжелый газойли. 

Газ каталитического крекинга (16-20% от сырья) примерно 
наполовину содержит углеводороды C,—C>. Углеводороды C3 и 
С. в нем в значительной мере представлены олефинами и изо- 
бутаном. Из этого газа выделяют пропан-пропиленовую и бу- 
тан-бутиленовую фракции, используемые для синтеза алкилбен- 
зина - концентрата изомеров С; с октановым числом выше 95 
пунктов. 

Бензин - фракция С; - 195 °С (40-50% от сырья) имеет окта- 
новое число моторным методом 78-81. Содержит до 20% оле- 
финов и 20-40% ароматических углеводородов. Алканы в нем в 
основном изостроения. Этот бензин является базовым компо- 
нентом авиационных бензинов и компонентом автомобильных 
бензинов. 

Легкий газойль крекинга - фракция 195-350 °С [15-20% 
(мас.) от сырья| содержит меньше олефинов (6-10%), но больше 
ароматических углеводородов (50-55%). Цетановое число его 
невелико (38-40), и поэтому он используется как компонент (до 
20% на смесь) товарных дизельных топлив. 

Тяжелый газойль каталитического крекинга - фракция 350- 
420 °С [5-9% (мас.) от сырья] представляет собой концентрат 
ароматических структур (60-80%) и служит хорошим сырьем для 
получения технического углерода (сажи). 

Остаток выше 420 °С в количестве 1-3% выводится снизу ко- 
лонны и после отделения от него катализаторной пыли (шлама) 
используется как компонент котельных топлив. Образующийся 
в процессе кокс (5-7% от сырья) сжигается в регенераторе. 

Гидрокрекинг — сравнительно “молодой” процесс, появив- 
шийся в начале 1960-х годов, в отличие от процесса каталитиче- 
ского крекинга он осуществляется с вводом водорода извне и 
практически без вывода избыточного углерода. Сырьем его так- 
же служит вакуумный газойль 350-500 °С, используются катали- 
заторы, активные в реакциях гидрогенизации, т. е. насыщения 
водородом (например, нанесенные на оксид алюминия метал- 
лы — платина, палладий, никель). Если сырье содержит много 
вредных примесей, оно предварительно гидроочищается. 

Процесс реализуется в реакторах со стационарным слоем ка- 
тализатора при давлениях 15-20 МПа и температуре 380-400 °С 
в атмосфере водорода, циркулирующего в системе (принцип подо- 
бен процессу гидроочистки, показанному на схеме рис. 9.10). 

В зависимости от состава сырья и глубины его конверсии в 
процессе гидрокрекинга расходуется водорода от 2 до 4% на 
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сырье, OH идет Ha насышение олефиновых фрагментов при pac- 
щеплении углеводородов и на насыщение ароматических колец. 
Эта особенность химизма процесса гидрокрекинга отражается в 
первую очередь на химическом составе и других показателях 
качества конечных продуктов. 

Так, газ С! -С. (10-14% от сырья) не содержит олефинов и ис- 
пользуется для получения насыщенных углеводородов С; и Cy. 

Бензин (15-20%) в основном состоит из алканов с малой до- 
лей разветвленных структур и нафтенов. Поэтому октановое 
число его невысоко (OU, = 72-75) и он может служить компо- 
нентом низкооктановых автобензинов или после отделения 
фракции н. к. -85 °С направляться в сырье каталитического 
риформинга на облагораживание. В некоторых вариантах гидро- 
крекинга получают авиационный керосин (120-230 °С), который 
полностью отвечает требованиям норм на этот вид топлива. 

Дизельное топливо гидрокрекинга - фракция 180-350 °С (40- 
50% от сырья) с цетановым числом 50-55, очень малым содер- 

жанием серы (0,01%) и с температурой застывания -10--20 °C, 
т.е. она может использоваться как товарное летнее топливо, а 
после депарафинизации - как зимнее. 

Остаток гидрокрекинга — фракция выше 350 °C (10-20%) с 
низким содержанием серы — используется либо как компонент 
сырья каталитического крекинга, либо как малосернистое ко- 
тельное топливо. 

Термодеструктивные процессы служат для переработки тяже- 
лых остатков (гудронов), получаемых в результате перегонки 
нефти на АВТ. 

Наиболее “мягким” процессом термодеструктивной (а точ- 
нее - термохимической) переработки гудрона является процесс 
его окисления с целью получения битума. Сущность его 
состоит в продувке гудрона воздухом (100-300 м3/м3 гудрона) 
при температуре 240-260 °С в окислительной колонне. При 
этом за счет окислительных процессов увеличиваются содержа- 
ние асфальтенов (окисляются смолы) и содержание смол за счет 
окисления части мальтенов. 

В итоге гудрон приобретает необходимые для битума проч- 
ность, эластичность и другие показатели и используется как 
один из сортов (марок) товарных битумов. 

Типичным термодеструктивным процессом переработки гуд- 
рона является термокрекинг или его вариант — висбрекинг. 
Термокрекинг - один из первых процессов вторичной пе- 
реработки нефти, он ведет свое начало с конца 1920-х годов и 
предназначался в свое время для получения крекинг-бензина. В 
настоящее время он потерял это свое назначение, и масштабы 
его применения в промышленности значительно сократились. 
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Сохраняется и даже получает развитие процесс висбрекин - 
га - неглубокий термокрекинг в мягком режиме, в результате 
которого получаются из гудрона небольшие количества газа (2- 
5%) и бензина (3-8%) и большое количество (80-85%) маловяз- 
кого остатка выше 300 °C, используемого как котельное топли- 
во. В некоторых случаях этот остаток подвергают, в свою оче- 
редь, вакуумной перегонке, выделяют из него фракцию 350- 
550 °С, вовлекаемую затем в сырье каталитического крекинга, а 
остаток висбрекинга выше 550 °С используют как компонент 
котельного топлива или сырья коксования 

Наиболее глубоким по конверсии гудрона термодеструк- 
тивным процессом является коксование. Существует по 
крайней мере три технологии такого процесса, различающиеся 
главным образом выходом кокса и дистиллятных продуктов. 
Наиболее старый, малопроизводительный процесс - коксование 
в обогреваемых кубовых батареях, позволяющий получать мак- 
симальный выход кокса (в 2-2,5 раза выше коксуемости гудро- 
на) высокого качества. Наиболее широко распространен 
(составляет около 90% всего производства нефтяного кокса) 
процесс коксования в необогреваемых камерах — полупериоди- 
ческий процесс, позволяющий получать выход кокса в 1,6-1,7 
раза выше коксуемости гудрона по Конрадсону. Получаемый 
при этом кокс - невысокого качества, с большим количеством 
КОКСОВОЙ ПЫЛИ. 

Существует также технология коксования гудрона в кипящем 
слое псевдоожиженных частиц кокса размером 50-150 мкм. По- 
ка эта технология получила ограниченное распространение по- 
тому, что дает минимальный выход кокса (в 1,1-1,2 раза выше 
коксуемости). Кокс этого процесса находит ограниченное ис- 
пользование и чаще всего сжигается как котельное топливо. 
Однако этот процесс позволяет получить более 50-60% от гуд- 
рона жидких дистиллятов, используемых после облагоражива- 
ния (риформинг, каталитический крекинг) как моторные топ- 
лива. Поэтому такой вариант процесса коксования хорошо впи- 
сывается в схемы глубокой переработки нефти и в перспективе 
должен найти широкое применение. 

Принципиальная схема одного из последних вариантов про- 
цесса коксования гудрона с практически полным превращением 
его в ценные моторные топлива показана на рис. 9.14. 

Гудрон, предварительно нагретый горячими (500-510 °С) парами из реакто- 
ра 7 в нижней части колонны 4, а затем в печи 5, поступает в кипящий слой 

мелкосферического кокса в реакторе и при контакте с поверхностью частичек 

кокса, разогретых предварительно до 630-650 °С, разлагается При таком бы- 
стром разложении (время пребывания сырья в реакторе 5-8 мин) образуются 
пары продуктов реакции, которые в колонне 4 разделяются на соответствую- 
щие фракции Кокс (примерно 15-20% от исходного гудрона), образующийся 
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Рис. 9.14. Принципиальная схема процесса глубокой переработки гудрона 
“Флексикокинг”: 

[- реактор коксования; 2 - нагреватель кокса; .3 - газификатор кокса, 4 - колонна; 5 - 

печь, 6 - парогенератор; 7- электрофильтр; 8 - блок очистки синтез-газа; 9 ~ блок синтеза 
углеводородов; /0- блок извлечения металлов из золы газификации кокса; / - гудрон; //- 
углеводородный газ; /// - бензин; /И - легкий газойль; Г - тяжелый газойль (выше 350 °С); 
И, Vil, ИШ - кокс циркулирующий, на газификацию и товарный; /Х - синтез-газ; X - 

синтезированные углеводороды; X/ - сбросной инертный газ; Х// - зола; XII] - металлы (У. 
Ni и др.); X/V - минеральный остаток, ХИ - водяной пар; ХИ/ - воздух 

на поверхности частичек кокса в реакторе, непрерывно циркулирует между 
реактором и нагревателем кокса 2, где он высокотсмпературным газом (1200- 
1400 °С) из газогенератора разогревается и снова идет в реактор. Балансовое же 
количество кокса частично (2-3% на гудрон) выводится как готовый продукт 
VIII, a основная его часть поступает в газификатор 3. В последнем за счет по- 

дачи в него воздуха в смеси с водяным паром органическая масса кокса и его 
свободный углерод превращаются в синтез-газ [смесь, содержащая в среднем 
СО - 20, СО, - 8, CH, - 2,0; H2 - 20, М, - 45,0% (06.) и примеси сероводорода, 
оксидов серы и др.]. Этот газ проходит коксонагреватель 2, затем котел- 
утилизатор 6 для генерации водяного пара, пылеулавливатель 7 и поступает на 
переработку. Переработка его включает очистку от серы, после чего синтез-газ 
может использоваться двояко: как топливный газ в печах или как исходное 
сырье для синтеза углеводородов процессом Фишера-Тропша. В последнем 
случае из этого газа получают бензин и дизельное топливо, т. е. кокс превра- 
щают в дополнительное количество жидких моторных топлив. 

В газификаторе 3 отходом газификации является зола, в которой кон- 

центрируются оксиды всех металлов, содержавшихся в гудроне. Будучи перера- 
ботанной соответствующими химическими методами, эта зола является источ- 
ником получения таких ценных металлов, как ванадий и никель. 
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Глава 10 

ПУТИ ДАЛЬНЕЙШЕГО 
СОВЕРШЕНСТВОВАНИЯ 
ТЕХНОЛОГИИ ПЕРВИЧНОЙ ПЕРЕГОНКИ 
НЕФТИ И ЕЕ КОМБИНИРОВАНИЕ 
СО ВТОРИЧНЫМИ ПРОЦЕССАМИ 

if 
’ 

По мере истощения запасов нефти и газа проблема углубления 
переработки нефти, т. е. получения максимального количества 
топлив и масел из каждой тонны перерабатываемой нефти, при- 
обретает все более важное значение. 

Не последнее место в этой проблеме принадлежит первичной 
перегонке нефти как головному процессу, которым получают 
основную массу готовых нефтепродуктов и дистиллятов для вто- 
ричной их переработки в топлива и масла. При этом имеются в 
виду два аспекта проблемы применительно к АВТ - увеличение 
глубины отбора дистиллятов от нефти и сокращение энергоза- 
трат на ее перегонку. Последнее приобретает сейчас важное 
значение потому, что затраты энергии на перегонку нефти на 
современной АВТ по схеме, показанной на рис. 8.11, составляют 
(в топливном эквиваленте) 40-50 кг/т нефти. С углублением 
переработки нефти за счет вторичных процессов (крекинг, ри- 
форминг, коксование и др.) расход энергии на переработку од- 
ной тонны нефти в том же эквиваленте достигает 9-12% (90- 
120 кг/т нефти), поэтому экономия энергии на собственные 
нужды становится все более важной задачей. 

10.1. СОВЕРШЕНСТВОВАНИЕ ТЕХНОЛОГИИ 
ПЕРЕГОНКИ НЕФТИ НА АВТ 

Рассмотрение путей совершенствования удобно провести раз- 
дельно по атмосферной и вакуумной ступеням АВТ, поскольку 
задачи этих ступеней и технологическая специфика процессов 
на них несколько различаются. 

Атмосферная ступень включает в себя блоки ЭЛОУ, регенера- 
ции тепла, перегонки нефти до 350 °С, включая вторичную пе- 
регонку бензина. 

По блоку ЭЛОУ совершенствования, направленные на по- 
вышение глубины обессоливания нефти и снижение при этом 
расходных показателей, ведутся в следующих направлениях. 

В первую очередь это поиск новых нефтеводорастворимых 
деэмульгаторов, обеспечивающих при малом расходе (5-10 г/т) 
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высокую эффективность обезвоживания нефти. Значительное 
место в этом же направлении занимает промывка нефти 
пресной водой. Применение рациональной схемы промывки 
позволяет снизить расход промывной воды, а значит - и коли- 
чество сбрасываемой в канализацию засоленной воды. Много 
работ направлено на совершенствование подготовки нефти к 
переработке, в частности, на устройство электродегидраторов, в 
том числе внутреннее, взаимное расположение отдельных узлов, 
организацию движения потоков и др. 

Блок регенерации тепла АВТ установки состоит из большого 
числа теплообменников, в которых поток нефти нагревается до 
200-240 °С горячими дистиллятами и циркуляционными ороше- 
ниями. Глубина регенерации тепла в этом блоке (отношение 
количества полученного нефтью тепла к общему количеству 
тепла горячих теплоносителей на установке) определяет глав- 
ным образом расход прямого топлива в трубчатых печах АВТ. 
Поэтому проводится очень много работ по математическому 
моделированию схем теплообмена на АВТ с целью поиска оп- 
тимальной схемы. Такая оптимизация не может быть общей для 
всех АВТ и в некоторой степени индивидуальна, поскольку за- 
висит от технологической схемы установки, варианта перера- 
ботки нефти, состава самой нефти (содержания в ней различных 
фракций) и других факторов. Однако в целом оптимизация 
схемы регенеративного теплообмена позволяет во всех случаях 
достигнуть важного результата - сократить энергозатраты на 
перегонку нефти. 

Блок перегонки нефти до 350 °С - основа атмосферной сту- 
пени АВТ. Существуют варианты технологических схем этого 
блока, определяющие его технико-экономические показатели - 
ассортимент, отбор и качество дистиллятов, а также удельные 
энергозатраты. 

В гл. 8 на общей схеме АВТ (см. рис. 8.11) этот блок показан 
в двухколонном исполнении, когда часть бензина и газ отби- 
раются в первой по ходу нефти колонне, а затем отбензиненная 
нефть разделяется на светлые дистилляты в основной атмосфер- 
ной колонне. В нашей стране около 80% всех АВТ имеют имен- 
но такую схему атмосферного блока, в то время как за рубежом 
такая схема редкость (10%) и атмосферный блок, как правило, 
одноколонный (A-1 на рис. 8.16). Сравнительная оценка этих 
схем показала [82], что в схеме с отбензинивающей колонной 
для отбора заданной бензиновой фракции на уровне 85% от 

потенциала требуется большой расход дополнительного тепла, 
подводимого “горячей струей” (около 50% от теплового потока, 
вносимого нефтью в эту колонну). В результате затраты тепла на 
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Puc. 10.1. Варианты энергосберегающих схем глубокой атмосферной перегонки 
нефти: 

[-4 - ректификационные колонны: отбензинивающая, бензиновая, основная атмосфер- 

ная и испарительная; 5 - испарители-сепараторы; 6 - Печи; 7 - теплообменники, 8 - эжек- 
Toph; / - нефть; // - отбензиненная нефть. /// - углеводородный газ; /И - бензин; И - керо- 
син; V/ - дизельное топливо; V// - тяжелый компонент дизельного топлива; И/// - тяжелая 

флегма, /Х - мазут; Х- утяжеленный мазут: X/ - водяной пар. Остальные пояснения см в 
тексте. 

перегонку по такой схеме примерно на 10-11% больше, чем по 
одноколонной схеме, или в топливном эквиваленте это состав- 
ляет 1,9-2,0 кг/т нефти. Учитывая, что двухколонная схема CBA- 
зана с дополнительными капитальными и эксплуатационными 
затратами, она и по этим параметрам уступает одноколонной. 

Недостаток же последней состоит в том, что по такой схеме 
вся нефть, включая растворенный в ней газ и легкие фракции, 
поступает в одну атмосферную колонну, и это требует увеличе- 
ния ее диаметра и поверхности конденсатора для конденсации 
газобензиновых паров, выходящих сверху этой колонны. 

На рис. 10.1 показаны четыре варианта схем блока атмосфер- 
ной перегонки нефти, являющиеся развитием двух описанных 
выше схем. Схема A [90] на этом рисунке является развитием 
двухколонной схемы. По этой схеме отбензиненная нефть не 
вся нагревается в печи, а часть ее с температурой низа отбензи- 
нивающей колонны (220-240 °С) направляется, минуя печь, в 
укрепляющую секцию атмосферной колонны как “холодное” 
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орошение. Это позволяет сэкономить часть тепловых затрат в 
печи и уменьшить энергозатраты на циркуляционные орошения 
КОЛОННЫ. 

Компромиссным решением между двухколонной и одноко- 
лонной схемами является схема Б, показанная на TOM же рисун- 
ке [91]. В этом случае нефть, нагретая в теплообменниках до 
220-230 °С, поступает не в отбензинивающую колонну, а в ис- 
паритель и разделяется на паровую и жидкую фазы. Первая из 
них направляется в бензиновую колонну 2, где подвергается 
ректификации на газ, бензиновую фракцию и тяжелый остаток, 
а жидкая фаза нагревается в печи до 330-350 °С и, как обычно, 
поступает в парожидком состоянии в атмосферную колонну. В 
эту же колонну как “холодное” орошение с температурой 180- 
200 °С подается тяжелый остаток бензиновой колонны. В чем 
же преимущество такой схемы перед схемой с отбензинивающей 
колонной, показанной на рис. 8.11? Главное преимущество со- 
стоит в том, что на ректификацию для отделения бензина по- 
ступает не вся нефть, а только та ее часть, где бензин сосредо- 
точен (паровая фаза). Из этого следуют два положительных мо- 
мента. Первый - это то, что диаметр бензиновой колонны и ее 
высота значительно меньше отбензинивающей, и второй - воз- 
MOXHOCTb подвода дополнительного тепла в бензиновую колон- 
ную через ребойлер при более низких температурах за счет ре- 
генерации тепла одного из циркуляционных орошений атмо- 
сферной колонны. 

Описанные совершенствования касались в основном энерго- 
затрат и упрощения схемы. В то же время на блоке атмосферной 
перегонки нефти крайне актуальной проблемой является полно- 
та (глубина) отбора светлых дистиллятов — главным образом 
дизельных фракций. Дело здесь заключается в том, что в слож- 
ной (многосекционной) ректификационной колонне, к которым 
относятся атмосферные колонны АВТ, в направлении от верх- 
ней укрепляющей секции к нижней резко уменьшается флегмо- 
вое число (снижается количество орошающей флегмы на тарел- 
ках, а количество ректификата растет). Это, естественно, ведет к 
снижению разделительной способности в нижних укрепляющих 
секциях, и поэтому увеличивается интервал кипения распреде- 
ленных между дизельным топливом и мазутом фракций. Как 
правило, в мазуте в лучшем случае остается до 5-8% (мас.) 
фракций, кипящих до 350 °С, и соответственно уменьшается 
отбор дизельного дистиллята. Часто же количество этих фрак- 
ций в мазуте доходит до 10-12% (мас.). Это нежелательно не 
только потому, что уменьшается отбор ценного дизельного топ- 
лива, но и потому, что легкие фракции до 350 °С, оставаясь в 
мазуте, поступают на вакуумный блок АВТ, увеличивая затраты 
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Рис. 10.2. Варианты схем глубокой вакуумной перегонки мазута: 
1 - атмосферная колонна; 2, 3, 4 - вакуумные колонны: основная, предварительная и 

вторичной перегонки широкой фракции; 5 - отгонные колонны низкого давления; 6 - печи; 
7 - дроссельные клапаны; 8 - эжекторы; 9 - холодильник; / - мазут; // - полугудрон, ///] - 
гудрон; /V - утяжеленный гудрон; И - легкий вакуумный газойль (ниже 350 °С); V/ - широ- 
кая фракция (350-580 °С); ИИ - первый вакуумный дистиллят (350-460 °С) или вакуумный 
газойль (350-500 °С); ИШ/ - второй вакуумный дистиллят (460-500 °С); /Х - тяжелый ком- 
понент вакуумного газойля (500-560 °С); Х - остаток выше 500 °С; X/ - водяной пар 
Остальные пояснения CM. в тексте 

энергии (топлива в печи) на их дополнительный нагрев и испа- 
рение и перегружая сечение вакуумной колонны легкими пара- 
ми (т. е. увеличивая диаметр этой колонны). Изучался вопрос 
[94] о возврате легкого газойля вакуумной колонны (поток ХИ 
на рис. 8.11) в нижнюю укрепляющую секцию атмосферной 
колонны (схема Д на рис. 10.2) с целью увеличения отбора ди- 
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зельного топлива в последней. Результаты показали, что сум- 
марный отбор светлых дистиллятов в этом случае увеличивается 
на 2-2,5% (абс.) при возврате (рецикле) до 8% легкого газойля, 
T. е. результат малоэффективен, учитывая, что дополнительные 
затраты топлива в печи при этом не исключаются, а легкий ва- 
куумный газойль и без возврата в атмосферную колонну может 
быть использован как компонент дизельного топлива. 

Кардинальным решением этой проблемы является показан- 
ная на рис. 10.1 схема В [92]. По этой схеме поток флегмы Г/Ш 
с нижних тарелок укрепляющей части атмосферной колонны 3 
и мазут /Х снизу ее через дроссельные устройства перепускаются 
в вакуумный фракционирующий испаритель 4, в котором дав- 
ление не выше 10-12 кПа. За счет падения давления этих пото- 
ков испаряются фракции, кипящие до 400 °С, и из этих паров 
ректификацией отделяется тяжелый компонент дизельного топ- 
лива V//, кипящий до 350-360 °С. Остаток Х фракционирую- 
щего испарителя, практически не содержащий светлых фракций 
до 350 °С, направляется через печь в вакуумную колонну. До- 
полнительный отбор дизельного дистиллята ГИ в этом случае 
составляет 5-7% на нефть, что экономически очень выгодно, 
несмотря на усложнение схемы за счет дополнительной колон- 
ны и обслуживающего ее оборудования (эжекторы, насосы, теп- 
лообменные аппараты). При этом снижаются энергозатраты на 
нагрев мазута перед вакуумной колонной и диаметр пос- 
ледней. 

Последняя из показанных на рис. 10.1 схема Г сочетает в себе 
принципы схем Би В. Здесь нефть нагревается сразу до 330- 
350 °С и затем в испарителе разделяется на паровую фазу, со- 
стоящую практически полностью из светлых фракций нефти, и 
жидкую фазу. Паровая фаза поступает в атмосферную колонну 
3, где разделяется на светлые дистилляты, а жидкая фаза /Х с 
остатком атмосферной колонны ИШ поступает в вакуумный 
фракционирующий испаритель 4, где выделяются оставшиеся в 
этих потоках светлые фракции в виде тяжелого компонента ди- 
зельного топлива VII. Поскольку снизу атмосферной колонны в 
этом случае выходит не мазут, а тяжелая дистиллятная фракция, 
появляется возможность рециркуляцией этой фракции через 
печь подвести в атмосферную колонну дополнительное тепло и 
повысить в ней четкость ректификации. 

Было выполнено расчетное сопоставление трех схем атмо- 
сферного блока перегонки нефти - одноколонной (А-1 на рис. 
8.15), двухколонной с отбензинивающей колонной (см. рис. 
8.11) и трехколонной, сочетающей схемы Би В по рис. 10.1. В 
последнем случае имеется в виду схема Б с добавлением к ней 
фракционирующего испарителя по схеме В. Результаты таких 
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расчетов приведены ниже: 

Показатель Схема 

одноко- — двухко- трехко- 
лонная лонная лонная 

Удельный объем колонных аппаратов, м? на 2,2 2,74 2,31 
1 т/ч производительности АТ 
Затраты тепла на атмосферную перегонку, 530 536 519 
кДж/кг нефти 
Содержание фракций, % (мас.): 

выше 360 °С в дизельном топливе 8,6 7,4 2,9 
ниже 360 °С в мазуте 6,7 5,8 1,8 

Сравнение приведенных показателей позволяет сделать вы- 
вод о Том, что преимущество одноколонной схемы состоит 
только в объеме колонны на единицу производительности уста- 
новки По нефти. Трехколонная схема с бензиновой колонной 
перед основной атмосферной и фракционирующим вакуумным 
испарителем после нее значительно превосходит остальные по 
четкости ректификации и соответственно по полноте извлече- 
ния светлых фракций из мазута. 

Вакуумная ступень АВТ служит для разделения на определен- 
ные фракции мазута — остатка атмосферной ступени. В зависи- 
мости от качества исходной нефти и последующего назначения 
вакуумных дистиллятов (получение топлив или масел) меняется 
и схема вакуумной ступени. Некоторые из вариантов таких схем 
показаны на рис. 10.2. 

Наиболее распространена как при топливном, так и при мас- 
ляном варианте перегонки мазута одноколонная схема (B-1 на 
рис. 8.15 и Д на рис. 10.2). В этом случае в одной вакуумной 
колонне отбирают легкий вакуумный газойль V как компонент 
дизельного топлива и один или два боковых погона V//, кипя- 
щих в интервале 350-500 °С. 

Легкий вакуумный газойль с целью повышения отбора свет- 
лых может быть направлен в атмосферную колонну [94], как 
показано на схеме Д. 

Две из приведенных на рис. 10.2 схем (Еи Ж) появились в 
промышленности в 1960-е годы, их задача заключалась в том, 
чтобы повысить четкость ректификации при получении масля- 
ных дистиллятов. В те годы считалось доказанным, что чем уже 
по фракционному составу масляные дистилляты и более четко 
они разделены (меньше температурные пределы “налегания” 
температур кипения), тем меньше кратность растворителя при 
очистке таких дистиллятов и выше качество конечных базовых 
дистиллятных масел. В то же время ресурсы повышения чет- 
кости ректификации в вакуумной колонне ограничены числом 
тарелок - не более 20-24 в одной колонне (иначе возрастает 
давление в зоне ввода мазута и падает его доля отгона) - и ко- 
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личеством подводимого нагретым мазутом тепла (из-за возмож- 
ного термического его разложения при нагреве в печи). В обеих 
из упомянутых схем эти ограничения устранены: перегонка ма- 
зута ведется в 2-х вакуумных колоннах (почти в 2 раза больше 
тарелок) и дважды подводится тепло в печах. Разница заключа- 
ется лишь в том, что в первом случае (схема Е) дистилляция 
проводится с последовательным отбором фракций и перед вто- 
рой колонной нагревается остаток первой (утяжеленный мазут), 
а во втором случае вторичной дистилляции подвергается широ- 
кая фракция, отобранная в первой колонне. 

Сопоставление показателей для одноколонной схемы (В-1 на 
рис. 8.15) и двухколонных схем Еи Ж (рис. 10.2), приведенное в 
[95], показало, что при двухступенчатых схемах заметно улуч- 
шается четкость ректификации (почти вдвое снижается 
“налегание” температур кипения смежных дистиллятов), но 
возрастают объем аппаратуры и удельные энергозатраты на пе- 
регонку. 

Развитием схемы Ж является схема 3 на рис. 10.2 [96]. Отли- 
чие ее от предыдущей состоит в том, что в первой, основной 
вакуумной колонне отбирается не только легкий вакуумный 
газойль Г, но и основной вакуумный газойль ГИ, а во вторую 
колонну на повторную дистилляцию направляется нагреваемая в 
печи тяжелая флегма с нижней укрепляющей тарелки первой 
колонны. Во второй колонне отбирается тяжелый вакуумный 
газойль ИЛ, который в смеси с дистиллятами из первой колон- 
ны направляется на крекинг. 

Схема H на рис. 10.2 позволяет решить задачу углубления от- 
бора вакуумного газойля по одноколонной схеме при перегонке 
мазута по топливному варианту. Известно, что при отборе ваку- 
умного газойля (350-500 °С) в одной вакуумной колонне значи- 
тельное [8-15% (мас.)] количество фракций до 500 °С остается в 
гудроне и соответственно уменьшается отбор дистиллятного 
сырья для каталитического крекинга. Очень трудно (а иногда и 
невозможно) в такой колонне отобрать утяжеленный вакуумный 
газойль 350-560 °С. Причина этого - повышенное (10-12 кПа) 
остаточное давление в зоне литания и на близлежащих к ней 
тарелках укрепляющей и отгонной частей колонны. Понизить 
это давление до 5-6 кПа и приблизить его таким образом к дав- 
лению на верху колонны можно двумя путями. Первый - это 
замена тарелок в колонне регулярной насадкой, что реализовано 
на ряде зарубежных установок в сочетании с понижением дав- 
ления на верху колонны до 1-1,5 кПа (за счет более мощных 
эжекторов). Второй путь [97] - при существующем устройстве 
вакуумной колонны, не подавая вниз ее водяной пар, вывести 
гудрон в отдельную отгонную секцию низкого давления (на вер- 
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ху которой давление такое же или ниже, чем на верху основной 
вакуумной колонны) и за счет снижения давления и ввода водя- 
ного пара произвести отбор тяжелого компонента вакуумного 
газойля (500-560 °С). В смеси с вакуумным газойлем, выводи- 
мым из основной колонны, этот компонент образует утяжелен- 
ный вакуумный газойль 350-560 °С, направляемый на каталити- 
ческий крекинг. Такая схема глубокой вакуумной перегонки 
мазута детально исследована [82] и реализована в промышлен- 
ном масштабе (Павлодарский НПЗ и НПЗ в г. Нови Сад). За 
счет отбора тяжелого компонента вакуумного газойля в отгон- 
ной колонне низкого давления суммарный отбор сырья для кре- 
кинга возрастает на 5-8% от нефти (или 20-30% на вакуумный 
газойль). 

Последний вариант совершенствования схемы вакуумной пе- 
регонки при масляном варианте переработки нефти (схема К) 
связан с использованием водяного пара. Известно, что перегре- 
тый до 400-450 °С водяной пар подается в низ вакуумной ко- 
лонны и ее стриппинги в качестве низкомолекулярного инерт- 
ного газа, снижающего (по закону Дальтона) парциальное дав- 
ление нефтяных паров и способствующего за счет этого отгонке 
дополнительного количества легкокипящих (кипящих до 500- 
550 °С) фракций от гудрона. Однако в укрепляющей части ко- 
лонны этот водяной пар как отпарной агент “не работает” и 
проходит все тарелки колонны как инертный компонент, раз- 
бавляющий нефтяные пары, участвующие в массообменном 
процессе с жидкостью. 

