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ПРЕДИСЛОВИЕ

Нефтяная промышленность является одной из ведущих и быстро 
развивающихся отраслей нашего народного хозяйства.

Добыча нефти (с углеводородным конденсатом) в нашей стране 
за последние 10 лет возросла в два раза (1965 г. — 245 млн. т, 
1976 г. — 490 млн. т).

Среднегодовые темпы прироста за последние годы составляли 
28—30 млн. т, в то время как за 1965— 1970 гг. прирост составил 
19—22 млн. т. Согласно «Основным направлениям развития на
родного хозяйства СССР на 1976— 1980 годы», принятым XXV 
съездом КПСС, нефтяная промышленность в 1980 г. добычу нефти 
должна довести до 620—640 млн. т {включая газовый конденсат), 
тогда как  в 1970 г. она составляла 353 млн. т. Таким образом, 
за десятилетие добыча нефти должна возрасти приблизительно 
и 1,8 раза.

Ассигнования, направляемые на развитие нефтяной промыш
ленности, без учета затрат смежных отраслей в 1951— 1955 гг. 
составляли 4,05 млрд. руб., в 1961 — 1965 гг. они возросли до 
6,7 млрд. руб., а в 1971— 1975 гг. — 14 млрд. руб., или более 
10% ассигнований, направляемых на развитие всех отраслей 
народного хозяйства. Объем капитальных вложений увеличи- 
иается пропорционально росту объемов добычи нефти.

Современное нефтегазодобывающее управление (Н ГД У ) рас
полагает большим разнообразным хозяйством: многочисленные 
сооружения основного производственного назначения, обеспе
чивающие добычу, сбор и подготовку нефти к транспортированию , 
сбор, очистку и утилизацию нефтяного газа, подготовку к закачке 
н пласт пластовых, сточных и пресных вод, а такж е вспомогатель
ные сооружения и службы: энергохозяйство, связь, механические 
мастерские, транспорт и т. д.

Сложный комплекс сооружений и служ б должен соответство- 
вать современному уровню развития техники, технологии сбора 
и подготовки нефти, газа и воды к транспортированию их потре
бителю и обеспечивать бесперебойную работу Н ГД У  для  выпол
нения суточных, месячных и годовых планов добычи нефти и газа.

В условиях бурного развития нефтяной промышленности воз
никла неотложная проблема дальнейшего соверш енствования си
стем промыслового сбора и установок подготовки нефти, газа  и воды 
п, самое главное, ускорение их монтажа и ввода в эксплуатацию .

Характерной чертой технического прогресса в нефтедобываю
щей промышленности при промысловом обустройстве в настоящее 
время является использование блочно-комплектного автоматизи
рованного оборудования, изготовляемого индустриальным спо
собом.
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Новые методы индустриализации строительства позволили 
в среднем в 6 раз сократить продолжительность строительства и 
ускорить ввод в эксплуатацию производственных мощностей по 
добыче, сбору и подготовке нефти, существенно улучшив технико- 
экономические показатели.

Д ля этих целей за последние 5—6 лет институтами и конструк
торскими бюро Миннефтепрома были разработаны нормальные 
ряды целой серии блочного оборудования и различные технологи
ческие установки.

Д ля новых методов индустриализации строительства харак
терны комплексность, широкий охват всех систем и направлений 
промыслового обустройства и создание технологических устано
вок, состоящих из блоков-боксов, полностью изготовляемых на 
заводах и монтируемых на месте строительства.

Применение нормального ряда блочно-комплектных устройств 
промысловых объектов позволяет по мере изменения режимов экс
плуатации скважин и технологических процессов разработки ме
сторождений менять мощности отдельных объектов, дополнительно 
подключая блочно-комплектные устройства или отключая их.

Гибкость и маневренность в наращивании или сокращении 
мощностей установок чрезвычайно важны, так как при разработке 
месторождения появляется необходимость интенсификации за 
воднения или перевода части эксплуатационных скважин на дру
гой режим, в связи с чем меняются параметры работы дожимных 
насосных станций (ДНС), установок подготовки нефти (УПН), 
систем водоснабжения, малогабаритных газобензиновых уста
новок (МГБЗ).

Применение блочно-комплектных устройств заводского изго
товления позволяет быстро вводить в разработку нефтяные место
рождения, избегать потерь легких фракций и поставок неконди
ционной нефти.

В табл. 1 приведены данные 1 по промысловому обустройству 
65 новых месторождений за  1971— 1975 гг. старыми традицион
ными и новыми индустриальными методами.

Из табл. 1 видно, что использование оборудования в блочно
комплектном исполнении дает не только огромную экономию 
денежных средств, но и ускоряет ввод в разработку нефтяных 
месторождений на 3—4 года.

При проектировании н строительстве нефтегазодобывающих 
предприятий в современных условиях большое внимание уделяется 
системам водоснабжения и утилизации вод, так как рационально 
построенные системы являю тся залогом нормальной безаварийной 
работы всех объектов этого предприятия.

На многих нефтяных месторождениях в продуктивные пласты 
закачиваю т воду для поддержания пластового давления (ППД)

1 Соколов Г. Д . Капитальное строительство в нефтяной промышленности. 
М.. Недра, 1973.
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ТАБЛИ Ц А 1

Затраты. МЛН. руб.

Наимеиопание в традиционном  
исполнении

о блочно
комплектном  
исполнении

Экономия, 
млн. руб.

Сбор и замер нефти 32,0 18,0 14,0
Подготовка нефти 34,0 11,0 23,0
Закачка воды 57,7 34,6 23,1
Подготовка пластовой сточной 

воды
18,0 12,6 5,4

И т о г о .  . . 141,7 76,2 65,5

с целью продления периода фонтанирования скважин и увеличе
ния коэффициента нефтеотдачи. Д ля подготовки воды к закачке 
в пласт сооружают водоочистные установки и специальные во
дозаборы, водоводы и насосные станции.

При разработке и эксплуатации нефтяных месторождений 
предъявляются высокие требования к поддержанию чистоты тер
ритории нефтегазодобывающего предприятия и полному исклю
чению попадания в водоемы загрязненных производственных и 
пластовых вод. С этой целью необходимо строить надежно дей
ствующую и по возможности недорогую канализационную си
стему, предусматривающую очистку сточных вод и закачку их 
в пласт.

В учебнике «Сбор и подготовка нефти, газа и воды» рассмотрен 
н обобщен обширный круг вопросов, связанных с промысловым 
обустройством.

За годы, прошедшие со времени выхода в свет первого издания 
книги, достигнуты значительные успехи в разработке научных 
основ сбора и подготовки нефти, газа и воды на промыслах, соз
дано много новых интенсивных, высокопроизводительных про
цессов и аппаратов, получивших широкое практическое примене
ние и давших нашему народному хозяйству большой технико
экономический эффект.

Среди многих эффективных процессов и аппаратов, разработан
ных н внедренных за эти годы на промыслах, заслуживают упоми
нания:

1) внутритрубная деэмульсация нефтяных эмульсий, позво
лившая значительно сократить расходы на подготовку конди- 
ционной нефти и высвободить оборудование, использовавшееся 
с низким к. п. д.

2) применение герметизированных высоконапорных систем 
сбора нефти, газа и воды, существенно снизивших потери легких 
фракций нефти, и значительно улучшивших все технологические 
показатели работы этих систем (снижение парафиновых отложений
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на стенках труб, уменьшение гидравлических сопротивлений, 
бескомпрессорный сбор газа и т. д.);

3) использование блочного автоматизированного оборудования 
заводского изготовления, позволившего в несколько раз ускорить 
ввод в эксплуатацию вновь открытых нефтяных месторождений 
и добиться существенного снижения расходов на промысловое 
обустройство;

4) рациональные схемы монтажа сепарационных установок 
и расчеты их на пропускную способность по нефти и газу;

5) гидравлические расчеты трубопроводов, транспортирую 
щих газонефтяные смеси, с учетом рельефа местности и т. д.

Само собой разумеется, что далеко не все эти вопросы полу
чили полное освещение в настоящем учебнике.

В частности, необходимо работать над совершенствованием 
таких важных проблем как точность измерения нефти, газа и 
воды при совместном транспортировании нх по трубопроводам, 
гидравлическим и тепловым расчетам трубопроводов, транспорти
рующим газожидкостные смеси, а такж е эффективной очистке и 
использованию сточных пластовых вод, количество которых с ка
ждым годом растет и будет продолжать расти значительно быстрее, 
чем темпы добычи нефти.

В учебнике приведены и на научной основе обобщены лишь 
сведения, достаточные для уяснения и анализа физико-химиче
ской сущности процессов, их механизма и оптимальных условий 
проведения, а такж е рассмотрены принципы устройства типовых 
аппаратов и общая методика нх расчета.

Часть материала отдельных глав учебника, напечатанная мел
ким шрифтом, предназначена для углубленного изучения пред
мета, или представляет собой расчетные зависимости, приводимые 
в книге в качестве примеров.

Автор выражает глубокую благодарность рецензентам: за
ведующему кафедрой разработки нефтяных месторождений Уфим
ского нефтяного института доктору техн. наук профессору Дев- 
ликамову В. В. и доценту той же кафедры Кабирову В. В, началь
нику отдела техники сбора и подготовки нефти Миннефтепрома, 
к. т. н. Бойкову Н. М ., сделавших ценные замечания, учтен
ные при доработке рукописи.

Автор выражает также глубокую благодарность профессору, 
доктору технических наук С. А. Бобровскому, просмотревшему 
рукопись книги, доцентам | В. С. О р л о в у ,| Р. С. Андриасову, 
П. Д . Л япкову и м. н. с. И. И. Дуню ш кину за их постоянное вни
мание и советы при работе над книгой.

Автор будет благодарен читателям за критические замечания, 
которые, несомненно, позволят улучшить качество преподавания 
данной дисциплины.
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ГЛАВА I

О С Н О В Н Ы Е  П О Л О Ж Е Н И Я  
К О М П Л Е К С Н О Г О  П Р О Е К Т А  Р А З Р А Б О Т К И  

Н Е Ф Т Я Н О Г О  М Е С Т О Р О Ж Д Е Н И Я

§ 1. КРАТКИЕ СВЕДЕНИЯ О СОСТАВЛЕНИИ
ПРОЕКТОВ РАЗРАБОТКИ И ПРОМЫСЛОВОГО ОБУСТРОЙСТВА

Д о недавнего времени для каждого вновь открытого месторожде
ния составлялось два проекта: проект разработки или технологи
ческая схема разработки и проект обустройства. Первым соста
влялся проект разработки, в котором решались, в основном, сле
дующие вопросы: 1) система размещения скважин на месторожде
нии (сетка скважин); 2) режимы работы месторождения; 3) темпы 
отбора нефти и воды по годам; 4) способы эксплуатации скваж ин;
5) определение коэффициента нефтеотдачи и методов воздействия 
на пласт.

По перечисленным показателям проекта разработки обычно 
рассчитывали 5—6 вариантов разработки (разные сетки скваж ин 
и разные методы воздействия на пласт) и принимали к внедрению 
тот из них, который обеспечивал запланированную добычу 
нефти из данного месторождения при минимальных затратах 
на 1 т нефти и максимальном извлечении ее из недр. В принятом 
к внедрению проекте разработки по укрупненным показателям  
учитывали также оборудование, обеспечивающее сбор и подго
товку нефти.

Указанный проект разработки затем передавали чаще всего 
в другой институт, и на основании его данных составлялся проект 
обустройства, в котором подробно рассматривали вопросы, св я 
занные со сбором, транспортированием и подготовкой нефти 
как в момент составления, так и в перспективе на будущее. Таким 
образом, проект обустройства составлялся значительно позже 
проекта разработки, и строительство нефтедобывающих предприя
тий осуществлялось, как правило, по временным рекомендациям 
и схемам, которые затем, в большинстве случаев, не полностью 
учитывались и «не вписывались» в утвержденный проект обу
стройства.

Описанный порядок составления и внедрения проектов, при
менявшийся до настоящего времени, приводил, как правило, 
к разработке дополнительных проектных документов, уточняю
щих и развивающих ранее разработанные для данных конкретных 
месторождений проекты разработки и проекты обустройства.

Существовавший порядок составления и внедрения проектов 
был многостадийным, значительно затруднял сопоставление про
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ектных и фактических показателей разработки, не давал возмож
ности принятия обоснованного решения по усовершенствованию 
системы разработки и обустройства и, что самое главное, приводил 
к существенному завышению расходов на проектирование и неод
нократные переделки систем сбора и подготовки нефти, газа и 
воды на промыслах.

В связи  с изложенным в настоящее время постепенно переходят 
к разработке и внедрению двухстадпйных комплексных схем и 
проектов, лишенных указанных недостатков.

§ 2. ДВУХСТАДИЙНЫЕ КОМПЛЕКСНЫЕ СХЕМЫ И ПРОЕКТЫ 
РАЗРАБОТКИ НЕФТЯНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЙ

В настоящее время отраслевыми Н И И  накоплен большой опыт 
по проектированию разработки и промысловому обустройству, 
позволивший перейти на двухстадийное комплексное проектиро
вание, т. е. на последовательное составление сначала комплексной 
схемы, а затем комплексного проекта, в которых сочетаются во
просы разработки и обустройства. Вначале составляется и вне
дряется комплексная схема разработки месторождения (залежи), 
и по мере накопления данных о геологическом строении месторо
ждения, его запасах нефти и газа составляется комплексный проект 
разработки.

При этом составляются:
технологическая схема разработки;
технико-экономическое обоснование (ТЭО) целесообразности 

разработки;
рабочие чертежи на обустройство;
проект разработки после заверш ения бурения основного фонда 

скваж ин.
Принятые в технологических схемах и проектах разработки 

годовые показатели по уровням добычи нефти и закачки воды, 
объемам бурения и вводу скважин, средним дебитам и т. д. пе
риодически уточняются организацией (НИИ-составителем) 
в сроки, дающие возможность планирования добычи нефти.

Комплексные схемы и проекты состоят из основных разделов:
1) геологической характеристики месторождения; 2) технологии 
разработки месторождения; 3) техники и технологии эксплуатации 
скваж ин; 4) организации и производства буровых работ; 5) схемы 
генерального плана обустройства; 6) технико-экономической 
части; 7) авторского надзора за анализом разработки месторож
дения.

I. В разделе «Геологическая характеристика месторождения» 
описывается геологическое строение, приводятся характеристика 
коллекторских свойств продуктивных пластов (проницаемость, 
пористость, неоднородность и т. д.), физико-химические свойства 
нефти, газа и воды как в пластовых, так и в поверхностных усло
виях , описывается природный режим залежи.
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2. В разделе «Технология разработки месторождений» обосно
вываются системы разработки: 1) выделяются эксплуатационные 
объекты, выбирается общая схема размещения скважин или сетка 
скважин, определяется число эксплуатационных, нагнетательных, 
пьезометрических и наблюдательных скважин и порядок ввода их 
в действие; 2) определяется объем добычи нефти, газа и воды по 
годам на весь срок разработки; 3) обосновывается динамика изме
нения технологических показателей по годам на проектируемый 
период (добыча нефти, газа и воды, изменение фонда скваж ин, 
пластового и устьевых давлений и т. д .; 4) обосновывается система 
воздействия на залеж ь существующими (закачка воды, газа) и 
новыми (закачка теплоносителей, взанморастворимых жидкостей, 
мицеллярных растворов и ПАВ) методами с целью увеличения 
коэффициента нефтеотдачи; 5) обосновываются мероприятия по 
контролю и регулированию за процессом разработки месторожде
ния; 6) обосновываются диаметры эксплуатационных колонн 
всех категорий скважин.

3. В разделе «Техника эксплуатации скважин» освещены во
просы: 1) обоснования рациональных способов эксплуатации 
скважин; 2) сроков перевода скважин с фонтанного способа на 
механизированный (глубиннонасосный, ЭЦН, газлифтный и д р .);
3) определения ориентировочной потребности в основном обору
довании для эксплуатации скважин; 4) установления возможности 
и объема применения одновременной эксплуатации двух и более 
пластов одной скважиной, а такж е возможность н объем приме
нения одновременной закачки воды (или газа); 5) комплекса 
исследовательских работ в процессе эксплуатации скважин.

4. В разделе «Организация и производство буровых работ» 
освещены вопросы: 1) определения числа буровых установок, 
необходимых для разбуривання месторождения; 2) обоснования 
конструкции скважин; 3) организации буровых работ на весь 
период разбуривання месторождения; 4) обоснования оптималь
ных условий вскрытия продуктивных пластов при бурении и при 
перфорации, обеспечивающих успешность проведения работ по 
освоению скваж ин и высокую их продуктивность; 5) обоснования 
комплекса исследовательских работ в процессе бурения скважин; 
(>) определения капитальных вложений и технико-экономических 
показателей буровых работ на месторождении.

5. В разделе «Схема генерального плана промыслового обустрой
ства > разрабатываю тся принципиальные решения по основным 
системам обустройства включающие: выбор оптимальных устье- 
пых давлений скважин, гидравлические расчеты систем трубопро
водов, число и оптимальное расположение автоматизированных 
| рупповых замерных пунктов по измерению флюидов каждой сква
жины, рациональное расположение кустовых насосных станций 
(КНС), дожимных насосных станций (ДНС), установок подготовки 
нефти, газа и воды, водоснабжение, канализация, дороги, связь, 
автоматизация технологических процессов и др.; определяются
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связи с внешними объектами (базами) стройиндустрии и строи
тельных материалов, энерго- и водоснабжения, производственного 
обслуживания предприятий бурения и добычи нефти; для морских 
месторождений обосновывается выбор гидротехнических соору
жений, определяется очередность обустройства участков аква
тории и порядок ввода очередей.

6. В разделе «Технико-экономическая часть» определяются:
1) основные технико-экономические показатели разработки, бу
рения, эксплуатации и обустройства, а также приведенные за 
траты; 2) технико-экономические показатели рассматриваемых 
вариантов; 3) капитальные вложения и объемы строительно-мон
таж ны х работ по укрупненным показателям и нормативам удель
ных капитальных вложений на бурение скважин и обустройство;
4) определяются эксплуатационные расходы и трудовые затраты.

7. В  разделе «Авторский надзор за анализом разработки место
рождения» обобщаются материалы, накапливаемые в процессе 
разработки месторождения, вносятся необходимые коррективы 
в проектные решения и обосновываются мероприятия по регули
рованию разработки, учитывающие геологическое строение за 
леж и и динамичность протекающих в недрах процессов.

Рекомендации авторского надзора анализа разработки должны 
вытекать в основном из принципиальных технологических реше
ний, обоснованных в проектных документах, т. е. в комплексной 
схеме и проекте разработки.

Комплексные схемы и проекты являются документами для 
открытия финансирования первоочередных сооружений и вводу 
их в опытно-промышленную или промышленную разработку.

Таким образом, комплексное проектирование разработки неф
тяных месторождений решает два основных вопроса: достижение 
более высокой степени использования промышленных запасов 
нефти, а также существенное сокращение расходов на проекти
рование и переобустройство систем сбора, транспорта и подго
товки нефти, газа и воды.
§ 3. ЭТАПЫ ИЗУЧЕНИЯ И ОСВОЕНИЯ 
НЕФТЯНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЙ

Началом жизни любого нефтяного месторождения следует счи
тать получение промышленных притоков нефти из разведочных 
скваж ин. Поэтому рациональную систему разработки нефтяного 
месторождения создают постепенно по мере накопления информа
ции о месторождении, получаемой при бурении разведочных и 
эксплуатационных скважин.

Рациональная система разработки — это система, которая 
обеспечивает запланированный объем добычи нефти с минимально 
возможными народнохозяйственными издержками при макси
мально возможной нефтеотдаче.

В схеме опытной или опытно-промышленной эксплуатации 
обосновываются первые мероприятия по добыче нефти, направлен-
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ные на получение необходимых для проектирования промышлен
ной разработки дополнительных данных о геолого-промысловых 
особенностях месторождения и на ускорение его ввода в промыш
ленную разработку.

В связи с этим процесс изучения и освоения любого вновь 
открытого месторождения разбивается на четыре этапа:

I этап —  промышленная доразведка, включающая разведочное 
бурение по оконтуриванию площади месторождения, строитель
ство недорогих временных сооружений и начало пробной эксп л у а
тации разведочных скваж ин, детальное проведение комплекса 
исследовательских работ, накопление исходных данных для со
ставления проекта опытной разработки, составление и внедрение 
перспективной схемы обустройства промышленной доразведки;

II этап — продолжение накопления исходных данных для со
ставления комплексной схемы разработки и строительства про
мыслов, начало эксплуатационного бурения и бурения пьезоме
трических, наблюдательных и нагнетательных скваж ин (там, 
|де разработка месторождения будет осуществляться с поддерж а
нием пластового давления). Согласно проекту опытной разработки 
осуществляется строительство первоочередных объектов, необхо
димых для начала эксплуатации;

III этап — продолжение эксплуатационного бурения, соста- 
мление и внедрение комплексного проекта разработки, ввод в экс
плуатацию отдельных групп скважин;

IV этап — окончание разбуривания площади месторожде
ния, завершение строительства всего комплекса промысловых 
сооружений, проектирование и строительство объектов подсоб
ного назначения, ввод в эксплуатацию основного фонда скваж ин.

|  4. ИСХОДНЫЕ ДАННЫЕ, НЕОБХОДИМЫЕ 
ДЛЯ СОСТАВЛЕНИЯ КОМПЛЕКСНЫХ СХЕМ
II ПРОЕКТОВ РАЗРАБОТКИ

Исходные данные для составления комплексных схем разработки  
научно-исследовательские институты (НИИ) получают от темати
ческих, геологических научно-исследовательских партий терри
ториальных геологических управлений, которые проводят д еталь- 
in, к* исследования пластов, разведочных и эксплуатационны х 
скважин, выходящих из бурения и вступающих в опытную  или 
tnii.iiно-промышленную эксплуатацию. После накопления ин
формации составляют комплексную схему, а затем комплексный 
проект разработки месторождения.

Обустройство вновь открытого месторождения полностью  ба- 
шруется на данных, заложенных в комплексной схеме и проекте 
ра 'работки данного месторождения. При обосновании системы 
промыслового обустройства, в которую входят различного рода 
|р\бопроводы систем сбора и транспортирования нефти, газа и 
йоды, оборудование дожимных насосных станций (Д Н С ), у ста 
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новок подготовки нефти (УПН), установок подготовки воды 
(УПВ), компрессорных станций (КС) и кустовые насосные станции 
(КН С), все вопросы рассматриваются в тесной связи с технологи
ческими процессами его разработки и эксплуатации скважин.

Известно, что размещения скважин определяет схему обустрой
ства, в то же время технологические режимы работы наземного 
оборудования влияют на сам процесс разработки.

Д л я  правильного выбора типоразмеров поверхностного обо
рудования, а также различного рода трубопроводов, подлежащих 
монтажу на данном конкретном месторождении, в комплексной 
схеме, а затем и в проекте разработки должны иметься следующие 
сведения:

1) объемы добычи нефти, газа и пластовой воды по годам, ж е
лательно до конца разработки месторождения; 2) изменение 
устьевых давлений эксплуатационных скважин по годам, жела
тельно также за весь период разработки; 3) расположение сква
жин на площади месторождения (сетка скважин); 4) глубины 
скважин и изменение температуры по стволу скважин; 5) состав 
пластовой нефти, ее плотность и вязкость в пласте и на поверх
ности, содержание в ней парафина, асфальтенов, нафтенов и 
смол, а также сероводорода и углекислого газа; 6) возможное 
изменение газового фактора в процессе разработки, групповой 
состав нефтяного газа и его плотность; 7) физико-химическая 
характеристика пластовых вод (ионный состав, плотность, щелоч
ность, кислотность и коррозионная активность); 8) климатические 
и метеорологические условия в районе нефтяного месторождения, 
в частности, количество выпадающих осадков, максимальная и 
минимальная температура воздуха, глубина промерзания почвы; 
9) структурная карта месторождения с расположением эксплуата
ционных и нагнетательных скважин; 10) источники воды, элек
троэнергии, наличие железных и шоссейных дорог; 11) топогра
фическая карта.

§ 5. ТЕХНИКО-ЭКОНОМИЧЕСКИЕ ПОКАЗАТЕЛИ 
РАЗРАБОТКИ НЕФТЯНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЙ

Д л я  разработки нефтяных месторождений характерной особен
ностью является непостоянство объемов добываемой нефти во 
времени. Поэтому одной из особенностей технологии разработки 
нефтяных месторождений, влияющих на организацию капиталь
ного строительства, является изменяемость мощностей технологи
ческих установок в процессе разработки в зависимости от приме
няемого метода воздействия на залежь (ППД, теплоноситель и 
т. д.) и от темпов извлечения промышленных запасов.

Ориентировочные кривые изменения добычи нефти, ее себе
стоимость и обводненность нефти по годам разработки представлены 
на рис. 1, а и б.

Весь период разработки месторождения разбивается на четыре 
этапа.
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Характерной особенностью первого этапа (см. рис. 1, а) 
нпляется постепенный рост объемов добычи нефти (кривая /) ,  
обусловленный непрерывным вводом в работу эксплуатационных 
скважин, выходящих из бурения.

Что касается себестоимости 1 т добываемой нефти (кривая 2), 
то она в этот период достигает максимальной величины в началь-

о г в ю v* w гг гв jo

о г  в w  ш г г  г в  jo

Г оды разработки
Рис. 1. Характер изменения добычи нефти (/), себестоимости I т нефти (2) и ее 
обводненности (3) по годам при разработке месторождения;

</ — при традиционном методе разработки, б  — при форсированном методе разработки

нын момент разработки, затем начинает уменьшаться, достигая 
минимума во втором этапе.

Период первого этапа разработки характеризуется очень часто 
фонтанной добычей безводной нефти, продолжительность этого 
периода зависит от многих факторов, главные из которых: 1) раз
меры площади и пластовое давление; 2) темпы разбуривання пло
щади и ввода в эксплуатацию скважин; 3) мощность и число про
дуктивных горизонтов; 4) величина извлекаемых промышленных 
(аиасов и 5) методы воздействия на залеж ь для поддержания пла

стового давления и увеличения коэффициента нефтеотдачи.
Второй этап разработки характеризуется постоянством уровня 

добычи нефти и ее минимальной себестоимостью. В этот период
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разработки продолжается ввод эксплуатационных скважин, од
нако фонтанирование их вследствие обводненности уменьшается, 
вместе с тем увеличивается число скважин, эксплуатирующихся 
механизированным способом. Продолжительность второго этапа 
такж е зависит от многих факторов, главные из которых: 1) темпы 
отбора нефти из месторождения; 2) величины извлекаемых запа
сов нефти; 3) обводненность продукции скважин и 4) подклю
чение в разработку других горизонтов месторождения.

Конец второго этапа — это момент, когда увеличение объема 
закачиваемой воды для поддержания пластового давления не ока
зывает ощутимого влияния на объем добычи нефти и ее уровень 
начинает снижаться. В начальный период второго этапа наблю
дается обводнение продукции скважин и в конце его обводненность 
извлекаемой нефти достигает 50%.

Третий этап разработки характеризуется падением уровня 
добычи нефти и увеличением добычи пластовой воды (кривая 3). 
Этот этап заканчивается при достижении 85% обводненности 
нефти. Наклон кривой уровня добычи нефти в третьем этапе и 
продолжительность его зависят от темпа нагнетания воды в пласт 
и новых методов воздействия на пласт (закачка теплоносителей, 
взаиморастворимых жидкостей, мицеллярных растворов и ПАВ).