Как показали многочисленные исследования зарубежных 
[101] и отечественных [99, 100] авторов, присутствие водяного 
пара или другого низкомолекулярного инертного газа (азота, 
диоксида углерода и др.) снижает коэффициент массопереноса 
и в целом - эффективность массообмена. В результате этого 
уменьшается к. п. д. тарелок в укрепляющей части колонны и 
снижается четкость ректификации дистиллятов. Поэтому при 
получении в вакуумной колонне масляных дистиллятов, когда 
требуется относительно высокая четкость ректификации, подача 
водяного пара в колонну нежелательна. Эта идея и была реали- 
зована в схеме K на рис. 10.2, которая является развитием схемы 
двухколонной перегонки мазута XA, при этом исключается пода- 
ча водяного пара в колонны Зи Чи углубляется отбор дистилля- 
тов за счет включения в схему отгонной колонны низкого дав- 
ления. Подаваемый в последнюю водяной пар выводится в виде 
конденсата из конденсационно-вакуумсоздающей системы этой 
колонны. По такой схеме возрастает до 90-95% отбор масляных 
дистиллятов ГЛ и VIII от их потенциального содержания в 
мазуте и существенно повышается их четкость разделения меж- 
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ду собой и OT тяжелого остатка Х. Последний может использо- 
ваться отдельно в качестве компонента сырья крекинга или ко- 
тельного топлива либо смешиваться с утяжеленным гудроном /V 
и использоваться для получения базового остаточного масла. 

Исключение подачи водяного пара в вакуумную колонну 
(“сухая” вакуумная перегонка) было использовано в промыш- 
ленных условиях и при топливном варианте переработки нефти 
для углубления отбора вакуумного газойля и сокращения диа- 
метра колонны за счет исключения водяных паров. Однако, как 
оказалось, для углубления отбора вакуумного газойля при 
“сухой” вакуумной перегонке потребовалось уменьшить оста- 
точное давление на верху колонны с 5-6 кПа до 1-1,5 кПа, а это 
вызвало увеличение энергозатрат на эжекцию (создание такого 
низкого давления) и не повлекло за собой изменения диаметра 
колонны, так как при более низком давлении увеличился удель- 
ный объем нефтяных паров. 

10.2. КОМБИНИРОВАНИЕ АВТ 
СО ВТОРИЧНЫМИ ПРОЦЕССАМИ 

Повышение эффективности технологических процессов (улуч- 
шение их технико-экономических показателей) достигается 
обычно тремя путями: 

совершенствованием технологии процесса (схема, использо- 
вание новых катализаторов или реагентов и др.); 

укрупнением единичной мощности промышленных устано- 
вок по исходному их сырью; 

комбинированием взаимосвязанных технологических процес- 
COB. 

Применительно к АВТ возможности первого из этих путей 
были показаны выше. Влияние укрупнения мощностей техноло- 
гических процессов на улучшение технико-экономических по- 
казателей в общем случае известно, а применительно к АВТ 
установкам это иллюстрируют приведенные ниже данные: 

Показатель Мощность установки по нефти, млн т/год 

1 2 3 6 

Удельный расход металла, кг/т нефти 1,9 1,6 1,3 0,7 
Капитальные затраты (относит.) 1,0 0,68 0,55 0,38 
Эксплуатационные затраты (относит.) 1,0 0,79 0,64 0,48 
Производительность труда (отн рост) 1,0 2 ‚4 5,7 
Расход на | т нефти: 

топлива, кг 38,0 32,0 30,0 27,0 
электроэнергии, кВт/ч 2,6 2,3 5,7 4,0 
воды, M? 220 — 16,0 8,5 4,5 
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Так, при росте мощности установки пропорционально увели- 
чивается производительность труда, снижаются удельные затра- 

Повышение удельного расхода электроэнергии и одновре- 
менное резкое снижение расхода воды (начиная с установок 
мощностью 3,0 млн т/год) связаны с тем, что в годы начала 
строительства таких установок (1960-е годы) водяное охлажде- 
ние и конденсация паров были заменены воздушным с электро- 
вентиляторами. 

В 1980-е годы проектные мощности промышленных АВТ не 
превышали 6,0 млн т/год, хотя уже к концу 1970-х годов были 
разработаны проекты АВТ мощностью 12,0 млн т/год. 

Реализация этих проектов стала невозможной в связи с тем, 
что общемировой спад добычи нефти стал устойчивым, и хотя в 
те годы нашей страны он не коснулся, тем не менее в перспек- 
тиве прогнозировался и у нас. В связи с этим надо иметь в виду 
и то, что укрупнение мощности установок АВТ, благоприятно 
отражающееся на их технико-экономических показателях, имеет 
и отрицательные стороны: нефтеперерабатывающий завод теря- 
ет гибкость технологии (особенно при поставках нескольких 
различных по качеству нефтей), а при перебоях с поставкой 

нефтей резко снижаются показатели именно самых мощных 
установок. Поэтому, учитывая тенденцию к падению добычи 
нефти теперь уже и в нашей стране, в перспективе, вероятнее 
всего, будет взят курс на снижение мощностей вновь строя- 
щихся АВТ. 

Комбинирование технологических процессов стало важным 
направлением технологии переработки нефти, особенно при 
решении проблемы углубления ее переработки. 

Под комбинированием технологических процессов производ- 
ства нефтяных топлив понимают обычно сочетание на одной 
площадке нескольких технологий, когда продукты (дистилляты) 
одной из них являются исходным сырьем для другой (или дру- 
гих) без промежуточных (накопительных) парков. Это дает зна- 
чительные преимущества, среди которых основными являются: 

сокращение резервуарных парков для промежуточных про- 
дуктов: 

ликвидация перекачек промежуточных продуктов в парки и 
обратно и сокращение за счет этого числа насосов, длины тру- 
бопроводных трасс и расхода энергии; 

сокращение в 2-3 раза площади застройки технологическими 
установками; 

значительная экономия тепловой энергии за счет того, что 
продукты от одного технологического процесса поступают к 
другому горячими, и нет необходимости их охлаждать перед 
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направлением в парк и нагревать при взятии из парка (если 
процессы не комбинированы); 

возможность рационально расположить однотипное оборудо- 
вание блоками (колонны, печи, реакторы, теплообменники и 
др.) и упростить за счет этого обслуживание; 

сокращение штата обслуживающего персонала и соответ- 
ствующий рост производительности труда. 

В строгом понимании термина “комбинирование” первой 
комбинированной установкой в нефтепереработке является АВТ 
установка, появившаяся в 1920-е годы. Раздельно использо- 
вавшиеся до этого установки атмосферной перегонки нефти 
(АТ) и вакуумной перегонки мазута (ВТ) с промежуточным пар- 
ком мазута между ними объединили в жестко связанный комби- 
нированный процесс атмосферно-вакуумной перегонки с пода- 
чей горячего мазута непосредственно снизу атмосферной ко- 
лонны через печь в вакуумную колонну. 

В дальнейшем комбинирование на базе АВТ проходило сле- 
дующие этапы. 

В начале 1950-х годов в состав АВТ был включен блок стаби- 
лизации бензина, использующий тепловую энергию горячих 
потоков АВТ, что позволило без больших энергозатрат получать 
сжиженный углеводородный газ и стабильный бензин. 

В 1960-е годы в состав АВТ были включены блоки подготов- 
ки нефти (ЭЛОУ) и вторичной перегонки бензина на узкие 
фракции. С этого времени все АВТ установки строятся фактиче- 
ски как комбинированные, включающие процессы обезвожива- 
ния и обессоливания нефти, атмосферную и вакуумную ее пере- 

гонку, стабилизацию и вторичную перегонку бензина. Такая 
современная установка на 6 млн т/год (ЭЛОУ-АВТ-6) может 
быть расположена на площадке 130 x 265 м и является головной 
установкой многих НПЗ. 

С начала 1970-х годов начался новый этап в комбинировании 
технологических процессов переработки нефти, который и до 
настоящего времени развивается по двум направлениям - пер- 
вичная перегонка нефти с облагораживанием дистиллятов и 
глубокая переработка мазута в моторные топлива. Принципи- 
альные схемы некоторых из таких комбинированных установок 
показаны на рис. 10.3. 

Типичными представителями первого из указанных направ- 
лений являются схемы K-1 и К-2. Оригинальность первой из 
них состоит в том, что нефть, нагретая в печи до 340-360 °С, 
поступает в колонну, в которой давление не ниже 4,0 МПа и в 
которую подается как отпарной агент нагретый в другой печи до 
400-450 °С водородсодержащий газ. В этой колонне от нефти 
отгоняется широкая фракция углеводородов, кипящих до 350- 

464



Рис. 10.3. Принципиальные схемы некоторых комбинированных установок: 
1] - испаритель нефти; 2 - реактор гидроочистки; J - печи; 4 - сепараторы; 5 - блоки 

очистки BCT; 6 - циркуляционные компрессоры: 7 - ректификационные колонны разделе- 
ния широкой гидроочищенной фракции; 8 — атмосферные колонны перегонки нефти; 9 - 
колонна вторичной перегонки бензина; /0- колонны газофракционирования; //- вакуум- 
ные колонны; /2 - вакуумный испаритель; /3 - отгонные колонны пониженного давления; 
14 - реактор каталитического крекинга; /- нефть; // - мазут; /// - BCT; JV - сероводород; V 
- углеводородный газ; Vi - бензин; ГИ - керосин; ИИ/ - дизельное топливо; LY - легкий 
вакуумный газойль; Х- вакуумный газойль (350-500 °С); Х/ - тяжелый компонент вакуумно- 
го газойля (500-550 °С); ХИ - утяжеленный вакуумный газойлъ (350-550 °С); ХШ - гудрон; 
АТИ - водяной пар; XV - ароматизованный газойль (выше 420 °С). Остальные пояснения 
см. в тексте 

360 °С, пары которых на выходе из колонны смешиваются с 
оставшейся частью горячего водородсодержащего газа и посту- 
пают в реактор гидроочистки. Далее продукты реакции сепари- 
руются от водородсодержащшего газа, а жидкая фракция стабили- 
зируется и разделяется в ректификационной колонне на конеч- 
ные продукты - углеводородный газ, бензин, керосин, дизель- 
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ное топливо и остаток выше 350 °C LY. Такая схема позволяет за 
однократный нагрев нефти не только отобрать от нее светлые 
фракции, но и очистить их от вредных примесей, причем водо- 
род на первой стадии выполняет роль отпарного агента, а на 
второй (на стадии гидроочистки) - реагента в реакциях гидри- 
рования серо- и азотсодержащих соединений. 

Наиболее распространенную в нашей стране комбинирован- 
ную установку неглубокой переработки нефти ЛК-6у представ- 
ляет схема К-2 на рис. 10.3. В этой установке объединены по 
жесткой схеме 6 технологических процессов — атмосферная пе- 
регонка нефти с отбором светлых дистиллятов в колонне 8, BTO- 
ричная перегонка бензина в колонне 9, каталитический рифор- 
минг бензиновой фракции 85-180 °С из колонны 9, гидродеаро- 
матизация керосина (ГДА), гидроочистка дизельного топлива 
(ГО) и фракционирование смеси предельных углеводородных 
газов от трех предыдущих процессов с получением сухого газа 
(C,;-C>) и концентратов углеводородов C3, Cy и Cs. При этом 
получаемый на блоке каталитического риформинга водородсо- 
держащий газ частично используется как реагент на блоках ГО 
и ГДА. 

Первая установка JIK-6y (мощность ее по нефти 6 млн т/год) 
была построена в 1973-1975 гг. на Мозырском НПЗ, сейчас их 
работает более 10. Эффективность комбинирования в сравнении 
с отдельно работающими установками иллюстрируют приведен- 
ные ниже показатели: 

Показатели ЛК-6у Le 

Капитальные затраты, OTH ед ` 1,0 1,42 
Эксплуатационные затраты, отн ед. 1,0 1,06 
Расход металла, кг/т 1,9 2,8 
Территория, га 4,3 27,0 
Обслуживающий персонал, чел 90 196 
Удельные энергозатраты: 

топливо, кг/Т 32 43 
электроэнергия, кВт ч/т 16 32 
вода, м3/т 1,8 10,0 

*Суммарное значение для отдельно работающих установок. 

Результат комбинирования существенно проявился в эконо- 
мии энергозатрат, сокращении более чем вдвое штата обслужи- 
вающего персонала и уменьшении в 6 раз территории застрой- 
KH. 

Остальные четыре схемы, приведенные Ha рис. 10.3, относят- 
ся к комбинированным установкам глубокой переработки мазу- 
та [103]. 

Так, схема К-3 сочетает вакуумную перегонку мазута с ката- 
литическим крекингом фракции 350-500 °С и реализована на 
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трех промышленных установках ГК-3. На этих установках блок 
АВТ (колонны 8 uw /1) скомбинирован с четырьмя процессами. 
Бензин направляется на блок вторичной перегонки (ВТБ), ваку- 
умный газойль — на блок каталитического крекинга, гудрон сни- 
зу вакуумной колонны - на блок висбрекинга для получения 
маловязкого котельного топлива, а углеводородный газ с блоков 
каталитического крекинга и висбрекинга - на газофракциони- 
рование (ГФУ), где из него выделяют пропан-пропиленовую 
(ППФ) и бутан-бутиленовую (BBD) фракции. 

По одному из позже предложенных решений часть гудрона 
из вакуумной колонны используется в секции охлаждения про- 
дуктов реакции крекинга внизу ректификационной колонны как 
“холодное” орошение. Это позволяет отогнать от гудрона 
оставшиеся в нем фракции вакуумного газойля и одновременно 
сконденсировать тяжелые высокоароматизованные фракции 
(выше 450-480 °С) из продуктов реакции в гудрон. 

Современным развитием комбинированных установок типа 
ГК-3 стали установки КТ-! (комбинированные топливные), 
построенные на нескольких НПЗ. В составе этих установок 
имеется блок глубокой вакуумной перегонки, где отбирается 
вакуумный газойль 350-500 °С или 350-520 °С, который на бло- 
ке гидроочистки очищается от серы и других вредных примесей, 
после чего подвергается каталитическому крекингу. Углеводо- 
родный газ с блока крекинга фракционируют с получением 
ППФ и ББФ. Гудрон снизу вакуумной колонны подвергается 
висбрекингу для снижения его вязкости. 

Схема К-4 объединяет 3 процесса - углубленную атмосфер- 
но-вакуумную перегонку нефти, каталитический крекинг тяже- 
лого газойля и коксование гудрона. Отличительные особенности 
такого комбинирования состоят в следующем. 

Во-первых, в вакуумном фракционирующем испарителе 12 
между атмосферной и основной вакуумной колоннами отби- 

раются две фракции - дизельная до 350 °С ИШИи легкий компо- 
нент газойля LX. Смешиванием с основными потоками вакуум- 
ных газойлей (Хи ХЛ получают поток сырья крекинга А//. 

Во-вторых, в поток утяжеленного гудрона из колонны /3 до- 
бавляют ароматизованный тяжелый газойль XV каталитического 
крекинга, который, снижая вязкость гудрона, повышает его 
коксогенные свойства. 

Наконец, тяжелый газойль выше 350 °С из жидких продук- 
тов, получаемых при коксовании гудрона, без охлаждения на- 
правляется в вакуумный фракционирующий испаритель, выпол- 
няя при этом две функции: дополнительного источника тепла в 
этой колонне и дополнительного количества фракций, вовле- 
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каемых в поток /Х и соответственно в сырье крекинга. В резуль- 
тате такого комбинирования возрастают количество сырья ката- 
литического крекинга (от 66% на мазут до 73%) и выработка 
ценных моторных топлив. 

Задача углубленной переработки мазута и получения макси- 
мального количества дистиллятного сырья каталитического кре- 
кинга решается также комбинированием вакуумной перегонки с 
термодеструктивными процессами. Схема К-5 (см. рис. 10.3) 
сочетает два технологических процесса - глубокую вакуумную 
перегонку (колонны //и 13) и гидровисбрекинг утяжеленного 
гудрона (печь 3, сепаратор 4) с вакуумной перегонкой жидкого 
остатка висбрекинга. В результате гидровисбрекинга (неглубокое 
термическое разложение гудрона в атмосфере водорода) образу- 
ется дополнительное количество фракций 350-500 °С, и они в 
смеси с такой же прямогонной фракцией направляются на ката- 
литический крекинг. Количество сырья каталитического кре- 
кинга возрастает при этом на 15-20%. 

С той же целью был разработан [105] другой способ получе- 
ния сырья каталитического крекинга, принцип которого иллю- 
стрирует схема К-6 на рис. 10.3. В отличие от предыдущей 
схемы здесь гидровисбрекинг помещен в начале комбинирован- 
ной схемы (сырьем могут служить мазут или полугудрон). Про- 
дукты гидровисбрекинга разделяют в сепараторе 4 на паровую и 
жидкую фазы. Паровую фазу при температуре висбрекинга (420- 
435 °С) направляют в реактор гидроочистки 2, а жидкую фазу 
подвергают глубокой вакуумной перегонке, и вакуумный га- 
зойль без охлаждения (температура 320-330 °С) подают в паро- 
газовый поток перед реактором 2. В результате такого комбини- 
рования возможно увеличить количество сырья на крекинг (с 77 
до 79% от мазута) и осуществить процесс гидроочистки этого 
сырья при минимальных энергетических затратах, так как перед 
гидроочисткой продукт не нагревается в печах, а используется 
тепло его нагрева на ступени гидровисбрекинга. 

Существует также ряд комбинированных установок в произ- 
водстве парафинов и масел. Так, простейшим примером такого 
комбинирования является сочетание вторичной перегонки ди- 
зельного топлива, глубокой гидроочистки фракции 200-320 °С и 
получение из нее жидкого парафина на блоке адсорбции уста- 
новки “Парекс”. Наиболее характерным и современным приме- 
ром является комбинированная установка КМ-2, разработанная 
грозненскими специалистами и пущенная в 1980-е годы на Но- 
воярославском НПЗ. Эта установка сочетает головной блок ва- 
куумной перегонки мазута, где получают два масляных дистил- 
лята и гудрон, с блоками очистки, т. е. деасфальтизации гудро- 
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Ha, селективной очистки дистиллятов и деасфальтизата, их де- 
парафинизации, и гидродоочистки. В составе этой установки 
также блоки по получению парафина из гачей. 

Кроме упомянутых выше преимуществ комбинирования во- 
обще, в этом случае, там, где это возможно по технологии, ис- 
пользуют единые растворители и централизована их регенера- 
ция, что дает немалые экономические преимущества. 

Рассмотренные схемы комбинирования атмосферной или ат- 
мосферно-вакуумной перегонки нефти с другими технологиче- 
скими процессами облагораживания или деструктивной перера- 
ботки дистиллятов не охватывают всего многообразия су- 
ществующих в промышленности или запатентованных схем. Тем 
не менее уже на примере рассмотренных схем видно, какие 
преимущества дает комбинирование, и поэтому дальнейшее 
развитие нефтепереработки немыслимо без этого направления. 

10.3. СХЕМЫ НПЗ ГЛУБОКОЙ ПЕРЕРАБОТКИ НЕФТИ 

В трактовке термина “глубокая переработка нефти” существует 
по крайней мере два подхода. По одному из них предлагается 
оценивать ее по дополнительному отбору светлых из мазута 
(рис. 10.4). Так, если без переработки мазута отбор суммы свет- 
лых (CC) для нефтей 1-3 составляет соответственно 35, 52 и 
62% (при ДО = 0), то для достижения общей глубины перера- 
ботки нефти 68% необходимо, чтобы от мазута мангышлакской 
нефти было дополнительно отобрано (ДО) светлых 28% на 
нефть, от мазута озексуатской нефти - 14,5% и от мазута укра- 

инской нефти — 5% на нефть. Однако такой дифференцирован- 
ный по нефтям метод не получил широкого признания. 

Общепризнан во многих странах, в том числе в России, ме- 
тод, выражаемый формулой (в %): 

Ty. = {H - (M + I + C,,)/H]100, (10.1) 
где Глн — глубина переработки нефти; H - количество переработанной нефти; 
М - количество валового топочного мазута (котельного топлива) от перерабо- 
танной нефти; П - количество безвозвратных потерь от того же количества 
нефти; C,, — количество сухого газа от переработанной нефти, использованного 
как топливо. 

Такой подход позволяет оценивать величину Глн независимо 
от вида перерабатываемой нефти и набора технологических 
процессов. 

В США максимально достигнутое значение Гл» составляет 
80%, в России на начало 1990-х годов оно составляло около 65% 
и постепенно растет. 
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LO, 7, (мас) Рис 104 Определение глубины пере- 
JO —_ | работки мангышлакской (7), озексуат- 

ской (2) и украинской (3) нефтей [ДО 
- дополнительный отбор светлых из 

Q4\ мазута, % (мас) на нефть, CC - выход 
суммы светлых дистиллятов, % (Mac ) 
от нефти] 

18 Г | О значении глубины пере- 
работки нефти можно судить 

| по следующим цифрам. Увели- 
| чение ее всего на 1% требует 

| 
| 

ecge пииньчиващию SEES ANID 

определенных затрат (3,,, p.), в 
то время как затраты на увели- 

or чение добычи нефти на 1% в 
Va и | J 14-20 раз выше (в среднем 16 

Pai ww Ae 3m, р.) Это сравнение, конеч- 
40 50 60 CC,%(wac) HO, упрощенное, так как 3aTpa- 

ты Ha увеличение глубины пе- 
реработки нефти по мере роста значения Гр, повышаются с 
нарастанием, а затраты на рост добычи нефти увеличиваются по 
мере того, как эта добыча усложняется за счет геологических 
(увеличение глубины бурения) и географических (перемещение 
на Север в труднодоступные районы) условий. 

Если экономическая целесообразность углубления перера- 
ботки нефти в принципе не вызывает сомнений, то количе- 
ственная оценка экономического эффекта разными специалис- 
тами ведется по-разному (хотя расхождение конечных результа- 
тов при этом не носит принципиального характера). 

В качестве примера можно привести предложенную в одной 
из работ формулу: 

Эт = A3, + A3y - АЗ; - АЗ, - A35, (10.2) 

где Эл - экономический эффект углубления переработки нефти, A3, и ДЗ» - 
затраты на добычу и транспорт высвобождающихся нефти и мазута, A3, - до- 
полнительные затраты на углубление переработки нефти, АЗ; - дополнительные 
затраты на транспорт газа, используемого вместо мазута, АЗ, - дополнительные 
затраты на перевод электростанций с мазута на газ 

Расчеты, выполненные по этой формуле применительно к 
объему переработки нефти 40,5 млн т/год, показали, что по 
сравнению с базовым вариантом (перегонка нефти до мазута с 
отбором светлых 50%) увеличение глубины переработки нефти 
до 62% (за счет переработки мазута в моторные топлива) дает 
значение Эм = 416 млн р/год (в ценах 1985 г.). Эта величина 
возрастает до 1315 млн р/год при увеличении глубины перера- 
ботки нефти до 74%. Таким образом, экономический эффект 
углубления переработки нефти на каждый процент составляет 
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Рис. 10.5. Направления углубления переработки нефти: 
[- BCT; // - кокс. /// - газообразные и жидкие нефтепродукты 

около 40 млн р/год (в указанных выше ценах для принятого 
объема переработки нефти) или около | р/год на каждую тонну 
перерабатываемой нефти. 

Пути углубления переработки нефти включают в первую оче- 
редь глубокую первичную переработку нефти на АВТ и затем 
комплекс вторичных термокаталитических процессов с макси- 
мальным выходом топливных дистиллятов. 

Способы углубления атмосферной и вакуумной перегонки 
нефти были рассмотрены выше в этой главе. О комплексе вто- 
ричных процессов дает представление схема, приведенная на 
рис. 10.5. 

Сырьем процессов вторичной переработки могут служить не- 
посредственно мазут или же продукты вакуумной его перегон- 
ки — вакуумный газойль и гудрон. 

Все вторичные процессы могут быть разделены на 4 группы. 
Первая группа - это деструктивные каталитические процес- 

сы, в которых недостаток водорода при разрыве связей в моле- 
кулах возмещается вводом его извне, за счет чего дистилляты [1 
получаются всегда насыщенными, с высокими энергетическими 
свойствами (болышое соотношение H:C). Соответствующие 
процессы указаны на рис. 10.5. 

Вторая группа процессов - процессы, в которых недостаток 
водорода лишь частично восполняется вводом его извне (в чис- 
том виде или с помощью соединений - доноров водорода), а 
образующийся избыток углерода частично выводится из процесса 
в виде кокса (откладывается на внутренних поверхностях аппаратов). 
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Третья группа — это процессы без ввода в них водорода и с 
перераспределением “своего” водорода в процессе протекания 
каталитических реакций. Избыток углерода в количестве до 8% 
от исходного сырья выводится ‘из процесса в виде кокса на ка- 
тализаторе. Типичный процесс этой группы - каталитический 
крекинг, играющий сейчас ведущую роль в углублении перера- 
ботки нефти. 

Четвертая группа - это термодеструктивные процессы с мак- 
симальным удалением из процесса углерода в виде кокса и 
внутриреакционным перераспределением водорода. К этой 
группе процессов относятся термокрекинг и коксование, выход 
кокса в котором составляет от 15 до 35% на сырье. 

Несмотря на отвод избытка углерода во 2-4 группах процес- 
сов, продукты этих процессов (///) содержат определенное ко- 
личество непредельных углеводородов (олефинов) и в боль- 
шинстве случаев эти дистилляты требуют последующего облаго- 
раживания (насышения) водородом. 

Следует заметить, что во всех группах процессов в составе уг- 
леводородного газа определенную долю составляет сухой газ 
(C,-C), обычно сжигаемый как технологическое топливо. По- 
скольку он является вычитаемым компонентом [см. формулу 
(10.1)], то выход сухого газа соответственно уменьшает глубину 
переработки нефти, как и выводимый из процесса кокс, если он 
не перерабатывается в жидкое топливо по схеме, показанной на 
рис. 9.14. 

Углубление переработки нефти, с одной стороны, позволяет 
решить проблему увеличения ресурсов моторных топлив, а с 
другой — обусловливает резкое сокращение выработки котельных 
топлив, так как мазут является основным компонентом этих 
топлив. Возмещение сокращшающейся доли мазута идет по 
нескольким путям, среди которых следует отметить следующие: 

перевод крупных потребителей в энергетике и металлургии 
на природный газ, производство которого сейчас растет; 

вовлечение в котельные топлива тяжелых газойлей вторич- 
ных процессов (если они не используются для судовых тяжелых 
дизельных топлив); 

уменьшение доли электроэнергии, вырабатываемой на тепло- 
вых электростанциях, потребляющих жидкое топливо, и возме- 
щение этого уменьшения долей АЭС. 

Рассмотрим в качестве примера одну из технологических 
схем нефтеперерабатывающего завода (НПЗ) глубокой перера- 
ботки нефти по топливному варианту (рис. 10.6). 

Основа такого НИЗ мощностью по нефти 6 млн т/год - две 
комбинированные установки JIK-6y и KT-1, связанные между 
собой потоком мазута и вырабатывающие основные товарные 
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Рис. 10.6. Поточная схема НПЗ глубокой переработки нефти (ЛК-6у и КТ-1 - 
комбинированные установки, остальные обозначения - см. рис. 9.1 и по тексту) 

продукты (компоненты бензинов, РТ, ДТ, мКТ и ПБФ). Ряд 
фракций, получаемых на этих установках, доводится до товар- 
ных свойств соответствующими процессами вне этих комбини- 
рованных установок. Это процессы изомеризации пентан- 
гексановой фракции с целью повышения ее октанового числа, 
извлечение жидкого парафина с целью понижения температуры 
застывания дизельного топлива, производство из ББФ газа ката- 
литического крекинга МТБЭ и алкилата - высокооктановых 
добавок к товарным бензинам, выработка технического углерода 
(или концентрата АрУ) из тяжелого газойля каталитического 
крекинга и, наконец, получение кокса или битума из гудрона 
блока ВТ, если он не перерабатывается полностью на блоке 
висбрекинга КТ-1[. 
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НПЗ, работающий по такой схеме, позволяет получить зна- 

чение Грн порядка 70-75%. 
Сочетание комбинированных установок ЛК-6у (2 установки) 

и установок КМ-2 и КТ-1 делает возможной схему современно- 
го НПЗ смешанного топливно-масляного профиля на 12 млн 
т/год нефти. При этом на одной из установок JIK-6y может пе- 
рерабатываться масляная нефть, основное количество мазута с 
которой поступит на комбинированную установку КМ-2, а на 
другой - топливная нефть, мазут с которой пойдет на КТ-1. 

10.4. КОМБИНИРОВАННАЯ ПЕРЕРАБОТКА 
ВЫСОКОВЯЗКИХ (СВЕРХТЯЖЕЛЫХ) НЕФТЕЙ 
И ПРИРОДНЫХ НЕФТЕБИТУМОВ 

Ранее (см. гл. 1, Зи 7) были рассмотрены проблемы добычи, 
классификации и подготовки к переработке таких тяжелых ор- 
ганических масс, как ВВН и ПНБ. 

Первичная их перегонка возможна двумя путями - смешени- 
ем их (до 20%) с легкими или средними нефтями и далее пере- 
гонка по обычной схеме АВТ или самостоятельная переработка 
по комбинированной со вторичными процессами схеме. 

Первый из этих путей получил пока большее применение в 
связи с малым количеством ВВН и ПНБ в общей массе нефтей. 
В частности, в России так перерабатываются нефти Татарстана 
и ряд высоковязких нефтей Сибири, в Казахстане - ВВН полу- 
острова Мангышлак. В перспективе, когда доля ВВН и ПНБ в 
общей добыче энергоносителей станет нарастать, основным 
может стать второй из указанных путей. 

Ниже в качестве примера приведены показатели качества че- 
тырех образцов ВВН и ПНБ из различных месторождений: 

Показатель качества Тиахуана  Боскан  Атабаска Сан-Мигель 

(Венесуэла) (Канада) (США) 

Плотность, кг/м? 985 1000 1010 1090 
Вязкость, Па с 5 - 5000 20000 
Температура застывания, °C 0 17 10 80 
Коксуемость, % 1 15 14 25 
Содержание 

фр >350 °С, % 91 80 85 95 
фр >500 °С, % 50 - 50 75 
серы, % 2,7 5,2 40 10 
азота, г/кг - 7 6 4 
асфальтенов, % 6 14 18 37 
ванадия, мг/кг 300 1200 250 85 
никеля, мг/кг 40 150 100 25 

Обращает на себя внимание их высокая вязкость и большое 

содержание в них тяжелых фракций выше 350 °C (80-95%) и 
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Рис. 10.7. Схема переработки ВВН (фирмы “Петровен” и “Юнион ойл”): 
] - ЭЛОУ; 2- блок AT; 3 - установка коксования; 4 - колонна разделения продуктов 

коксования; 5 - блок гидроочистки продуктов коксования; 6 - блок получения BCT; | - 
ВВН; // - бензиновая фракция, /// - фракция 150-260 °С; [И - облегченный мазут (выше 
260 °C); Г- кокс; VI-IX - продукты коксования - газ, бензин, дизельная фракция и тяже- 
лый газойль; X - синтетическая нефть; Х/ - BCT; X// - природный газ; Х/// - водяной пар 

выше 500 °С (50-75%). Соответственно их характеризуют высо- 
кая коксуемость и очень высокое содержание металлов (110- 
1350 мг/кг). 

Пионером в переработке таких нефтей и битумов является 
Канада, где с 1967 г. действовало два завода фирмы “Санкор” 
мощностью по 2,2 млн т/год по конечному продукту - синтети- 
ческой нефти. К настоящему времени суммарная мощность по- 
добных установок в Канаде достигает около 18 млн т/год по 
конечному продукту. 

На рис. 10.7 и 10.8 показаны схемы двух промышленных 
комбинированных установок по переработке ВВН. С первой из 
них, мощностью по исходной нефти 4 млн т/год, отбирают на 
блоке АТ 1,2 млн т/год дистиллятов до 260 °C, а 2,8 млн т/год 

остатка выше 260 °С направляют на коксование. Продукты кок- 
сования подвергаются гидроочистке, после чего смешиваются в 
один поток, называемый “синтетической нефтью” (название не 

совсем точное, хотя и стало общепринятым; точнее было бы 
название “вторичная нефть”). Выход ее от исходной нефти со- 
ставляет 50%. 

По своему качеству синтетическая нефть очень существенно 
отличается от исходной ВВН по фракционному составу (вслед- 
ствие коксования) и содержанию вредных примесей - серы, 
азота и металлов (за счет гидроочистки). Полученную по такой 
технологии синтетическую нефть перерабатывают в моторные 
топлива и масла в смеси с обычной нефтью, добавляя первую в 

количестве до 15%, так как при большей доле ухудшаются пока- 
затели качества реактивного топлива. 
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Рис. 10.8. Схема переработки BBH на НПЗ в Паскагуле: 
|, 2,3 - блоки ЭЛОУ, АТ и ВТ; 4, 8- блоки гидроочистки; 5 - печь, 6 - вакуумная ко- 

лонна; 7- установка коксования; 9 - установка каталитического крекинга, /0 - производ- 
ство BCT; / - ВВН; // - бензиновая фракция; /// - дистилляты АТ; /У - мазут; И - утяже- 
ленный вакуумный газойль (350-540 °C), И] - утяжеленный гудрон выше 540 °С, ИЛ и XIV - 
фракции н. к. - 200 °Си 200-350 °С; VIII - остаток выше 350 °С; /[Х и Х- легкий и тяжелый 
вакуумные газойли; X/ - гудрон выше 550 °C; Х// - дистилляты коксования; Х/// - кокс; XV 
- дистилляты крекинга, XV/ - газ гидроочистки; XVI] - BCT 

Ниже приведены показатели качества исходной ВВН и син- 
тетической нефти: 

Показатели качества Исходная Синтетиче- 
ВВН ская нефть 

Плотность, кг/м3 1014 850 
Фракционный состав, % (об.): 

до 190 °С выкипает - 25 

no 343 °C “ 16 72 
до 468 °С “ 32 100 
выше 468 °С “ 68 - 

Коксуемость, % 15,6 0,7 
Содержание: 

серы, % 4,2 0,2 
азота, % 0,75 0,1 
ванадия и никеля, мг/кг 590 0,5 

Несколько по-иному построена схема переработки ВВН, по- 
казанная на рис. 10.8. Здесь после блока ЭЛОУ-АТ мазут (фр. 
>350 °С) делится на два потока. Один поток идет на блок ВТ, а 
другой - на гидроочистку (3-поточная установка). Гидроочи- 
щенный мазут поступает на второй блок ВТ (колонна 6), гудрон 
из которой смешивается с гудроном первого блока ВТ и подвер- 
гается коксованию. В этом существенное отличие такой схемы 
от предыдущей, так как коксованию подвергается не широкая 
фракция >260 °С, а тяжелый остаток >540 °С. Кроме того, выде- 
ленные до коксования дистилляты Ha АТи ВТ (поток Ина рис. 
10.8) и блоке гидроочистки мазута (поток Х на рис. 10.8) ис- 
пользуются непосредственно для получения моторных топлив 
8 и 9, минуя блок коксования 7. Блок получения моторных топ- 
лив после коксования включает гидроочистку тяжелых газойлей 
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Рис. 10.9. Блок-схема процесса переработки ПНБ Татарстана: 
J], 2 - нагнетательная и эксплуатационная скважины; 3 - смеситель; 4, 5, 6 - блоки 

ЭЛОУ, АТ, BT; 7, 8- блоки окисления; 9 - очистка масел; /0- гидрокрекинг; /- воздух; // 
- эмульсия ПНБ с водой; //1-ГИ - продукты перегонки - бензин, дизельное топливо, мазут, 
вакуумный газойль (350—450 °C) и гудрон (выше 450 °С); VIII - сульфоксиды; /Х - высоко- 
индексные масла; Х- моторные топлива; Х/ - битум; Х// - битумный лак 

(прямогонных и коксования) и каталитический крекинг этих 
газойлей после гидроочистки. 

Мощность этой установки по ВВН - 7 млн т/год, из которых 
4,5 направляется в виде мазута на гидроочистку 4, а около 
1,5 млн т/год - на блок ВТ. Выход гидроочищенного мазута ИГТ 
составляет 4,0 млн т/год, а суммарная загрузка сырьем блока 
коксования - около 1,0 млн т/год. 

Переработка битуминозных пород (песков и песчаников) 
включает две стадии: обогащение породы, т. е. извлечение из 
нее битума, и перегонку извлеченного битума. По такой схеме, 
в частности, построен в провинции Альберта (Канада) завод по 
переработке битуминозных песков месторождения Атабаска. 
Завод сочетает в себе два процесса: извлечение ПНБ по техно- 
логии, показанной на рис. 7.11, и переработку его по схеме с 
получением синтетической нефти, приведенной на рис. 10.7. 

При переработке 30 млн т/год битуминозной породы (поток | 
на рис. 7.11) получают 3,4 млн т/год (11,3%) нефтебитума 
(поток Х на рис. 7.11 или поток / на рис. 10.7) и в результате — 
2,0 млн т/год (6,7% от переработанной породы) синтетической 
нефти. Показатели качества этой нефти близки к приведенным 
выше (плотность 865 кг/м3, содержание серы 0,08%, выкипает 
до 195 °С 22,0%, до 345 °С - 69% и до 500 °С - 100%). 

Все изложенное касалось переработки ВВН и ПНБ, добытых 
непосредственно из недр Земли. В то же время в России, в рес- 
публике Татарстан, опробован и освоен метод извлечения горю- 
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чей массы из битуминозных пород путем внутрипластового го- 
рения. Примером переработки ПНБ, извлеченного таким мето- 
дом, является проект завода по комплексной переработке биту- 
ма, схематично показанный на рис. 10.9 [77]. Начало технологи- 
ческого цикла в этом случае типично, т. е. ЭЛОУ-АТ-ВТ, а по- 
лучаемые дистилляты в дальнейшем перерабатываются на уста- 
новках получения масел (или топлив) и специальных продук-_ 
тов — сульфоксидов, битумов и битумного лака. Перерабатывае- 
мый по этой схеме ПНБ имеет следующие показатели качества: 
Выкипает, % (мас.): Содержание, %: 

до 330 °С 19 асфальтенов 19 
до 420 °С 31 золы 0,5 

Выход остатка выше 69 Коксуемость, % 13 
420 °С, % (мас.) Содержание ванадия, мг/кг 430 

Интересно отметить, что при коксовании такого битума со- 
держание ванадия в коксе возрастает до 2600 мг/кг (0,26%), а 
после сожжения кокса в золе концентрация ванадия достигает 
50000 мг/кг (5%). 

Проблемы, связанные с высоким содержанием таких ценных 
металлов, как ванадий и никель, в тяжелых нефтях и нефтеби- 
тумах имеют двоякий характер. С одной стороны, присутствие 

этих металлов в тяжелых га- 
зойлях и мазутах существен- 
но осложняет каталитичес- 
кую переработку этих ди- 

Воздух стиллятов, так как ванадий и 
Водяной пар никель очень быстро и необ- 

ратимо дезактивируют ката- 
Возбух лизаторы гидроочистки и 

крекинга (отлагаясь в Порах 
катализаторов, эти металлы 
экранируют активные центры 
катализаторов). Однако мето- 
дов достаточно полной деме- 
таллизации газойлей, и осо- 

Рис 1010. Схема получения пента- 
оксида ванадия из нефтяного кокса: 

] - измельчение, 2 - газификация, 5 - 

окислительный обжиг при 900 °С, 4 - 
охлаждение и измельчение, 5 — выщелачи- 

вание при 97 °С, 6, ви 1/- фильтрование, 
7 - вторичное выщелачивание, 9 - осаж- 
дение и гидролиз МН.УО:;, 170 - сушка, 
плавление, грануляция, / - кокс, // - зола; 

_ — Ш - осадок, IV - раствор, V - раствор 
В отдал ма быбеле (У02)2504, VI - осадок \2055Н2О, VII - 

VO, раствор, V/// - синтез-газ на производство 
метанола или углеводородов 
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бенно мазутов, пока не существует, и поэтому в большинстве 
случаев идут по пути разработки дорогих металлостойких ката- 
лизаторов или значительного увеличения их расхода. 

С другой стороны, большое содержание металлов в тяжелых 
нефтях - это возможный источник их получения для металлур- 
гии (ванадий и никель — наиболее ценные легирующие добавки 
к сталям). Доказано, что ресурсы ванадия и никеля в тяжелых 
нефтях в несколько раз превышают их ресурсы в горных поро- 
дах разведанных на Земле месторождений этих металлов, а по- 
лучение их из нефти значительно дешевле. Но для этого тяже- 
лые нефти должны перерабатываться до кокса, в котором эти 
металлы концентрируются, т. е. по технологиям, подобным тем, 
что показаны на рис. 10.7 и 10.8. 

К 1988 г. в Канаде, Венесуэле и США, где технологии пере- 
работки ВВН и ПНБ наиболее освоены, работало 8 установок 
по извлечению ванадия из нефтяных коксов [114]. На рис. 10.10 
показана последовательность операций получения пентаоксида 
ванадия \У2О; из кокса ПНБ Атабаски, содержащего ванадия 
1000 мг/кг. В золе, образующейся после газификации кокса, 
содержание ванадия составляет 23000 мг/кг. 

Производительность одной такой установки по V2Os состав- 
ляет 550 т/год, а общее его производство в Канаде достигает 
1660 т/год, что в несколько раз превышает потребность страны в 
этом ценном металле и приносит ей немалый доход. 

Глава 11 

ЭКОЛОГИЧЕСКИЕ ПРОБЛЕМЫ 
ТЕХНОЛОГИИ ПЕРВИЧНОЙ ПЕРЕГОНКИ 
НЕФТИ 

11.1. ВРЕДНЫЕ ДЛЯ ОКРУЖАЮЩЕЙ СРЕДЫ 
ОТХОДЫ АВТ УСТАНОВОК 

Переработка нефти на любом нефтеперерабатывающем заводе 
(НПЗ), которая начинается на АВТ установках, связана с по- 
треблением целого ряда побочных веществ и реагентов, выпол- 
няющих определенные технологические функции. 

К таким веществам для АВТ установок относятся: 
вода, используемая для различных целей; 
водяной пар, используемый как технологический компонент 

и как теплоноситель; 
деэмульгаторы для обезвоживания нефти; 
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аммиак для нейтрализации сероводорода в потоках паров 
бензина и предотвращения коррозии шлемовых труб и конден- 
саторов; 

щелочь и серная кислота для очистки светлых дистиллятов. 
Все эти вещества могут служить источниками вредных отхо- 

дов производства, загрязняющих окружающую среду. 

11.1.1. Водоснабжение и водные стоки 

Водоснабжение НПЗ в целом состоит из нескольких различных 
систем, отличающихся друг от друга своим назначением и соот- 
ветственно качеством исходной воды, а также составом отходя- 
щей воды и образуемых ею стоков [16]: 

Система Назначение 

Хозяйственно-питьевая Для хозяйственно-бытовых нужд обслужи- 
вающего персонала, столовых ит д 

Свежей воды и очищенных Для технологических нужд производственных 
стоков установок и пополнения противопожарных за- 

пасов 

Противопожарная Для пожаротушения объектов НПЗ 

Оборотного водоснабжения. 
| Для конденсации и охлаждения в кожухотруб- 

чатых аппаратах Нефтепродуктов, содержащих 
углеводороды от пентана и выше 

I] Для конденсации и охлаждения в кожухотруб- 
чатых аппаратах паров легких фракций нефти, 
содержащих углеводороды до бутанов включи- 
тельно 

Ш Для конденсации и улавливания паров нефте- 
продуктов непосредственным контактом (баро- 
метрические конденсаторы вакуумных колонн, 
скрубберы битумных установок ит п) 

IV Для использования на установках, где возмож- 
но загрязнение воды парафином или жирными 
кислотами 

У Для конденсаторов паровых турбин и охлажде- 
ния в компрессорных установках 

VI Для производства серной кислоты 

Количество потребляемой технологическими установками 
воды зависит от конкретной технологии переработки нефти или 
ее фракций, а также от доли использования воздушного охлаж- 
дения (экологически более предпочтительного) для конденса- 
ции или охлаждения технологических потоков. Суточное по- 
требление воды по некоторым установкам приведено в табл. 11.1. 

Водяной пар используют на установках переработки нефти 
как греющий теплоноситель и как технологический агент, в ре- 
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Таблица 11.1. Потребление воды на установках первичной перегонки 

мефти (в м3/сут) 
Установка Свежая вода Оборотная вода (28 °С) 

речная | очищенные | I система И система 

CTOKH 

Самостоятельная ЭЛОУ (10-6) - 168 - - 
ЭЛОУ-АВТ-8 - - 52000 264 
Комбинированная JIK-6y 360 960 27000 35000 
Вторичной перегонки бензина _ - 20000 - 
(22-4) 

зультате он превращается в технологический конденсат, загряз- 
ненный нефтепродуктами и другими веществами, образуя за- 
метный поток загрязненных стоков. 

Суточное потребление водяного пара для установки ЭЛОУ- 
АВТ-8 составляет 1000-1200 т/сут, для самостоятельной ЭЛОУ - 

также около 1000 T/cyr и для установок вторичной перегонки 
бензина — 80-100 т/сут. 

В канализационную сеть завода сбрасываются вода и конден- 
саты только из незамкнутых систем водоснабжения, и в зависи- 
MOCTH OT того, от каких технологических процессов сбрасывает- 
ся вода и чем она загрязнена, на НПЗ существует несколько 
изолированных друг от друга систем канализации: 

1-я система — производственно-ливневая канализация (отвод 

и очистка производственных и ливневых вод, загрязненных 
нефтепродуктами); 

2-я система - сбор, отвод и очистка сточных вод, загрязнен- 

ных нефтью, нефтепродуктами, реагентами, солями и другими 
органическими и неорганическими веществами (в виде эмуль- 
сий и растворов); 

2-я, а система - отвод и очистка сернисто-щелочных стоков; 

3-я система - ливневая канализация для отвода и очистки 

ливневых и талых вод с дорог и крыш вне территорий техноло- 
гических установок; 

4-я система — хозяйственно-фекальная канализация. 

Водные стоки с АВТ установок направляются в каждую из 
этих систем, причем стоки ЭЛОУ, сбрасываемые во 2-ю си- 

стему, относятся к наиболее загрязненным и трудно под- 
дающимся обезвреживанию. В их составе содержится большое 
количество неорганических солей, и поэтому они даже после 
очистных сооружений не могут быть возвращены в систему обо- 
ротного водоснабжения НПЗ. 
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Состав сточной воды ЭЛОУ, например, может быть следую- 
щим [3]: 

Суммарное содержание солей, мг/л: 10000-30000 
в том числе: 

хлор-ионов 6000-15000 
сульфатов 40-350 

Жесткость общая, мг-экв/л 30-100 
Щелочность общая, мг-экв/л 1,5-4,0 
РН 7,1-7,3 
Химическое потребление кислорода, мг O>/r 300-800 

Общее количество производственных стоков на одну тонну 
перерабатываемой нефти на НПЗ составляет (в м3): 

1-я система 2-я система 2-я, а система 

НИЗ топливного профиля 0,23-0,95 0,09-0,20 0,0005-0,001 
НПЗ топливно-масляного 0,38-1,50 0,1-0,25 0,001-0,003 
профиля 

Если рассчитывать на среднюю мощность НПЗ по нефти 
12 млн т/год (36 тыс. T/cyT), то суточное количество стоков для 
такого завода составит по соответствующим системам (в сред- 
нем) 25000, 4000 и 30 м3/сут. 

Состав сточной воды обычно характеризуют содержанием в 
ней примесей нефтепродуктов и химических соединений, а так- 
же показателями окисляемости содержащихся в ней органиче- 
ских соединений - БПК и ХПК. 

Для нефтепродуктов эти показатели обычно следующие (в г 
О>/г нефтепродукта) [21]: 

Нефтепродукт БПК XTIK 

Бензин 0,12 3,5 
Керосин 0,15 3,6 
Газойль 0,18 4,0 
Мазут 0,40 4,2 

Таблица 11.2. Содержание различных примесей в сточной воде (в мг/л) 

Наименование Система канализации 

|2 | 3 

Нефтепродукты 5000 До 10000 До 10000 100 
Соли общие 1500 До 50000 - _ 
Механические примеси 1000 1000 - 500 
Фенолы 5-8 15-20 5000 - 
Сульфиды (HS) До 2 - 26000 - 
Аммонийный азот 30 25 - - 
BITK 9, г O2/n 250-450 300-500 75000 - 
XIIK, r O2/n 400-550 600-750 85000 - 
Поверхностно-активные вещества - 100-200 - - 
Сера общая - - 35000 
Общая щелочность - - 100000 _ 
РН 7,8-8,6 7,5-7,8 14,0 7,8 
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Тоблица 11.3. Состав технологического конденсата (прн переработке 
высокосернистой нефти на АВТ) 

Показатель Отбензинива- | Атмосферная колонна 

ющая колонна | без подачи | с подачей 
аммиака аммиака 

Содержание: 
серосодержащие соединения, мг H>S/n 300 500 1200-4500 
аммонийный азот. мг М/л 150 250 600-4500 
фенолы, мг/л 3 5 15 

BITK 9, мг O2/n 280 300 1600-3500 
BIIKs, мг O2/n 140 200 1100-2700 
ХПК, мг O2/n 370 550 3000-6000 

Соотношение БПК/ХПК характеризует биохимическую 
окисляемость органических веществ. 

Содержание примесей в сточных водах по системам в сред- 
нем по НПЗ приведено в табл. 11.2. 

Состав конденсата водяного пара, используемого на АВТ в 
технологических целях, приведен в табл. 11.3. 

11.1.2. Углеводородные газы 

При первичной перегонке нефти на АВТ обычно получают не 
более 1,5% от нефти углеводородного газа низкого давления, 
который используют в качестве печного топлива. В атмосферу 
этот газ может попадать двумя путями — через неплотности ап- 
паратов и арматуры и через предохранительные клапаны ректи- 
фикационных колонн и сепараторов. Количество утечек газа 
невелико, а выбросы через предохранительные клапаны хотя и 
значительны по количеству, но происходят в моменты аварий- 
ных ситуаций - при недопустимом повышении давления в ап- 
паратах. 

Кроме прямогонного углеводородного газа на АВТ образуется 
и углеводородный газ вто- 
ричного происхождения - 4 
при нагреве мазута перед 
вакуумной колонной. Этот 
газ (НУГ - неконденсиро- 
ванный углеводородный 
газ) откачивается эжекто- 
рами вакуумной колонны и 
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вместе с водяным паром, подаваемым на эжекцию, выбрасы- 
вается из последней ступени эжектора. Состав и количество 
этого газа приводились выше (см. разд. 8.4.1). 

Значительное количество легких углеводородов попадает в 
атмосферу из резервуаров нефти и готовых легких нефтепродук- 
тов. В основном они попадают за счет испарения от нагревания 
резервуара солнечными лучами, и поэтому их количество ме- 
няется в течение года (рис. 11.1). Кроме того, углеводороды те- 
ряются из счет “дыхания” резервуара при его заполнении и 
опорожнении. 

11.1.3. Дымовые газы 

Это наиболее крупнотоннажный газовый поток, загрязняющий 
атмосферу продуктами горения топлива в печах АВТ. В составе 
дымовых газов кроме азота, диоксида углерода и небольшого 
количества избыточного кислорода (1,2%) содержатся вредные 
оксиды азота, серы и углерода (в сумме 10%), а также продукты 
неполного сгорания топлива. На одну тонну перерабатываемой 
нефти из печей выбрасывается около 500-600 м3 дымового газа. 

11.1.4. Прочие отходы 

К прочим отходам следует отнести отходы периодического ха- 
рактера, возникающие при очистке нагревательно-теплообмен- 
ного оборудования, а также ректификационных колонн. Так, 
при ремонтных работах из труб змеевика печей и с некоторых 
тарелок атмосферной и особенно вакуумной колонны удаляется 
кокс. Эта коксовая мелочь скапливается на площадках вблизи 
очищаемых аппаратов и после ремонта вывозится с установки. 

При ремонтах и очистках теплообменников из их трубного 
пространства, где проходит нефть, удаляется отложившийся на 
трубках слой, содержащий асфальтосмолистые вещества нефти в 
смеси с минеральными примесями. 

При очистке трубчатых холодильников, где в качестве хлада- 
гента используется вода (как правило, оборотная), из внутрен- 

ней поверхности трубного пучка удаляются загрязнения двух 
ВИДОВ: 

минерально-биологический слой отложений (ил), удаляемый 
промывкой трубок водной струей под высоким давлением; 

слой накипи, образующийся непосредственно на внутренней 
поверхности трубок из растворенных в воде солей и удаляемый 
механическими методами. 

Эти загрязнения в виде шлама (ил) или твердых частиц на- 
кипи попадают на площадку установки и затем, после ремонта 
аппаратов, удаляются. 
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11.2. ПУТИ УТИЛИЗАЦИИ 
И ОБЕЗВРЕЖИВАНИЯ ВРЕДНЫХ ОТХОДОВ 

Экологические проблемы на земном шаре приобрели такие 
масштабы, что для сохранения среды обитания в промышленно 
развитых странах и регионах затраты на защиту или очистку 
окружающей среды становятся соизмеримыми с капиталовло- 
жениями в новые технологии или больше их. 

Законодательством практически всех стран предусматривают- 
ся меры защиты природы, которые применительно к нефтепе- 
реработке можно отнести к трем категориям: 

меры ограничительно-запретительные; 
меры предупредительного характера; 
инженерно-технические мероприятия по уменьшению или 

прекращению выбросов вредных веществ в окружающую среду 
на действующих производствах. 

К мерам ограничительно-запретительным относится, в част- 
ности, установление предельно допустимых концентраций 
(ПДК) вредных веществ в воде, воздухе и почве, превышение 
которых наказуемо по закону. 

ПДК вредных примесей в воде, сбрасываемой в водоемы (в 
мг/л), и в воздухе приведены в табл. 11.4. 

Отдельно для почвы ПДК не регламентируется, однако до- 
пустимым содержанием химических веществ в ней считается 
такое, при котором гарантируется их поступление в контакти- 

Таблица 11.4. ПДК вредных примесей в воде и в воздухе 

Предельно допустимые концентрации 

Вредные вещества в воде, мг/л в воздухе, мг/м? 

максимальная среднесуточная 

разовая 

Аммиак - 0,2 0,2 
Бензол 0,5 1,5 0,8 
Бензин 0,1 5,0 1,5 
Диоксид азота - 0,09 0,04 
Диоксид серы - 0,5 0,05 
МЭА 0,5 0,01 0,01 
Нефтепродукты 0,3 (0,05)* - - 
Нефть 0,3 - - 
Пентан 0,2 100 25 
Сероводород - 0,008 0,008 
Сероуглерод 1,0 0,03 0,005 
Толуол 0,5 0,6 0,6 
Оксид углерода - 3 1 
Фенол 0,001 0,01 0,01 

*В скобках - для воды, сбрасываемой в рыбохозяйственные водоемы. 
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рующие с почвой среды в количествах, соответствующих уровню 
ПДК для водоемов и воздуха и допустимым концентрациям 
вредных веществ в выращиваемых в этой почве культурах. 

Меры предупредительного характера по охране окружающей 
среды обычно состоят в том, что уже на стадии разработки той 
или иной технологии и проекта по ее реализации предусматри- 
ваются меры, предотвращающие вредные выбросы в окружаю- 

щую среду. 
Применительно к АВТ установкам относятся следующие ме- 

ры. 
1. Уменьшение количества засоленных стоков с блока ЭЛОУ 

за счет подбора оптимального режима обессоливания (темпера- 
тура, расход деэмульгатора, напряженность поля и Ap.) и выбора 
рациональной схемы подачи промывной воды на каждую сту- 
пень и по ступени (см. гл. 7). 

2. Использование биологически разлагаемых деэмульгаторов, 
частично остающихся в растворенном состоянии в водном стоке 
ЭЛОУ. 

3. Герметизация тех аппаратов и оборудования, в которых 
возможны утечки легких углеводородов. В первую очередь речь 
идет о герметизации нефтяных резервуаров и емкостей, куда 
поступают готовые легкие нефтепродукты с установки. 

Для крупных нефтяных резервуаров существует два наиболее 
радикальных способа снижения потерь от испарения и 
“дыхания” - устройство открытых плавающих крыш резервуаров 
и плавающих понтонов на поверхности нефти в резервуарах со 
стационарными крышами (рис. 11.2). Использование этих уст- 
ройств, исключающих паровые пространства над уровнем неф- 
ти, позволяет сократить потери легких углеводородов из резер- 
вуаров на 80-85% по сравнению с резервуарами с паровым про- 
странством. 

По данным [21], в США в среднем для 18000 резервуаров, из 
которых около 7000 со стационарной крышей, а остальные - с 
плавающей крышей или понтоном, потери следующие: 

Давление насыщенных паров нефтепро- Потери, т/мес, из резервуаров 
дукта в резервуаре, кПа 

со стационарной с плавающей крышей 
крышей или понтоном 

10-35 70 9 
35-65 95 18 
65-75 325 41 

Резервуары с понтонами, защищенные также от атмосферных 
осадков и пыли, считаются более перспективными. 

Другой проблемой, возникающей при герметизации аппара- 
туры, является улавливание выбросов из предохранительных 
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Puc. 11.2. Схема устройства резервуаров с плавающей крышей (2) и NOHTOHOM 

(6): . 
I - корпус резервуара, 2 - стационарная крыша, 3 - нижние опоры понтона, 4 - на- 

правляющие плавающей крыши, 5 - плавающая крыша, 6 - уплотняющий скользящий 
затвор; 7 ~ скользящая лестница, 8 - пластиковые покрытия понтона; 9 - пенополиуретано- 
вый слой; /0- уплотнители, 7] - кольца жесткости; 12 - сборник осадков, 13 - дренажная 
система 

клапанов, устанавливаемых на аппаратах с избыточным давле- 
нием (ректификационных колоннах, сепараторах, испарителях, 
дегидраторах и др.). Выбросы рабочей среды из этих клапанов 
случаются при отклонении давлений в аппаратах от регламент- 
ного максимума. Для того чтобы эти выбросы не попадали в 
атмосферу, проектируются закрытые системы их сбора. Такая 
система включает коллектор сбора выбросов от группы предо- 
хранительных клапанов какого-либо аппарата, трубопровод от- 
вода их в сборную емкость-сепаратор и систему использования 
собираемых в этой емкости потоков. Газовая фаза из этой ем- 
кости через систему каплеуловителей обычно сбрасывается в 
факельную сеть завода, а жидкая фаза насосом откачивается в 
поток сырья установки. 

4. Очистка нефти и получаемых на АВТ дистиллятов от серы 
и азота, с тем чтобы существенно снизить загрязнение атмосфе- 
ры сероводородом и оксидами серы и азота (при использовании 
моторных топлив). Для обычных сернистых нефтей эта задача 
сводится как правило к гидроочистке светлых дистиллятов и 
вакуумного газойля до остаточного содержания серы максимум 
0,2% (мас.). 

Для сернистых нефтей с большим содержанием меркаптанов 
задача усложняется тем, что меркаптаны содержатся в наиболее 
легких фракциях нефти (до 100-120 °С), обладают очень боль- 
шой летучестью, неприятным запахом и являются токсичными 
для человека. 

Переработка таких нефтей (например, тенгизской нефти) на 
АВТ установках сопряжена с интенсивной коррозией аппаратов 
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и попаданием меркаптанов в атмосферу, что недопустимо. По- 
этому до первичной перегонки такой нефти из нее удаляют 
меркаптансодержащие фракции (обычно до 100 или 150 °C), 
очищают их от меркаптанов (процессом “Мерокс” или гидро- 
очисткой) и затем направляют их на переработку (раздельно или 
в смеси с сырой нефтью, из которой они были выделены). 

5. Сокращение количества сбрасываемой в естественные во- 
доемы воды, использованной в технологии в качестве хладагента. 

Этот вопрос решается тремя путями. Первый - это переход 
от прямоточного охлаждения (“водоем - холодильник” или 
“конденсатор нефтепродукта - водоем”) на замкнутую систему 
оборотного охлаждения (“градирня - холодильник” или “кон- 
денсатор - градирня”), с подпиткой этой системы свежей водой 
из водоема для компенсации потерь воды от испарения в гра- 
дирне). Переход на оборотное водоснабжение систем охлажде- 
ния в нефтепереработке происходил в 1950-60-е гг. и в настоя- 
щее время оно используется на всех НПЗ. Это позволило резко 
сократить расход свежей воды из рек и озер на технологические 
нужды, однако усложнило систему охлаждения за счет строи- 
тельства и эксплуатации сложных, громоздких и дорогостоящих 
градирен — охладителей. Кроме того, в градирнях вода охлаж- 
дается за счет испарения ее части, а испаряющаяся вода уносит 
с собой в атмосферу и следы легких нефтепродуктов, которые 
попадают в оборотную воду через неплотности аппаратуры. Та- 
ким образом, в экологическом отношении системы оборотного 
водоснабжения также небезупречны. 

Второй путь - это перевод систем водяного охлаждения и 
конденсации нефтепродуктов на воздушное, позволяющий ис- 
ключить использование воды как хладагента. Такой перевод 
потребовал в 1960-70-е гг. создания большой серии специаль- 
ных аппаратов воздушного охлаждения и их серийного выпуска, 
и к настоящему времени основная часть конденсационно- 
охладительной аппаратуры является воздухоохлаждаемой. Это 
почти на порядок позволило сократить расход воды и практиче- 
ски исключило загрязнение водоемов охлаждающей водой. 

Третий путь касается систем конденсации паров в вакуумсоз- 
дающих системах АВТ. Барометрические конденсаторы смеше- 
ния с прямым контактом воды и нефтяных паров (см. рис. 8.24, 
А) были заменены на системы закрытого охлаждения водой в 
поверхностных конденсаторах (см. рис. 8.24, Б), а сейчас разра- 
ботаны схемы (см. рис. 8.24, В) конденсационно-абсорбцион- 
ные, где вода как хладагент полностью исключена и соответ- 
ственно исключен один из наиболее загрязненных потоков тех- 
нологической воды. 
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6. Сокращение количества щелочных стоков за счет исполь- 
зования новых, экологически более предпочтительных процес- 
сов удаления или нейтрализации кислых соединений, в част- 
ности гидроочистки. 

Все перечисленные выше меры предупредительного характе- 
ра по защите природы позволяют ограничить или вовсе исклю- 
чить попадание вредных веществ в окружающую среду и в этом 
смысле являются активными и радикальными мерами. Однако 
несмотря на все эти активные меры, пока не удается создать 
полностью замкнутые технологии, не взаимодействующие с 
окружающей средой. Технология переработки нефти в этом 
смысле не является исключением. Она использует природные 
компоненты (нефть, воду, воздух) и возвращает в природу ком- 
поненты нефти (пластовую воду, соли, газ), а также воду и BO3- 
дух, не загрязненные в процессе переработки. Поэтому задачей 
третьей группы мер (инженерно-технических) являются утилиза- 
ция и обезвреживание этих неизбежных отходов технологии 
переработки нефти, с тем чтобы нейтрализовать или полностью 
исключить их вредное влияние на окружающую среду. Ниже 
рассматриваются различные группы вредных отходов. 