И  а четвертом этапе разработки нефть извлекают, применяя 
промывки продуктивных пластов водой с ПАВ и другие методы 
воздействия на пласты.

На третьем и особенно на четвертом этапах интенсивно обвод
няется продукция скважины, себестоимость добываемой нефти 
резко поднимается из-за ввода в работу капиталоемких установок 
по подготовке нефти (обессоливанпе и обезвоживание нефти).

Нерентабельность продолжения разработки и эксплуатации 
месторождения (точка А на кривой 2) наступает в тот момент, 
когда себестоимость тонны добываемой нефти становится выше 
цены, установленной для данного района.

Допустим, что кривые, приведенные на рис. 1, а, относятся 
к обычному (нефорсированному) методу разработки месторожде
ния (отбор нефти 4—5% в год от извлекаемых запасов).

Теперь рассмотрим ход этих же кривых при форсированной 
разработке месторождения (отбор нефти 7—8% в год от извлекае
мых запасов) и покажем не только органическую связь проекта 
разработки с проектом обустройства, но и динамику изменения 
капитальных вложений в обустройство. На рис. 1, б в том же 
масштабе приведены эти кривые. Кривые 4 и 5 характеризую т 
на этом рисунке капиталовложения соответственно при обычной 
и форсированной разработке месторождения. Д ля  получения 
больших отборов нефти при форсированной разработке месторо
ж дения (этап I) требуется прежде всего большое число эксплуата
ционных скважин, а следовательно, высокий темп разбуривания 
площади, существенное увеличение ассигнований, идущих на 
строительство сооружений по поддержанию пластового давления
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(МИД), а такж е на строительство установок по подготовке нефти 
(УПН) н установок подготовки воды (УПВ).

При форсированной разработке месторождений на разных 
Я'пиах возникает необходимость переноса фронта закачки  жидко-
■ m i , создания дополнительных очагов заводнения, увеличения 
мощностей линий электропередач, подстанций, кустовых насосных 
| нищий (КНС) и дожимных насосных станций (ДНС). Поэтому 
( интенсификацией отбора нефти существенно меняется структура 
строительно-монтажных работ, увеличиваются почти вдвое асснг- 
номания на строительство сооружений ПП Д, УПН и У П В .

Увеличение объемов добычи нефти и извлечения воды (особенно 
ни II и III этапах разработки) влияют на изменение мощностей 
\ ' ia ново к подготовки нефти, газа, а такж е очистных сооружений 
I mi пластовых вод.

Д ля иллюстрации этого положения в табл. 2 показана динамика 
Изменения коэффициентов использования установок по подготовке 
нефти, газа и воды по 4 месторождениям 1.

Т А Б Л И Ц А  2

1967 г. 1970 г. 1975 г.
1 Установки

подготовки Коэффи Коэффи
нефти, газа циент циент

Д о- и йоды Д о  НСПОЛЬ- Д о  ИСИСЛЬ-М есторождение быча быча зонання быча ЗСЬРНПЯ
нефти. нефти, устано- нефти. у с т .т о 
млн. т Коэффи млн. т 1.0  л под МЛН. т нок ::од-

Мощ циент готовки ГОТОИКИ
ность и с поль нефти ьефтн

зой;! и ня

уймазннское 14,3 13,6 1,00 11,2 0,83 4,7 0,35
ухановское 15,0 19,0 1,00 13,0 0,(38 5,6 0.29
1 клповское 11,0 9,8 1,00 9,8 1,00 3,6 0,36
шиш не кое 3,5 2,9 1,00 3,0 1,00 1,5 0.52

Анализ кривых, приведенных на рис. \ ,  а, б, и данны х табл. 2 
показывает, что этапы разработки любого месторождения должны 
г«.1ть увязаны с промысловым обустройством. Такая у в я зк а  может 
осуществляться только при условии составления комплексных 
проектов разработки, базирующихся на полной информации о па
раметрах пластов и флюидов, на детальных графиках и планах 
ртб ури ван и я месторождения с использованием нормальны х ря- 
/1011 блочного оборудования, которое можно быстро установить, 
м при ненадобности его на данном месторождении — демонтпро- 
иить и использовать на другом месторождении.

1 Соколов Г. Д . Капитальное строительство и нефтяной промышленности. 
М . Недра, 1973.
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Из последнего столбца табл. 2 видно, что по 4 месторождениям 
в конце III и в начале IV этапов разработки в среднем можно 
демонтировать 55% установленного оборудования и использовать 
его на месторождениях, которые в нем нуждаются.

§ 6. ОСНОВНЫЕ ТРЕБОВАНИЯ, ПРЕДЪЯВЛЯЕМЫЕ 
ПРИ ПРОЕКТИРОВАНИИ СИСТЕМ СБОРА 
И ТРАНСПОРТИРОВАНИЯ НЕФТИ, ГАЗА И ВОДЫ

В настоящее время промысловое обустройство представляет со
бой герметизированную, как правило, высоконапорную систему 
сбора, транспортирования и подготовки нефти, газа и воды с пол
ной автоматизацией всех технологических процессов.

К числу основных требований, предъявляемых при проекти
ровании систем сбора, транспортирования и подготовки нефти, 
газа и воды, входящих составной частью в комплексный проект 
разработки, относятся: 1) точный замер нефти, газа и воды по 
каждой скважине для выбора необходимого оборудования, кон
троля и регулирования за разработкой месторождения; 2) обес
печение герметизированного сбора нефти, газа и воды на всем 
пути движения от скважин до магистрального нефтепровода с це
лью уменьшения потерь нефтяного газа и потерь легких фракций 
нефти; 3) доведение нефти и газа на технологических установках 
до норм товарной продукции; учет этой продукции и передача 
ее транспортным организациям; 4) обеспечение высоких экономи
ческих показателей по капитальным затратам, снижению металло
емкости и эксплуатационных расходов; 5) возможность ввода 
в эксплуатацию части месторождения с полной утилизацией неф
тяного газа до окончания строительства всего комплекса соору
жений; 6) надежность в эксплуатации технологических установок 
и возможность полной их автоматизации; 7) изготовление основ
ных узлов и оборудования индустриальным способом в блочном и 
мобильном исполнении с полной автоматизацией технологического 
процесса; 8) универсальность системы сбора нефти, газа и воды 
и технологических установок.

Нефтяные месторождения в нашей стране расположены в раз
личных климатических зонах, имеют различные глубины скважин 
и различные физические свойства нефти, газа и воды, что обу
словливает индивидуальный подход при разработке проектов 
обустройства.



ГЛАВА II

С И С Т Е М Ы  СБ ОРА ,  Т Р А Н С П О Р Т И Р О В А Н И Я  
И П О Д Г О Т О В К И  Н Е Ф Т И ,  ГА ЗА  

И В О Д Ы  НА  П Р О М Ы С Л А Х

§ 1. ОБЩИЕ СВЕДЕНИЯ О СИСТЕМАХ ПРОМЫСЛОВОГО СБОРА 
И ТЕХНОЛОГИЧЕСКИХ УСТАНОВКАХ 
ПОДГОТОВКИ НЕФТИ, ГАЗА И ВОДЫ

Система промыслового сбора (СПС) и транспортирования нефти, 
газа и воды — это разветвленная сеть трубопроводов, пролож ен
ных на площадях месторождений подземно, надземно, подводно 
или надводно.

Д л я  разных по площади месторождений сеть трубопроводов 
бывает различной. Т ак, например, для Ромашкинского месторо
ждения Татарии общая длина всех трубопроводов, проложенных 
подземно, превышает 30 тыс. км. Диаметры этих трубопроводов 
колеблются в широких пределах — от 100 до 1020 мм. Т рубопро
воды диаметром 100 мм (выкидные линии), как правило, прокла
дывают от устьев скважин до автоматизированных групповы х 
замерных установок (АГЗУ). По трубопроводам диаметром 1020 мм 
транспортируется пресная вода с реки Кама для заводнения неф
тяных пластов с целью поддержания в них пластового давления 
и увеличения коэффициента нефтеотдачи.

Все трубопроводы, транспортирующие как однофазные (нефть, 
газ или вода), так  и двухфазные (нефть +  газ) или многофазные 
(нефть -г  газ +  вода) жидкости, проверяются на пропуск
ную способность, т. е. на гидравлические сопротивления с учетом 
или без учета перепада температур, а такж е на механическую 
прочность.

Нефть извлекаемая на поверхность из скважин, часто назы
вается «сырой» нефтью, поскольку в ней содержится пластовая 
вода с растворенными солями, газы органического (от С х до С,) 
и неорганического (H.2S, С 0 2) происхождения, а такж е механиче
ские примеси (песок, глина, известняк и т. д.). Д ля получения 
товарной нефти и нефтяного газа, а такж е пластовой воды, кото
рую можно было бы снова возвращать в пласт, применяю т спе
циальные технологические установки.

Таким образом, технологические установки подготовки нефти, 
газа и воды — это комплекс блочного автоматизированного обору
дования и аппаратов, в которых последовательно и непрерывно 
происходят процессы обезвоживания и обессоливания нефти, 
осуш ка (от водяных паров) и очистка /(от сероводорода H 2S и 
двуокиси углерода С 0 2) нефтяного газа, £^кЖ ^х>чистка пласто-

17



вой сточной воды от капелек нефти, механических примесей, 
железа, сероводорода, углекислого газа и кислорода.

Обезвоживание и обессолнвание добытой на поверхность нефти 
проводят для: 1) уменьшения транспортных расходов; 2) предот
вращения образования стойких эмульсий и 3) снижения корро
зионного разрушения промыслового, магистрального и заводского 
оборудования.

Осушку и очистку нефтяного газа проводят для: 1) предот
вращения гидратообразован и я в газопроводах; 2) снижения корро
зионного разрушения газопроводов и оборудования, установлен
ного на газоперерабатывающих заводах (ГПЗ).

Очистку и ингибирование пластовой (сточной) воды проводят 
для: 1) сохранения «чистоты» призабойной зоны или, иными сло
вами, сохранения приемистости нагнетательных скважин; 2) пре
дотвращения образования коррозионных разрушений в напорных 
трубопроводах и в эксплуатационных колоннах нагнетательных 
скважин.

Д ля всех описанных операций сбора, транспортирования и под
готовки нефти, газа и воды в комплексном проекте разработки 
месторождения предусматривается размещение основных нефте
промысловых объектов и коммуникаций, на сооружение которых 
расходуется около 50% капвложений, выделяемых нефтедобываю
щей промышленности.

§ 2. СИСТЕМЫ ПРОМЫСЛОВОГО СБОРА И ТРАНСПОРТИРОВАНИЯ 
НЕФТИ, ГАЗА И ВОДЫ, ПРИМЕНЯЕМЫЕ 
НА СТАРЫХ ПЛОЩАДЯХ, ИХ ДОСТОИНСТВА 
И НЕДОСТАТКИ

До недавнего времени все системы сбора и транспортирования 
нефти, газа и вода были негерметизированными, двухтрубными, 
в большинстве случаев самотечными, такие системы продолжают 
эксплуатироваться на старых площадях. ;

Существует несколько разновидностей двухтрубных самотечных 
систем сбора и транспортирования нефти, газа и воды [3, 7 1. 
Поэтому здесь не описан анализ работы всех этих систем, а при
веден лишь один пример работы системы и отдельных ее 
узлов.

Двухтрубной системой она называется потому, что нефть и 
газ, разделенные в сепараторах, установленных у устьев сква
жин или на сборных пунктах, транспортируются каждый по 
своему трубопроводу до центрального пункта сбора, а самотеч
ной — потому, что движение нефти по выкидным линиям или 
сборным коллекторам осуществляется за счет разности геодези
ческих отметок.

При самотечной системе сбора продукцию каждой отдельной 
скважины можно измерять как в индивидуальных, так п в группо
вых замерно-сепарациоиных установках.
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На рис. 2, а показана схема индивидуальной замерно-сепара- 
ционной установки (ИЗУ) самотечной системы, а на рис. 2 , б  — 
групповая замерно-сепарацнонная установка (ГЗУ).

Индивидуальная замерно-сепарационная установка самотеч
ной системы сбора работает следующим образом. Нефть и газ от 
скважин /  (см. рис. 2, а) поступают в И ЗУ  2, расположенную

Рис. 2. Нсгерметнзированная двухтрубная самотечная система сбора и транспор
тирования нефти, газа и воды:
и - индивидуальная замерно-сепарационная установка: /  — скважина; 2 — инднвиду- 
.•Л1.паи замериаи установка; 3 — газопровод; */ — самотечная выкидная линия; 5 — уча
стковые резервуары  сборного пункта (СИ); 6 — насос; 7 — сборный коллектор; 8  — сырье
вые резервуары;
О — групповая замерно-сепарацнонная установка: /  — скваж ина, 2 — выкидные линии, 
.< — групповая замерная установка. 4 — самотечный сборный коллектор. 5 —  участко- 
1ч.н' резервуары  сборного пункта, 6 — насос, 7 — сборный коллектор, 8 — сырьевые 
резервуары . 9 — газопровод

в непосредственной близости от устья скважины /.  Нефть и вода, 
отделенные в трапах от газа, поступают в самотечные выкидные 
линии 4, а затем в участковые негерметизированные резервуары  5 
сборного пункта СП. Из резервуаров 5 нефть забирается центро
бежным насосом 6 и подается по сборному коллектору 7 в сырьевые 
резервуары 8 установки подготовки нефти (У П Н ). При соответ
ствующем рельефе местности иногда сборный коллектор 7 является 
самотечным. Отстоявшаяся вода в резервуарах 5 сбрасывается
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в канализацию или вместе с нефтью (в виде эмульсии) транспорти
руется до сырьевых резервуаров 8 (УИН ). Отсепарированный 
в трапе, установленном на площадке И ЗУ , газ под собственным 
давлением (до 0,4 МПа) транспортируется по сборному газопро
воду 4 на газоперерабатывающий завод (Г П З ) (если он имеется) 
или до компрессорной станции (КС) (если площадь месторождения 
большая), которая подает его также на Г П З.