11.2.1. Водные стоки АВТ 

Из-за разнообразия водных стоков для их очистки предусматри- 
ваются обычно локальные установки, позволяющие удалить из 
воды специфические для данного стока вредные примеси, а 
также общезаводские сооружения для очистки стоков Ги П си- 
стем канализации. 

К локальным установкам относятся очистка сульфидсодержа- 
щих технологических конденсатов водяного пара и очистка 
концентрированных сернисто-щелочных стоков. 

Принципиальная схема десорбционной предварительной 
очистки конденсата водяного пара показана на рис. 11.3. Сущ- 
ность такой очистки состоит в том, что конденсат нагревают до 
95-98 °С, при этом содержащийся в нем гидросульфид аммония 
разлагается на свободный сероводород и аммиак. Эти вредные 
газы, в свою очередь, десорбируются из конденсата потоком 
углеводородного газа при низком давлении (0,02-0,03 МПа) и 
кратности подачи газа 100 м3/м3. Углеводородный газ с приме- 
сями сероводорода и аммиака направляется на моноэтанолами- 
новую очистку, где эти вредные примеси из него извлекаются, а 
газ возвращается на десорбцию. 

Предварительно очищенный конденсат сбрасывается затем в 
I систему канализации для окончательной очистки в общезавод- 
ской системе. 

489



Рис 113 Схема локальной очистки водного конденсата 
] - дегазатор, 2 - отстойник, 3 - десорбер, 4 - сепаратор, 5 - ребойлер, / - конденсат, // 

- газ, /11, 1V- природный газ до и после десорбции, И- очищенный конденсат 

Степень предварительной очистки конденсата характеризуют 
нижеследующие данные: 

Показатель До очистки После очистки 

ХПК, мг О)/л ° 15000 1000 
БИК», Mr O>/n 10000 100 

Содержание, мг/л 
сульфиды (H2S) 7700 До 50 
аммонийный азот 4600 250 
фенолы 170 150 

Стоки отработанной щелочи обычно собирают в мерную ем- 

кость вместимостью 40-50 mM? и затем подвергают локальной 
обработке с целью регенерации концентрированной щелочи. По 

предложенной ВНИИ НП технологии [25] на первой ступени 
отработанный щелочной раствор дополнительно разбавляют 
водой, нагревают до 80-90 °C и путем контакта с диоксидом 
углерода подвергают карбонизации (вместо диоксида углерода 
используют дымовой газ) с получением сырого содового раство- 
ра (концентрация Na»CO; и NaHCO, - 70-90%). После карбо- 
низации из этого сырого содового раствора экстракцией бутил- 
ацетатом или диизопропиловым эфиром извлекают фенолы. 
Последующей отгонкой растворителя получают концентрат сы- 
рых фенолов, используемый затем как химическое сырье. 

Содовый раствор после удаления фенолов продувают смесью 
водяного пара с дымовым газом и получают содовый раствор, не 
содержащий сероводорода, меркаптанов и фенолов, который 
затем подвергают каустификации обработкой негашеной извес- 
тью. После отделения известкового шлама и фильтрации полу- 
чают щелочной раствор, который после упаривания содержит 
60-70% NaOH и 10-15% Na,CO; и может быть вновь использо- 
ван для защелачивания нефтяных дистиллятов. 
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Рис. 11.4. Блок-схема очистки сточных вод на общезаводских сооружениях: 
] - ливневый сброс; 2 - аварийный накопитель; 3 - решетки и песколовки; 4 - нефтело- 

вушки с дополнительными отстойниками; 5 - флотационная очистка; 6, 6,a - аэротенки 1-Й 
и 2-й ступеней; 7, 7а - вторичные и третичные отстойники; 8 - фильтры доочистки; 9 - 
пруд-накопитель: /0- отстойник дождевой воды; // - насосно-распределительная станция; 
12 - резервуары для отделения уловленной нефти; /3 - шламонакопитель; /4 - установка 
термического обезвреживания шлама; /5 - илоуплотнитель; 16 - установка обезвреживания 
ила; /7- иловые площадки; /8 - смеситель; /9- иловая насосная станция; 20 - хлораторная 

установка; /-/V - сточные воды соответственно |-й, 2-й, 3-й и 4-й систем канализации; И- 
очищенная вода; V/ - нефть ловушек; V// - песок; ИШ/ - воздух; /Х - ил; Х - хлорирующий 

агент 

Описанная технология хотя и позволяет регенерировать отра- 
ботанную щелочь и получить фенольный концентрат, связана, в 
свою очередь, с новыми вредными отходами (загрязненный ды- 
мовой газ, известковый шлам), которые также требуют очистки 
или утилизации. 

Общезаводские сооружения для очистки сточных вод - это 
многоступенчатый комплекс, включающий механические, фи- 
зико-химические и биологические стадии очистки, позволяю- 
щий довести состав сточной воды до качественных показателей, 
допускающих сброс такой воды в естественные водоемы. 

Комплекс очистных сооружений отличается набором стадий 
очистки для разных систем канализации и схематично показан 
на рис. 11.4. 
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В первую очередь следует отметить, что очистка вод произ- 
водственно-ливневой канализации 1-й системы (Г) объединяется 
с очисткой воды ливневой канализации 3-й системы (III), a 
очистка химически загрязненных вод 2-й системы (II) - с xo- 
зяйственно-фекальной (IV). 

В многоступенчатой системе очистки сточных вод следует 
выделить 4 основные группы очистки, различающиеся своими 
принципами. 

Первая группа - это механическая очистка (отстаивание) для 
отделения от воды крупных предметов и песка — механических 
частичек размерами более 0,2 мм. Одновременно на этих ступе- 
нях (3 и 4 на рис. 11.4) отстаиваются и отделяются всплы- 
вающая нефть и нефтепродукты. В воде после нефтеловушек 4 
остаточное содержание нефтепродукта должно быть не более 
70 мг/л, а механических примесей - не более 50 мг/л. 

Вторая группа - это физико-химическая очистка сточной во- 
ды флотационным методом 5, заключающимся в извлечении из 
воды нерастворимых в ней примесей с помощью тонкодиспер- 
гированного в воде воздуха. Нерастворимые в воде гидрофобные 
частицы присоединяются (“прилипают”) к поверхности пузырь- 
ков воздуха, причем чем большей гидрофобностью обладает 
поверхность частицы, тем больше вероятность такого присоеди- 
нения. 

Таким образом, флотационная очистка является по сути ин- 
тенсифицированной (за счет газлифтного подъема частиц) ме- 
ханической очисткой и позволяет довести содержание нефте- 
продукта в воде до 10-20 мг/л. 

Третья ступень очистки - биохимическая, сущность которой 
заключается в окислении органических веществ микроорганиз- 
мами, она оценивается величинами БПК и ХПК. Такое окисле- 
ние проводится в биологических фильтрах и аэротенках 6. В 
биофильтрах пленочный поток очищаемой воды на насадке из 
щебня или шлака контактирует со встречным потоком воздуха, 
и содержащиеся в воде примеси окисляются. В аэротенках, в 
отличие от биофильтров, активным веществом является ил из 
природных водоемов, а окислителем - воздух. 

После аэротенков, которые работают в одну или две ступени, | 
вода проходит вторичный (и третичный) отстойники 7 для отде-. 
ления от нее продуктов биологической очистки. | 

Наконец, четвертая ступень - это доочистка воды путем ее 
фильтрования или адсорбционной очистки (активным углем) от 
оставшихся следов загрязнений. 

Очищенная вода затем поступает в пруд-накопитель и оттуда 
спускается в водоемы. До сброса в водоем иногда вода прохо- 
дит стадию хлорирования. 
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11.2.2. Газовые потоки 

Углеводородные газы, выделяемые из нефти, попадать в выбро- 
сы могут только через предохранительные клапаны и неплот- 
ности аппаратуры. Для предотвращения их попадания в атмо- 
сферу используются в основном меры предупредительного ха- 
рактера, о которых говорилось выше. 

Не конденсируемый в эжекторах вакуумной колонны газ, со- 
держащий углеводороды и сероводород, с целью его обезврежи- 
вания направляется в топку трубчатой печи для дожига. Однако 
такое обезвреживание носит нерадикальный характер, так как 
исключает лишь прямое попадание углеводородов и сероводо- 
рода в атмосферу, а образующиеся при их сжигании оксиды 
углерода и серы все равно попадают с дымовыми газами в атмо- 

сферу. 
Дымовые газы несут в своем составе много веществ (в основ- 

ном оксидов), загрязняющих атмосферу, однако из-за отсут- 
ствия относительно простых и надежных методов очистки газов 
вредные примеси из них обычно не удаляются и попадают в 
атмосферу. 

Единственный путь радикального уменышения загрязнения 
атмосферы дымовыми газами - это предупредительный, т. е. 
переход на сжигание в топках печей природного газа. 

Глава 12 

ОСНОВНЫЕ АППАРАТЫ И ОБОРУДОВАНИЕ 
АВТ УСТАНОВОК 

Реальная эффективность любой химической технологии в про- 
мышленных условиях в значительной мере определяется аппа- 
ратурой, в которой эта технология реализуется (а для каталити- 
ческих процессов - также катализаторами). Не является исклю- 
чением и первичная перегонка нефти, аппаратурное оформление 
этого процесса оказывает заметное влияние на выход и качество 
получаемых дистиллятов. В задачу настоящей главы поэтому 
входит знакомство с устройством и основными характеристика- 
ми технологических аппаратов (колонн, печей, теплообменни- 
ков, емкостей) и оборудования (насосы, компрессоры) АВТ 
установок. 
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12.1. РЕКТИФИКАЦИОННЫЕ КОЛОННЫ 

На АВТ установках используются ректификационные колонны 
нескольких типов, которые подразделяются: 

по числу получаемых в них дистиллятов - на простые и 
сложные колонны. Простые колонны (без вывода боковых по- 
гонов) - это колонны стабилизации, вторичной перегонки бен- 
зина или дизельного топлива. Сложные колонны - это основ- 
ные колонны, установки — атмосферная и вакуумная; 

по типу внутренних контактных устройств - на насадочные и 
тарельчатые. В первых контакт и массообмен пара и жидкости 
происходят в пленочном режиме на развитой поверхности спе- 
циальной насадки (обычно это вакуумные колонны), а во вто- 
рых — путем барботажа пара через слой жидкости на специаль- 
ных тарелках; 

по уровню давления в колоннах - на атмосферные, вакуум- 
ные и с высоким избыточным давлением. K атмосферным отно- 
сят колонны, где абсолютное давление не превышает 200- 
250 кПа (атмосферные колонны перегонки нефти). В вакуумных 
колоннах абсолютное давление обычно составляет 3-10 кПа, а в 
колоннах высокого давления (стабилизационные) давление до- 
стигает 1,0 МПа (1000 кПа). 

Рассмотрим далее наиболее характерные узлы этих ректифи- 
кационных колонн, определяющие процесс ректификации 
нефти и ее фракций. 

12.1.1. Контактные устройства 

Контактными называют внутренние устройства колонны, на 
которых происходит контакт паровой и жидкой фаз, в результа- 
те которого реализуется процесс тепло- и массообмена и в 
итоге процесс ректификационного разделения сложной смеси. 

В зависимости от способа организации этого контакта уст- 
ройства делятся на две большие группы - насадки и тарелки. 

Насадки представляют собой ячейки (элементы), заполняю- 
щие объем колонны на определенной высоте и имеющие разви- 
тую внешнюю поверхность в единице объема колонны (100- 
800 m2/m3). За счет такой развитой поверхности создается соот- 

ветствующая поверхность пленки, стекающей по насадке жид- 
кости, и интенсифицируются в единице объема колонны тепло- 
и массообмен. 

В зависимости от того, как располагаются ячейки насадки в 
объеме колонны, насадки бывают нерегулярные и регулярные. 

Нерегулярными считаются насадки, элементы которых засы- 
паются в колонну на определенную высоту и располагаются в 
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Рис. 12.1. Элементы нерегулярных насадок: 
1-4- кольца Рашига, Лессинга, Manna и кольца с крестообразными перегородками; 5, 6 

— круглые и трехгранные пружины; 7, 9 - керамические и штампованные металлические 
насадки Инталлокс; 8 - насадка Берля 

ней хаотично. Существует очень большое разнообразие геомет- 
рических форм элементов такой насадки, некоторые из которых 
показаны на рис. 12.1. Наиболее распространены насадки коль- 
цевого типа (1-4). Для промышленных колонн их изготавливают 
из фарфора, керамики или нержавеющей стали, а для малых 
(лабораторных) колонн - из тонкой сетки. 

Насадки из проволочных пружин (5-6) применяют в лабора- 
торных или пилотных условиях. 

Седловидные насадки (7-9) из керамики или металла исполь- 
зуют в промышленных колоннах разделения углеводородов или 
легких бензиновых фракций, причем эти насадочные элементы 
могут быть загружены в колонну “навалом” или уложены от- 
дельными рядами, что повышает их эффективность. 

Характеристика двух из показанных типов нерегулярных на- 
садок приведена в табл. 12.1. 

В табл. 12.2 приведены сравнительные характеристики неко- 
торых типов насадок (по отношению к насадке из колец Рашига). 

К регулярным относятся насадки, расположение элементов 
которых в объеме колонны подчинено определенному геометри- 

Таблица 12.1 Характеристика нерегулярных насадок 

Показатель Кольца Рашига Седла Инталлокс 

керамические стальные керамические 

Размер, мм 15х15 25х25 50х50 10х10 25х25 20 35 50° 

Толщина стенки, MM 2 3 5 0,5 0,8 2 4,5 6,0 
Число элементов в 1 м3, тыс. 192 48 6 90 48 210 22,7 8,8 
шт. 
Удельная поверхность, м2/мз? 330 200 90 500 220 800 135 110 
Свободный объем, м3/м3 0,76 0,74 0,78 0,88 0,92 0,63 0,74 0,75 

Насыпная плотность, кг/м? 590 530 530 960 640 640 670 610 
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Таблица 12 2. Характеристика насадок различных типов 

Тип насадки | Произволительность | Эффективность | Сопротивление вэтгГ 

Кольца Рашига (25 мм) | | | 
Кольца Палля (25 мм) 1,4-1,5 1,0-1,3 0,7-0,8 
Седла Берля 1,1-1,3 1,1 0,6-0,7 
Седла Инталлокс 1,2-1,4 1,3 0,45-0,5 
Гудлоу 1,1-1,2 3,5 0,13 
Зульцера 1,8-2,0 2,5 0,25-0,45 

*ВЭТТ - высота (слоя насадки), эквивалентная одной теоретической тарелке 

ческому порядку, создающему упорядоченные каналы для про- 
хода паров. Примеры таких насадок показаны на рис. 12.2. 

Элементы плоскопараллельной насадки / могут быть выпол- 
нены из досок, стекол, металлических пластин или сетки. 

Насадка Зульцера 2 состоит из перемежающихся слоев гоф- 
рированной сетки или перфорированного металлического листа, 
причем гофры в соседних слоях повернуты в противоположную 
сторону. 

Насадка Гудлоу (иногда ее называют насадкой Панченкова) 
представляет собой свернутую спираль из сетчатого чулка. В 
колонну такие свитые пакеты укладываются послойно. Поток 
пара через них проходит в щелях между сетчатыми слоями. 

Наклонно-пакетная насадка 4 представляет собой прямо- 
угольные пакеты из уложенных в них слоев чулочной сетки, 
которые устанавливаются под углом 45-60° друг к другу (или 
вертикально). 

Рис. 12.2. Регулярные насадки. 
] ~ плоскопараллельная, 2 ~ Зульцера; J - Гудлоу; 4 - пакетная с наклонными секция- 

ми, пи XK — направления движения паров и жидкости 
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Рис. 12.3. Распределители жидкости: 
] - перфорированная плита; 2 - плита с патрубками; 3 - плита с наклонными отражатеё- 

лями струй, 4- напорный маточник-распылитель 

Регулярные насадки 2и 4 используют в вакуумных колоннах, 
так как они обеспечивают минимальное гидравлическое сопро- 
тивление. Плоскопараллельная насадка наиболее проста, но 
имеет небольшую удельную поверхность и поэтому используется 
обычно в таких массообменных аппаратах, как скрубберы или 
градирни. Характеристики плоскопараллельной насадки приве- 
дены ниже: 
Размеры элементов Толщина, мм Удельная Свободный Насыпная плот- 

(пластин), мм поверхность, м2/мЗ? объем, м3/м3 ность (дерево), кг/м3 

10010 10 100 0,55 210 
10020 10 65 0,68 145 
100x30 10 48 0,77 110 

По основным параметрам регулярные насадки существенно 
превосходят нерегулярные, это видно на примере насадки Гуд- 
лоу и Зульцера (см. табл. 12.2). 

Любая насадка эффективно работает тогда, когда по всей ее 
поверхности равномерно распределяется поток жидкости. Для 
достижения этого используют устройства, распределяющие 
жидкость по насадке по всему сечению колонны. Конструкций 
таких устройств также много и четыре из них показаны на рис. 
12.3. Простейшие из них - перфорированная плита / или плита 
с патрубками для пара и ниппелями для стока жидкости 2. Для 
преобразования струйного орошения насадки в пленочное ис- 
пользуют перфорированную плиту с отражателями струй 
(элемент такого распределителя показан под номером 3). Наи- 
более распространены ввод и распределение жидкости над на- 
садкой (особенно регулярной) с помощью маточника 4, распы- 
ляющего жидкость на насадку по всему сечению колонны. Вы- 
бор каждого из показанных распределителей зависит от диамет- 
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Рис 124 Зависимость BOTT (а) и гидравлического сопротивления насадок (6) 
от скорости газа 

] - насадка Инталлокс, 2 - кольца Палля, 3 - насадка перформ-грид 

ра колонны, типа насадки, расхода орошения и других факто- 
ров. 

Однако одним из существенных недостатков насадок 
(особенно нерегулярных) является то, что даже при строго рав- 
номерном распределении жидкости наверху слоя насадки по 
мере ее стекания по насадке вниз эта равномерность заметно 
нарушается. Потоком движущегося снизу вверх пара жидкость 
оттесняется от центра колонны к ее стенкам, и это ведет к сни- 
жению эффективности массообмена, т. е. снижает разделитель- 
ный эффект колонны. Такое оттеснение жидкости тем замет- 
нее, чем больше диаметр колонны. Поэтому нерегулярные на- 
садки чаще всего применяют в колоннах небольшого диаметра 
(до 2 м), а насадку по их высоте укладывают слоями высотой не 
более 2,5-3 м. Между этими слоями жидкость вновь перерас- 
пределяют с помощью устройств, показанных на рис 12 3. 

В колоннах большого диаметра - 6-8 м (вакуумные колонны 
АВТ) используют регулярные насадки, обладающие минималь- 
ным гидравлическим сопротивлением на одну теоретическую 
тарелку” контакта (1--2 MM pT. ст ). 

На рис. 12.4 показаны зависимости ВЭТТ и гидравлического 
сопротивления АР Ha одну теоретическую тарелку N, от скорос- 
ти газа для трех типов насадок, причем одна из них - регуляр- 
ная (перформ-грид), по устройству и принципу аналогичная на- 
садке Зульцер. Для этой насадки, используемой в вакуумных 
колоннах, более предпочтительные показатели по сопротивле- 
нию и ВЭТТ наблюдаются в области высоких скоростей по газу. 

В современной технологии переработки нефти все более ак- 
туальной становится задача углубления отбора вакуумного га- 

e 

Теоретической тарелкой называют такую контактную ступень, на которой 
покидающие ее жидкость и пар приходят в состояние равновесия 
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Рис. 12.5. Варианты насадочных вакуумных колонн: 
] - колонны; 2 - насадки; 3 - тарелки; 4 - каплеуловители; 5 - распределители жид- 

кости; 6 - сборные тарелки; /- мазут; //-//И- боковые дистилляты; И - гудрон:; И/ - napora- 
зовая смесь на конденсаиию. Остальные пояснения CM в тексте 

зойля из мазута и доведение температуры конца кипения такого 
газойля до 580-600 °С. 

Для реализации такой задачи потребовалось перейти на но- 
вый тип вакуумных колонн с давлением в зоне ввода нагретого 
в печи сырья не более 4-5 кПа, а на верху колонны 0,8-1,5 кПа. 
Такой гидравлический режим в колонне может обеспечить 
только регулярная насадка, которая все более широко начинает 
использоваться в вакуумных колоннах. Варианты таких колонн 
с различными типами насадок схематично показаны на рис. 
12.5. В одном случае (а), в колонне две секции регулярной на- 
садки типа Зульцер и соответственно два распределителя оро- 
шения и две сборные тарелки для жидкости. Над вводом сырья, 
как и во всех остальных случаях, расположен каплеуловитель, 
защищающий нижнюю секцию насадки от брызг легко коксую- 
щейся жидкости (гудрона). В отгонной секции колонны устана- 
вливаются барботажные тарелки. 

Второй вариант колонны (6) имеет насадку из наклонных 
сетчатых пакетов (2 на рис. 12.5, 6). Колонна такого типа [106] 
в отличие от первой имеет меньшее гидравлическое сопроти- 
вление, и поток жидкой флегмы в ней перераспределяется после 
каждого ряда пакетов, что повышает ее разделительный эффект. 

Третий вариант колонны (8) [107-108] с вертикальными па- 
кетами скорее представляет собой конденсационный вариант, 
чем массообменный, поскольку в этом случае заполнение объе- 

ма колонны контактными сетчатыми пакетами минимально, 
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Рис. 12.6. Основные типы ректификационных тарелок: 
/- решетчатая провальная; // - ситчатая провальная; /// - ситчатая перекрестноточная; 

IV - колпачковая (а, 6, в - капсюльный, туннельный и желобчатый колпачки), V - из S- 

образных элементов, V/ - клапанная (а, 6, в, г); ИП - струйная (а, 6); ГИ! - вихревая (а - 
устройство вихревого элемента); остальные пояснения см. в тексте; /- корпус колонны, 2- 

однако гидравлическое сопротивление такой колонны еще ни- 

же. 
На сегодня внедрен в промышленность вариант колонны а, в 

промышленном масштабе проверен [107] вариант в. 
Тарелки представляют собой такой тип контактного устройства, 

на котором контакт (и соответственно тепло- и массообмен) 
пара и жидкости осуществляется в барботажном струйном или 
вихревом режиме. Эти режимы контакта определяются кон- 

структивным устройством тарелки. В отличие от насадок, где 
контакт пара и пленки жидкости непрерывен вдоль всей высоты 

слоя насадки (противотоком), в тарельчатой колонне этот кон- 
такт дискретно осуществляется на каждой тарелке, после чего 
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полотно (основание) тарелки; 3 - отверстия для прохода паров; 4 - переливные трубы; 5 - 
сливные сегментные карманы; б- сливные пластины (перегородки); 7 - паровые патрубки; 
8 - колпачки; 9 - клапаны; /0- ограничители подъема клапана; //, /2 - фасонные отгибы 

полотна тарелки; /3 - просечки вихревого элемента; /4- отражатели (пи ж - направления 

движения пара и жидкости) 

обе фазы разделяются и вступают в новый контакт на смежных 
тарелках - пар на вышележащей, а жидкость - на нижележа- 
щей. 

Конструкций ректификационных тарелок, так же как и наса- 
док, очень много, но основные из них, которые нашли или мо- 
гут найти применение в колоннах АВТ, показаны схематично на 
рис. 12.6. 

Простейшая из них - решетчатая провальная та- 
релка /, полотно которой имеет геометрически упорядочен- 
ные ряды щелей (размерами примерно 10х150 мм), через кото- 
рые вверх проходит пар, барботируя через слой жидкости на 
тарелке, и через которые часть избыточной жидкости стекает 
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(проваливается) струями Ha нижележащую тарелку. Ha эту, как 
и на другие, приведенные на рис. 12.6 тарелки, существуют от- 
раслевые стандарты (ОСТ), которые устанавливают нормализо- 
ванный ряд ректификационных тарелок. Ниже приведен наибо- 
лее важный показатель для решетчатых тарелок - относительное 
свободное (“живое”) сечение тарелки, т. е. отношение сечения 
щелей к сечению колонны по ОСТ 26-666-72 (в M2/M2) при раз- 
личном шаге щелей: 

Диаметр, м Шаг щелей, мм 
8 12 16 20 24 28 32 36 

1,0 0,22 0,22 0,16 0,14 0,11 0,09 0,08 0,07 

1,4 0,25 0,26 0,20 0,16 0,14 0,11 0,10 0,09 

1,8 0,28 0,27 0,20 0,16 0,13 0,11 0,10 0,09 

2,4 0,27 0,27 0,20 0,16 0,13 0,12 0,10 0,09 

3,0 0,28 0,28 0,21 0,16 0,14 0,12 0,10 0,09 

Такая тарелка (при заданном живом сечении) очень чувстви- 
тельна к изменению нагрузки по жидкости, при изменениях 
которой от расчетной на 20-30% тарелка может либо захлеб- 
нуться, либо не удерживать на полотне слой жидкости. Такой 
же эффект будет иметь место и при колебаниях нагрузки по 
парам. 

Решетчатая тарелка впервые была использована в нефтепере- 
работке (на Новокуйбышевском НПЗ) в отбензинивающей ко- 
лонне и колоннах газоразделения, однако из-за указанных выше 
недостатков широкого применения не получила. Применяется 
она в ректификационных колоннах малого диаметра (1,0-1,4 м) 
в химической промышленности. 

Дырчатая волнообразная тарелка (см. рис. 12.6, //) является 
усовершенствованной решетчатой. Полотно ее имеет не щели, а 
отверстия диаметром 10-15 мм. Профиль полотна в разрезе - 
синусоидальный. Это позволяет разделить зоны преимуще- 
ственного прохода пара (верхние изгибы тарелки) и стока жид- 
кости (нижние изгибы полотна тарелки). Слой жидкости на 
тарелке удерживается выше верхних изгибов, и потому пар бар- 
ботирует через этот слой. Тарелка рассчитана на колонны мало- 
го диаметра и применяется в колоннах стабилизации бензина и 
разделения углеводородных газов. 

Обе тарелки (Ги J] на рис. 12.6) являются провальными, и 
колонна с такими тарелками работает в режиме противотока 
пара и жидкости. Остальные из показанных на рис. 12.6 тарелок 
являются перекрестноточными, т. е. жидкость на них движется 
не навстречу потоку пара, а перпендикулярно или под углом, 
близким к прямому. 

Простейшей из тарелок такого типа является ситчатая 
(лырчатая) перекрестноточная тарелка. Полотно ее имеет от- 
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верстия диаметром 8-12 м по всей площади, кроме двух проти- 
воположных сегментов, где находятся сливные трубы. Эти трубы 
приподняты над полотном тарелки на высоту 20-40 мм (высоту 
слива — высоту барботажного слоя жидкости на тарелке), а дру- 
гим (нижним) своим концом не доходят до полотна тарелки 
также на 30-50 мм. Для того чтобы поток пара не попадал в 
сливную трубу, нижний ее конец погружен в слой жидкости 
высотой не более 50 MM, создаваемый подпорной планкой перед 
перфорированной частью тарелки. Образующийся при этом 
гидрозатвор не позволяет парам попадать в сливную трубу. Пе- 
реливное устройство может быть не только в виде сливных труб, 
но и в виде сегментной перегородки (JV, рис. 12.6), отсе- 
кающей от парового пространства сегментный объем, через ко- 
торый жидкость переливается с одной тарелки на другую. 

В сливных трубах (или сегменте) уровень жидкости обычно 
выше уровня на нижележащей тарелке на величину, уравнове- 
шивающую гидравлическое сопротивление тарелки. Поэтому 
расстояние между тарелками не может быть меньше, чем этот 
столб жидкости в сливном устройстве. 

С другой стороны, расстояние между тарелками (шаг таре- 
лок) реально устанавливают с учетом следующих факторов: 

сепарации брызг жидкости из парового потока, выходящего 
из барботажного слоя, и сокращения за счет этого уноса жид- 
кости на вышележащую тарелку; 

возможности доступа человека в межтарельчатое простран- 
ство при ремонте и осмотре тарелок. 

Исходя из этих условий нормативными документами устано- 
влен следующий шаг тарелок в зависимости от диаметра колонны: 

Диаметр колонны, м 1,0-1,6 1,8-2,0 2,2-2,6 2,8-5,0 5,5-6,4 6,4 
Шаг тарелок, MM 300-450 450-500 500-600 600 800 — 800-900 

Ситчатые тарелки (см. рис. 12.6, //Г) используют в колоннах 
небольшого диаметра (до 2,0 м) при ректификации легких 
фракций нефти. В последние 10-15 лет появились варианты 
ситчатых тарелок, полотно которых выполнено из просечно- 
вытяжного листа. Поток паров, проходя через такое полотно, 
отклоняется от вертикали и на выходе из барботажного слоя 
направлен под углом 40-60° к горизонтали. Чтобы интенсифи- 
цировать работу тарелки на пути выходящего из барботажного 
слоя пара, наклонно устанавливают отбойные элементы (рис. 
12.7), изготовленные из того же просечного листа. Ударяясь об 
эти элементы, парожидкостная смесь сепарируется: жидкость 
пленкой стекает по элементу вниз, в зону барботажа, а пары 
через шели проходят в межтарельчатое пространство. Такие та- 
релки имеют очень малое гидравлическое сопротивление (0,1- 
0,2 кПа) и обеспечивают достаточно высокую эффективность 
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Puc 127 Схема работы 
полотна тарелки из про- 
сечного листа 

] - корпус колонны, 2 - 
стенки сливного кармана, 3 - 
полотно тарелки, 4 - отбойные 
элементы из просечного листа 
(пиж - направления движения 
пара и жидкости) 

массообменных процессов, что позволяет использовать их в 
промышленных вакуумных колоннах АВТ диаметром до 10 м. 
Полотно такой тарелки уклалывают на несущей металлокон- 
струкции тарелки отдельными секциями размером 0,6x1,5 или 
0,6x2,0 м. Недостаток таких тарелок (как и других вариантов 
ситчатой тарелки) состоит в том, что при малейшей негоризон- 
тальности или местных выпуклостях или вмятинах полотна та- 
релки она работает неравномерно по всей площади - в нижеле- 
жащих точках проваливается жидкость, а в вышележащих — про- 
скакивает без барботажа пар. В результате снижается эффектив- 
ность тарелки. 

По ОСТ 26-82-2054-79 характеристика ситчатых тарелок с 
отбойными элементами приведена в табл. 12.3. 

Одним из старейших по длительности использования и мас- 
совых До сих пор типов тарелок является колпачковая тарелка 
(см. рис. 12.6, JV) с круглыми (капсюльными) колпачками. Ee 
отличие от предыдущих - наличие у каждого отверстия для про- 
хода паров патрубка 7 определенной высоты, над которыми 
укреплен колпачок 8 с прорезями для прохода паров по всему 
нижнему его краю. Такое устройство позволяет ввести поток 
пара в слой жидкости на тарелке параллельно ее плоскости и 
раздробленным на множество мелких струй. Кроме того, 
встречные струи от соседних колпачков, соударяясь, создают 
завихрения в межколпачковой зоне, в результате чего повы- 
шается эффективность тарелки. Действительно, в подавляющем 
большинстве случаев средний к.п.д. такой тарелки на практике 
оказывается наибольшим - 0,6-0,8 (под к.п.д. в данном случае 
понимают отношение числа теоретических ступеней контакта 
паровой и жидкой фаз к числу реальных тарелок, на которых 
достигается одинаковое разделение компонентов сложной 
смеси). 

Существует большое число модификаций колпачковой тарел- 

ки, различающихся устройством или формой колпачков. Три из 
таких модификаций показаны на рис. 12.6 (ГИ, а; LV, би TLV, в). 
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Таблица 12.3. Характеристика ситчатых тарелок с отбойными элемен- 

тами — 

Диаметр тарелки, м 

Показатель однопоточные двухпоточные 

20 | 28 | 34 | 40 | 28 | 23 | 40 

Сечение колонны, м2 3,14 6,15 9,10 12,6 6,05 9,07 12,56 
Рабочая площадь тарелки, % 59 68 67 70,5 45 52 55 
от сечения колонны 
Сечение для прохода паров, 13,5 15,7 15,5 16,2 10,8 12,5 13,3 
% от сечения колонны 
Периметр слива, м 1,5 1,9 2,3 2,7 3,6 4,6 5,4 

Ч 

Первая из них - это описанная выше тарелка с круглыми кол- 
пачками. Такая тарелка универсальна, она нашла применение в 
различных колоннах - от колонн газоразделения до атмосфер- 

ных и вакуумных на АВТ. В последних она используется редко 
из-за большой металлоемкости тарелки, сложности изготовле- 
ния и монтажа. 

Вторая модификация (IV, 6) - это тарелка с литыми или 

штампованными прямоугольными (туннельными) колпачками, 
использовавшаяся в 1930-40-е годы в колоннах фирмы 

“Фостер-Уиллер” (США) для разделения мазута на масляные 
фракции. 

Третья модификация (/, в) - это желобчатая тарелка, осо- 

бенностью которой является отсутствие полотна тарелки. Вмес- 
то него установлены стальные желоба 2, между которыми обра- 
зуются щели для прохода паров. Щели накрыты колпачками 8, 
имеющими по своим краям прорези, длина каждого колпачка 
соответствует длине щели между желобами. Жидкость движется 
вдоль желобов к сливу; а пары барботируют через щели колпач- 
ков. В 1940-60-е годы такая тарелка получила очень широкое 

применение в колоннах АВТ диаметром от | м до 7 м, главным 
образом из-за большей простоты монтажа и демонтажа по срав- 

нению с тарелкой JV, а; однако по металлоемкости желобчатая 
тарелка имеет мало преимуществ, а по среднему к.п.д. 
даже заметно ей уступает (0,3 - 0,5). В настоящее время 
желобчатая тарелка применяется редко и сохранилась лишь в 
старых ректификационных колоннах, не подвергшихся рекон- 
струкции. 

Некоторые конструктивные характеристики тарелки с круг- 
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лыми колпачками (ТСК) no ОСТ 26.01-282-71 приведены ниже: 

Показатель Диаметр тарелки, м 
0,5 1,0 1,4 1,8 2,4 2.8 3,6 

Периметр барботажа, м 2,45 9,3 15,4 25,8 52,8 72,8 87,6 
Периметр слива, м 0,14 0,8 1,1 1,42 1,78 2,10 2,88 
Диаметр колпачков, мм 60 80 100 100 100 100 150 
Число колпачков, шт 13 37 49 86 168 232 180 
Шаг колпачков, мм 90 110 140 140 140 140 190 

На замену колпачковых и желобчатых тарелок в нефтепере- 
работке в 1960-70-е годы пришли два новых типа тарелок - из 
5-образных элементов (Г) и клапанная (VJ). 

Оригинальность тарелки из 5-образных элементов состоит в 
том, что у нее полотно и колпачки образуют одинаковые эле- 
менты (в разрезе - S-oOpa3Horo профиля), но каждый колпачок 
при этом имеет прорези для прохода паров только с одной сто- 
роны, т.е. на единицу площади барботажа тарелки паровой по- 
ток вводится в жидкость меньшим (по сравнению с желобчатой 
тарелкой) “фронтом” дробленых струй. В отличие от желобча- 
той тарелки жидкость на этой тарелке движется поперек тун- 
нельных колпачков, затапливая их. 

Тарелки из %$-образных элементов нашли очень большое рас- 
пространение во всех колоннах АВТ, кроме вакуумных (из-за 
повышенного гидравлического сопротивления), благодаря малой 
металлоемкости, простоте изготовления (штамповка) и монтажа 
в сочетании с высокой эффективностью (средний к.п.д. 0,4-0,7). 

Их конструктивные характеристики по ОСТ 26-536-78 при- 
ведены в табл. 12.4. 

Невысокая эффективность тарелок из $-образных элементов 
отчасти связана, как упоминалось выше, с меньшей долей дроб- 

Таблица 12.4 Характеристика тарелок из 5-образных элементов 

Диа- Однопоточные Двухпоточные Четырехпоточные 

МЕТР, |рабочее!] пери- число |рабочее! пери- число |рабочее|] пери- число 
м сече- метр [щелей для| сече- метр |щшелей для| сече- метр щелей для 

ние, м? | слива, м| прохода |ние, м? | слива, м| прохода |ние, м2 | слива, м| прохода 
паров паров паров 

1,0 0,52 0,71 5 - - - - - - 
1,4 1,05 1,02 7 0,82 1,89 6 - - 
2,0 2,17 1,50 10 1,67 2,84 8 ~ - 

2,8 4,34 2,11 14 3,96 3,43 14 - - - 

3,4 6,38 2,56 17 5,76 4,66 16 4,18 11,50 12 

4,0 9,30 2,92 21 7,81 5,85 18 6,50 12,58 16 
5,0 - - - 13,57 6,40 26 10,30 15,78 20 
6,0 - - - 19,28 8,20 30 17,20 18,48 28 

7,0 - - - 27,21 9,60 36 23,50 21,58 32 
8,0 - - - 35,21 11,20 40 32,50 25,60 40 



леных струй паров на единицу площади барботажа. Поэтому 
появилась комбинированная тарелка такого типа, у которой по 
верхней плоскости колпачков с шагом 100-120 мм расположены 
отверстия прямоугольного сечения, перекрытые клапанами, 
открывающимися по ходу движения жидкости. Это увеличивает 
барботажный эффект, снижает гидравлическое сопротивление 
тарелки и в результате повышает ее к.п.д. 

Клапанные тарелки (рис. 12.6, VJ) по принципу устройства 
ближе к дырчатым ///, но в отличие от них позволяют регули- 
ровать проходное сечение отверстий для паров. Для этого над 
каждым отверстием (диаметром от 30 до 50 мм) имеется устрой- 
ство (клапан), который в зависимости от количества паров под 
их напором приподнимается (или поворачивается) над отверс- 
тием, изменяя таким образом проходное сечение для паров. 

Однако существует множество разных конструкций клапан- 
ных тарелок, различающихся устройством клапанов. 

На рис. 12.6, VJ показано 4 наиболее типичных устройства 
клапанов: а, б - клапаны с верхними ограничителями подъема 
(а - поворотный, 6 — тарельчатый клапан, поднимающийся вер- 
тикально); в, г - клапаны с нижними ограничителями подъема - 
“ножками” (в - с тремя одинаковыми по высоте ножками; 2 - с 
тремя разными по высоте ножками: одной - короткой и двумя - 
длинными). Клапан типа Glitch (6) поднимается вертикально 
под напором паров, пока отгибы его ножек не упрутся в полот- 
но тарелки. При этом сечение для прохода паров будет макси- 
мальным, а движение паров и жидкости — строго перекрестно- 
точным. 

Клапан с разными ножками (рис. 12.8) вначале под действи- 
ем потока пара поднимается со стороны короткой ножки (так 
как центр тяжести такого клапана смещен в сторону длинных 
ножек) до тех пор, пока она упрется в полотно. В этом положе- 
нии (рис. 12.8, а) поток паров вводится под углом к плоскости 
тарелки навстречу движущемуся потоку жидкости, т. е. тарелка 
работает в противоточном режиме. При последующем увеличе- 
нии количества паров клапан поднимается со стороны длинных 
ножек (точнее, поворачивается вокруг точки упора - короткой 
ножки), и когда плоскости клапана и полотна тарелки стано- 
вятся параллельными (положение “6” на рис. 12.8), тарелка, как 
и в случае с клапаном Glitch, работает в режиме перекрестного 
тока жидкости и паров. Если количество паров продолжает рас- 
ти, то клапан поворачивается вокруг точки упора дальше 
и в конце концов упирается в полотно всеми тремя ножками 
(“в” на рис. 12.8), принимая наклонное положение, при кото- 
ром большее проходное сечение для паров расположено по ходу 
жидкости, т.е. тарелка работает в этом случае как прямоточная. 
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АА) | Sap РИА РЕ adap flaca ' 

\ 

Ww и VTi 5 \ Ce, 
1 

ИРА! У Ц oe И ИКРА Л: 

4 \es 

Puc 128 Фрагмент секции и схема работы клапанной перекрестно- 

прямоточной тарелки 
а, 6, в - вид секции сбоку при малой (противоток), средней (перекрестный TOK) и по- 

вышенной (прямоток) нагрузке тарелки по парам соответственно, г - вид клапанов сверху, д 

_ вид клапана со стороны короткой ножки, ]- полотно тарелки, 2 - отверстия для клапа- 

Hos, J - клапаны, 4 - короткие ножки, 5 - длинные ножки (стрелками показаны направле- 

ния движения жидкости и паров) 

Клапанные тарелки сочетают в себе ряд преимуществ (малая 

металлоемкость, простота сборки, равномерный барботаж в ши- 

роком интервале нагрузок по пару и жидкости и др), которые 

позволили им стать самым распространенным ТИПОМ тарелки, 

начиная с 1970-х годов и до настоящего времени. Эти тарелки 

применяют практически во всех типах колонн нефтепереработ- 

ки — OT газоразделительных до вакуумных. Нормализованный 

ряд клапанных тарелок (по ОСТ 26 02-1401-76) диаметром от | 

до 9 представлен в табл. 12.5. 
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Струйные тарелки (рис. 12.6, Г//) представляют собой полот- 
но толщиной 3-5 мм, в котором выштампованы отверстия раз- 
личной конфигурации с отгибом лепестков под определенным 
углом. Наиболее типичные варианты таких тарелок показаны на 
рисунке: а - с отогнутыми лепестками в виде прямоугольников 
с округленными углами, 6 - в виде конусных выпуклостей (типа 
“суфлерской будки”) с отверстиями в одну сторону. Барботаж 
на таких тарелках происходит в режиме перекрестно- 
прямоточного тока, при котором динамическая энергия потока 
пара используется для интенсификации движения жидкости по 
тарелке. 

Струйные тарелки рассчитаны на применение в тех случаях, 
когда нагрузка колонны по потоку паров достаточно высока, 
поэтому они нашли большее применение в. колоннах газоразде- 
ления. За счет ввода паров в слой жидкости под углом к плос- 
кости тарелки унос капель жидкости на вышележащую тарелку 
значительно ниже, чем у перекрестноточных тарелок. 

Вихревая тарелка [109] (рис. 12.6, VII - пример тарелки с 
интенсивным смешением пара и жидкости на тарелке при по- 
ниженном уносе капель с нее. На полотне такой тарелки в 
окружностях диаметром 100-120 мм выштампованы в радиаль- 
ных направлениях отверстия с отогнутыми лепестками (см. Г/Ш, 
a), а по центру этих окружностей на шпильках установлены 
отбойные чашечки такого же диаметра (100-120 мм), в дне ко- 
торых расположено 6-8 отверстий диаметром 5-6 мм. Такие 
вихревые элементы на полотне располагаются в шахматном по- 
рядке с шагом 140-180 мм. 

Поток пара, проходя через просечки под углом 40-60° к 
плоскости тарелки, завихряется в смеси с жидкостью, текущей 
по полотну тарелки, и эта парожидкостная смесь, ударяясь об 
отбойные чашечки, сепарируется над ними. Поток паров идет 
Далее в межтарельчатое пространство, а основная часть жид- 
кости выпадает в чашечки и через отверстия в них стекает вновь 
в зону завихренного барботажного слоя. 

Такая тарелка в опытных масштабах показала [110] малое 
гидравлическое сопротивление, сочетающееся с высокой массо- 
обменной эффективностью, что отвечает основным требованиям 
для тарелок вакуумных колонн [110]. 

Для всех рассмотренных типов тарелок факторами, опреде- 
ляющими область их применения и эффективность работы, яв- 
ляются: 

гидравлическое сопротивление; 
равномерность и интенсивность барботажа по площади та- 

релки; 
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Рис. 12.9. Гидравлическое сопротивле- 
ние тарелок ситчатой и колпачковой 
(J), клапанной (2) и из просечного 
листа с отбойными элементами (.3) 

диапазон нагрузок по пару и 
жидкости, в котором тарелка 
работает нормально (без прова- 
ла жидкости и интенсивного 
уноса капель); 

средний к.П.Д. тарелки. . 
идравлическое COo- 

противление тарелки 7025 10 15 20 25 Е 
определяет область ее применения: в колоннах с повышенным 
давлением 200-800 кПа могут применяться. тарелки с гидравли- 
ческим сопротивлением (при средних нагрузках по пару и жид- 
кости) порядка 0,6-1,0 кПа (5-7 мм рт. ст.). 

В вакуумных колоннах, где абсолютное давление составляет 
всего 5-10 кПа, тарелка должна иметь гидравлическое сопроти- 
вление 0,15-0,30 кПа, но не более 0,5 кПа (3,5 мм рт. ст.). 

Зависимость гидравлического сопротивления тарелок от на- 
грузки по пару (фактора скорости F) имеет параболический ха- 
рактер (рис. 12.9) и различна для разных тарелок. Для тарелок J, 
Ш IV, VII (см. рис. 12.6), у которых сечение для прохода пара 
неизменно, сопротивление тарелки меняется по крутой парабо- 
ле (кривая /). Такие тарелки используют поэтому в колоннах с 
избыточным давлением. Кривая зависимости для клапанных 
тарелок (кривая 2) от момента начала подъема клапанов до их 
максимального открытия имеет участок очень пологой парабо- 
лы, и потому эти тарелки приспособлены для работы в колон- 
нах, где возможны изменения нагрузки по парам в широком 
интервале. 

Ситчатые тарелки из просечно-вытяжного листа имеют низ- 
кое гидравлическое сопротивление и используются в вакуумных 
колоннах АВТ. 

Методика расчета гидравлического сопротивления тарелок 
подробно рассмотрена в [111], его определяют как сумму сопро- 
тивлений сухой тарелки АРсух и слоя жидкости APy: 

AP = APyyy + APx, (12.1) 

w2 

АРсух = 6 “3 Ps (12.2) 

j | | 

где С - коэффициент местного сопротивления сухой тарелки, равный 4-5 для 
колпачковых тарелок и тарелок из $-образных элементов, 3,5-4 - для клапан- 
ных и 1,2-2,0 для ситчатых с отбойниками и струйных тарелок; Wy - скорость 
парового потока в отверстиях (патрубках) тарелки, м/с; р’ - плотность паров, 
кг/М-, 
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Сопротивление слоя жидкости определяется его высотой над 
точкой ввода пара в этот слой. Для ситчатых, клапанных и 
струйных тарелок этот слой отсчитывается от плоскости полотна 
тарелки, а для колпачковых тарелок - от уровня открытия про- 
резей колпачков для прохода пара. Общая высота слоя жидкости 
определяется высотой сливной планки над указанными выше 
точками ввода пара и высотой подпора переливаемой через 

планку жидкости. Так, для клапанной тарелки 

АРх = (Ag + Men) Px8; (12.3) 
где A, - высота установки сливной планки, м; АЙ.л - подпор жидкости над 
кой, м; рж- плотность жидкости, кг/м3; g - ускорение свободного падения, 

М/С-. 

Равномерность барботажа по площади тарелки - 
один из важнейших факторов, определяющих эффективность ее 
работы (к.п.д.). Различают два вида нарушения такой равномер- 
ности для перекрестноточных тарелок - в направлении, перпен- 
дикулярном движению жидкости (параллельно сливной перего- 
родке), и в направлении движения самой жидкости. 

В направлении, перпендикулярном движению жидкости, 
равномерность барботажа зависит от горизонтальности установ- 
ки полотна тарелки, отсутствия волн и прогибов самого полот- 
на, а также горизонтальности установки приемной (распреде- 
лительной) и сливной планки, через которую жидкость сливает- 
ся с тарелки. Горизонтальность тарелки приобретает решающее 
значение особенно для тарелок большого диаметра (5-10 м), 
поскольку допустимая разница высот от горизонтали по диамет- 
ру тарелки не должна превышать 3 мм. Установка с такой точ- 
ностью крупных несущих балок, на которые опирается полотно 
тарелки, представляет непростую задачу. 

Неравномерность барботажа вдоль движения жидкости также 
зависит от негоризонтальности полотна тарелки и его местных 
прогибов, но главным образом связана с технологическим фак- 
тором - градиентом уровня жидкости. Из курса гидравлики из- 
вестно, что при движении жидкости по горизонтальному руслу 
движущей силой, перемешающей жидкость от точки ввода к 
точке ее стока, является разность высот столба жидкости в этих 
точках, называемая градиентом уровня жидкости. Запас потен- 
циальной энергии, соответствующий градиенту, расходуется на 
преодоление сил трения (внутреннего и о стенки русла), а также 
местных сопротивлений по длине русла (сужения и др.). При- 
менительно к движению жидкости на ректификационной тарел- 
ке (кроме струйных тарелок) барботаж паров через слой жид- 
кости играет также роль сопротивления движению жидкости на 
всем ее пути. Величина градиента зависит от длины пути 
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жидкости (для ректификационных тарелок - от их диаметра) и 
нагрузки тарелок по пару и жидкости. 

Некоторое представление о такой зависимости дают приве- 
денные ниже показатели гидравлического режима работы ко- 
лонн, полученные как результат обследования промышленных 
атмосферных колонн АВТ: 

Показатель Колонна ] Колонна 2 

Диаметр, м 3,4 4,0 
Число тарелок, шт. 34 31 
Тип тарелок Желобчатая Желобчатая 
Плотность орошения, м3/(мч) 15 30 24 54 
Линейная скорость паров в межта- 0,3 0,4 0,5 0,7 
рельчатом пространстве, м/с 
Общая высота слоя неаэрированной 38 $1 58 70 
жидкости на тарелке, мм . 
Градиент уровня жидкости, мм 0,8 2,3 1,0 25,0 
Гидравлическое сопротивление 0,27 (2,0) 0,77 (5,8) 0,54 (4,0) 1,66 (12,5) 
тарелки в рабочих условиях, кПа 
(мм рт. ст.) 

Приведенные данные позволяют сделать вывод о том, что 
решающим фактором для градиента уровня жидкости является 
плотность орошения тарелки (количество жидкости, проходя- 
щее по тарелке в час, отнесенное к длине всего периметра слива 
ее с тарелки). При плотности орошения 15 и 30 градиент co- 
ставляет 1-2 MM, но при повышении плотности орошения до 50 
и выше резко возрастает и составляет уже заметную долю от 
общей высоты слоя жидкости (25 мм против 70 мм). Это ведет к 
тому, что основная барботажная зона смещается в направлении 
слива жидкости (там, где слой жидкости меньше), а со стороны 
входа жидкости на тарелку пар через нее не барботирует, т.е. 
часть тарелки практически не работает. Расчеты показывают, 
что доля неработающей части тарелки в таких случаях может 
достигать 30-40% от общей рабочей площади тарелки. По реко- 
мендации И.А. Александрова [26], условием равномерной и 
устойчивой работы тарелки является А/АРуух <0,5 (где А - гради- 
ент уровня жидкости, мм; АРхух - гидравлическое сопротивление 
сухой тарелки, MM рт. ст.). 

Немало случаев, когда нагрузка тарелок по жидкости очень 
высока по сравнению с нагрузкой по парам (тарелки циркуля- 
ционных орошений, абсорбционные колонны и др.). В таких 
случаях уменьшают плотность орошения до нормы [не более 50 
м3/(м-ч)] путем перехода на 2- или даже 4-поточные тарелки. 
Схематично такие тарелки показаны на рис. 12.10, где видно, 
что с увеличением числа потоков по жидкости уменьшается 
длина пути жидкости по барботажной зоне и соответственно 
снижается отрицательная роль градиента уровня жидкости. 
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Рис. 12.10. Схематичное устройство одно- (a), двух- (6) и четырехпоточных (4) 
тарелок 

Г - колонны, 2 - сливные перегородки, 3 - зоны барботажа, /-/V - номера потоков 

жидкости на одной тарелке 

Для высоконагруженных по жидкости тарелок существует и 
другое решение - установка тарелок с уклоном в сторону дви- 
жения жидкости. В этом случае движущей силой потока жид- 
кости будет геометрическая разность высот точек входа и выхо- 
да жидкости на тарелке, а высота слоя жидкости будет постоян- 
ной на всем пути ее движения. Ввод паров на такую тарелку 
может быть перекрестным или даже противоточным (под углом 
к плоскости тарелки, но навстречу движению жидкости). Испы- 
тания такой тарелки показали [111], что она обладает хорошим 
сочетанием гидродинамических показателей (сопротивление, 
равномерность барботажа) с эффективностью массообмена. 

Область устойчивой работы тарелок определяется 
сочетанием нагрузок по пару и жидкости. В общем виде это 
иллюстрирует рис. 12.11, где по оси ординат отложена скорость 
паров в межтарельчатом пространстве w, [м/с, нагрузка по па- 
РУ}, а по оси абсцисс - плотность орошения тарелки L, 
[м?/(мч), нагрузка по жидкости]. Линии /и 2 на этой диаграм- 
ме являются граничными для максимума и минимума нагрузок 
тарелки по парам. Область выше линии / - это режим с интен- 
сивным уносом жидкости с тарелки, особенно в области малых 
Ly (область //), а в области ИГ, где нагрузка по жидкости воз- 
растает, унос жидкости сопровождается также провалом ее, и 
режим переходит в режим захлебывания тарелки. 

В области ниже линии 2 сочетание малых скоростей пара с 
большими нагрузками по жидкости обусловливает вначале не- 
равномерность барботажа и начало провала жидкости VI, а за- 
тем - интенсивный провал жидкости, переходящий в полное 
затопление (захлебывание) тарелки И. 

Линии Зи 4- это границы максимума и минимума нагрузок 
по жидкости. Выше или ниже этих нагрузок наступает либо 
захлебывание тарелки (область /V), либо интенсивный унос 
жидкости с тарелки IT. 
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Рис. 12.11. Область устойчи- 
вой работы тарелок (/)° 

граничные линии JH 
3 - максимально допустимые 
нагрузки по пару и жидкости 
соответственно, 2и 4- минималь- 
но допустимые нагрузки по пару и 
кидкости соответственно; 

области неустойчи- 
вой работы Ни I] - интен- 
фивного уноса жидкости, /V - 
захлебывания, V - неравномерного 
барботажа по площади тарелки и 
начала провала жидкости, VJ - 
интенсивного провала жидкости; 
Или L, - параметры нагрузки по 
пару и жидкости 

Wh 

Область J, очерченная указанными граничными линиями, 
представляет собой такое сочетание нагрузок, при которых та- 
релка работает устойчиво (равномерный барботаж) и эффектив- 
но (допустимая степень уноса и провала). 

‚ В [26] приводятся соответствующие методы расчета допусти- 
мых минимальных и максимальных нагрузок применительно к 
‚рсновным типам тарелок. Отношение максимальной и мини- 

‚Мальной нагрузок по парам wimax / ymin при двух значениях 

’плотности орошения для основных типов тарелок составляет: 

Тип тарелки Ly < 30 м3/(м ч) Ly = 30:60 м3/(м ч) 

Колпачковая 3,5 2,0 
Из $-образных элементов 2,5 2,0 
Клапанная 4,0 3,0 
Ситчатая с отбойниками 3,0 2,0 
Решетчатая провальная 1,8 1,5 

Средний к. П. A. тарелки выражает степень эффек- 
тивности ее работы по отношению к идеальному (теоретиче- 
скому) однократному контакту паров и жидкости, когда в ре- 
зультате контакта пары и жидкость покидают этот контакт в 
состоянии равновесия. 

Расчет к. п. д. тарелки представляет собой очень сложную и 
в какой-то степени даже неопределенную задачу, поэтому, не- 
смотря на огромное число работ (публикаций) в этой области, 
какой-либо однозначной методики такого расчета не существует. 

Наиболее реальной и часто применяемой величиной служит 
средний к. п. д., определяемый как отношение числа реальных 
(фактических) тарелок к числу теоретических тарелок (контак- 
тов), на которых степени разделения данной смеси идентичны. 
При этом число теоретических тарелок поддается строгому рас- 
чету с помощью ЭВМ (хотя также с определенными допуще- 
ниями при выборе исходных параметров). 
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Многочисленные расчеты, выполненные нами применитель- 
но к колоннам АВТ, показали, что тарелки из З-образных эле- 
ментов и клаланные имеют (в зависимости от режима работы и 
свойств разделяемой среды) средний к. п. д. от 30 до 60%. При- 
ближенно (со среднеквадратичной ошибкой 6-8%) величину к.п.д. 
MOXHO оценить по эмпирической формуле, приведенной 
в [112] 

n=1-e4, (12.4) 

где п - среднийк пд, А- величина, зависящая от конструктивных характери- 
стик тарелки, нагрузок се по парам и жидкости и физических свойств разде- 
ляемой смеси (данные для ее расчета приведены в [26]) 

12.1.2. Характерные технологические узлы колонн 

Под такими узлами понимают те части колонн, которые реали- 
зуют тот или иной технологический акт в общей схеме работы 
колонны. К ним относятся: узел ввода сырья в колонну, капле- 
уловители, узел ввода и распределения орошения, узел вывода 
жидких боковых потоков из колонны, низ отгонной части ко- 
ЛОННЫ. 

Узел ввода сырья предназначен для плавного безударного вво- 
да парожидкостного потока нагретого сырья в колонну, отделения 
паровой фазы этого потока от жидкой и направления этих фаз 
соответственно в укрепляющую и отгонную секцию колонны. 

На рис. 12.12 показаны 4 наиболее распространенных вари- 
анта узлов ввода сырья. 

По варианту а патрубок ввода сырья смещен от оси колонны,и поток сырья 
из него попадает на дугообразный отбойник 4, состоящий из вертикальной 
направляющей стенки и горизонтального козырька Это обеспечивает безудар- 
ный ввод потока (не образуется вторичный поток брызг) и отделение паров от 
жидкости по ходу движения потока по стенке отбойника Пространство колон- 
ны, куда вводится сырье (между нижней тарелкой укрепляющей секции и верх- 

ней тарелкой отгонной), как известно, называют эвапорационным В этом 
пространстве паровой поток сырья, сбавив скорость (от 30-50 м/с на выходе из 
патрубка 5 до 0,5-1,0 м в сечении колонны), равномерно распределяется по 
сечению колонны, и из него выпадает значительная часть крупных капель 
жидкой фазы, унесенных сразу же после отбойника 

Такой простейший по устройству узел для ввода сырья нашел очень широ- 

кое применение в отбензинивающих и атмосферных колоннах АВТ установок 
Вариант 6 узла ввода сырья чаще применяют в колоннах, где сырье посту- 

пает либо полностью в жидком состоянии, либо с малой долей отгона паров 
(колонны стабилизации и вторичной перегонки) В этом случае сырье по пат- 
рубку 3 вводится в расположенный по оси колонны (в эвапорационном про- 
странстве) разделительный патрубок 8, из которого вверх уходят пары сырья, а 
вниз - жидкая его часть Последняя, попадая через коаксиально расположенные 
патрубки на каскад отражателей, равномерно распределяется в отгонную часть 
КОЛОННЫ. 
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Рис. 12.12. Различные устройства узлов ввода сырья в колонну: 
/ - корпус колонны; 2 - тарелки; 3- патрубки ввода сырья; 4 - направляющие улиты; 

5- перфорированные сепарирующие пластины; б - каплеуловители; 7 - сепарирующий 
конус, 8 - разделительный патрубок; 9 - отражатель; /0- козырек. Остальные пояснения 
см в тексте 

Существуют случаи, когда сырье в колонну поступает в виде перегретых па- 
ров, без следов жидкой фазы (например, колонны установок каталитического 
крекинга). В таком случае поток сырья вводится через радиальный патрубок и в 
эвапорационном пространстве не ставятся какие-либо дополнительные распре- 
делители. 

Особо важное значение имеет узел ввода сырья в вакуумные колонны АВТ, 
так как скорость парожидкостного потока на выходе из патрубка доходит до 
100 м/с, диаметры укрепляющей и отгонной частей колонны различаются в 2 и 
более раза и требуется равномерно распределить поток паров по сечению эва- 
порационного пространства диаметром 8-10 м. 

Два варианта (в и г) таких узлов показаны на рис. 12.12. 
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По упрощенному варианту в сырье поступает по OCH колонны через патру- 
бок диаметром 1,0-1,2 м, и парожидкостный поток, ударяясь о сепарирующий 
конус 7, растекается вокруг него Для того чтобы жидкость не забрасывало в 
укрепляюшую часть, над сырьевым патрубком установлен отбойный козырек 
10 Жидкая фаза сырья через отверстия у основания конуса 7 стекает в отгон- 
ную секцию, а паровая фаза сырья в смеси с потоком паров из отгонной сек- 
ции направляется под нижнюю тарелку укрепляющей секции 

По варианту г предусмотрен безударный, тангенциальный ввод парожид- 
костного потока сырья в направляющую улиту 4, по спирали заканчивающуюся 
у оси колонны Улита в этом случае устроена так, что позволяет интенсивно и 
более четко отделить паровую фазу сырья от жидкой Для этого (см разрез по 
1-1) внутри нее, эквидистантно от задней стенки на расстоянии 50-70 мм от 
нее укреплена перфорированная пластина 5, при движении по которой жид- 
кость под действием центробежных сил через отверстия выдавливается из пото- 
ка пара в запластинчатое пространство и по нижнему краю улиты стекает в 
отгонную часть Паровая же фаза по всей длине улиты через верхний козырек 
поднимается вверх, в укрепляющую часть 

Каплеуловитель предназначен для улавливания из потока па- 
ров мелких капель (брызг) жидкости, унесенных после отделе- 
ния паровой фазы в узле ввода сырья. Устанавливают каплеуло- 
вители в тех колоннах, где занос капель жидкости в укрепляю- 
ую часть недопустим, а это главным образом вакуумные ко- 
JIOHHbI 

Жидкая фаза мазута (сырье вакуумных колонн) представляет 
собой концентрат асфальтосмолистых веществ, и при попадании 
таких капель на нижние тарелки укрепляющей части ухудшается 
цвет нижнего бокового погона колонны (он темнеет), повы- 
шаются его вязкость и коксуемость. Установка каплеуловителя 
позволяет избежать этих недостатков. На рис. 12.12, ви г пока- 
заны два типа каплеуловителей - плоский и зигзагообразный, 
установленные над устройствами ввода и сепарации фаз сырья. 
Унесенные с последних потоками пара капли жидкой фазы по- 
падают в каплеуловитель, задерживаются им и в виде уловлен- 
ной жидкости возвращаются в отгонную часть колонны. 