Групповая замерно-сепарационная установка (ГЗУ) (см. 
рис. 2, б) в отличие от И ЗУ  самотечной системы сбора распола
гается вдали от скважин 1 и работает следующим образом. Нефть,

В газосборную сеть ала на гп з

Рис. 3. Индивидуальная замерно-сепарационная установка:
/  — регулятор давления «до себя»; 2 — трап (сепаратор); 3 — предохранительный кла
пан; 4 — регулятор уровня с исполнительным механизмом; 5 — заглуш ка для пропарки 
выкндноП линии от парафина; 6 — мерник; 7 — пьедестал для мерника; 8 — выкидная 
самотечная линия

газ и вода, добываемые из скважин, по выкидным линиям длиною 
от 1 до 2 км под давлением на устьях скважин направляю тся на 
ГЗУ , где происходит нх разделение и измерение. После ГЗУ 
нефть и вода по сборному самотечному трубопроводу 4 поступают 
в участковые негерметизированные резервуары 5 сборного пункта, 
а из них центробежным насосом подаются по сборному коллек
тору 7 в сырьевые резервуары У  П Н . Отсепарированный от нефти 
в трапах газ на ГЗУ под собственным давлением по сборному газо
проводу 9 транспортируется на Г П З  или на компрессорную стан
цию КС. К сборному газопроводу может быть подключено не
сколько ГЗУ.

Н а рис. 3 (вид сбоку) представлена самотечная схема индиви
дуально-замерной сепарационной установки (ИЗУ).

К ак видно из рис. 3, на индивидуально-замерной сепарацион
ной установке в непосредственной близости от скважины монти
руется трап 2 и на пьедестале 7 мерник 6, служащий для измере
ния количества нефти н воды, поступающих из скважины. При 
условии гористой местности мерник устанавливают на поверхно
сти земли, а при ровной местности — на пьедестале, создающем
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условия для движения нефти и воды по самотечной выкидной ли
нии к участковому сборному пункту промысла.

На рис. 4 показано, что на ГЗУ , в отличии от И ЗУ , поступает 
продукция нескольких скваж ин, которая через распределитель
ную батарею направляется в трап первой ступени, а из него 
перепускается в трап второй ступени. Газ, выделившийся из нефти 
н трапе, в котором поддерживается давление до 0,6 .МПа, прохо
дит регулятор давления «до себя» и направляется в общую газо
сборную сеть (см. рис. 2, б). Газ, выходящий из трапа второй 
ступени, обычно используют для отопления или сжигают в фа
келах. Измерение количества нефти и воды по отдельным сква-

Рнс. 4. Групповая замер- 
но-сепарационная уста
новка:
/  — трап второй ступени;
2 — самотечный коллектор 
к сборному пункту; 3 — мер
ник; 4 — регулятор уровня  
с исполнительным м еханиз
мом; 5 — распределительная  
батарея; 6 — замерный трап;
7 — замерная диафрагма;
9 — регулятор давления «до 
себя», 8 — трап первой сту
пени; 10 — выкидные линии

♦ ♦

жинам на ГЗУ  проводят переключением задвиж ек на распредели
тельной батарее, в замерном трапе или мернике 3, а газа  — при 
помощи диафрагмы и самопишущего прибора ДП-430.

Анализ работы самотечной системы сбора нефти как с индиви
дуальным, так и с групповым за.мерно-сепарационным оборудо
ванием приводит к следующим выводам.

1. Самотечные нефтепроводы (см. рис. 3, 8) работают под на
пором, создаваемым разностью геодезических отметок в начале и 
и конце нефтепровода, поэтому мерник 6 (см. рис. 3) долж ен быть 
поднят над уровнем земли, а в гористой местности необходимо 
изыскивать такую  трассу, чтобы обеспечить нужный напор, а сле
довательно, и пропускную способность.

2. При самотечной системе необходима глубокая сепарация 
нефти от газа для предотвращения возможного образования в не
фтепроводах (особенно при всхолмленной местности) газовых 
«мешков» (см. рис. 6), могущих существенно снизить пропускную  
способность нефтепроводов.

3. Самотечные выкидные линии и сборные коллекторы  не 
могут быть приспособлены к возможному увеличению дебнтов 
скважин или к сезонным изменениям вязкости нефти и эмульсий 
и связи с их ограниченной пропускной способностью.
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4. В самотечных системах скорость потока жидкостей низкая, 
поэтому происходит отложение механических примесей, солей и 
парафина, в результате чего уменьшается сечение нефтепроводов, 
а следовательно, уменьшается и их пропускная способность.

5. Потери нефти от испарения легких фракций и газа при само
течной системе достигают 3% от общей добычи нефти. Основными 
источниками потерь нефти при самотечной системе нефтесбора 
являются негерметнзированные мерники и резервуары, устанавли
ваемые у скважин, на сборных пунктах и в товарных парках.

6. Самотечные системы сбора трудно поддаются автомати
зации.

7. Самотечная система нефтесбора требует большого количе
ства обслуживающего персонала (операторов, лаборантов).

Единственным преимуществом самотечной системы нефтегазо- 
водосбора является сравнительно точное измерение по каждой 
скважине нефти и воды в мерниках и газа — с помощью расхо
домера Дп-430.

Из-за перечисленных недостатков самотечной системы нефте- 
газоводосбора в настоящее время ее вновь нигде не строят, но 
эксплуатируют на старых месторождениях.

§ 3. СОВРЕМЕННЫЕ ГЕРМЕТИЗИРОВАННЫЕ 
И АВТОМАТИЗИРОВАННЫЕ СИСТЕМЫ ПРОМЫСЛОВОГО СБОРА 
И ТРАНСПОРТИРОВАНИЯ НЕФТИ, ГАЗА И ВОДЫ

Существует несколько разновидностей герметизированных си
стем сбора и транспортирования нефтегазовых смесей, зависящие 
от: 1) величины и формы площади нефтяного месторождения;
2) рельефа местности (ровная, гористая); 3) физико-химических 
свойств нефти и нефтяных эмульсий, а также климатических усло
вий данного месторождения; 4) системы сбора нефти, газа и воды, 
применяемые на морских месторождениях.

Ниже кратко описаны указанные системы сбора нефти, газа 
и воды и отмечены их достоинства и недостатки.

1. Герметизированные системы сбора и транспортирования 
нефти, зависящие от величины и формы площади месторождения. 
Нефтяные месторождения по площади могут быть большими 
(30 ' 60 км), средними (1 0 x 2 0  км) и малыми (до 10 км2). По форме 
эти месторождения могут быть вытянутыми, круглыми и эллип
тическими. В зависимости от величины площади, формы нефтяного 
месторождения и давлений на устьях скважин может несколько 
изменяться система промыслового сбора и транспортирования 
нефти, газа и воды 1.

Схема сбора и транспортирования нефти, газа и воды для самого 
большого месторождения с набором блочного автоматизированного

1 Сбор, сепарация и деэмульсация нефти на месторождениях Западном Си
бири. Н. С. Маринин, Ф. Г. Аржанов, А. М. Каган, н др. М. ВНППОЭНГ, I97G.
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мборудования, применяемого в настоящее время, показана на 
рис. 5, и она работает следующим образом.

Нефть, газ и, как правило, вода из скважин под устьевым 
(пилением направляю тся в выкидную линию 2 диаметром 100— 
160 мм и длиной от 0,8 до 3 км. Из выкидных линий продукция 
« киажин поступает на автоматизированную групповую замерную  
установку, чаще всего «Спутник» 3, где происходит отделение нефтя
ною газа от жидкости (нефть -г  вода) и автоматическое поочеред
ное измерение этих флюидов по каждой подключенной скваж ине.

I'liC. 5. Герметизированная высоконапорная система сбора и транспортирования 
нефти, газа и воды для больших площадей месторождения:
I эксплуатационное скважины; 2 — выкидные линии; 3  — автоматизированная груп- 
ннп.щ замерная установка «Спутник»: •/ — сборным коллектор для нефти, га за  и воды; 
1 дожимная насосная станция (ДНС); 6 — сборныП коллектор частично догазирован- 
H"i| нефти; 7 — установка подготовки нефти У П и ; 8 — герметизированные попеременно  
рлЛот.нощно товарные ре?ервуары; V, /5,  18 — центробежные насосы; Ю — ;ттом атизи- 
|тпм 11пая установка по измерению качества и количества товарной нефти « Р у б и н - , м*; 
II. 12 — автоматически закрывающиеся и открывающиеся краны; 13 — коллектор то- 
и.1|>иоП нефти; 14 — товарные резервуары; 16 — магистральный нефтепровод; 17 — уста- 
нмпка подготовки воды (У П В); /У — водовод; 20 — кусговая насосная станция (КНС); 

водовод высокого давления; 22  — нагнетательная скважина, 2:i — газопровод; 
I эжектор; 25 — газоперерабатывающ ий завод (ГПЗ); К  — конгур нефтеносности

После Спутника нефть, газ и вода снова смешиваются и напра- 
пляются в сборный коллектор 4 диаметром от 200 до 500 мм, длиной 
до 8 км и движутся под собственным давлением до дожимной насос
ной станции (ДНС) 5, где, как правило, устанавливают сепараторы , 
и которых происходит отделение нефти от газа, а на поздней стадии 
рн (работки — и от воды.

Газ с Д Н С  по газопроводу под собственным давлением посту
пает па установку подготовки нефти (УПН) и через эж ектор , 24— 
ни газоперерабатывающий завод (ГПЗ), а частично дегазированная 
п ю параторах первой ступени нефть направляется на прием на
с т о в  п подается ими по сборному коллектору 6 на установку под- 
(пговки нефти У П Н . На УПН происходят вторая и третья ступени 

, сепарации нефти от газа, а также обессоливание и обезвож ивание 
исфгн. Отделившийся на УПН на второй ступени сепарации газ 
направляется такж е через эжектор, а оттуда — на ГПЗ. Д р ен аж -
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пая вода (пластовая 4- пресная для обессоливания), отделившаяся 
от нефти на У ПН , подается на установку очистки воды (УОВ), 
или, что одно и то же, на установку подготовки воды (УПВ), 
из которой насосами по водоводам перекачивается к кустовым 
насосным станциям (КНС). Насосы высокого давления КНС, 
не показанные на схеме, подают пластовую сточную воду под 
давлением 15—20 МПа по водоводам 21 в нагнетательные сква
жины. Таким образом, вода, поступившая вместе с нефтью из 
пласта и отделенная от нее на У ПН , снова закачивается в пласт 
для поддержания пластового давления. Так происходит замкну
тый цикл ее движения.

Обезвоженная и обессоленная на УП Н нефть поступает в два 
попеременно работающие герметизированные резервуара 8, из 
которых забирается подпорным насосом 9 и направляется на авто
матизированную установку «Рубин 2м» 10 по измерению качества 
и количества ее.

Из «Рубина» товарная нефть сначала поступает в товарный 
коллектор, а затем в парк товарных резервуаров, из которых за 
бирается насосами 15, установленными на головных сооружениях, 
и подается по магистральному нефтепроводу 16 на нефтеперера
батывающий завод (НПЗ):

Если товарная нефть, проходящая через «Рубин», окажется 
некондиционной, то происходит автоматическое закрытие крана 12 
и открытие крана 11, и некондиционная нефть сначала поступает 
в резервуар некондиционной нефти, а затем на УПН, где происхо
дит дополнительное ее обессоливание и обезвоживание.

Д ля  небольших месторождений, по форме приближающихся 
к кругу, обычно дожимных насосных станций не строят.

2. Герметизированные системы сбора и транспортирования 
нефти, зависящ ие от рельефа местности. В данном случае посту
пают так: если рельеф местности месторождения ровный, то си
стему сбора продукции скважин принимают такой, какой она 
была показана на рис. 5. Если же рельеф местности месторожде
ния гористый или всхолмленный, то существенным изменениям 
подвергается только сборный коллектор (см. рис. 5, 4).

Чаще всего рекомендуется вместо одного большого коллектора 
(например, диаметром 400 мм) укладывать два сборных коллек
тора диаметром 200 и 330 мм, равновеликих по площади боль
шому.

Д ва сборных коллектора (но равновеликих по площади одному 
большому) делают для создания, во-первых, раздельного сбора 
обводненной и необводненной нефти, что имеет важное технико
экономическое значение при подготовке ее на УПН и, во-вторых, 
для получения высоких скоростей потоков (2,5—3,5 м/с), пре
дотвращающих образование в повышенных местах рельефа мест
ности газовых «мешков».

На рис. 6 приведена принципиальная схема структуры потока 
газожидкостной смеси в коллекторе большого и малого диаметра
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при одной и той же подаче жидкости и газа в эти коллекторы. Из 
рисунка видно, что в коллекторе большого диаметра вследствие 
пониженной скорости потока (0,1—0,3 м/с) происходит гравита
ционное разделение газа от жидкости (сепарация), а в коллекторе 
малого диаметра, вследствие значительной скорости потока, гра
витационного разделения газа от жидкости в повышенных местах 
местности не происходит.

Образование газовых «мешков» в коллекторе большого диаметра 
■едет к разрыву сплошности потока жидкости, в результате чего 
получается неравномерная подача продукции и, как следствие 
пульсирующая работа самого коллектора.

Рис. 6. Структура нефте- 
гнчового потока в «рель
ефных» сборных коллек
торах большого (А) И ма
лого^' ) диаметра при оди
наковой подаче в них неф
ти и газа

Д ля передавливания частично отсепарированной нефти из 
одной части коллектора в другую (см. рис. 6) необходимо создание 
дополнительного давления для сжатия газового «мешка» до разме
ров, позволяющих перетекать этой нефти из одного колена в другое.