До 1960-х годов каплеуловители изготовлялись в виде пакета 
из уголков 50х50, между которыми оставались щели шириной 
10-15 см. Улавливание капель происходит в таком устройстве за 
счет сил сцепления (прилипания) вязкой жидкости (капель) со 
стенками уголков и многократного поворота потока пара на 90- 
180° (выпадение капель от центробежной силы). Уловленная 
капельная жидкость при этом собирается в уголках, располо- 
женных створом кверху, и по ним стекает с одного из торцов 
каплеуловителя (для этого весь пакет устанавливается с уклоном 
в одну сторону). Эти каплеуловители обладали четырьмя суще- 
ственными недостатками — большой металлоемкостью, малой 

эффективностью улавливания (до 70-80% капель), большим 

гидравлическим сопротивлением проходу паров (1-2 кПа) и 
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Рис. 12.13. Различные устройства каплеуловителей: 
] - корпус колонны; 2 - патрубки ввода парожидкостного сырья; 3 - каплеулавли- 

вающие сетчатые пакеты, 4 - переливные трубы; 5 - сливы уловленной жидкости; 6, 7 - 
нижние тарелки укрепляющей и верхние тарелки отгонной частей колонны; 8 - опоры 

каплеуловителя, / - сырье; // - паровая фаза сырья: /// - капли уловленной жидкости. 
Остальные пояснения см. в тексте 

большой склонностью к закоксовыванию щелей, что еще боль- 
ше увеличивало их сопротивление. 

С середины 1960-х годов появился новый тип каплеуловите- 
лей - сетчатых, представляющих собой многослойный пакет 
толщиной 100-120 мм из уложенной плотно рукавной стальной 
сетки чулочной вязки (из нержавеющей проволоки диаметром 
0,2 мм). Такой пакет имеет очень большую удельную поверх- 
ность проволоки в единице объема (до 250 м?/м3 против 
20 м?/м3 для уголковых), что позволяет только за счет сил сцеп- 
ления достигать эффективности улавливания капель 98-99%. 
Гидравлическое сопротивление его не превышает 0,3-0,4 кПа, 
что для вакуумных колонн имеет решающее значение, а хоро- 
ший сток жидкости по тонкой проволоке практически исключа- 
ет закоксовывание такого каплеуловителя. 

На рис. 12.13 показаны 3 варианта сетчатого каплеуловителя 
и схемы их работы. 

В горизонтальном каплеуловителе (a) пакеты сетки укладывают на горизон- 
тальный несущий каркас 8. Паровой поток пересекает его вертикально, задер- 

жанные в пакете капли, стекая по пакету вниз, укрупняются (коалесцируют) и 
в виде крупных капель падают вниз (в отгонную секцию) навстречу подни- 
мающемуся потоку паров. В этом состоит недостаток такого устройства, так как 
поток Пара как бы препятствует стоку капель из уловителя и внутри пакета 
может даже создаваться режим барботажа пара и уловленной жидкости. Это, в 
свою очередь, может способствовать закоксовыванию застаивающейся в пакете 
жидкости и нарушению работы колонны. 

Этот недостаток исключается в каплеуловителе, где пакеты устанавливаются 
под углом 60° и опираются на сборные желоба (рис. 12.13, 6). Уловленная жид- 
кость стекает в этом случае через торцы пакетов в желоба, а пары пересекают 
этот поток под углом 90° или меньше. Из желобов жидкость по сточным трубам 
направляется на тарелку отгонной части. 
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Рис 1214 Устройства узлов ввода орошений на однопоточные (а) и двухпоточ- 
ные (6) тарелки 

! - корпус копонны, 2 - тарелки, 3, 4 - коллекторы ввода жидкости на верхнюю и про- 

межуточную тарелки 5, 6 - коллекторы ввода жидкости на тарелки с центральным и боко- 
выми сливами 

Третий из показанных на рис 1213 вариантов сетчатого каплеуловителя в 
представляет собой развитие предыдущего здесь на общем стальном полотне 

тарелки вокруг отверстия для прохода паров (диаметром 300-350 мм) устано- 

влены кольцевые пакеты 3, закрытые сверху глухими крышками Пары в этом 
случае пересекают пакет горизонтально, а уловленная жидкость стекает по ним 
вертикально на полотно тарелки и с него - в отгонную секцию колонны 

Узлы ввода жидких потоков в колонны АВТ предназначены 
для подачи холодного (испаряющегося или неиспаряющегося) 
орошения. 

В насадочных колоннах в этих узлах важное значение имеет 
равномерное распределение жидкости по сечению колонны, 
осуществляемое с помощью различных устройств, часть из ко- 
торых была рассмотрена выше (см. рис. 12.3) 

В тарельчатых колоннах, где течение жидкости происходит 
организованно, решающее значение имеет сам ввод жидкости 
на тарепку так, чтобы не нарушить гидродинамику барботажа Ha 
тарелке. 

Два наиболее распространенных варианта такого ввода пока- 
заны на рис 1214. Общим для них является то, что поток жид- 
кости извне вводится в сливной карман тарелки и, смешиваясь 
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Рис. 72.15. Варианты вывода жидкости (флегмы) из колонны: 
1, 2- см. рис. 12.14; 3 - сливной карман увеличенного объема; 4 - сборная для жид- 

кости тарелка; 5,6 - патрубки для прохода паров и отвода `жидхости; 7 - уравнительная 

труба. Остальные пояснения CM. в тексте 

с рабочим внутренним потоком жидкости, попадает на нижеле- 
жащую тарелку. На верхнюю тарелку вводится обычно острое 
(испаряющееся) орошение, а на промежуточные тарелки - цир- 
куляционное. 

Если тарелки двухсливные (6), то вводимый поток жидкости 
должен попадать на тарелку симметрично: либо через централь- 
ный сливной карман 5, либо двумя потоками в оба боковых 
сливных кармана 6. 

Узлы вывода жидкости из колонны являются неотъемлемой 
частью сложных колонн АВТ с отводом боковых погонов и цир- 
куляционных орошений. Два варианта таких узлов приведены 
на рис. 12.15. 

По варианту а жидкость выводится непосредственно из сливного кармана, 

причем этот карман в таком случае делается большего объема за счет увеличе- 

ния его ширины (стрелы сегмента) и понижения его днища. Если тарелка од- 

носливная, то вывод жидкости осуществляется через обычный патрубок в кор- 

пусе колонны, а если двухсливная, то сливные карманы соединяются между 

собой внутри колонны уравнительной трубой 7, а жидкость выводится из обоих 

карманов и объединяется в общий поток вне колонны. 

По варианту б между двумя рабочими тарелками устанавливается сборная 

(накопительная) тарелка 4, на которой поддерживается определенный запас 

жидкости (высотой, равной высоте переливной планки), а пары, не контакти- 

руя с жидкостью, через патрубки 5 пропускаются на вышележащую тарелку. 

Жидкость с такой тарелки отводится через донный патрубок 6. 

Если жидкость из колонны выводится самотеком (например, в стриппинг) 
и ее расход в этом случае регулируется по уровню в стриппинге, то внутри 

кармана 3 или на тарелке 4 никаких дополнительных устройств обычно не 

монтируют. Если же жидкость из колонны  откачивается насосом 

(циркуляционные орошения), то для стабильной работы последнего в кармане 

3 или на тарелке 4 устанавливается датчик уровня, управляющий расходом 

ВЫВОДИМОЙ Жидкости. 
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Puc. 12.16. Различные устройства нижней части колонн` 
1, 2-см рис 1214, 3 - маточник ввода водяного пара; 4 - разделительная перегородка, 

5 - гидрозатвор, 6 - уравнительная трубка, 7 - предохранительная решетка, 8 - патрубки 

вывода остатка, 9, 1/0 - патрубки отвода остатка в ребойлер и ввода паров из него в колонну, 
J] - дренаж, 12 - эжектор-испаритель, JJ - водяной пар, 14 - отбойная пластина, /5 - 
регуляторы уровня Остальные пояснения CM в тексте 

Особое место занимает узел вывода остатка ректификации из 
колонны, зависящий от назначения колонны и соответственно 
устройства низа колонны. 

Низ отгонной части колонны выполняет две основные функ- 
ции — эвапорационного пространства для потока, которым под- 
водится тепло (горячая струя), и аккумулятора жидкости для 
стабильной работы откачивающего остаток насоса. 

На рис. 12.16 приведены несколько вариантов устройства ни- 
за ректификационных колонн. Вариант а относится к колоннам 
с Подводом тепла от внешнего источника (горячей струей или 
через кипятильник). 

Варианты схем подвода тепла были рассмотрены в гл. 8 (см. 
рис. 8.9). В варианте а низ отгонной части перегородкой 4 де- 
лится на две части, в одну из которых стекает жидкость с ниж- 
ней тарелки, а в другую попадает поток после кипятильника и 
из нее же откачивается насосом остаток. Количество откачи- 
ваемого остатка регулируется уровнемером в этой же части ко- 
JIOHHBI. 

Варианты б, в и г относятся к случаям, когда извне в колонну 
тепло не подводится, а поток паров образуется за счет ввода 
перегретого водяного пара. Водяной пар в большинстве случаев 
вводится через маточник, под нижнюю тарелку колонны (би в) 
WIM же через эжектор-испаритель, располагающийся в сливном 
кармане нижней тарелки (г). В последнем случае достигаются 
интенсивный контакт водяного пара с рабочей жидкостью и 
более глубокое ее испарение. Вывод остатка из колонн биг 
осуществляется через днище, а количество откачиваемого остат- 
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ка регулируется по уровню. Над патрубком для вывода остатка 8 
устанавливается обычно предохранительная решетка 7, чтобы 
избежать попадания в насос кусочков кокса или случайно упав- 
ших в низ колонны предметов (болтов, клапанов с тарелок, ока- 
ЛИНЫ ИТ. Д.). 

Колебание уровня жидкости внизу отгонной части, особенно 
в том случае, если жидкость вспенивается при подаче водяного 
пара, оказывает негативное влияние на работу нескольких ниж- 
них тарелок отгонной секции. С учетом этого была предложена 
нижняя часть колонны, разделенная на две самостоятельные 
камеры через гидрозатвор 5 (рис. 12.16, в). Водяной пар подает- 
ся в этом случае во внутренней (верхней) камере, где гидроза- 
твором автоматически поддерживается стабильный уровень 
жидкости, а откачка остатка ведется из внешней (нижней) ка- 
меры, где колебание уровня не влияет на работу тарелок. Из 
внутренней камеры предусмотрен дренаж жидкости при опо- 
рожнении колонны. 

12.1.3. Постаменты ректификационных колонн 

Постамент является опорой ректификационной колонны и вы- 
полняет следующие функции: 

обеспечивает строго вертикальную установку колонны, по- 
скольку малейшее отклонение ее от вертикали нарушает гори- 
зонтальность тарелок и их работу; 

обеспечивает определенную высоту установки колонны над 
землей с целью нормального ее обслуживания и обеспечения 
требуемого гидравлического режима откачки остатка; 

обеспечивает крепление колонны к фундаменту и соответ- 
ственно противостояние боковым (ветровым) нагрузкам на ко- 
JIOHHY. 

Три наиболее типичных варианта постаментов колонн пока- 
заны на рис. 12.17. 

В первом случае А постамент колонны выполнен в виде цилиндрической 
или конической стальной мантии 2, приваренной к колонне и с помощью 
опорного кольца 3 анкерными болтами прикрепленной к бетонному фундамен- 
ту 6. Анкерные болты (OT ancor - якорь) намертво забетонированы в фундамен- 
те и выступают из него на высоту своей резьбовой части. 

В мантии внизу имеется открытый люк-лаз для прохода персонала, а в 
верхней части — вентиляционное отверстие и отверстие для выхода трубопрово- 
да откачки остатка. Высота установки колонны A (минимум 1,5 м) определяется 
возможностью обслуживания нижнего штуцера, а также монтажными условия- 
ми кипятильника и необходимым гидростатическим напором на входе в отка- 
чивающий насос. Если давление в колонне избыточное, то последнее условие 
становится малозначительным. 

Два других варианта постаментов (Би В) - это бетонные опоры, состоящие 
из 4-х бетонных колонн, связанных бетонными одним Б или двумя В кольца- 
МИ. 
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Рис 12 17 Варианты (А-В) установки колонн на постаменты и фундаменты 
1] - колонна, 2 - мантия, 3 - опорные кольца или лапы. 4 - вентиляционные окна, 5 - 

люк-лаз, 6 - фундамент, 7 - бетонные постаменты, 8 - насос (A, - высота всасывания) 

Остальные пояснения см в тексте 

На верхнее бетонное кольцо опирается лапами колонна РБ и также крепится 
анкерными болтами В случае вакуумной колонны, у которой диаметр укреп- 
ляющей части колонны намного больше, чем отгонной, постамент комбиниро- 
ванный на верхнее бетонное кольцо опирается стальная мантия, по диаметру 
равная укрепляющей части колонны Высота A, в этом случае должна быть 
такой, чтобы при рабочем вакууме в колонне обеспечивалось нормальное вса- 
сывание остатка откачивающим насосом 8 Например, если абсолютное давле- 
ние внизу колонны составляет 12-15 кПа, то высота hy должна быть не менее 
8 м, чтобы на входе в насос не образовывались паровые пробки 

Бетонные постаменты Би В опираются на кольцевой массивный бетонный 
фундамент, обеспечивающий жесткость всей конструкции и прочность при 
воздействии больших боковых нагрузок на колонну 

12.1.4. Эксплуатация колонных аппаратов 

Ректификационные колонны - это главные технологические 
аппараты АВТ установок, и их эксплуатация (пуск, нормальный 
режим и остановка) тесно взаимосвязана со всеми другими ап- 
паратами и оборудованием. Поэтому отделить вопрос об экс- 
плуатации колонн от установки в целом трудно, однако можно 
выделить ряд специфичных для них вопросов, о которых пойдет 
речь ниже. 

В подготовительный к пуску период выполняются обычно сле- 
дующие работы: 

проверка горизонтальности установки тарелок и ее элемен- 
тов. Такая проверка призвана обеспечить одинаковую высоту 
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слоя жидкости на тарелке при барботаже и соответственно рав- 
номерный по всей ее площади барботаж паров. Для тарелок, на 
которых слой жидкости может удерживаться без потока паров 
(колпачковые, желобчатые), проверку осуществляют заливкой 
на них слоя воды и промером высоты слоя воды по всей площа- 
ди. Горизонтальность полотна остальных типов тарелок и гори- 
зонтальность приемных и сливных планок проверяется уровне- 
мерами или сообщающимися сосудами (две стеклянные трубки, 
соединенные длинной резиновой трубкой, устанавливают в раз- 
ных точках тарелки или планки и по уровню воды в них опре- 
деляют расхождение в высотах соответствующих точек); 

герметизация колонны - закрытие всех люков, затяжка 
фланцев, к которым крепятся подсоединенные к колонне тру- 
бопроводы; 

опрессовка колонн с целью выявления мест пропусков и ме- 
ханической прочности. Эту операцию осуществляют, создавая в 
колонне сжатым воздухом давление выше рабочего (в 1,5 раза); 
если в течение 10 мин оно остается постоянным, то аппарат 
считается выдержавшим испытание. Если давление заметно па- 
дает, то стыки всех соединений колонны с помощью мыльной 
пены проверяют на пропуски, при обнаружении последних сое- 
динения герметизируют; 

опрессовка системы нефтью с целью выявления пропусков 
по всей схеме ее прохождения. 

Пусковой период включает три этапа - холодную и горячую 
циркуляцию и переход к нормальному режиму работы. 

Холодная циркуляция нефти в течение 12-18 ч пред- 
назначена для выявления неисправностей насосов и средств 
измерения, а также для дренажа воды, которая оставалась в ап- 
паратах и трубопроводах. 

Приступая к горячей циркуляции, включают конден- 
сационно-охладительное оборудование и трубчатую печь. На- 
грев нефти и ее циркуляцию через колонну ведут вначале (до 
100 °С) со скоростью подогрева не более 10 °С/ч, после чего 
скорость повышают до 30 °С/ч. Когда температура нефти при 
входе в атмосферную колонну достигнет 150 °C, зажигают фор- 
сунки вакуумной печи, а в атмосферную колонну подают пере- 
гретый водяной пар. Орошение колонны включают при дости- 
жении температуры верха колонны около 110 °С и одновремен- 
но открывают перетоки боковых погонов в стриппинги. В этот 
период все дистилляты (бензин и боковые погоны) направляют 
в отдельную емкость для перебросов. 

После того как температура на выходе атмосферной печи до- 
стигнет 270-280 °C, постепенно прекращают горячую циркуля- 
цию по схеме “сырьевой насос — теплообменники - печь - KO- 
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лонна - насос” и сырьевой насос подключают на питание све- 
жей нефтью. Одновременно на вакуумной печи температуру 
повышают до 350-370 °C, включают всю ее конденсационно- 
вакуумсоздающую аппаратуру и открывают вывод из этой ко- 
лонны только верхнего бокового погона и соответственно пода- 
ют ВЦО. 

Пусковой период завершается выводом всех параметров ра- 
боты колонн на значения, установленные регламентом, и полу- 
чением дистиллятов с требуемыми качествами. 

В период нормального режима эксплуатации ко- 
лонн задача сводится к поддержанию регламентных значений 
параметров - температур, давлений, расходов, уровней - как 
системами автоматического регулирования, так и вручную. 
Кроме того, по установленному графику ведется лабораторный 
контроль качества сырья и получаемых дистиллятов. 

Ремонтные работы в ректификационных колоннах проводят 
после остановки всей установки, промывки и пропарки колонн 
водяным паром и проведения анализа воздуха внутри колонны 
на содержание горючих и отравляющих веществ. Только после 
этого вскрываются все люки колонны и разрешается доступ 
людей внутрь колонны для ее внутреннего осмотра и ремонта. 
Ремонты проводят по графику остановки установки в целом и в 
соответствии с дефектной ведомостью на каждую колонну. 

12.2. ТРУБЧАТЫЕ ПЕЧИ 

Трубчатые печи на АВТ установках служат для нагрева нефти 
(отбензиненной нефти), мазута и бензина, они обеспечивают 

основной поток тепла, вносимого в ректификационные колон- 
ны, и соответственно энергетический потенциал их раздели- 
тельной способности. 

На ранней стадии становления нефтепереработки (в 1920- 
40-е годы) применяли трубчатые печи коробчатого типа (одно- 
и двухкамерные) с центральным расположением конвекционной 
камеры и горизонтальным расположением радиантных и кон- 
векционных труб. В 1950-60-е годы широкое применение полу- 
чила двухкамерная печь шатрового типа, показанная на рис. 
12.18. Трубы змеевика печи длиной 9-12 м экранировали основ- 
ную часть стен топочного пространства. Отвод дымовых газов 
осуществлялся через дымоход под конвекционной камерой. 

Печи шатрового типа были металлоемкими, имели большие 
габариты при относительно невысокой тепловой мощности, и 
поэтому, когда началось внедрение АВТ установок мощностью 
3—6 млн т/г., они уступили место новому поколению трубчатых 
печей -- узкокамерным форсированным печам. 
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Рис. 12.15. Двухкамерная трубчатая печь с наклонным сводом: 
/- форсунки; 2 - муфели, 3 - футеровка; 4 - огнеулорная перевальная стена; 5 - несу- 

щие конструкции свода; 6 - кровля; 7, 8 - потолочный и подовый экраны; 9 - конвекцион- 
ная секция змеевика; /0- дымоход; /и //- вход и выход нагреваемого потока 

12.2.1. Основные типы печей АВТ установок 
и их характеристики 

Используемые на современных АВТ установках основные типы 
узкокамерных трубчатых печей схематично были показаны на 
рис. 8.25 (глава 8). Эти типы печей имеют следующие основные 
особенности. 

Печи серии Г - узкокамерные, с верхним отводом дымовых 
газов и горизонтальными трубами змеевика: 

ГС-1 - с однозарядным настенным экраном и свободным 
вертикальным факелом (форсунки подовые); 

ГН-2 - двухкамерная, с однорядными настенными экранами 
и с объемно-настильным пламенем (форсунки внизу сбоку, под 
углом); 

ГД-2 - двухкамерная, с двухрядным центральным экраном, с 
настильным вертикальным факелом и позонным подводом воз- 
духа по высоте топки (форсунки подовые). 

Печи серии Б - узкокамерные, с нижним отводом дымовых 
газов и горизонтальными трубами: 

ББ-2 - двухкамерная, с однорядными настенными экранами 
на перевальных стенках, с боковыми стенами топки из панель- 
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ных горелок беспламенного горения и 
конвекции; 

Рис. 12.19. Трубчатая печь типа ГС-1: 
1 - форсунки; 2 - футеровка, 3 ~ несущие 

конструкции; 4 - экранные трубы, 5 - конвекци- 
онная часть змеевика, 6, 7- выхлопные и смот- 
ровые окна; 8 - дымоход; /и //-см рис 12.18 

Рис. 12.20. Трубчатая печь тила ГН-2: 
5 - подовые экранные трубы; 6 - конвекци- 

онная часть змеевика; 7 - огнеупорная стена- 
отражатель. Остальные обозначения - см рис 
12 19 
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центральной камерой 

БС-2 - двухкамерная, с однорядными настенными экранами 
на перевальных стенках и боковых стенках топки, свободным 
вертикальным факелом (форсунки подовые) и центральной ка- 
мерой конвекции. 

Печи серии Ц - цилиндрические вертикальные трубчатые пе- 
чи с верхним отводом дымовых газов: 

ЦД-4 - четырехсекционная, с вертикальными трубами ради- 

антного змеевика и горизонтальными - конвекционного, с по- 
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Рис 12.21. Цилиндрическая трубчатая печь типа ЦД. 
]- змеевики, 2 - корпус радиантной камеры; 3 - конвекционная камера; 4- опоры; J - 

форсунки, 6 - рассекатель-распределитель воздуха; 7- воздуховод; 8- вентилятор 

зонным подводом воздуха по высоте топки через центральный 
огнеупорный рассекатель. 

В обозначениях печей обычно, кроме буквенного шифра, 
указывают поверхность нагрева радиантных труб и длину труб. 
Например, ГС-2 - 1050/24 (1050 - поверхность радиантных труб, 
м2; 24 — длина труб, м). 
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На рис. 12.19-12.21 показано устройство трех основных типов 
печей, используемых на АВТ. Основные характеристики этих 
печей приведены ниже [27]: 

Показатель ГС-1 ГН-2 ЦД-4 

Теплопроизводительность, МВт 15-58 7-24 22-37 
Средняя теплонапряженность радиантных 40,6 35 40,6 
труб, кВт/м? 
Поверхность нагрева, м? 

радиантная (трубы 152х8 мм) 265-1050 150-475 — 380-630 
конвективная (трубы 108x6 мм) 450-1785 252-732 380-812 

Рабочая длина радиантных труб, м 6-24 6-24 9-18 

12.2.2. Устройство трубчатых печей 

Трубчатая печь — это строительно-технологическое сооружение, 
состоящее из следующих функциональных узлов: фундамента, 
каркаса, футеровки, змеевика, горелок, утилизаторов тепла, ды- 
мовой трубы и гарнитуры. 

Фундамент печи сооружают из монолитного или сборного же- 
лезобетона и конструктивно изолируют от воздействия высоких 
температур. На фундамент через несущие стойки каркаса печи 
опирается вся масса печи. 

Каркас печи — основная несущая металлическая конструкция, 
воспринимающая нагрузки от веса огнеупорной футеровки, 
трубчатого змеевика, вспомогательных узлов (а в некоторых 
печах - и дымовой трубы). 

Конфигурация каркаса соответствует форме трубчатой печи. 
Опорные стойки каждой рамы каркаса анкерными болтами кре- 
пятся к фундаменту. Рамы каркаса или их узлы шарнирными 
соединениями крепятся между собой и допускают компенсацию 
линейных расширений каркаса при изменениях температуры. 
Сверху боковые рамы каркаса соединяются фермами, несущими 
кровлю печи. 

По нижнему поясу каркаса крепятся трубные подвески для 
продуктового змеевика печи, а также подвески и кронштейны 
для обмуровочных кирпичей. 

Футеровка предназначена для защиты каркаса печи от воз- 
действия высоких температур и создания вторичного теплового 
излучения, повышающего тепловую эффективность (к. п. д.) 
печи. Для снижения теплопотерь через футеровку и создания 
безопасных условий эксплуатации печи с внешней стороны фу- 
теровка покрывается слоем теплоизоляции. 

Футеровка выполняется из фасонных огнеупорных шамотных 
кирпичей классов А, Б и В с огнеупорностью соответственно 
1730 °С, 1670 °С и 1580 °С. 
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Сборка футеровки из таких кирпичей (до 80 типоразмеров 
кирпичей в одной печи) очень усложняет монтаж печей, и по- 
этому в современных печах все чаще используют футеровку из 
блоков жаростойкого бетона или железобетона массой 50 кг, 
500 кг и более. 

При высоте стен печи до 5 м толщина бетонных блоков со- 
ставляет 400 мм, а общая толщина футеровки определяется рас- 
четом из условия, что на ее наружной стороне температура 
должна быть ниже 100 °С. Свод печи также выкладывается из 
таких блоков. 

Свод, стены и под печи — двухслойные: внутренний (топоч- 
ный) слой - из жаропрочных блоков, а внешний - теплоизоля- 
ционный, выполняемый из диатомитового кирпича, асбозурита, 
вулканита или асбоцемента. 

Все стыки между блоками в обоих слоях заделываются лег- 
ким жаростойким бетоном для того, чтобы исключить подсосы 
воздуха через стены печи. 

Огнеупорная футеровка рассчитывается на работу печи в те- 
чение 6-8 лет и создание условий высокой теплоотдачи излуче- 
нием в радиантную секцию печи. 

Вся нагрузка от футеровки (кирпичной или блочной) вос- 
принимается несущим каркасом печи, к которому футеровка 
крепится штырями из нержавеющей стали 12Х18Н9Т. 

Некоторые показатели легких жаропрочных бетонов, приме- 
няемых для футеровки трубчатых печей, приведены в табл. 12.6. 

Технологический змеевик печи — это наиболее ответственная 
часть печи, изготовляемая из дорогостоящих горячекатаных 
бесшовных труб и работающая в наиболее тяжелых температур- 
ных и коррозионных условиях. 

Тоблица 12.6. Показатели жаропрочных бетонов 

Вид бетона Максимальная Кажущаяся | Коэффициент теплопро- 
температура плотность водности, Вт/(м . К 

применения, °C ) бетона в высу- при 20 °С | при 600 °С 

шенном со- 
стоянии, кг/м3 

Вермикулитобетон на гли- 1200 800 0,15 0,20 
ноземистом цементе 
Керамзитобетон с тонко- 800 800 0,15 0,33 
молотым шамотом 
Перлитобетон на глино- 1000 800 0,14 0,26 
земистом цементе 
Перлитошамотный бетон 1200 1200 0,23 0,34 
на глиноземистом цемен- 

те 
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Диаметр труб, из которых монтируется змеевик печей для 
АВТ установки, обычно составляет 108x6, 158х8 и 219х10 мм. 
Длина труб - 12-18 м, а для наиболее мощных печей - 24м. 
Змеевик монтируется из таких отрезков труб с помощью свар- 
ных поворотных калачей или съемных ретурбендов. В послед- 
нем случае концы труб укрепляют в ретурбендах развальцовкой, 
а в ретурбенде против каждой из труб устанавливают кони- 
ческую пробку, затягиваемую упорным болтом. Это позволяет 
периодически очищать трубы змеевика от кокса или других от- 
ложений без демонтажа змеевика. Концы труб с ретурбендами 
обычно выносят за пределы топки (в специальные ретурбендные 
камеры). 

Цельносварной змеевик проще по устройству, надежен и 
герметичен, а главное — он целиком помещается в топку печи 
или камеру конвекции, что позволяет лучше герметизировать 
топку и в целом печь и исключить вредные подсосы воздуха 
извне. 

На установках первичной перегонки нефти режим нагрева 
технологических потоков обычно стабилен во времени и темпе- 
ратуры нагрева сравнительно невысоки (нефть — 350-370 °C, 
мазут 390-410 °C, бензин 200-250 °С). С учетом коррозионных 
свойств нефти для таких условий в трубчатых печах АВТ ис- 
пользуют трубы либо из углеродистой стали (сталь 10 или 20), 

либо из низколегированной стали (15Х5М или 15Х5ВФ). 
При горизонтальном расположении труб змеевика в печи они 

либо опираются на кронштейны, либо помещены на подвесках, 
прикрепленных к каркасу печи. В конвекционных камерах, где 
трубы змеевика собраны в многорядный пучок, они опираются 
на трубные решетки, через которые пропущены трубы. 

Змеевик с вертикальными трубами (печи ЦД) подвешивают к 
каркасу печи специальными подвесками. 

Горелки (или форсунки) служат для сжигания топлива, пода- 
ваемого в топку печи. При этом они должны обеспечивать пол- 
ное сжигание топлива, давать устойчивый факел пламени, иметь 
высокую производительность (для сокращения числа горелок на 
одну печь), быть конструктивно несложными и простыми в экс- 
плуатации, обладать возможностью их включения в систему 
автоматического регулирования работы печи. 

По типу используемого топлива различают горелки газовые, 
горелки на жидком топливе (мазутные) и комбинированные - 
на газовом и жидком топливе (газомазутные). Газовые горелки 
по организации сжигания в них топлива бывают пламенные и 
беспламенные (панельные). 

В пламенных горелках газ сжигается с образованием факела, 
являющегося основным первичным излучателем в топке, а в 
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fluc. 12.22. Устройство горелки (форсунки) типа ГП: 
“ [- корпус; 2 - газовый коллектор, 3 - регистр, 4 - лопатка завихрителя; 5 - воздуховод; 
6 - форсунка мазутная; 7- поворотный шибер; 8 - газоподводящая труба; / - газ; // - мазут; 
Ш - водяной пар; /V, И- первичный и вторичный воздух 

беспламенных - в многотуннельной керамической панели так, 
что пламя из нее не выходит, а сама она раскаляется до высокой 
температуры и служит излучателем тепла. Из таких панелей 
набирается основная площадь боковых стен топки, и эти стены 
излучают тепло на экран змеевика (см. ББ-2 на рис. 8.25). 

Все остальные типы горелок подают в топку факелы пламе- 
ни. Наибольшее распространение получила комбинированная 
горелка типа ГП, устройство которой показано на рис. 12.22. 

Корпус / такой горелки крепится к кожуху печи и внутри него расположен 
кольцевой коллектор для газа 2 с отверстием для выхода газа в амбразуру печи. 
На корпусе горелки имеется несколько отверстий для подсоса вторичного воз- 
духа У. Сечение этих отверстий может быть изменено поворотом регистра 3. По 
центру корпуса / в него входит воздуховод 5 первичного воздуха /У, количество 
которого регулируется поворотом шибера (заслонки) 7, а перед входом в амбра- 
зуру печи этот поток воздуха закручивается по оси в завихрителе 4. В воздухо- 
вод 5 по его оси введена мазутная форсунка 6, устройство которой позволяет 
тонко распылить жидкое топливо водяным паром высокого давления. 

Горелка ГИ может работать как раздельно на газе или мазуте, 
так и одновременно сжигать оба вида топлива. Техническая ха- 
рактеристика горелок ГП приведена ниже: 

Показатель ГП-1 ГП-2 

Теплопроизводительность, МВТ .............ceececceecesccecescees ‚. 2,0 2,4 
Производительность: 

по мазуту, кг/Ч ......... ии низине нина 180 216 
be eaceesccecccececetsecetecsuesssnssenaeetesteceeseteceees 210 250 по газу, M?/4 
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Показатель ГП-1 ГИ-2 

Давление перед горелкой, МПа: 
мазута ....... а... ое ке оао в етот о низок позе оа она ьенна 0,5 0,4 
Пара ......- „ее еиньн и. у изучит ина нации неее воваюн 0,55 0,45 
Газа sere ‚... 0,05 0,02 

Удельный расход пара, кг/кг мазута .............. bees eceeccensess 0,17 0,20 
Коэффициент избытка воздуха .........scccccccccaccesceccessees ‚.. 1,1 1,1 
Длина факела, М .............-нньне. И 5,5 5,5 
Масса, КГ ........-ееньнье cet ceencsseeesscetecssesceetstecseteeceeeecag ees 73 73 

Количество разнообразных типов горелок для трубчатых пе- 
чей достаточно велико, основные из них охарактеризованы в 
[27]. Кроме горелок типа ГП широко применяются форсунки 
типа ФГМ теплопроизводительностью от | до 2,4 МВт и ГУ-5 
теплопроизводительностью 5,8 МВт, устройство которых в 
принципе подобно устройству горелок ГП и отличается лишь 
конструктивными деталями. 