Создание дополнительных давлений для транспортирования 
нефтегазовых смесей по «рельефному» трубопроводу приводит 
к большим пульсациям давления (до 5 МПа), которые могут по
влечь: 1) разрыв самого трубопровода вследствие его вибрации;
2) нарушение нормальной работы контрольно-измерительных при- 
Гюров, установленных на оборудовании ДНС, УПН и УПВ;
3) ухудшение режима работы как сепарационных установок, 
установок подготовки нефти (УПН), так и установок подготовки 
йоды (УПВ); 4) временное прекращение фонтанирования скважин.

В свою очередь, нарушение нормального режима работы сепа- 
рационных установок и У П Н , как правило, влечет большую зага- 
юванность товарных парков, в результате чего создаются ситуа

ции возникновения пожаров, взрывов и отравление людей.
Как известно, пульсации давления в трубопроводах определяются амплиту- 

м>| и частотой.
Амплитуда — это разность между максимальным и минимальным величинами 

пиления в данной точке трубопровода, а частота — число колебаний давления 
и единицу времени, т. е., иными словами, величина, обратная промежутку вре- 
«| ни т между максимальными и минимальными значениями давления.

Частота пульсаци "< прежде всего зависит ет структуры потока, которая опре- 
| мнется количеством подаваемой жидкости (нефть - -  вода) и газа, диаметром
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трубопровода и углом его наклона к горизонту 0 (см. рис. 6), а также физическими 
свойствами перекачиваемых жидкостей н газа и особенно поверхностным натяже
нием системы нефть—газ.

Чем больше скорость нефтегапового потока, а также угол наклона 0 трубо
провода к горизонту тем больше частота пульсаций.

Амплитуда пульсаций зависит, прежде всего, от структуры потока, скорости 
нефтегазового потока, а также от угла наклона трубопровода и разности уровней 
начала и конца трубопровода. Чем меньше скорость нефтегазового потока, но 
больше угол наклона и разность отметок трубопровода, тем больше амплитуда 
пульсаций.

Существуют три способа ликвидации пульсаций в рельефных 
сборных коллекторах: 1) сепарация газа от нефти в непосредствен
ной близости от устьев скважин или на групповых сборных пунк
тах; 2) вместо одного большого по диаметру коллектора прокла
дывают два коллектора, равновеликих по площади сечения боль
шому; 3) при одной или трех перевальных (наивысших) точках 
большого по диаметру трубопровода устанавливают катушки 
с эжектором.

Первый способ невыгоден по технико-экономическим сообра
жениям, поскольку осуществление его требует больших металло- 
затрат (дополнительной установки сепараторов и большой длины 
сборных газопроводов).

Второй способ борьбы с возникновением пульсаций в сборных 
«рельефных» коллекторах, как уже отмечалось, можно рекомен
довать к внедрению повсеместно, если учесть при этом особенно 
большую продолжительность безводного периода эксплуатации 
скваж ин. При этом способе борьбы с пульсациями несколько уве
личиваются металлозатраты (на 12"о), затраты на земляные ра
боты, а такж е на запорную  и регулируемую арматуру. Однако 
это не столь существенно, если учесть, что при этом на протя
жении всего периода разработки месторождения можно осуще
ствлять раздельный сбор по двум коллекторам обводненной и не- 
обводненной нефти. Д л я  необводненной нефти, как правило, не 
требуется строительства дорогостоящих У ПН . и она без соот
ветствующей подготовки (обезвоживания и обессоливания) может 
транспортироваться на нефтеперерабатывающие заводы.

В то же время при сооружении одного коллектора большого 
диаметра обводненная и необводненная нефти перемешиваются 
и специально обрабатываются на УПН.

Имеет перспективу широкого применения третий способ 
борьбы с пульсациями сборных «рельефных» коллекторов.

На рис. 7 приведена примерная схема «рельефного» сборного 
коллектора большого диаметра, оборудованного эжектором. Сущ
ность работы этого коллектора сводится к следующему.

Вследствие незначительного сужения нефтегазовой струи 
в эжекторе, заключенном в катуш ку Б , в сечении его С— С полу
чаются повышенные скорости смеси.

В результате этого в газоотводной трубке А , соединенной од
ним концом с эжектором в точке С, а другим — с самой высокой
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rOMKofi трубопровода (перевальной), образуется пониженное да- 
иленне, подсос газовых скоплений из газового «мешка» и тем самым 
•тот газ увлекается в пониженную часть сборного коллектора.

3. Системы сбора и транспортирования нефти, зависящие от 
физико-химических свойств перекачиваемых флюидов. В настоя
щее время открыты и эксплуатируются месторождения с парафи- 
1Н1СТ0 Й нефтью (Узень, Жетыбай и др.), движение которой по тру- 
Г»лм не подчиняется известным законам гидравлики. Содержание

Рис. 7. «Рельефный» сбор
ный коллектор с эжекто
ром

Рис. 8. Сбор и транспор- 
щрование парафинистой 
нефти, газа и воды на про
мыслах (обозначения см. 
рис. 5)

парафина в некоторых нефтях этих месторождений достигает 25% , 
л смол — 55%. Такие нефти при сравнительно высокой темпера
туре (25—30° С) теряют свою подвижность, и для их транспорти
рования необходимы поршневые насосы большой мощности. 
I '-ли вязкость нефти значительно возрастает при снижении тем
пературы, то существенно осложняется пуск нефтепровода после 
его остановки, а при перекачке парафинистых нефтей может 
Произойти «замораживание» нефтепровода до полного прекраще
нии подачи. Поэтому для повышения транспортабельности пара- 
фшшетой нефти по трубопроводам и снижения тем самым мощно- 
| in насосных установок ее подогревают.

11а рис. 8 приведена принципиальная схема сбора и транспор- 
шрованпя парафинистой нефти, газа и воды на промыслах.
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Д анная схема не отличается от схемы, приведенной на рис. 5, 
за исключением позиций Я х, Я.,, П 3 и /74, которыми обозначены 
печи, устанавливаемые для подогрева парафинистой нефти соот
ветственно: в выкидных линиях (/7j), в сборных коллекторах 
(Я 2 и Я 3) и, наконец, на магистральном нефтепроводе (/74).

В некоторых печах сжигают нефтяной газ, получаемый в самих 
печах (П и  Я 2) или при сепарации нефти от газа.

Печи, устанавливаемые в указанных на схеме местах, отли
чаются друг от друга конструкцией и тепловой мощностью. На 
магистральных нефтепроводах печи Я., устанавливают, как пра
вило, через каждые 100— 120 км трассы. По тепловой мощности 
Яц <  Я 2 <  Я 3 <  Я 4.

4. Герметизированные системы сбора и транспортирования 
нефти, применяемые на морских месторождениях. Д ля  бурения 
скважин, сбора и подготовки нефти, газа и воды к транспортиро
ванию на площадях морских месторождений строят морские осно
вания с надводными эстакадами и приэстакадными площадками 
из отработанных труб. С площадок бурят скважины, а эстакады, 
соединяющие эти площадки, служ ат основанием для строитель
ства дорог, по которым происходит движение транспортных средств 
и обслуживание этих площадок. В зависимости от назначения 
морские основания и площ адка могут быть для одной скважины 
(индивидуальные), а такж е для группы скважин (кустовые).

При разработке морских месторождений для экономии средств 
на сооружение площадок применяют в основном многоствольное 
наклонно-направленное бурение скважин, т. е. кустовое.

Сущность разработки и эксплуатации морских месторождений 
эстакадным способом заключается в том, что на разведанной за 
лежи по заранее составленному (сейчас уж е комплексному про
екту) сооружают металлические или железобетонные эстакады 
с прилегающими к ним приэстакадными площадками для бурения 
и эксплуатации скважин, сбора и подготовки нефти, газа и воды, 
а такж е для других производственных административных и куль
турно-бытовых объектов.

Эстакады бывают двух типов: 1) прибрежные, расположенные 
вблизи берега и имеющие с ним надводную связь; 2) открытые, 
расположенные вдали от берега и не имеющие с ним надводной 
связи.

Д л я  прибрежных морских месторождений система сбора нефти, 
газа и воды весьма проста и заключается в подаче их по выкидным 
линиям, проложенным по эстакаде, на автоматизированные груп
повые замерные установки (АГЗУ), расположенные на суше. 
От А ГЗУ  нефть, газ и вода по одному или двум сборным коллек
торам транспортируются на (УПН).

Н а рис. 9 показана герметизированная система сбора и транс
портирования нефти, газа и воды для прибрежных морских место
рождений, а на рис. 10 — для морских месторождений, располо
женных вдали от берега.
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1’нс. 9. Герметизированная система сбора и транспортирования нефти, газа и воды 
для прибрежных морских месторождений:
I устья эксплуатационных скважин; 2 — нагнетательная скважина; 3 — выкидные 
линии; 4 — групповые автоматизированные замерные установки; 5 — автоматизирован- 
н.1 я установка по измерению количества и качества товарной нефти; 6 — сборные коллек
тора, транспортирующ ие нефтегазоводяные смеси; 7 — газоперерабатывающий завод; 
Н — газопровод; 9 — установка подготовки нефти; 10 — установка подготовки воды:
II — КНС; 12 — магистральный нефтепровод; 13 — насос для перекачки товарной нефти; 
14 — резервуары  товарной нефти; /5  — товарный нефтепровод

Рис. 10. Герметизированная система сбора и транспортирования нефти, газа 
н поды для морских месторождений, расположенных вдали от берега:
/ устья эксплуатационны х скважин; 2 — короткие выкидные линии; 3 — А П У Д  — 
• ми»мат, понижающий устьевое давление; 4 — сборный коллектор; 5 — сы рьезы е резер- 

"vиры; 6  — сырьевой насос; 7 — сборный нефтепровод; 8 — нагнетательная (поглощаю* 
•ним) скважина; 9 — КНС; 10 — УПВ; II  — УПН; 12 — автомат по изменению качества 
н количества товарной нефти типа < Рубин*; 13 — товарный нефтепровод; 14 — товарные 
I" •• риуары; 15 — насосная для перекачки товарной нефти; 1C — магистральный нефте- 
п|н»|»од; 17 — газопровод



Морские месторождения разбуривают наклонными скважинами 
с приэстакадных площадок. Число скважин на приэстакадной 
площадке (кусте) может колебаться от 4 до 6.

На прибрежных морских месторождениях схема расположения 
нефтепроводов, оборудования и установок практически не отли
чается от схемы, описанной выше (см. рис. 5), поэтому на работе 
этой схемы останавливаться не будем.

Сбор нефтн, газа н воды на морских месторождениях, удален
ных от берега, проводят следующим образом (см. рис. 10). Нефте
газовая смесь из устья скважин 1 под собственным давлением 
попадает в короткие выкидные линии, из которых направляется 
в автомат, понижающий устьевое давление (АПУД). Из АПУД 
нефть и вода по сборным коллекторам 4, проложенным по морскому 
дну, поступают на нефтесборный пункт (НСП) в сырьевые резер
вуары. Из сырьевых резервуаров нефтесборного пункта (НСП) 
нефть и вода могут транспортироваться на сушу двумя путями: 
или с помощью нефтеналивных судов, или как  показано на рис. 10, 
сначала с помощью сырьевого насоса 6 по сборному нефтепроводу 7 
на установку подготовки нефтн (У I1H). На УПН 11 происходит 
разделение нефти от воды и газа: вода направляется на УПВ 10, 
а газ — на собственные нужды. С УПВ вода поступает на КНС, 
из которой центробежными насосами высокого давления нагне
тается в нагнетательные скважины. Товарная нефть, обезвоженная 
и обессоленная на УПН, через автоматизированную замерную уста
новку «Рубин-2» подается по нефтепроводу в товарные резер
вуары 14. Из товарных резервуаров нефть забирается насосами 
головной насосной станции и по нефтепроводу 16, проложенному 
по морскому дну, подается на Н П З, находящуюся на суше или 
транспортируется на Н П З с помощью нефтеналивных танкеров.

Газ из сепараторов, установленных на прпэстакадных пло
щадках, собирается компрессорной станцией (КС).н по подводному 
газопроводу 17 подается также на сушу.

На начальной стадии разработки морского нефтяного место
рождения, когда нефть практически необводнена, экономически 
выгодно транспортировать ее на сушу из сырьевых разервуароп 
с помощью нефтеналивных судов — танкеров. На конечной стадии 
разработки, когда вместе с нефтью извлекается на поверхность 
значительное количество пластовой воды, обезвоживание н обес
соливай не нефти следует проводить непосредствен но на место
рождении, а пластовую воду сбрасывать не в море, а в нагнета
тельные или поглощающие скважины.

Преимущества всех рассмотренных герметизированных систем 
сбора нефти, газа и воды заключаются в следующем.

Они обеспечивают: 1) полное устранение потерь легких ф рак
ций нефти, доходящих до 3°« от добычи нефти в негерметизпрован- 
ных системах; 2) значительное уменьшение возможности обраю* 
вання н отложения парафина на стенках труб; 3) снижение метал* 
лоемкости системы; 4) сокращение эксплуатационных расхо/юй
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на обслуживание системы, 5) возможность полной автоматизации 
сбора, подготовки и контроля качества товарной нефти; 6) воз
можность транспортирования нефти, газа и воды по всей площади 
месторождений за счет давления на устье скважин; 7) снижение 
мощностей насосных станций, перекачивающих нефти с раство
ренными в них газом.

Однако указанные системы сбора и подготовки нефти имеют 
н некоторые недостатки, основными из которых являю тся: 1) не
высокая точность измерения дебита нефти и воды по отдельным 
скважинам, осуществляемая при помощи автоматов, установлен
ных на Спутниках; 2) повышение утечек жидкости в зазоре между 
плунжером и цилиндром насоса при глубиннонасосной эксплуата
ции скважин; 3) преждевременное прекращение фонтанирования 
скважин при поддержании высокого давления на устье, так как 
потенциальная энергия сжатого газа используется при этом 
далеко не полностью; 4) при бескомпрессорном и компрессорном 
способах добычи нефти — необходимость увеличения подачи газа 
н затрубное пространство (на 20—40%) для подъема одного и того 
же количества нефти, если давление на устье скважин вместо обыч
ных 0 ,3—0,4 МПа поддерживать в пределах 1 — 1,5 МПа.

Например, если считать процесс расширения газа в скважине 
при движении его от забоя к устью изотермическим, то формулу 
для энергии свободного газа можно записать в следующем виде:

.4r = V > „ ! n - ^ L ,
Р у

где Г„ — объем газа, поступающего к забою скважины в свобод
ном виде с 1 т нефти, м3; р„ — давление при нормальных условиях 
(/;„ 760 мм рт. ст. и t == 0° С); руЛ и р у — соответственно давле
ние на забое и на устье скважины.

11з формулы видно, что чем ниже устьевое давление, тем больше 
жергия расширяющегося газа. Поэтому при фонтанном и беском- 
нрессорном способах добычи нафти 1 на устьях скважин целесо
образно поддерживать пониженное давление.

. I. ОПТИМИЗАЦИЯ СИСТЕМЫ ПРОМЫСЛОВОГО СБОРА, 
l l ’AIKПОРТИРОВАНИЯ И ПОДГОТОВКИ НЕФТИ,
ГЛ.1А И ВОДЫ

В настоящее время исключительно большое внимание уделяется 
нопросам рационального размещения основных нефтенромысло- 
пы\ объектов и коммуникаций на территории месторождения.

11ромысловое обустройство будет оптимальным, если достп- 
| if и я минимальное (экстремальное) значение некоторой функции

1 Ирм компрессорном способа добычи нефти высокое давление на устьях
■ ми пи не влияет i i ;i снижение энергии А г. так как в условиях поддержания вы-

| " ’.-н.ленни на приеме компрессоров расходуется меньше энергии на сжатие 
м м  и них.
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(х , у), определенной на множестве всех размещений основных 
нефтепромысловых объектов (см. рнс. 5, 2, 3, 4, 5, 7, 14, 20) и 
являющ ейся критерием качества этих размещений. Аналитически 
это выражение можно представить следующим образом:

[ ( х ,  у) =  min /  (*: у)

Д ля большей ясности можно дать другое определение опти
мальному размещению основных объектов промыслового обу
стройства. Оно будет оптимальным, если в нем достигается мини
мум приведенных затрат при максимальной прибыли, получаемой 
от реализации товарной нефти и максимальном коэффициенте 
нефтеотдачи.

Обустройство для любого месторождения заключается в строи
тельстве сложной сети трубопроводов разного назначения (вы
кидные линии, сборные коллекторы, газопроводы, водоводы, тр у 
бопроводы, транспортирующие товарную  нефть); насосных и ком
прессорных станций; установок подготовки нефти (У ПН ) и воды 
(УПВ); в прокладке линий электропередач (ЛЭП) и линии связи, 
а такж е в строительстве дорог и подъездных путей к скважинам 
и т. д. Минимум затрат на обустройство определяется (см. § 2 
гл. I) комплексным проектом разработки. Такие расчеты очень 
сложны и трудоемки, поэтому их выполняют в настоящее время 
для каждого вновь открытого месторождения по специально со
ставляемым программам, реализуемым на ЭВМ *.

В комплексном проекте разработки месторождения рассчиты
ваются оптимальные диаметры всех перечисленных трубопрово
дов при заданном количестве жидкости и газа, подлежащих пере
качке и заданном давлении на первой ступени сепарации, распо
ложенной на Д Н С  или УПН (см. рис. 5, 5 и 7).

Величина давления на устьях скважин — сложный параметр, 
им определяется работа не только наземного, но и подземного обо
рудования.

В самом деле, повышение давления на устьях скваж ин благо
приятно сказывается на системе промысловЪго сбора, поскольку 
вся продукция скважин под этим давлением транспортируется до 
У ПН  (см. рнс. 5, 7), н необходимость в строительстве ДНС 
(рис. 5, 5) в данном случае отпадает. В то же время повышенно 
устьевых давлений на скважинах может существенно ухудшить 
условия добычи нефти, приводя к более раннему переходу на ме
ханизированную  добычу и к увеличению потребной мощности 
глубинных насосов.

Таким образом, при разработке комплексных проектов должна 
быть увязка или согласование системы сбора и транспортирования 
нефти с добычей ее, а оптимальные значения давлений на устьях

1 Оптимизация систем обустройства нефтяных месторождений. Ш. С. Лан* 
гарян, Я. .М. Каган, В. Д. ГорСагиков и др. Свердловск, Среднеуральское книж 
кое изд-во, 1976.



t кважин p y необходимо выбирать, учитывая минимальные удель
ные затраты.

Характеристика работы подземного и надземного оборудования 
приведена на рис. 1 \а.

Этот рисунок наглядно показывает влияние изменения давле
ния на устье скважины р у на продолжительность периода фонта
нирования. Из рисунка видно, что чем больше устьевое давление

l-'ис. 11а. Энергетическая .характеристика работы одной скважины в процессе 
разработки:

обводненность нефти; Тф — время 
газом а лифте; р — требуем ое давление

— устьевое давление; — забойное давление; 
§»мтинировании; А _ — работа, совершаемая газо \

• *, Ли иного насоса для подъема ж и д к о с т и  из  скважины на поверхность

Ру. МПа Тф, годы А т, кД ж

0 5.2 45
0.2 •1.5 35
0.3 4 .0 2S
1.0 2.6 10
2.0 1.0 О

l/'v тем меньше совершается работа выделившимся газом из 
нефти ( Л г .,,0) .

Самый выгодный фонтанный способ эксплуатации скваж ин 
н первом случае продолжается в течение всего лишь одного года 
(Ча,и). 80 втором случае — в течение приблизительно пяти лет 
I ' ||К>) •

Ниже приведены дза примера несложных расчетов на оптимальное размеще-
.....  промысловых Объектов, которые формально можно распространить на все
|Троительство.

Теоретически через трубопровод любого диаметра можно перекачать любой
• однако при прокачке заданного объема через трубопроводы малого диаметр а 

■NHX со ".даются чрезмерно высокие скорости и. как следствие, огромные потери 
Ншлсния на трение.

При большом диаметре трубопровода и прокачке через него того же колпче- 
Щ| | жидкости скорость се будет небольшой, а соответственно и небольшие по- 

Мри давления.
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Перед проектировщиком в таких случаях возникает вопрос: какими же елм 
дует принимать диаметры всех трубопроводов и как их обосновывать, в частности,] 
диаметр сборного коллектора (см. рис. 5.0), транспортирующий практически од | 
пофазную жидкость (нефть).

.Методика решения такой задачи сводится к следующему.
Большинство трубопроводов, транспортирующих нефть, газ н воду, состоит 

из самого трубопровода и насоса (насосной станции). В зависимости от"принимав 
емого диаметра трубопровода* проводят определенно (по существующим ценнич 
кам) стоимости самого трубопровода, а стоимость насосного агрегата (насосной 
станции) определяется, исходя из его мощности (Л', кВт), рассчитанной по слсЗ 
дующей формуле:

02gH_ QyH_
1000*1 1021 ’

где Q — расход жидкости, м;\ с: р — плотность жидкости, кг/м3; g  — ускоренно 
силы тяжести, м/с2; Н — напор, создаваемый насосом на преодоление сил трс* 
иия (определяется по формуле) и разности геодезических высот Лг; 1) — полны! 
коэффициент полезного действия насоса, представляющий собой произведении 
•»! =  ilo’lr’luex' ’1о— объемный к. п. д., учитывающий утечки жидкости через :ы« 
зоры и сальники насоса; v]r — гидравлический к. г.. д., учитывающий уменьше
ние напора вследствие гидравлических сопротивлений; >]мех — механическиП| 
к. п. д., учитывающий потери на трение в насосе (в сальниках); у — удельный вс<| 
жидкости, кге/м3 [И м 3 ].

Чем меньше диаметр трубопровода, тем, естественно, меньше его стоимость З г(, |  
при всех прочих равных условиях. Однако при этом должна быть значительно 
больше стоимость насосной станции Зст- Общая стоимость трубопровода и насос*] 
ной станции будет (см. рнс. 11,6):

•Зобщ =  Зтр Зиле.
Стоимость трубопровода представляет собой единовременную затрату, И  

поэтому нужно стремиться к удешевлению строительства трубопровода и уменьч 
шенню затрат на него. Однако выбор того или иного диаметра трубопровода с точки 
зрения экономики определяют не единовременные капиталовложения,_а ежегодИ 
ные затраты по трубопроводу, слагающиеся из эксплуатационных затрат — рас
ходов на содержание трубопровода и амортизационных отчислений.

При амортизационном проценте по трубопроводу ежегодные затраты на неге  
составляют

п\Згр
Лтр 100

затраты на насосную станцию

-4 нас — 100 ■

По насосной станции имеются, кроме того, ежегодные эксплуатационные роем 
ходы на содержание штата и на электроэнергию. Обычно при подсчете стоимости 
электроэнергии, затрачиваемой при перекачке нефти, учитываются и остальные! 
эксплуатационные расходы по насосной станции.

Установленная мощность насосной станции должна быть несколько бол мне] 
необходимой мощности для обеспечения бесперебойной подачи нефтн или bo.IMJ 
и на случай капитального ремонта насосных агрегатов .Vy == 1.5Л'.

При стоимости 1 кВт-ч электроэнергии с включением всех остальных расхоч 
дов по станции в К руб. ежегодные затраты по эксплуатации станции состлшГ 
К — 365-24 Л’ руб.

Таким образом, ежегодные расходы по насосной станции можно выра4 нтц I 
в виде

л _ пд-̂ нас v
нас 100 1
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ТАБЛИ Ц А 3

Сдаваясь различным» размерами диаметра нефтепровода или водовода, мож- 
......начислить стоимость строительства этих трубопроводов и насосной станции,
• штсм и ежегодные затраты.

Стоимость трубопроводов обычно определяют по отпускной стоимости одной
• пины труб с укладкой на месте производства работ. Стоимость сооружения и 
нЛпрудования насосной станции определяют по установленной мощности двига- 
ммп! и укрупненным показателям. Полученные данные заносятся в табл. 3.

I'Hi1. 1 16. Зависимость общих расходов Зобщ
ни строительство насосной станции (Зизс) 
и фубопровода (Зтр) от диаметра

Па основании табличных данных строят три функциональные зависимости:
1) ежегодные затраты по трубопроводу З тр =  fy (D),
2) ежегодные затраты по насосной станции З нас =  / 2 (D),
.’I) суммарные ежегодные затраты 3 0бЩ =  / 3 (D).
Указанные функциональные зависимости изображены на рис. II б. Из ри- 

| > нiv I видно, что суммарная кривая ежегодных затрат имеет свой минимум, кото- 
I'ufl соответствует экономически наивыгоднейшему диаметру трубопровода.

I ели полученный таким образом диаметр трубопровода не соответствует 
1<н Ту, берут ближайший размер по ГОСТу.

Рассмотрим второй случай промыслового обустройства, оптимизируя число
■ иплжнн. подключаемых к автоматизированным групповым замерным установкам 
I \I 1У) типа «Спутник» (см. рис. 5, 3).

Рассмотрим две разновидности АГЗУ: 1) с постоянным числом подключенных 
Миижнн /1 к «Спутнику» и 2) когда число «Спутников» и подключенных к ним
.......«кин может быть любым, т. е. это тот случай, когда все выкидные линии сква-
tiini месторождения подключаются к одному центральному сборному пункту 
НИ II).

Соответственно методы решения этой задачи будут различными. При постоян
н а  числе подключенных скважин стоимость АГЗУ (при известной сетке расположе- 
......... кплжнн) определяется однозначно.

Мри подключении к АГЗУ, расположенной на центральном сборном пункте 
ЛИ|Л(НО числа скважин, стоимость его можно определить по формуле

т
•">ЦСП= /СрЯ +  V  С;, ( И . 2)

1 = 1
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где /ср — среднее значение протяженности выкидной л и н и и , соединяющей уст|,« 
скважины с ДСП и зависящее от сетки скважин; С,- — стоимость «Спутником 
расположенных на ДСП.

При оптимизации определяют затраты на сооружение следующих основных 
объектов: стоимость выкидных линий а в. идущих от скважин до ЛГЗУ или ЦГГ), 
стоимость самой ЛГЗУ С,- и внешних по отношению к ЛГЗУ промысловых комму* 
HHKaiuift — нефтсгазоводосборных коллекторов (от ЛГЗУ до УПН), сск. лнин!) 
телемеханики (от ЛГЗУ до РИТС) а т; подъездного пути а Пп (дороги) к ЛГЗУ 
и к скважинам.

Число подключаемых скВажин

Рис. 12. Оптимизация удельных капитальных вложений на 
обустройство сборной автоматизированной групповой за
мерной установки при средней длине, км: 1—2, 2—1 ,3—0,3

В работе Г. И. Белозерова и др.1 на основании анализа сеток скважин и занн 
маемых ими площадей даются следующие формулы для определения средней 
протяженности выкидных линии для треугольной сети скважин:

/  2 o rt/r"  / I I  'И
ср_ г Т Г ’ (1U>

для квадратной сетки скважин

' V ~ T W '
где 2а — расстояние между соседними скважинами.

В подобного рода расчетах целесообразно величину капитальных вложений 
на обустройство относить к одной скважине.

Учитывая сказанное, будем иметь следующие формулы для определении I 
удельных капитальных вложений на одну скважину: 

для треугольной сетки скважин

с  __ ^ а г з у  , п_  i / T  ( ав У п | а к * г « т  Ч '® п п  \  / ч  п
S » - — Г -  + 2° v " [ - t f T + ------- ----------- )■ 1"»1

1 Белозеров Г. И., Саттаров М. М. Комплексное проектнрочание разработки
и обустройства нефтяных месторождений. М., ВННИОЭНГ, 1976.