Расположение и число горелок в печи зависит от типа и об- 
щей теплопроизводительности печи. Горелки могут располагать- 
ся снизу печи, на ее боковых стенках или сверху радиантной 
камеры. 

При нижнем расположении форсунок (в поде печи) в одну 
линию или в шахматном порядке все коммуникации (подвод 
мазута, газа и воздуха с регулирующими устройствами) поме- 
щают под печью, а для удобства их обслуживания печь на опо- 
рах располагается на расстоянии около 2 м от земли. 

Если форсунки находятся в боковых стенах печи, то в зави- 
симости от числа форсунок они устанавливаются в один или два 
ряда по высоте, перпендикулярно или под углом (печи ГН) к 
плоскости стенки. Обслуживаются такие форсунки с боковых 
площадок, прикрепленных к каркасу печи. 

В нескольких конструкциях печей с коробчатой формой топки и 
нижним отводом дымовых газов (через под печи) форсунки распола- 
гаются в своде печи и факелы от них направлены сверху вниз. 

В эксплуатации такое расположение оказалось очень неудоб- 
ным (все коммуникации и обслуживающий персонал находятся 
в зоне высоких температур от горячего свода), и поэтому печи с 
таким расположением форсунок распространения не получили. 

Утилизаторы тепла используют в трубчатых печах для умень- 
шения потерь тепла с уходящими после конвекционной камеры 
дымовыми газами, которые имеют в печах АВТ температуру 
порядка 300 °С. Наиболее широко применяют рекуперацию 
тепла этих газов на подогрев первичного воздуха, нагнетаемого 
в форсунки печи. Это повышает к. п. д. печи как за счет сниже- 
ния потерь тепла с уходящими дымовыми газами, так и за счет 
повышения температуры в топке при подаче нагретого воздуха 
на горение. 
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Puc. 12.23. Устройство воздухоподогревателя типа ВТР: 
]- трубный пучок, 2 - смесительная камера; J - распределительный диффузор, 4 - Ka- 

мера нагретого воздуха: 5 - патрубки, /, // - холодный и нагретый воздух: //1 - рециркулят: 
LV, V — горячий и охлажденный дымовой газ 

‚| 
`’ Подогрев воздуха производится в воздухоподогревателях 

убчатого типа, один из которых (типа ВТР) схематично пока- 
‚зан на рис. 12.23. 
‚} Поток горячего дымового газа ГУ входит в воздухонагреватель 
‘после конвекционной камеры печи и уходит в дымовую трубу И. 
 Колодный воздух / нагнетается вентилятором и после нагрева // 
‘поступает к форсункам. 

Нормальная эксплуатация воздухоподогревателей обеспечивается в том слу- 
чае, если температура дымовых газов на выходе из них Г на 10-15 °С выше 

точки росы. Это гарантирует отсутствие конденсации влаги на поверхности 
трубок и образования слабой серной кислоты (за счет диоксида серы в дымо- 
вом газе), приводящей к интенсивной коррозии Точка росы, в свою очередь, 
зависит от содержания серы в жидком топливе (или сероводорода - в газовом 
топливе)` ` 

Содержание серы, % (мас.) [содер- 0,01 0,05 0,2 1,0 5.0 
жание HS % (06.)] 
Точка росы, °C: 

для жидкого топлива 105 112 122 132 152 
для газа 112 120 128 140 164 

Для обеспечения этого условия в воздухоподогревателе предусмотрена ре- 
циркуляция /1] нагретого воздуха в поток холодного, с тем чтобы на трубки. где 
проходит дымовой газ, воздух поступал с температурой порядка 80 °С 
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Воздухоподогреватели типа ВТР выпускаются с поверхностью 
нагрева от 670 м? (ВТР-12) до 1260 м? (ВТР-24). Трубный пучок 
у них изготовлен из стальных трубок 51х1,5 мм длиной 5,0 м, 
скорость дымовых газов в которых допускается до 10 м/с. Ско- 
рость воздуха - до 5 м/с. Они рассчитаны на нагрев воздуха от 
15 до 215 °С при температурах дымовых газов от 400 (JV) до 
200 °C (Г), при рециркуляции до 40% воздуха. Гидравлическое 
сопротивление их при этих условиях как по газу, так и по воз- 
духу не более 15 Па. 

Выпускаются также воздухоподогреватели с чугунными ореб- 
ренными трубами, более стойкими к коррозии, позволяющие 
охлаждать дымовые газы до 110-120 °С (конструкция “Башорг- 
энергонефти”, фирмы “Дека” и др.). 

В высокотемпературных трубчатых печах каталитических 
процессов (риформинг, пиролиз, коксование), где температура 
дымовых газов после камеры конвекции составляет 400-500 °С, 
на MYTH их потока ставятся вначале котел-утилизатор для произ- 
водства водяного пара под давлением 0,5-1,0 МПа, а затем - 
воздухоподогреватели. Это позволяет эффективно регенериро- 
вать тепло уходящих дымовых газов для производства пара, 
часть которого используется на распыл топлива в форсунках, и 
горячего воздуха, также подаваемого в форсунки на горение. 

Дымовая труба выполняет две основные функции - создает 
необходимую тягу в топке печи и отводит вредные дымовые 
газы (содержащие оксиды углерода, азота и серы и углеводоро- 
ды) на болыпую высоту для лучшего их рассеяния в атмосфере. 

Естественная тяга АР создается дымовой трубой за счет раз- 
ницы плотностей окружающего воздуха у, и дымовых газов уг: 
АР = H(y, - уг). При этом чем больше высота трубы HH, тем вы- 
ше разрежение в топке или на выходе из конвекционной каме- 
ры. Обычно при высоте трубы 40 м разрежение после воздухо- 
подогревателя составляет 0,2-0,3 кПа. Если естественная тяга, 
создаваемая дымовой трубой, оказывается недостаточной для 
создания минимально допустимого разрежения в топке - 0,1- 
0,2 кПа (из-за болыного гидравлического сопротивления печи 
по газовому тракту или малой высоты трубы), то создают при- 
нудительную тягу. Для этого на потоке дымового газа после его 
выхода из  воздухоподогревателя устанавливают дДымосос 
(вентилятор), отсасывающий дымовой газ из печи и выбрасы- 
вающий его в дымовую трубу. 

По своей конструкции и компоновке с печью дымовые трубы 
бывают трех типов — металлические индивидуальные, металли- 
ческие общие и железобетонные. 

Индивидуальные металлические дымовые 
трубы обслуживают обычно одну печь и устанавливаются либо 
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непосредственно на печи (если камера конвекции расположена 
над топкой), либо рядом с печью (если дымовые газы отводятся 
через газоход под подом печи). 

Общие металлические дымовые трубы устана- 
вливаются на земле для обслуживания группы печей (2-4 печи), 
независимо от направления вывода дымовых газов из печи. В 
этом случае система отвода дымовых газов из каждой печи объ- 
единяется в общий газоход (под землей или над печами) и по 
нему газы вводятся в дымовую трубу. При установке таких труб 
непосредственно на печи их высота обычно небольшая (20- 
30 м), а в случае, если труба устанавливается рядом с печью на 
земле, ее высота может достигать 50-60 м. 

Металлические дымовые трубы, как и газоподводящие кол- 
лекторы (газоходы) до них, внутри облицовывают теплостойким 
слоем торкрет-бетона, защищающим металл трубы от воздей- 
ствия высоких температур и паров слабой кислоты, образую- 
щейся при температурах ниже точки росы. Кроме Toro, футе- 
ровка трубы защищает ее и от эрозионного износа твердыми 
частицами, содержащимися в дымовых газах. 
Железобетонные дымовые трубы устанавливают 

на современных мощных установках для обслуживания всей 
группы из 4—5 печей с общим для всех печей дымососом. Высо- 
та их обычно составляет 120-180 м. Изнутри такие трубы футе- 
руют теплокислотостойкой облицовкой. 

Гарнитура трубчатой печи включает ее вспомогательные кон- 
струкционные и эксплуатационные узлы — подвески и трубные 
решетки для змеевика, предохранительные окна и люки-лазы, 
гляделки, шиберы дымоходов и др. В радиантной камере печи 
имеется несколько рядов (по длине труб) подвесок, предо- 
храняющих трубы от провисания. Они подвергаются воздей- 
ствию высоких (до 1100 °С) температур и агрессивных дымовых 
газов и поэтому изготовляются из высоколегированной стали 
(20X23H13). Вертикальный змеевик в печах типа LY] подвеши- 
вается за проушины верхних калачей змеевика с помощью 
штанг к верхним несущим балкам печи. Каждый тип подвески 
предусматривает возможность компенсации термического рас- 
ширения труб змеевика в диапазоне температур от окружающей 
до рабочей. Подвески и кронштейны (опоры) для огнеупорной 
кладки печи обычно находятся вне зоны высоких температур, и 
поэтому их изготовляют чугунными (Cr = 21-40). Трубные 
решетки потолочных экранов и в камерах конвекции также 
служат для поддержания труб в горизонтальном состоянии, их 
обычно устанавливают через 3-4 м по длине труб. Их так же, 
как и подвески, отливают из хромоникелевой стали 20X23H 13 
или Х25Н12-Л, жаростойкой до 1050 °C. 
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Предохранительные окна располагают по боковым 
стенкам печи в один или несколько рядов (в зависимости от 
объема топки и высоты печи), они служат для ослабления силы 
взрыва при аварии в топке и предохранения печи от разруше- 
ния. Аварийная ситуация в топке может создаться, например, в 
результате того, что лопнет труба змеевика и в топку поступит 
избыточное количество горючего материала, мгновенное вос- 
пламенение которого приведет к резкому повышению давления 
в топке. Предохранительные окна рассчитаны на то, чтобы при 
повышении давления в топке выше атмосферного они открыва- 
лись, выпуская избыток газов сгорания в атмосферу. Число пре- 
дохранительных окон рассчитывается при проектировании печи. 

Люки-лазы служат для того, чтобы обслуживающий пер- 
сонал мог попасть в топку в период проведения там ремонтных 
работ или ревизии состояния стен топки и змеевика. Иногда 
функции люков-лазов и предохранительных окон совпадают. 
Крышки люков и окон изготавливают из стали или чугуна и за 
верхний их край подвешивают на вращающихся петлях. 

Гляделки - небольшие (50-100 мм) отверстия в крышках 
люков или предохранительных окнах, закрываемые откидными 
или поворотными крышками. Они предназначены для система- 
тического визуального контроля за горением форсунок, характе- 
ром факела горения, для осмотра состояния топки в рабочих 
условиях и т. д. Для этого на уровне гляделок печи расположе- 
ны площадки обслуживания. 

Шибер дымохода - это заслонка, с помощью которой 
регулируется сечение дымохода и соответственно тяга в топке 
печи. В случае пожара в топке печи шибером также отключают 
(отгораживают) печь от дымовой трубы и дымососа, с тем чтобы 
в них не попало открытое пламя. 

12.2.3. Эксплуатация печей 

Эксплуатационными характеристиками трубчатых печей являются 
производительность, тепловая мощность, теплонапряженность 
поверхности нагрева, гидравлическое сопротивление змеевика, 
к. п. д. печи. 

Производительность печи выражается количеством 
сырья (технологического потока), проходящего через змеевик 
печи в единицу времени. На современных АВТ производитель- 
ность атмосферной печи составляет 8000 т/сут. 

Тепловая мощность печи (или полезная тепловая 
нагрузка) выражается количеством тепла, которое получает теп- 
ловой поток, нагреваемый в печи в единицу времени, в МВт. 
Тепловая мощность может изменяться в широких пределах за 
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счет интенсификации процесса горения в топке или изменения 
производительности печи по сырью. Расчетная (паспортная) 
тепловая мощность современных АВТ, как уже указывалось в 
разд. 12.2.1, достигает 58 МВт, существуют также печи мощ- 
ностью до 90 МВТ. 
Теплонапряженность поверхности нагрева - 

это удельный тепловой поток через стенки труб змеевика. Сред- 
нее значение теплонапряженности определяется количеством 
тепла, передаваемого через | м? поверхности труб змеевика за 
ly. Теплонапряженность радиантных труб неодинакова по 
окружности трубы змеевика: со стороны, обращенной в топку, 
она в 2-3 раза выше, чем со стороны, обращенной к футеровке, 
поэтому ее принимают средней по всей окружности. Интенсив- 
ность теплового потока определяет характер нагрева. При очень 
высокой интенсивности возрастают перепад температур в стенке 
трубы и перепад температур между ее внутренней поверхностью 
и приграничным слоем нагреваемого потока. Это в свою оче- 
редь ведет к тому, что температура потока у стенки трубы может 
возрастать до недопустимо высоких значений, и наступает тер- 
мическое разложение углеводородов в приграничном слое, 
ведущее к интенсивному отложению кокса на стенке трубы. 
Коксовые отложения, имея значительно более высокое термиче- 
ское сопротивление, чем сталь, еще больше увеличивают пере- 
пад температур в стенке трубы, т. е. температуру на ее внешней 
поверхности, что в результате приводит к прогару трубы. По- 
этому существуют значения допустимых теплонапряженностей 
радиантных труб в зависимости от того, какой поток и до како- 
го состояния нагревается. Применительно к АВТ эти значения 
следующие (в кВт/м2): 

Нагрев нефти без испарения.......--.-.-........ 46-58 
Нагрев нефти с испарением- 

до 340 ° ..-.. ее cecescececeenseceecetececnaness 31-47 
до 425 °С cccvececccccescsvcceccecscceccccetcnessecs 27-35 

Вакуумная перегонка мазута ..................... 24-31 

Гидравлическое сопротивление змеевика за- 
висит от скорости движения в нем сырья, вязкости нагреваемого 
потока, длины змеевика и доли отгона на выходе из змеевика. 
От величины этого сопротивления зависят расход энергии на 
прокачку сырья через печь, а также длина испарительной части 
змеевика (той части змеевика, где начинается испарение, и до 
выхода потока из печи) и в итоге - рост энтальпии сырья при 
нагреве в печи. Обычно гидравлическое сопротивление змеевика 
составляет от 0,5 до 1,5 МПа при скорости нагреваемого потока 
на входе в печь от 1,0 до 1,5 м/с. 

К.п.д. печи - это показатель эффективности использова- 
ния тепла сжигаемого в ней топлива. При полном сгорании 
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последнего к. п. д. зависит от коэффициента избытка воздуха, 
температуры уходящих из печи дымовых газов и потерь тепла в 
окружающую среду через стены печи (см. разд. 8.4.2). Для под- 
держания высокого к. п. д. поэтому усиливают теплоизоляцию, 
устанавливают утилизаторы тепла дымовых газов и главное - 
герметизируют печь для исключения больших подсосов воздуха 
через шели и поддержания коэффициента избытка воздуха в 
топке не выше 1,2. Значения к. п. д. современных печей состав- 
ляют 0,75-0,85. 

Эксплуатация трубчатых печей включает четыре элемента: 
пуск; наладка и поддержание нормального режима работы; 
остановка печей, проведение ремонтных работ. 

Пуск печи осуществляют после тщательной проверки ее 
готовности к этой операции. Печь считается готовой, если на 
ней полностью завершены монтажные (ремонтные) работы, 
проведены гидравлические испытания технологических трубо- 
проводов и змеевика на прочность и герметичность и просуше- 
на футеровка печи. 

Операцию пуска печи проводят в такой последовательности: 
проверяют исправность и готовность всего оборудования и 

приборов, обслуживающих печь, а также наличие соответ- 
ствующих регламенту топлива, пара, воздуха; 

проверяют и запускают при закрытом шибере дымосос, после 
чего шибер приоткрывают и измеряют разрежение (тягу) в топке; 

включают сырьевые насосы, в течение 1-2 ч холодное сырье 
циркулирует через печь в аппараты (колонны) и из них снова в 
печь; 

готовят топливную систему печи к включению (налаживают 
циркуляцию топлива через систему нагрева, а из коллектора 
водяного пара отводят конденсат); 

закрывают все люки-лазы и топку тщательно продувают во- 
дяным паром (15-20 мин) до появления пара из дымовой трубы; 

при открытых регистрах для прохода воздуха в горелки пода- 
ют через жидкостные форсунки водяной пар и зажигают пламя 
форсунок, резко включая подачу топлива и поднося запальник 
или горящий факел (толстая проволока с паклей, смоченной 
жидким топливом) через люк горелки к устью форсунки. Горел- 
ки зажигают в последовательности, обеспечивающей равномер- 
ность обогрева змеевика по длине труб. Газовые форсунки горе- 
лок зажигают позднее, когда печь достаточно разогрета; 

следят за устойчивостью горения включенных горелок и при 
их затухании операции включения повторяют. 

Число одновременно горящих горелок зависит от требуемой 
скорости повышения температуры сырья. 
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Наладка и поддержание нормального режи- 
ма эксплуатации печи достигается после пуска (зажи- 
гания горелок) постепенно, при этом скорость повышения тем- 
пературы нагреваемого сырья не должна превышать 60-100 °C/u. 
Одновременно следят за производительностью по сырью, давле- 
нием на входе и температурой на выходе из печи. 

В процессе наладки постепенно увеличивают число рабо- 
тающих горелок и уменьшают циркуляцию сырья через колон- 
ну, одновременно поддерживая постоянным расход сырья через 
печь. 

Особо следят в этот период за работой горелок,с тем чтобы 
обеспечить одинаковую интенсивность пламени от каждой из 
них и равномерный обогрев змеевика. Температурный режим в 

топке контролируют пирометрами. 
После установления регламентных параметров работы печи 

(производительности, давления на входе в каждый из потоков 
змеевика, температуры на выходе из каждого потока змеевика, 
температуры и расхода топлива и пара, температуры и состава 
топочных и уходящих дымовых газов и тяги в топке) начинается 
нормальный эксплуатационный период работы печи. В этот 
период с помощью систем контроля и регулирования поддержи- 
вают стабильными парамеры работы печи и ведут систематиче- 
ское визуальное наблюдение за ее работой. В частности, через 
гляделки персонал следит за формой и равномерностью распре- 
деления факелов по длине топки, за провисанием или деформа- 
цией труб змеевика, за образованием пятен перегрева отдельных 
участков труб, обрывом или деформацией подвесок или кир- 
пичной футеровки и др. 

Остановка печи может быть аварийной (в случае прога- 
ра труб, прекращения подачи сырья и др.) и нормальной. При 
нормальной остановке последовательность операций обычно 
следующая: 

понижают постепенно температуру сырья на выходе из печи 
уменьшением подачи топлива и отключением отдельных горе- 
лок до Tex пор, пока температура нагретого сырья снизится Ha 
60-80 °С; 

после того как температура дымовых газов на выходе из топ- 
ки снизится до 350-400 °C, гасят все горелки и останавливают 
топливный насос, продолжая прокачивать сырье через змеевик 
(по линии циркуляции через аппараты, связанные с печью); 

по достижении температуры сырья на выходе из печи поряд- 
ка 250 °C закрывают задвижки на входе сырья в печь, остана- 
вливают сырьевой насос и открывают задвижку на линии спуска 
сырья из змеевика в дренаж; 
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когда давление в змеевике печи снизится ниже давления BO- 
дяного пара, последний подают в змеевик и продувают его в 
течение нескольких часов. 

Ремонт трубчатых печей призван обеспечивать нор- 
мальную их эксплуатацию в течение длительного времени. 

Существует два вида ремонтов оборудования, в том числе 
трубчатых печей - текущие ремонты и капитальные ремонты 
Они осуществляются по графикам ремонтов, разрабатываемым 
службой главного механика завода. Перед каждым ремонтом 
составляют дефектные ведомости (перечень планируемых на 
данный ремонт работ) не позднее чем за 45 дней до ремонта. 

Ниже приведено примерное содержание работ по каждому 
виду ремонта. 

Текущий ремонт - выжиг кокса из змеевика, наружный 
осмотр змеевика и замер диаметра труб в местах видимого его 
увеличения, выборочный замер толщины стенок труб змеевика в 
местах наиболее вероятного его износа, мелкий ремонт метал- 
локонструкций, чистка горелок, регулировка подвесок, проверка 
карманов термопар, ремонт труб, на которых обнаружены тре- 
щины, и замена отдельных Поврежденных труб, уплотнение 
швов огнеупорной кладки. 

Капитальный ремонт включает все работы в объеме текущего 
ремонта, а кроме этого — замену горелочных панелей и горелок, 
ремонт кладки и жаростойких бетонных блоков, ремонт свода 
печи, кровли и каркаса, ремонт дымовой трубы, смотровых и 
взрывных окон, окраску металлоконструкций, а также полную 
ревизию элементов печи, включая системы измерения и регули-. 
рования. 

12.3. ТЕПЛООБМЕННЫЕ АППАРАТЫ 

Процесс дистилляции нефти, как и любой тепловой процесс, 
реализуется путем подвода теплового потока в ректификацион- 
ную колонну и отвода из нее соответствующего количества низ- 
копотенциального тепла. На рис. 12.24 схематично показаны 
тепловые потоки блока атмосферной перегонки нефти. 

Общий поток высокопотенциального тепла, подводимый 
нефтью в колонну, слагается из тепла сырой нефти из резервуа- 
ров Он, тепла, регенерированного нефтью от горячих дистилля- 
тов колонны Q,, и полезного тепла, подведенного на нагрев 
сырья в печи О. Как отмечалось выше, доля Охол от всего 
тепла сгорания топлива в печи О. составляет 75-85% (к. п. д. 
печи), а остальная часть в виде тепловых потерь печи Q,,, теря- 
ется. Из колонны тепло отводится в несколько потоков Основ- 
ной поток - это та часть тепла, которая регенерируется на на- 

542



Lal 12. 220 

a ay Re Qnoe 
| | 

3 

Рис 12 24. Схема тепловых потоков атмосферной перегонки нефти 
]- нефтяной резервуар и поток тепла из него (0.), 2 - печь и потоки потенциального 

тепла топлива (Q,), полезно использованного на нагрев сырья (Опол), и потери тепла (Озп), 
3 — теплообменники и передаваемое в них тепло (Q,), 4 - ректификационная колонма, 5 - 
конденсаторы и холодильники и отводимое в них тепло (Qox,), 6 - приемники дистиллятов 
и остатка, вносимое в них тепло (Ол) и потери в окружающую среду (Опос) 

грев сырой нефти в теплообменниках. Другой поток - это та 
часть тепла, которая отводится в конденсаторах и холодильни- 
ках Ол при конденсации паров сверху колонны, охлаждения 
циркуляционных орошений и охлаждения товарных дистилля- 
тов до температур, при которых они откачиваются в парк. На- 
конец, третий поток тепла - это тепло всех охлажденных до 40- 
80 °С дистиллятов, откачивающихся в приемный парк Оп. Не- 
большая часть тепла (1-3%) теряется в окружающую среду Оплос. 
Из этой схемы видно, что чем большая доля тепла будет регене- 
рирована на нагрев нефти, тем меныше придется затратить тепла 
на нагрев ее в печи и меньше израсходовать топлива. А это су- 
щественно улучшает экономические показатели процесса пере- 
гонки нефти. Соотношение это характеризуют коэффициентом 
регенерации тепла Ky = О’/Опол, который для действующих АВТ 
составляет от 0,5 до 0.8. 

Функции регенерации тепла горячих потоков дистиллятов, а 
также их конденсации, охлаждения, дополнительного нагрева и 
испарения выполняет на установках АВТ разветвленная система 
теплообменных аппаратов различного устройства, которые рас- 
сматриваются ниже. 
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12.3.1. Аппараты погружного типа 

Такие аппараты (рис. 12.25) широко использовались на первых 
установках АТ и ABT и в настоящее время сохранились на от- 
дельных старых установках. Устройство их предельно простое: в 
металлической ванне (“ящик” длиной 7,8 м, высотой 2,3ми 
шириной от 3,4 до 7,8 м) помещен многорядный змеевик из 
легированных труб диаметром 100-150 мм (поверхность охлаж- 
дения от 300 до 800 M2). Использовались такие аппараты только 
для конденсации паров нефтепродуктов и как концевые холо- 
дильники жидких нефтепродуктов (керосин, мазут, масла и др.). 

Достоинства такого аппарата (кроме простоты их устрой- 
ства) - надежность, большой запас хладагента (воды), гаранти- 
рующий безаварийную работу при перебоях в поступлении во-\ 
ды, и доступность для очистки змеевика от отложений (ила, 
накипи). Однако эти аппараты очень громоздкие и занимают 
много места, имеют большую массу и низкую тепловую эффек- 
тивность [коэффициенты теплопередачи 100-120 Вт/(м К) при 
конденсации и 70-100 Вт/(м - К) при охлаждении]. 
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Рис 1225 Теплообменный аппарат погружного типа 
1 - ванна с проточной водой (// и /У), 2 - сливной карман, 3, 4 - входной и выходной 

коллекторы нефтепродукта (/и //), 5 - змеевик 

П 

12.3.2. Кожухотрубчатые аппараты 

Это наиболее распространенный в нефтепереработке тип тепло- 
обменных аппаратов широкого спектра технологического при- 
менения. По своему устройству они бывают трех типов - с не- 
подвижными трубными рещетками, с плавающей головкой и 
паровым пространством. 

Устройство теплообменных аппаратов с неподвижными труб- 

ными решетками показано на рис. 12.26. Аппарат типа Н (а) не 
имеет компенсации тепловых удлинений. У него прямые трубки 
трубного пучка завальцованы в две трубные решетки, прикреп- 
ленные к жесткому кожуху (корпусу) на фланцах вместе с 
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Рис. 12.26. Кожухотрубчатые теплообменные аппараты с неподвижными труб- 
ными решетками: 

I - кожух; 2, 3 - входная и выходная камеры (крышки); 4 - трубный пучок; 5 - трубные 
решетки; 6 - линзовый компенсатор; 7- перегородки; /, // - вход и выход греюшего тепло- 
носителя; J//, ГГ - вход и выход нагреваемого потока 

крышками. Такой апларат может быть одноходовым по нагре- 
ваемому потоку или двухходовым (в этом случае входная крыш- 
ка делится перегородкой на две камеры). Аппараты такого типа 
имеют ограничения в применении по разности температур теп- 
лоносителей, поскольку в них не предусмотрены устройства для 
компенсации больших температурных удлинений кожуха и тру- 
бок. 

У аппарата типа К (6) трубные решетки прикреплены к ко- 
жуху неподвижно, HO сам кожух имеет 1-2 волнообразных изги- 
ба (линзовые компенсаторы), которые компенсируют (сжимаясь 

или разжимаясь) разность тепловых удлинений кожуха и трубок. 
Эти аппараты допускают большую разность температур тепло- 
носителей и рассчитаны на компенсацию разности удлинений 
кожуха и трубок до 2,5, 5,0 и 10,0 мм при длине трубок соответ- 
ственно 2, 3-6 идм. 

Аппараты обоих этих типов выпускают по ГОСТ как тепло- 
обменники (обозначения - ТН и ТК), как холодильники (XH и 
ХК), конденсаторы (KH и КК) и испарители (ИН и HK). В 
последнем случае их используют как ребойлеры колонн стаби- 

лизации или вторичной перегонки нефти в режиме подогрева 
продукта снизу колонны (без испарения) или как термосифон- 
ные аппараты прямоточного типа с испарением потока (рис. 
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Рис. 12.27. Кожухотрубчатый теплообменный аппарат с плавающей головкой: 
6 - крышка плавающей головки; 8 - струбцины крепления крышки; 9 - опоры; 10 - 

фундамент; // - межтрубные направляющие перегородки; /2 - скользящая опора трубного 
пучка. Остальные обозначения - см. рис. 12.26 

8.9, г). Греющим агентом в этих случаях может быть водяной 
пар среднего давления или один из горячих технологических 
потоков (например, циркуляционное орошение атмосферной 
КОЛОННЫ). 

При использовании таких аппаратов в качестве холодильни- 
ков или конденсаторов хладагентом является вода. На рис. 
12.26, в показан вариант теплообменного аппарата с одной не- 
подвижной решеткой, в которую завальцованы Ч-образные 
трубки (тип У). В этом случае корпус и трубки механически не 
связаны и не требуется устройств для компенсации разности их 
удлинений. Аппараты эти двухходовые и могут использоваться 
для потоков с большой разницей в температурах. Их недоста- 
ток - трудность очистки внутренней поверхности трубок, по- 
этому по трубкам обычно пропускают поток, не дающий отло- 
жений (водяной пар, светлые нефтепродукты). Аппараты с пет- 
леобразными трубками выпускают по ГОСТ двух технологиче- 
ских назначений - как теплообменники (тип ТУ) и как испари- 
тели (тип ИУ). 

Теплообменный аппарат с плавающей головкой — тип П (рис. 
12.27) сочетает преимущество теплообменных аппаратов Ни К 
(прямые трубки, удобные для очистки) и аппарата типа У (сво- 
бодное расширение трубного пучка, не связанного жестко с 

кожухом). Это достигается тем, что с кожухом жестко крепится 
только одна трубная решетка, а вторая решетка имеет свою от- 
дельную крышку (камеру) 7, свободно перемешающуюся внутри 
внешней крышки аппарата 3. Внутренняя крышка 7 вместе с 
трубной решеткой, к которой она крепится, называется пла- 
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Рис. 12.28. Ребойлер (испаритель) с паровым пространством: 
I - кожух; 2 - трубный пучок, 3 - плавающая головка, 4 - распределительная камера; 5 

— перегородка, 6 - трубная решетка, 7- подпорная пластина, 8 - опора; 9 - фундамент; /-Ш/ 
- см рис. 12.27; JV, И- паровая и жидкая фазы, уходящие из испарителя 

вающей головкой. Аппарат по трубкам может быть 2- или 4- 
ходовым. Для этого в распределительной камере 2 и плавающей 
головке устанавливают соответствующие перегородки (на ри- 
сунке показан двухходовой вариант). Для того чтобы повысить 
коэффициент теплоотдачи в межтрубном пространстве за счет 
поперечного омывания труб в пучке, установлены перегородки 
11 (через которые пропущены трубки). Конечная часть пучка с 
плавающей головкой опирается на кожух скользящей опорой 12. 
Устанавливают эти аппараты обычно горизонтально по одному 
или парами друг над другом. По ГОСТ аппараты типа П выпус- 
кают трех технологических назначений — теплообменники (тип 
ТП), холодильники (тип ХП) и конденсаторы (тип КП). 

К третьему типу кожухотрубчатых аппаратов относятся испа- 
рители с паровым пространством (рис. 12.28), называемые также 
кипятильниками, или ребойлерами. Корпус этих аппаратов 
имеет диаметр значительно больший, чем трубный пучок, и 
разделен подпорной пластиной 7 на две части. Справа от нее, 
где поддерживается высокий уровень жидкости, помещен труб- 
ный пучок 2 с плавающей головкой 3 (один или два), прикреп- 
ленный к корпусу трубной решеткой 6, закрытой распредели- 
тельной камерой 4. В этой зоне рабочая жидкость кипит, обра- 
зующиеся пары /V собираются над уровнем жидкости и поки- 
дают это паровое пространство через штуцер. Невыкипевшая 
часть жидкости через перегородку 7 переливается во вторую 
камеру корпуса и оттуда откачивается или уходит самотеком. 
Аппарат имеет штуцеры для установки предохранительного кла- 
пана в паровом пространстве, уровнемера в левой камере и дре- 
нажа жидкости из корпуса. 
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По ГОСТ испарители такого типа выпускаются в двух вари- 
антах - с плавающей головкой (ИП) и с пучком из Ч-образных 
трубок (ИУ). 