для квадратной сетки скважин

S „  =  +  2а \ гп ( +  ** +  ? .Т ~  «™ Л . (11.6)
ул п ' \  Y  2л К 2л /

На рис. 12 приведены ориентировочные кривые удельных капитальных вло
жений, определенные по формуле II.5, в зависимости от количества подключенных 
скважин в АГЗУ и средней протяженности выкидных линий /ср. Из кривых этого 
рисунка видно, что при плотных сетках скважин одной и той же площади место
рождения к АГЗУ следует подключать большое число скважин (/Ср =  0,3), а для 
редких — (/Ср >  1,5 км) меньшее число скважин, т. е., при редких сетках сква
жин экономически выгоднее строить один сборный пункт вместо нескольких АГЗУ, 
равномерно расположенных на месторождении.

На оптимальное число скважин, подключенных к АГЗУ или ДСП, существен
ное влияние оказывают стоимость самой групповой установки, а также необходи
мость сооружения подъездных путей к АГЗУ и к скважинам.
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ГЛАВА III

И З М Е Р Е Н И Я  П Р О Д У К Ц И И  С К В А Ж И Н  
( Н Е Ф Т И ,  ГА ЗА  И В О Д Ы )

Необходимо помнить, что измерения продукции отдельных 
скваж ин являю тся основным фактором при анализе разработки 
нефтяных месторождений и направлены эти измерения на решение 
следующих пяти важных задач:

1) установление необходимого режима работы скважин;
2) суммарного учета количества извлекаемых нефти, газа и воды 
по месторождению в целом; 3) расчет типоразмера и количества 
необходимого оборудования, монтируемого на установках подго
товки нефти (УПН) (см. рис. 80, 2, 4 , 5, 6, 9, 12 и т. д.); 4) анализ 
динамики разработки нефтяного месторождения и 5) контроль 
и регулирование за продвижением водонефтяного и газонефтяного 
контактов.

Известно, что количеством добываемой нефти, газа и воды по 
каждой скважине в отдельности и по месторождению в целом опре
деляются необходимое количество и типоразмер оборудования, 
устанавливаемого на Д Н С  и У П Н , и режимы его работы. Поэтому 
сбор такой информации, т. е. измерение продукции по каждой 
скважине, крайне важен. Вместе с тем такая  информация по каж 
дой скважине еще более важна для анализа, контроля и регули
рования за состоянием разработки нефтяного месторождения и, 
в частности, за скоростью продвижения водонефтяного и газо
нефтяного контактов.

В самом деле контроль и регулирование за разработкой нефтя
ного месторождения сводится, как известно, к изучению скорости 
продвижения водонефтяного и газонефтяного контактов. Ско
рость продвижения этих контактов зависит от геолого-физической 
характеристики продуктивных горизонтов, физических свойств 
пластовых флюидов и темпа отбираемой жидкости как по отдель
ным, так и по всем эксплуатационным скважинам. В случае боль
шой неоднородности продуктивного горизонта (проницаемости, 
пористости, водонасыщенности) скорость продвижения на различ
ных участках водонефтяного и газонефтяного контактов при раз
работке может изменяться в широких пределах (см. рис. 123).

Поэтому за критерий суждения о «качестве» геолого-физиче
ской характеристики продуктивного пласта и величины скорости 
продвижения указанных выше контактов в процессе разработки 
месторождения обычно принимается р а б о т а  э к с п л у а 
т а ц и о н н ы х  с к в а ж и н :

1) их производительность по нефти, газу и воде; 2) равномер
ность подачи (или работа на пульсирующем режиме); 3) темп об-
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нодиенности нефти и увеличения газовых факторов по отдельным
• кважинам, а также геофизические исследования этих скважин.

Таким образом, измерение количества нефти, газа и воды по 
каждой скважине имеет исключительно важное значение как для 
техники и технологии сбора и подготовки нефти, так и для анализа 
мштроля п регулирования за процессом разработки месторожде
ния.

|  I. ТРАДИЦИОННЫЕ МЕТОДЫ ИЗМЕРЕНИЯ 
ПРОДУКЦИИ СКВАЖИН

Измерение продукции скважин на старых площадях месторо
ждений производится традиционными, старыми, объемными ме
тодами.

При самотечной системе сбора нефти как с индивидуальным,
I л к и с групповым замерно-сепарационным оборудованием изме
рение продукции скважин проводят объемным способом операторы, 
обслуживающие это оборудование.

Если при работе скважин не образуется стойких эмульсий, то 
количество нефти и воды, поступающих в индивидуальную сепа- 
рлционно-замерную установку, измеряется или в трапе, или 
н открытом цилиндрическом мернике (см. рис. 3, 2 и 6). Продук
цию скважины в мернике оператор замеряет рейкой с делениями 
и реже — при помощи водомерного стекла, установленного на мер
нике. Количество газа на индивидуальных установках замеряется 
несистематически.

На групповых замерно-сепарационных установках количество 
ома измеряется при помощи стандартных диафрагм и расходоме
ров ДП-430, устанавливаемых на газовой линии после сепаратора 
(см. рис. 4, 7). Количество нефти и воды по скважинам измеряют 
периодически — от одного раза в сутки до одного раза в 3—5 су
ток в зависимости от режима работы скважины (спокойный, пуль
сирующий).

Д ля измерения производительности скважин по изменению 
уровней нефти и воды в мернике пользуются следующими форму
лами.

Объем цилиндрического мерника высотою в 1 см

V' =  0,01 =0,007851»*,4

I u1 D — внутренний диаметр мерника, м;
объем нефти, поступившей в мерник:

Ун — 0,01 Л„ — , ( I I I .1)

объем воды, поступившей в мерник:

•/„ о.01Лв ^ .  (Ш  2)
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Если наполнение мерника продолжалось т мин, то суточная 
производительность скважины составит: 

по нефти

V„ 0 ,01Л„
лО - 1440 11,3 A.. D-

Псдач а  

Соды

по воде 

V д — 0,01 Лц л  D- 1440
11,3

httO- (111.4)

Сброс

где 1440 — число минут в сутках.
Чтобы ускорить измерение производитель

ности скважин по уровню в мернике, каждый 
мерник тарируется и составляется отдельная 
таблица объемов.

Чем меньше диаметр мерника, тем большая точ
ность измерения дебита нефти и воды по сква
жине, и наоборот, для большего диаметра мер
ника (6—8 м) ошибка в определении высоты 
уровня может приводить к существенной ошибке 
дебита скважины.

Если при работе скважин образуется стой
кая эмульсия, то содержание воды, поступив
шей вместе с нефтью на поверхность, определя-

Рис. 13. Аппарат Дина—Старка для определения содержания 
воды в нефти:
1 — стеклянная колба; 2 — градуированная ловушка; 3 — соеди
нительная трубка; 4 — холодильник

ются аппаратом Д и н а—Старка, схема которого приведена 
на рис. 13. Д ля этого отобранную пробу обводненной нефти из 
выкидной линии, мерника или трапа в количестве 100 г смешивают 
со 100 см8 растворителя, заливаю т в колбу Д ина—Старка и нагре
вают. Растворитель, испаряясь, увлекает с собой содержащуюся 
в нефти воду. Пары воды, нефти и растворителя конденсируются 
в холодильнике, и отогнанная вода оседает н£ дне приемника — 
в градуированной ловуш ке. По количеству воды в приемнике-ло- 
вушке определяют процентное содержание ее в нефти, пользуясь 
формулой

Г
С„

100, (111.5)

где V — объем воды в приемнике-ловушке, см3; G„ — навеска 
пробы нефти, г; рв — плотность воды, г/см3 (обычно определяется 
плотномером).

Описанный способ замера продукции скважин зависит от ряда 
факторов: 1) быстроты открытия и закрытия задвижек на линии, 
подводящей жидкость в мерник, и четкости фиксации времени 
наполнения; 2) режима работы скважины (пульсирующий, спо-
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мншый); 3) отложения солей и парафина в мернике; 4) эллип- 
I ичпости мерника.

В зависимости от этих условий возможны погрешности в опре- 
дгленин суточной производительности скважин.

К существенным недостаткам старого традиционного способа 
Ншсренпя продукции скважин относятся два следующих фактора: 
I) необходимость иметь большой штат замерщнц и 2) измерение 
иСнюдненности нефти по скважинам производится периодически, 
что не дает четкого представления о темпе обводненности скважин 
ни месторождению в целом.

|  -г. СОВРЕМЕННЫЕ МЕТОДЫ ИЗМЕРЕНИЯ 
ПРОДУКЦИИ СКВАЖИН

В настоящее время разработаны и широко применяют авто- 
мнтнческие устройства по замеру продукции скважин: «Спут- 
Ник-А», «Спутник-Б» и «Спутнпк-В», описание которых приведено 
ниже.

I'm 14. Технологическая схема «Спутника-А»:
-  М..М1ДНЫГ л н н Hit от с к в а ж и н ;  2 — о б в о д н и в ш а я с я  с к в а ж и н а ;  — за м е р н ы й  н а т р у *
• I -  г и д р о ц и к л о н н ы й  с е п а р а т о р ;  5 — з а с л о н к а  на  г а з о в о й  л и н и и ;  6 — турбинный

м • и мер; 7 — у р о в н е м е р  ( п о п л а в к о в ы й ) ;  S — г и д р о п р и в о д ;  0 —  электродвигатель,
)>• к г к и т е л и .  I I  — сборный коллектор; 12 — р о т о р н а я  каретка переключателя;
IV многоходовой п е р е к л ю ч а т е л ь  с к в а ж и н  (ПСЛ\); /-/ — с и л о в о й  ц и л и н д р

Па рис. 14 дана принципиальная технологическая схема «Спут- 
ип1 .1-А», разработанного Октябрьским филиалом ВНИИКАнефте-
1И 1.

«< путннк-А» предназначен для автоматического переключения
I iu u i/k iih  на замер, автоматического измерения дебита скваж ин,
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подключенных к «Спутнику», контроля за работой скваж ин по 
наличию  подачи жидкости и автоматической блокировки скважин 
при аварийном состоянии.

«С путник-A» состоит из двух блоков: замерно-переключающего 
и блока местной автоматики (БМА), в котором происходят авто
матическая регистрация измеренного дебита скважин и переклю
чение их на замер. «Спутник-A» работает по задаваемой программе, 
обеспечивающей поочередное подключение на замер скважин на 
строго определенное время. Продолжительность замера продук
ции одной скважины определяется требованиями службы разра
ботки Н Г Д У  при помощи реле времени, установленного в Б М А .

Поочередное подключение скважин на замер осуществляется 
при помощи многоходового переключателя скважин (ПСМ) 13, 
в который поступает продукция всех скважин по выкидным ли
ниям. Каждый секторный поворот роторной каретки переклю
чателя 12 обеспечивает поступление продукции одной из подклю
ченных скважин через замерный патрубок в гидроциклонный 
сепаратор. Продукция остальных скважин в это время проходит 
в сборный коллектор. В гидроциклонном сепараторе свободный 
газ отделяется от жидкости.

Д ебит жидкости скважины, подключенной на замер, измеря
ется при кратковременных пропусках накапливающейся в сепара
торе жидкости через турбинный расходомер типа ТОР-1 или 
«Норд», установленный выше уровня жидкости в технологической 
емкости гндроциклонного сепаратора.

Н акопление жидкости в нижнем сосуде сепаратора до заданного 
верхнего уровня и выпуск ее до нижнего уровня осуществляется 
поплавковым регулятором и заслонкой на газовой линии. Всплы
вая до верхнего уровня, поплавок регулятора закрывает газовую 
линию и, следовательно, повышается давление в сепараторе, 
в результате чего жидкость продавливается из сепаратора через 
турбинный расходомер. Когда поплавок достигает нижнего задан
ного уровня, заслонка открывается, давление между сепаратором 
и коллектором выравнивается, и продавливание жидкости пре
кращ ается. Время накопления жидкости в сепараторе и число , 
пропусков жидкости через счетчик за время замера зависит от 
дебита измеряемой скважины.

Д ебит каждой скважины определяют, регистрируя накапли
ваемые объемы жидкости (м3), прошедшие через турбинный счет
чик, на индивидуальном счетчике импульсов в блоке Б М А .  
Следующую скваж ину переключают на замер по команде с Б М А  
при помощи электродвигателя, гидропривода, и силового цилиндра, 
который поворачивает каретку переключателя в другие положения.

Турбинный расходомер одновременно служит сигнализатором 
периодического контроля подачи скважины. Если подача в кон
тролируемой скважине отсутствует, то Б М А  выдает аварийны!", 
сигнал в систему телемеханики. Аварийная блокировка всех | 
скваж ин при повышении давления в коллекторе или его повре-
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ж и'ини автоматически осуществляется при помощи отсека- 
|«*лен.

«Спутники-А» выпускаются на рабочее давление от 1,5 до 
I МПа на максимальную производительность скважины по жидко-

• щ  400 м:‘/сут и вязкость жидкости не более 80 сСт. При указан 
ных параметрах паспортная погрешность измерения дебита жид
кости «Спутником-A» колеблется в пределах ^ 2 ,5 % . Блоки 
•(.путника-А» могут быть обогреваемыми, и поэтому они рассчн- 
i.iмы для применения на площадях нефтяных месторождений

I распределительная батарея; 2 — штуцеры; 3 — емкость для шаров: 4 — трехходо- 
»мг клапаны; 5 — трехходовые краны; 6 — замерная линия; 7 — коллектор обводненной  
mmIiiii; в — коллектор безводной нефтн, 9 — гамма-датчики нижнего н верхнего уровней
■ .нлн .стн; 10 — сепаратор; II  — диафрагма для измерении газа; 12 — заслонка; 13 — 
........... . 14 — тарированная емкость; /5  — тарированная пружина

1пиадной Сибири, Коми АССР, Татарии, Башкирии и других 
рпйоиов, имеющих низкие температуры окружающей среды. 

Недостатком «Спутника-A» является невысокая точность изме- 
мня при больших дебитах скважин нефти расходомером турбин- 

I I O I O  типа, обусловленная плохой сепарацией газа от нефти в гидро- 
ииьлоином сепараторе вследствие попадания в расходомер вместе
• жидкостью пузырьков газа и отсутствия на «Спутнике-A» вла- 
iMMcpa.