Греющим агентом таких испарителей является обычно водя- 
ной пар или горячий поток циркуляционного орощения, 

Вся группа кожухотрубных аппаратов используется для на- 
грева и охлаждения относительно маловязких сред, не дающих 
отложений в межтрубном пространстве. В трубном пространстве 
допускаются отложения, которые могут быть удалены при пе- 
риодической очистке (ил, накипь). 

12.3.3. Аппараты “труба в трубе” 

В отличие от кожухотрубчатых аппаратов, где в кожухе разме- 
щается пучок из нескольких сотен трубок, в аппаратах этого. 
типа каждая трубка имеет свой индивидуальный кожух (рис. 
12.29). Теплообменный аппарат набирается из нескольких таких 
секций, соединенных коллекторами на входе и выходе греющего 
теплоносителя. Применяют такие аппараты для нагрева нефти 
вязкими средами типа мазутов или гудронов, а также как конце- 
вые холодильники этих продуктов, 

Алпараты “труба в трубе” изготавливают неразборными и 
разборными. Первые из них используют для сред, не дающих 
отложений в межтрубном пространстве, внешние трубы которых 
соединены патрубками сваркой. Соединения внутренних труб у 
таких аппаратов могут быть жесткими (переходные двойники 3 
приварены к трубкам) и разъемными (двойники на фланцах, как 
показано на рисунке). При жесткой системе теплообменник 
может применяться для таких сред, при использовании кото- 
рых разность температур наружной и внутренней трубы должна 
быть не более 50 °С. 
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Рис. 12.29. Секция четырехходового неразборного теплообменника типа “труба 
в трубе”: 

|, 2- наружная и внутренняя трубы; 3 - поворотный двойник; потоки /-/И - см. рис 
12 26 
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Рис. 12.30. Секция однопоточного разборного теплообменника типа “труба в 
трубе”: 

]- внешние трубы; 2 - внутренние трубы; 3 - крышка; 4 - поворотные двойники; 5 - 
перегородка; 6 - трубная решетка; А - вход и выход более загрязненного потока; Б - вход и 

выход менее загрязненного потока 

Разборные аппараты “труба в трубе” (рис. 12.30) выполняют 
из секций, где 4 внешние трубы объединяются общей крышкой 
3, служащей для поворота потока теплоносителя из одной 
внешней трубы в другую, а внутренние трубы соединяются с 
помощью поворотных двойников на фланцах внутри этой 
крышки. Из таких секций может набираться батарея многопо- 
точного аппарата, если расход теплоносителей большой (10- 
200 т/ч в трубе и до 300 т/ч в межтрубном пространстве). Пре- 
имущество разборных аппаратов “труба в трубе” состоит в том, 
что их можно регулярно (как и кожухотрубные) очищать от от- 
ложений и менять внутренние или внешние трубы в случае их 
повреждений или коррозии. 

Обычно в аппаратах “труба в трубе” более загрязненный по- 
ток теплоносителя пускают по внутренним трубкам, а менее 
загрязненный - по межтрубному пространству. 

12.3.4. Аппараты воздушного охлаждения 

Все описанные выше аппараты в случае применения их как хо- 
лодильников или конденсаторов в качестве хладагента должны 
использовать в больших количествах воду. Эту воду после на- 
грева в аппаратах до 35—50 °С в системах оборотного водоснаб- 
жения охлаждают в градирнях и вновь используют в холодиль- 
никах. Кроме того, охлаждающая вода в холодильниках и кон- 
денсаторах может загрязняться нефтепродуктами в результате 
внутренних пропусков в местах вальцовки трубок или крепле- 
ния трубных решеток, что нарушает работу градирен и ведет к 
загрязнению окружающей среды. 

Аппараты воздушного охлаждения появились как альтернати- 
ва аппаратам, использующим воду, с тем чтобы сократить рас- 
ход воды на технологические нужды НПЗ и уменышить загряз- 
нение окружающей среды. 
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Рис. 12.31 Аппараты воздушного охлаждения с горизонтальным (0) и зигзаго- 
образным (6) расположением пакетов труб: 

] - трубные секции; 2 - рабочее колесо (лопасти} вентилятора; 3 - электродвигатель; 4 - 
коллекторы впрыска очищенной воды; 5- жалюзи; 6 - направляющие кожухи; 7- опоры 

Отечественными стандартами предусматривается выпуск раз- 
нообразных конструкций аппаратов воздушного охлаждения 
(ABO), но по принципу своего устройства они могут быть све- 
дены к двум разновидностям, показанным на рис. 12.31, - с 
горизонтальным (АВГ) и зигзагообразным (АВЗ) расположением 
пучков трубок. Отличие их в том, что у первых секции пучков 
труб располагаются горизонтально, ау АВЗ - под углом 60° друг 
к другу, что позволяет при тех же габаритах аппарата обеспечить 
большую поверхность охлаждения. 

Трубки, из которых состоят секции пучков, оребрены снаружи 
(накатом или навивкой спиральной ленты) для того, чтобы ком- 
пенсировать низкий коэффициент теплоотдачи от наружной стен- 
ки трубок к воздуху за счет увеличения поверхности теплоотдачи. 

Секции устанавливают на опорах и соединяют друг с другом 
переточными двойниками. Под секциями трубок в кожухе 6 
устанавливают осевой вентилятор 2, перегоняющий воздух через 
трубные пучки. Для снижения температуры воздуха в летнее 
время над вентилятором предусмотрен впрыск распыленной 
свежей воды, увлажняющей нагнетаемый воздух и повышающей 
коэффициент теплоотдачи. Над секциями трубных пучков уста- 
навливают жалюзи, которые позволяют регулировать количество 
пропускаемого через пучки воздуха и соответственно интенсив- 
ность охлаждения. 

Все модификации аппаратов АВГ и АВЗ используют для кон- 
денсации паров и охлаждения нефтепродуктов с вязкостью на 
выходе из аппарата не более 50 мм/с. Для более вязких продук- 
тов (мазуты, масла, вакуумные газойли) выпускаются соответ- 
ствующие модификации аппаратов: 
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Таблица 12.7. Характеристика однопоточных теллообменных аппаратов 

“труба в трубе”* 

Диаметр труб Поверхность теплообмена 

(внутренний/на- | неразборные, длина внутренних | разборные, длина кожуховых труб, 
ружный), мм труб, м м 

6 | 9 | 1 45 | 6 | 9 

89/133 1,65 2,49 _ 5 6,7 10 
108/159 2 3,02 4,1 6,1 8,2 12,2 
133/219 - 3,72 4,95 - 10 15 
159/219 2,94 4,45 5,95 _ 12 18 

*Все аппараты рассчитаны на давление во внутренней трубе от 1,6 до 16 МПа, во 
внешней - oT 1,6 до 10 МПа и на температуры от минус 60 до плюс 550 °С 

‚ Таблица 12.8. Характеристика* кожухотрубчатых аппаратов различного 
назначения 

Показатель Теплообменники Холодильники | Конденсаторы Испарители 

ТН и тп ТУ ХНи TH КНи КП ИНи | ИПи 
ТК XK KK ИК ИУ 

Диаметр 04 04° 04 9 д 06 06 06 08 
кожуха, м 12 1,4 1,4 1,2 14 14 14 14 2,8 

Длина 1-9 3-9 3-9 1-9 3-9 3-6 6 2-4 6 

труб**, м 
Число ходов 1-6 2-4 2 1-6 2-4 2-6 2,6 ] 2 

по трубам 

Поверхность | 10 14 ft 10 46 67 40 38 
теплообмена, 96] 1246 — 1319 937 1246 865 831 486 448 
м 

Расположе- В, Г B, Г Г В, Г В, Г В, Г Г В Г 

ние аппара- 
Ta*t** 

Давление, 

МПа: 

в кожухе 0,6-4 16-8 16-64 06-4 1656,4 0,6-2,5 1-25 0,6- 1-2,5 

в трубках 0,6-4 1,68 1,6-6,4 0,6 ] 0,6 | 0,6-1 0,6-4 
Температура, 

*С. 

Boxe 300 30 30 0 0 0 0 0 9 
350 450 450 300 400 300 400 350 450 

втрбах 0 0 0 0 0 = 0 0 30 
350 450 450 60 60 60 60 350 450 

*Дробью и через тире приведены минимальные и максимальные значения. 
**Диаметр труб во всех случаях 20 или 25 мм при толщине стенки 2 или 2,5 мм. 
***B - вертикальное, Г - горизонтальное. 
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Таблица 12.9. Характеристика* аппаратов воздушного охлаждения 

Показатель АВМ АВЗ АВЗ-Д АВГ АВГ-Т АВГ-В м 

Длина труб, 1,5, 3,0 6 8 4,0, 8,0 8,0 4,0, 8,0 4,0 

м 

Коэффици- 9, 14,6, 20 9, 14,6;20 9; 14,6; 20 22 22 7H8 5и 15 

ент оребре- 

ния труб 

Число ходов 1-8 1-8 1-8 1-8 1,8 1-8 12 и 14 

по трубам в 

секции 

Число сек- 1 6 6 3 3+4+5 3 9 

ций в аппа- 

рате 

Число рядов 4, 6, 8 4, 6, 8 4, 6, 8 4, 6, 8 4, 6, 8 4, 6, 8 4 

труб в секции 

Поверхность 105 265 3540 875 7060 890 9 

теплообмена 840 9800 13100 6720 26880 3590 630 
no ope6pe- 
нию, м2 
Диаметр вен- 0,8 5,0 - ~ 2,8 - - 

TWIATOpa, м 

Число венти- 1и2 | 2 Ги 2 4 Ти 2 ] 

ляторов 

Давление в 6,6 0,6 6,4 6,4 6,4 6,4 6,4 

трубках, 
МПа 

Температура От -30 до 300 (для всех типов аппаратов) 

в трубках, °С 

*Дробью и через тире приведены минимальные и максимальные значения 

АВГ-В - для вязких продуктов (с вязкостью не более 
200 MM2/c), с тихоходными электродвигателями вентиляторов и 
с подогревом охлаждающего воздуха; 

АВГ-ВВП - для охлаждения высоковязких нефтепродуктов 
(гудрон, битум, крекинг-остаток). 

Характеристика описанных выше типов теплообменных ап- 
паратов приведена в табл. 12.7-12.9. 

12.3.5. Некоторые вопросы эксплуатации 
теплообменных аппаратов 

Теплообменники, конденсаторы и холодиленики составляют 
одну из важных групп оборудования АВТ и занимают значи- 
тельную часть ее площади. 

Монтаж их осуществляется в виде многоярусных блоков. На 
уровне земли обычно располагается блок теплообменников для 
нагрева нефти, а на верхнем ярусе - на бетонной эстакаде - 
аппараты воздушного охлаждения. Обслуживание их заключает- 
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ся в систематическом внешнем осмотре (на наличие течей), 

контроле работы электродвигателей АВО и соответствующих 
температур и давлений по приборам, которыми снабжена схема 
теплообменников и конденсаторов-холодильников. 

От работы последних, в частности, существенно зависит 
нормальная работа ректификационных колонн, поскольку при 
неполной конденсации паров начинает расти давление в колон- 
не и меняется ее температурный режим. Поэтому если давление 
в колонне начинает повышаться, в первую очередь изменяют 
режим конденсации паров: увеличивают расход воздуха через 
АВО и подают свежую воду на впрыск в поток воздуха. Если эти 
меры исчерпаны, а давление продолжает расти, то это свиде- 
тельствует о забивке трубок АВО отложениями и необходимости 
их очистки или замены. Для этого отключают поочередно от- 
дельные части конденсатора по парам и, не останавливая уста- 
HOBKY в целом, производят соответствующие работы (очистку 
или замену). 

В кожухотрубных холодильниках, используемых на АВТ для 
конденсации и охлаждения паров легких углеводородов (колон- 
на стабилизации) и паров, отсасываемых сверху вакуумной ко- 
лонны, забивке подвержены трубки пучка изнутри (илом, на- 
килью и механическими примесями, которые несет вода), и в 
результате значительная часть трубного пучка такого холодиль- 
ника окажется закупоренной отложениями. Это настолько сни- 
жает теплоотдачу, что трубный пучок извлекается из кожуха для 
прочистки трубок или полностью заменяется новым. 

В теплообменниках, где нагревается нефть, отложения в 
трубках могут быть обусловлены присутствием высокосмолистых 
веществ нефти и содержащихся в ней механических примесей. 
О загрязнении трубного пучка судят по снижению температуры 
нагрева нефти по ‚ходу ее в теплообменниках. Для очистки тру- 
бок отдельные пары теплообменников выключают из работы 
(схема теплообменников это предусматривает) и очищают их 
трубные пучки. Очистку проводят без изъятия пучка из кожуха 
гидроструйным аппаратом, “простреливая” каждую трубку 
струей воды под высоким давлением. Если пучок необходимо 
заменить, то его извлекают из кожуха и вставляют новый. 

12.4. ТЕХНОЛОГИЧЕСКИЕ ЕМКОСТИ 

Технологические емкости предназначены для проведения в них 
технологических операций или для хранения нефтепродуктов. 
Соответственно, их относят к двум категориям — сепараторы- 
отстойники и резервуары (емкости). 
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Рис. 12.32. Варианты двухфазных (0: пар-жидкость, 6: жидкость-жидкость) и 
трехфазных (в и 2: газ-жидкость-жидкость) сепараторов: 

] - корпус; 2 - накопители тяжелой жидкости, 3 - общая перегородка; 4 - защитная от- 
бойная перегородка; 5 - подпорная перегородка; 6 - каплеуловители сетчатые; 7 - датчики 
уровнемера, & - датчики уровня раздела фаз, / - входящий (сепарируемый) поток, // - 

газовая (паровая) фаза, /// и /И-легкая и тяжелая (нерастворимые друг в друге) жидкости 

Сепараторы-отстойники (далее — сепараторы) предназначены 
для разделения несмешивающихся фаз нефтепродуктов. Основ- 
ные варианты сепараторов схематично показаны на рис. 12.32. 
Первый из них (а) - двухфазный, служит для отделения газовой 
(или паровой) фазы от жидкой. На установках АВТ такие сепа- 
раторы используют на отделении сжиженного газа колонны 
стабилизации (7 на рис. 8.11). По такому же принципу работают 
испарители нефти, в которых отделяют паровую фазу от жидкой 
(5 на рис. 10.1), если схемой дистилляции нефти это предусмат- 
ривается. 

Вариант 6 (рис. 12.32) - это также двухфазный сепаратор 
“жидкость-жидкость” (“нефть-вода”). Применительно к АВТ 
это дегидраторы нефти (2 на рис. 8.11), а также отстойники во- 
ды от готовых нефтепродуктов. 

Два других варианта (в и г) представляют группу трехфазных 
сепараторов “газ-жидкость-жидкость”. На АВТ это сепараторы 
верхних продуктов колонн атмосферного блока и вакуумной 
колонны. В атмосферной части в них отделяются углеводород- 
ный газ от бензина и бензин от воды, чаще всего эти аппараты 
вертикальные (вариант в). В вакуумном блоке в этих сепарато- 
рах отделяется поток несконденсированных газов от газойлевых 
фракций, а последние - от водного конденсата. В этом случае 
они бывают и вертикальными, и горизонтальными. 

В качестве сепараторов а, в и г используют либо стандартные 
(нормализованные) емкости, либо их изготовляют по индивиду- 
альным проектам. 

Сепараторы типа 6 - это обычно более сложные аппараты со 
специальными системами интенсификации отстоя воды, на АВТ 
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Рис. 12.33. Устройство электродегидратора 2ЭГ-160: 
р- корпус; 2 - распределитель эмульсии (маточник); 3 - сборник (коллектор) обессо- 

ленной нефти; 4 - коллектор дренажной воды; 5, 6, 7 - верхний, средний и нижний элек- 
троды; 8 - подвесные изоляторы; 9 - трансформатор сдвоенный; /0- ввод высокого напря- 

жения; [1 - вертикальные распределительные стояки; [2 - опоры корпуса; / - ввод эмуль- 

сии; //- вывод нефти; /И/, ГУ - ввод воды на промывку и ее дренаж; И - шлам; И] - вывод 
газа; И// - вывод размытого осадка; ИУЙ/ - ввод водяного пара; /Х - патрубки для отбора 
проб 

установках они бывают двух типов - электродегидраторы нефти 
и электроразделители нефтепродуктов. 

Электродегидраторы по своему конечному назначе- 
нию - это отстойники воды от нефти, имеющие внутри систему 
электродов под высоким напряжением, интенсифицирующим 
укрупнение и оседание капель воды. Подробно о процессе элек- 
тродегидрации нефти написано в главе 7, а на рис. 7.9 был схе- 
матически приведен разрез современного электродегидратора 
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типа 297. -160. Устройство такого электродегидратора типа 207 - 
160-2М показано на рис. 12.33, а его техническая характеристи- 
ка приводится ниже: 

Объем, M2 scccccseccccececcaceetcaavteeccecteucecetenectcccecessece 160 

Производительность по нефти, м3/Ч .,..ceeceeseeeenee .... До 450 
Внутренний диаметр, М ......ccccecscsecees do eecsceeesce ...-... 3,4 
Длина, М... ccceeccceeescccctsceesteces ен НА ‚... 18,7 

Рабочие параметры 
давление, МПа ...... gcc ce ооо овотоовьее о ззововье peceee 1,8 
температура, °С ........ cece erence ecccnnsccronccccvccnnonsccs 160 

Напряжение между электродами, кВ ....... +... нн ее. ‚.. 30-45 

Особенностью такого электродегидратора является то, что 
ввод водонефтяной эмульсии у него осуществляется на двух 
уровнях’ 2/3 объема подается (через маточник - распределитель 
эмульсии 2) в подэлектродную зону через водный слой, а 1/3 - в 
межэлектродное пространство (По стоякам /1/). Это соотноше- 
ние регулируется в зависимости от типа нефти и стойкости 
эмульсии. 

На электродегидраторах устанавливают трансформаторы 9 
типа ТМД-160/20 номинальной мощностью 160 кВт, повы- 
шающие напряжение первичной 3-фазной цепи 380 В до 20 KB 
на 2-фазной вторичной цепи. 

Высокое напряжение вводят в корпус аппарата через устрой- 
ство /0, в котором имеется вертикальный проходной изолятор 
типа 2ИПФР, через него проводник высокого напряжения сое- 

диняется с верхним и нижним электродами (средний электрод 
соединен с корпусом, т. е. заземлен). Все три электрода подве- 
шены к корпусу на подвесных изоляторах 8. 

Электроразделители по своему принципу действия 
подобны электродегидраторам, но в отличие от них предназна- 
чены для осушки OT влаги светлых нефтепродуктов — авиацион- 
ного керосина и дизельного топлива. Эти продукты на выходе 
из колонны АВТ содержат от 0,1 до 0,2% влаги (от контакта с 
водяным паром в стриппингах) и нуждаются в ее удалении до 
остаточного содержания, соответствующего пределу раствори- 
мости воды в нефтепродукте. Удалить воду из светлых нефте- 
продуктов до таких значений можно либо многодневным от- 
стоем в резервуарах готовой продукции (однако для этого необ- 
ходимо иметь болышой запас их вместимостей), либо используя 

интенсифицированный метод - отделение воды в электроразде- 
лителях. На заводах используют электроразделители 2-х типов — 
горизонтальные (1ЭРГ-50 и 1ЭРГ-100), подобные по устройству 
электродегидраторам 2ЭГ-160, и вертикальные - ЭРВ-16П, 
ЭРВ-32П и ЭРВ-50П, устройство которых показано на рис. 
12.34. Различаются они лишь объемом аппарата (16, 32 и 50 м3). 

556



Puc. 12.34. — Электроразделитель Г. 
ЭРВ-16: 

I - корпус; 2 - подвесные изоляторы; П 
3 - стержневые электроды; 4 - камеры 
квадратного сечения; 5 - верхняя решет- 9 = 
Ka, 6 - скрепляющие полосы, 7 - маточ- 1 
ник ввода продукта, 8 - подвод высокого 
напряжения, 9 — проходной изолятор, 10 2 

- люк; Ги И - вход и выход нефтепро- ~ — 

дукта; /]] - дренаж воды 5—_ 

B
m
 

--_ 

Внутри аппарата на определен- 
ной высоте имеются проходные а Ч ИИ 
камеры квадратного 4 или шести- = 
гранного сечения. По оси каждой Г 
камеры пропущены  стержневые Г 
электроды круглого сечения, скреп- 
ленные наверху (над камерами) и 4 
внизу. Камеры заземлены Ha корпус —_ 
аппарата, а электроды подвешены 
на изоляторах 2 и к ним подведено 

a
 

р
 

7—. 

высокое напряжение постоянного 
тока. Введенный через распредели- = __y\- 
тель 7 нефтепродукт заполняет весь Е ™ 
аппарат и, проходя вначале в 
подэлектродном пространстве 
(слабое поле), а затем через камеры 
в межэлектродном — пространстве 
(сильное поле), подвергается влия- ni A, 

нию электрического поля, в KOTO- Ш——|- 
ром мельчайшие капли нераство- 
ренной ВОДЫ коалесцируют 

(укрупняются) и оседают на дно 
аппарата, откуда скопившаяся вода 
ВЫВОДИТСЯ. 

10 

Техническая характеристика электроразделителей типа ЭРВ 
приведена ниже: 

Показатель ЭРВ-16П ЭРВ-32П ЭРВ-50П 

Диаметр, м 2,2 2,8 3,4 
Высота, м 7,0 8,1 9,1 
Емкость, м3 16 32 50 
Производительность, м3/ч 50 100 150 
Число камер (прямоугольных) 69 120 180 
Размер камер в плане, м 0,2х0,2 0,2х0,2 0,2х0,2 
Высота камер, м 1,15 1,2 1,4 
Диаметр электродов, мм 70 70 70 
Рабочее давление, МПа 1,0 1,0 1,0 
Температура, °C, He более 100 100 100 
Напряжение Ha электродах, KB Or 8 до 30 
Рабочий ток, MA 10 20 30 

Питание электроразделителей постоянным током высокого на- 
пряжения осуществляется через выпрямители типа ТВГМ-400/30. 
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Резервуары Ha технологических установках выполняют роль 
хранилищ Tex или иных продуктов (газов и жидкостей). 

Газовые резервуары или емкости используются для хранения 
энергоносителей — сжатого воздуха или азота, - которые необхо- 
димы для работы пневмосистем контрольно-измерительной и 
регулирующей аппаратуры, а также для создания инертных 
“подушек” во взрывоопасных емкостях. Эти емкости обычно 
вертикального типа высотой 1,6-7,2 м, вместимостью от | до 
25 м3 при давлении в них 1,6-2,5 МПа. 

Для хранения жидкостей используются как горизонтальные, 
так и вертикальные емкости. 

Горизонтальные, с длиной цилиндрической части 3- 
21 м, вместимостью от 4 до 200 м? и рассчитанные на давление 
от 0,6 до 2,5 МПа, используют для хранения легких нефтепро- 
дуктов - бензина, сжиженных углеводородных газов и пропан- 
бутановой фракции. 

Нормализованный ряд этих емкостей приведен ниже: 
Диаметр D, м Длина Lm Вместимость И, m3 

2,0 8,3 20,8 
2,4 11,4 41,5 
3,0 14,7 82,6 
3,4 18,5 133,0 
3,4 22,9 166,0 

Расчетное давление для них составляет 1,76 МПа при хране- 
нии пропана или 0,72 МПа - при хранении бутана. 

Резервуары для хранения нефти и получаемых на АВТ уста- 
новках дистиллятов (керосин, дизельное топливо, мазут, ваку- 
умные дистилляты и гудрон) изготовляют вертикальными 
двух типов - с щитовой крышей (РВС) и с плавающей крышей 
(РВС; к) или понтоном (PBC,). 

Нормализованный ряд этих резервуаров приводится ниже 
(Hf - высота): 

Резервуары PBC,, Резервуары РВСлк 

И, м? р, м Н, м у, м? р, м H.M 

100 4,7 5,9 10000 34,2 11,9 

400 8,5 7,4 20000 47,4 11,9 

1000 12,3 8,8 30000 56,9 11,9 

5000 22,8 11,9 40000 56,9 17,9 

10000 34,2 11,9 50000 60,7 17,9 

20000 46,7 11,9 
30000 45,6 17,8 

12.5. МАШИННОЕ ОБОРУДОВАНИЕ 

Технология первичной дистилляции нефти кроме технологиче- 
ских аппаратов, рассмотренных выше, предусматривает исполь- 
зование таких машин, как насосы, компрессоры и вентиляторы. 
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12.5.1. Насосы 

Существует большое множество типов и конструкций насосов, 
предназначенных для перекачки различных по свойствам про- 
дуктов, рассчитанных на разную производительность (подачу), 
на разную стойкость к коррозии и на разную температуру пере- 
качиваемой среды. 

Основная часть этих насосов представляет группу центро- 
бежных, в которых напор перекачиваемой жидкости создается 
вращающимся рабочим колесом, имеющим лопатки специаль- 
ного профиля. Значительно меныную группу представляют 
плунжерные насосы, давление на выходе из которых создается 
поступательно движущимся плунжером (поршнем) в цилиндре. 

Центробежные насосы, в свою очередь, классифицируются по 
следующему ряду конструктивных признаков: 

по материалу корпуса насоса — стальные чугунные насосы; 
по конструкции опор вала: 
консольные (имеющие на валу опору, т. е. подшипник, толь- 

ко с одной стороны рабочего колеса насоса); 
с выносными опорами (подшипники с двух сторон рабочего 

колеса и вынесены вне корпуса насоса); 
встроенные в емкости (опора вала в стенке или в крышке 

технологической емкости); 
по числу ступеней сжатия рабочего потока (числу рабочих 

колес на валу) - одно-, двух, четырех- и восьмиступенчатые; 
по типу рабочих колес - с односторонним вводом (всасыва- 

нием) перекачиваемой жидкости и с двухсторонним вводом; 
по расположению вала насоса — горизонтальные и верти- 

кальные. 
Более детальная классификация и перечень выпускаемых 

отечественной промышленностью насосов приведены в (10, 16], 
а в табл. 12.10 помешены характеристики некоторых горизон- 
тальных стальных и чугунных центробежных насосов на разную 
подачу и напор. 

Привод центробежных насосов осуществляется от электро- 
двигателей, а резервных (аварийных) насосов — от паровых тур- 
бин. Количество подаваемой жидкости изменяют перекрытием 
сечения трубопровода на выкиде насоса (задвижкой вручную) или 
регулирующим клапаном системы автоматического регулирования. 

Обслуживание центробежных насосов состоит в системати- 
ческом контроле за давлением на напорной линии, подачей 
воды на охлаждение подшипников, отсутствием течей и вибра- 
ЦИЙ И Др. 

Плунжерные насосы используют для перекачки жидкостей с 
малым расходом (до 5 м3/ч). Обычно это сжиженные газы, по- 
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Таблица 42.40. Характеристика некоторых горизонтальных нефтяных 
насосов 

Типоразмер Исполнение | Подача, | Напор, м Условное Примечание 
(обозначение) ротора (его м3 /ч ст жидк давление в 

диаметр, мм) корпусе, 

МПа 

НК 65/35-70 | 65 Консольный 
35 70 4,0 стальной (1 

или 2 ступе- 
ни) 

НК 200/120-70 | 200 “ 2 120 70 4,0 

НК 200/370 1 200 “ 2 120 370 6,4 

НК 560/335-70 1 560 bs 2 335 70 4,0 

НК 560/335-180 | 560 “ 2 335 180 5,0 

HK 560/300 | 560 “ 2 335 300 6,4 

2НГК-4х1 (175) 12 42 1,6 “ 
HMC 65/35-500 1 120 Стальной с 

2 65 750 10,0 BbIHOCHbIMH 
опорами 8- 
ступенчатый 

НПС 200/700 | 200 700 10,0 То же 
НСД 200/700 | 200 700 

2 120 750 10,0 Ge 
3 65 750 

4-НК 5х1 (220) 50 60 1,6 Консольный, 
чугунный 

5-НКЭ 5х1 (275) 90 100 1,6 То же 
4-Н 5х2 (220) 53 108 1,6 Чугунный с 

выносными 
опорами 

5-Н 5х2 (275) 100 183 2,5 То же 
6-Н 10x4 (258) 190 240 4,0 “ 
10-НД 6x! (435) 485 54 1,0 “ 

дача растворимых в нефтепродукте деэмульгаторов. Изготовляют 
их из углеродистой и нержавеющей стали. Их характеристика 
приведена ниже: 

Тип 

НРЛ-4/10-Н(с) 
НРЛ-4/10-Н2(с2) 
НРЛ-1,6/25-Н(с) 
НРЛ-1/40-Н2(с2) 
HPJ1-0,63/63-H(c) 
НРЛ-0,4/100-Н(с) 

560 

Давление на 
выкиде, МПа 

Габариты, м 

1,6х1,1х1,0 
2,4х1,4х1,0 
1,4х1,1х1,0 
2,1x1,4«1,0 
1,5x1,1«1,0 
1 ,5x1,1x1,0



Подачу жидкости у этих насосов регулируют, изменяя длину 
хода плунжера. 

12.5.2. Компрессоры и вентиляторы 

Компрессоры используют для сжатия различных газов. Основ- 
ное их число — поршневого типа, и только высокопроизводи- 
тельные машины на невысокое давление сжатия выпускаются 
центробежные. Характеристика основных из них приводится в 
таблице 12.11. 

Вентиляторное оборудование на АВТ установках представле- 
но дымососами трубчатых печей, вентиляторами АВО (входят в 
комплект аппаратов), а также вентиляционно-калориферным 
хозяйством, обеспечивающим приточно-вытяжную вентиляцию 
закрытых помещений. 

Таблица 12.11. Характеристика компрессоров некоторых марок 

Марка Среда Тип? | Производи- Давление, МПа Мощность 

тельность, |на входе на двигателя, 
м3/мин** выходе кВт 

7ГП-11/3-50 Углеводород- ПУ 11 0,3 5,0 320 
ный газ 

43ЦКО-160/15 To же LIM 160 0,1 1,6 2000 
K380-103-1 Попутный газ ЦМ 345 0,2 3,9 6300 
7ВКГ-25/5А То же ВК 28 0,08 0,5 200 
402ГП-10/8 Азот, водород ПУ 10 0,1 0,8 60 
302ГП-5/70 То же ПУ 5 0,1 7,0 60 
305ГП-16/70 “ ПУ 16 0,1 7,0 180 
202ВП-10/8 Воздух ПУ 10 0,1 0,8 57 
305ВП-20/35 “ ПУ 20 0,1 3,5 190 
4M10-40/70 “ no 43 0,1 7,1 630 
К100-63-1 “ ЦМ 100 0,1 0,9 630 
K345-92-1 “ ЦМ 370 0,1 1,4 3200 
K905-61-1 “ LIM 915 0,1 0,85 6300 

*ПО - поршневой на оппозитной базе; LIM - центробежный; ПУ - поршневой угло- 
вой; ВК - винтовой 

**При условиях всасывания. 
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