( хема «Спутника-В», разработанного Грозненским филиалом 
И1 Ш ИКАнефтегаз, приведена на рис. 15. «Спутник-В», как  и 
•< нупшк-А», предназначен для автоматического переключения
■ пиджин на замер по заданной программе, автоматического изме- 
|н'11ии дебита свободного газа.

Измерение продукции гкважин при помощи «Спутника-В» 
происходит следующим образом.

43



i

Н ефтегазовая смесь подается o r скважин в распределительную 
батарею  / ,  где, пройдя штуцер, она попадает в трехходовой кла
пан 4. И з  него нефтегазовая смесь может направляться или в ли
нию б д л я  измерения нефти и газа в сепараторе 10, или в линию 8 — 
общую для безводной нефти, поступающей со всех скважин. 
П ереклю чение на замер и обводненных, и безводных скважин про
водится автоматически через определенное время при помощи 
блока местной автоматики Б М А  и трехходовых клапанов 4. 
Количество жидкости, попавшей в сепаратор, измеряется при по
мощи тарированной емкости, гамма-датчиков, подающих сигнал 
уровней жидкости на Б М А , и плоской тарированной пружины 15. 
Дебит жидкости (нефть - f  вода) определяется измерением массы 
жидкости, накапливаемой в объеме между гамма-датчиками верх
него и ниж него уровней и регистрации времени накопления этого 
объема. Дебит чистой нефти определяется сравнением массы жид
кости в заданном объеме с массой чистой воды, которая занимала бы 
этот объем.

Поясним это примером.
В ыразим вес смеси Сс, нефти Сн, воды Ga — в ньютонах. 

Тогда
Gc =  G„ -f G„ ( III .С)

откуда
GB = Gc — Gtl.
Если эти формулы выразить через известный объем тарирован

ной емкости, то

(111.7,

где и VB — объемы, занимаемые соответственно нефтью и во
дой в известной емкости, V, м3; р„ и рв — плотность нефти и 
воды, кг/м 3; g  — ускорение свободного падения, м. с2.

П одставляя вместо Ga его значение из выражения II 1.6, полу
чаем

V =  - ^ -  +  -G- c- - Gh (III.8)
Puff Png

или
£РиРв1' =  SPbGh -f- gpn (Gc — G„) — p]:gGH —- pngGc — fipiiGn. (111.9)

Если обозначить gp^V  через вес Gu, то последнее выражение 
представляется в виде

^  к  {Go-  ос), (Ш . ю,
Ра — Pii

где
к  =

Рв --- Рн
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При измерениях дебита жидкости при помощи «Спутнпка-В» 
•ИГиотся, что плотности нефти и воды остаются постоянными, 
«ми! образом, по формуле (111.10) находят вес нефти, так как Д'

!Ищется известной величиной, G,. — то же, а вес смеси, запол- 
ЦИин’й емкость V, определяется по тарированной кривой пру
щим 15. Результаты измерения пересчитывают в конкретные еди
ним (т/сут) и фиксируют на соответствующих счетчиках в блоке 

№< moil автоматики.
После того как тарированная емкость 14 наполнялась жидко- 

н м "  п вес ее измерен, блок местной автоматики включает электро- 
Ш раолический привод, и заслонка 12 на газовой линии прнкры- 

I■ и. В результате этого в сепараторе увеличиваются давление, 
и жидкость, скопившаяся в емкости 14, через сифон 13 выдавли- 
|M ii ч в коллектор обводненной нефтн 7. В связи с небольшим 
t Ль мпм тарированной емкости 14 (300 л) вся нефть, как чистая, 
ми н обводненная, направляется в коллектор 7. Количество газа 
HIM... отся эпизодически при помощи диафрагмы 11.

11ри обводнении одной из скважин ее подключают для постоя н- 
(Н>н рпботы к коллектору обводненной нефти через трехходовой 
*|Ын [>, а измерять ее дебит можно описанным способом при по- 

■нцн автоматически переключаемого трехходового клапана 4.
11(-достаток «Спутника-В» заключается в том, что при измерении 

Ирифннпстой нефти отложения парафина в тарированной емко- 
ц н  могут существенно снизить точность определения количества 
BlIUtKOCTII.

Схема «Спутника Б-40», разработанного Октябрьским филиа- 
ИII ПЖ Анефтегаза, приведена на рис. 16.

•Спутник В-40» предназначен для автоматического переключе- 
скважин на замер по заданной программе и автоматического 

И«*н |)сиия дебита скважин. «Спутник Б-40» более совершенен, 
•( путник-А». На «Спутнике Б-40» установлен автоматический 

ИМии'мер нефти, который непрерывно определяет процентное 
Ц» и ржание воды в потоке нефти, так же автоматически при по- 

Кшннп турбинного расходомера (вертушки) 15 измеряется коли- 
Н |<  м«» выделившегося из нефти в гидроциклоне свободного газа.

I урбинный расходомер жидкости (ТОР1-50) в «Спутнике Б-40» 
Ш Гишнлен ниже уровня жидкости в технологической емкости 

НЦЦ’оииклонного сепаратора.
Мри помощи «Спутника Б-40» так же, как «Спутника-Б» и 

Кй!щ мшка-А», можно измерить раздельно дебиты обводненных 
Ш  Ж'пГтодненных скважин. Д ля этого поступают следующим обра- 
рJp*t I ели, например, скважины обводнялись, а остальные две- 
Н мы .гм, скважин, подключенных к «Спутнику», подают чистую 
Н и к  го вручную перекрывают специальные обратные клапаны 1, 

П р о д у к ц и я  обводненных скважин по байпасной линии через 
H to ii'M oi 12 направляется в сборный коллектор. Продукция 
■ К ' |  Milt, подающих чистую нефть, направляется в емкость мио- 

Ш м п и о ю  переключателя скважин ПСМ, из которого она посту
45



пает в сборный коллектор, а далее в коллектор безводном нефти,| 
Ж идкость любой скважины, поставленной на замер, нащни 

вляется через роторный переключатель скважин 4 в гндроциклом» 
ный сепаратор 13. На выходе газа из сепаратора установлен р«  
гулятор перепада давления 14, поддерживающий постоянный 
перепад между сепаратором и расходомером газа 15. Постоянный 
перепад давления передается золотниковыми механизмами М 
и 16а, от которых такж е отводится постоянный перепад на nopulj 
невон клапан.

Рис. 16. Технологическая схема «Спутника—Б—40—14—500»:
I — обратны е клапаны; 2 — задвижки; 3 — переключатель скоажпн многоходовой |  
(ПСМ); 4 — роторным переключатель скважин; 5 — замерная линия; 6 — общая лини*]] 
7 — отсекателн; 8 — коллектор обводненной нефти; 9 н 12 — задвижки закрытые; /01  
и / /  — задвиж ки открытые; 13 — гидроциклониый сепаратор; 14 — регулятор перепад*! 
давления; 15 — расходомер газа; 16 и 16а — золотники; /Г — поплавок; 18 — р асходов  
мер жидкости; 19 — поршневоП клапан; 20 — влагочрр; 21 — гидропривод; 22 — wir* I 
тродвнгатель; 23  — сборныП коллектор; т — выкидные линии от скважин

Количество жидкости измеряется по скважинам следующим! 
образом.

Когда поплавок 17 уровнемера находится в крайнем нижнем I 
положении, верхняя вилка поплавкового механизма нажимает! 
на верхний выступ золотника, в результате чего повышенное I 
давление от регулятора 14 передается на правую часть поршне-1 
вого клапана 19 и прикрывает его; подача жидкости прекращ ается,! 
и турбинный расходомер 18 перестает работать. С этого момента I 
уровень жидкости в сепараторе повышается. Как только уровеж. 
жидкости в сепараторе достигнет крайнего верхнего положении I 
и ниж няя вилка поплавкового механизма нажмет на выступ к» j 
лэтнпка 16а, повышенное давление от регулятора 14 действует I 
на левую  часть поршневого клапана 19 и открывает его; начинаете#!



чпше жидкости в системе, и турбинный расходомер отсчитывает 
и/шчество прошедшей через него жидкости.

Для определения процента обводненности нефти на «Спутнике»
■ шновлен влагомер 20, через который пропускается вся продук- 
ин скважины.

Разработан также «Спутник Б-40-24», который отличается от 
•< путника Б-40» лишь числом подключаемых скважин — к нему 
tin ж но подключить 24 скважины. Все остальные данные этого 
•| мутника» такие же, как и «Спутника Б-40».

Дебиты жидкости (нефть, нефть +  вода) скважин, подключен
ных к «Спутнику Б-40» и «Спутннку-А», измеряются при помощи 
|чн ходомеров турбинного типа, разработанных Октябрьским фп- 
1MH.IOM ВНИИКАнефтегаза.

Расходомеры ТОР-1 предназначаются для измерения жидкости 
пм •костью не более 80 сСт. Расходомеры ТОР-1 обеспечивают как 
|Мчтный отсчет показаний, так и передачу показаний при помощи
• и 'мромагнитного датчика на БМА.

Расходомеры ТОР-1 (рис. 17) состоят из двух основных частей: 
и  рГжнного счетчика жидкости и блока питания.

Гурбинный расходомер ТОР-1 работает следующим образом. 
•Кмдкость, проходя через входной патрубок корпуса /  и обтека- 
1#Л1. 2, попадает на лопатки крыльчатки 11 и приводит ее во вра- 
мн мне. После крыльчатки направление движения жидкости экра
ном изменяется на 180°, и она через окна обтекателя поступает 
и имходной патрубок. Число оборотов крыльчатки прямо про- 
ни||Цнонально количеству прошедшей жидкости. Вращательное 
движение крыльчатки передается через понижающий редуктор 
И магнитную муфту на механический счетчик со стрелочной шка- 
i"tl (цена деления 0,005 м3). Одновременно со стрелкой механи- 

Mi'i кого счетчика вращается находящийся с ней на одной оси 
Д1П к 9 с двумя постоянными магнитами, которые, проходя мимо
* и к громагнитного датчика, замыкают расположенный в нем 
tiiii мнгоуправляемый контакт. Получаемые при этом электриче- 
|МНС сигналы регистрируются на блоке управления счетчиком,

]«• дублируют показания местного механического счетчика, 
l io  же время каждая лопатка, проходя мимо магнитоидукцион- 
||м<| датчика, выдает электрический сигнал, который регистри- 
(•уится в блоке регистрации.
Диапазон измерения колеблется от 3 до 30 м3/ч. Паспортная 

мш псшность измерения при расходе от 3 до 5 м3.ч — — 5% , 
m i  ’i до 30 м3/ч — —2,5% . В реальных условиях из-за плохой 
W царапин эта погрешность может достигать большой величины.

Расход чистой нефти, прошедшей через ТОР-1, определяется 
цвюматпчески как разность между показаниями ТОР-1 и показа- 
Иними датчика влагомера.

Омределение содержания воды и нефти современным способом. 
НииГюльшее распространение в СССР и за рубежом получил один 
|)|| косвенных методов измерения обводненности нефти, основан-
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ныii на зависимости диэлектрической проницаемости водонеф| 
ной смеси от диэлектрических свойств ее компонентов (нефти 
воды). К ак  известно, безводная нефть является хорошим днэлсц 
три ком п имеет диэлектрическую проницаемость е„ =  2 ,1 —2, 
тогда к а к  диэлектрическая проницаемость минерализованны;

Рис. 17. Расходомер жидкости ТОР-1:
/ — спорной корпус; 2 — обтекатель; 3 — магннто-иидукциоиный датчик; 4 — экрлН» 
отражатель; 5 — понижающий эубчатыЛ редуктор; 6 — перегородки; 7 — электромвг* 
нитиый датчик ;<Ч — механический счетчик; 9 — д и ск с  магнитами; 10 — магнитная муфтЦ) 
/ /  — крыльчатка; 12 — крышка; 13 — регулирую щ ая лопатка

Рис. 18. Емкостный датчик влагомера УВН-2:
/  — сварной корпус; 2 — стеклянная труба; 3 — электрод; 4 — регулятор длины улещ 
трода (шток); 5 — штурвал; С и 10 — верхний и ннжннн фланцы соответственно; 7 — стилм  
ная труба; а — кольцо для крепления стеклянной трубы: — металлическим цилиндрик

вод достигает еп =» 80. Т акая разница в диэлектрической проии* 
цаемости воды и нефти позволяет создать влагомер сравнительно 
высокой чувствительности. Принцип действия такого влагомера 
заклю чается в измерении емкости конденсатора, образованного 
двумя электродами, погруженными в анализируемую водонефтя» 
ную смесь.

Емкость конденсатора определяется по формуле

(III.П)
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где S — поверхность обкладок конденсатора; ес — диэлектри
ческая проницаемость среды между обкладками; / — расстояние 
между обкладками.

Таким образом, если площадь 5  обкладок конденсаторов, опу
щенных в анализируемую смесь, и расстояние / между ними 
неизменны, то емкость конденсатора С будет зависеть от измене
ния ес, т. е. от изменения содержания воды и нефти.

Разработан унифицированный влагомер для нефтн (УВН), 
позволяющий непрерывно контролировать и фиксировать объем
ное содержание воды в потоке нефти с погрешностью от 2,5 до 4% .

Схема емкостного датчика приведена на рпс. 18. На верхнем 
отводе датчика показан вывод для замера емкости конденсатора, 
.1 на нижнем отводе — подключение электротермометра Т  с тем
пературным мостом. Д ля защиты от коррозии и отложений пара
фина корпус покрывают изнутри эпоксидной смолой или бакели- 
Iоным лаком. На верхнем фланце 6 монтируется внутренний элек-
I род 3, особенностью которого является наличие регулятора его 
длины, действующего при помощи вращающегося штока. Роль 
н.шлятора выполняет стеклянная груба 2, которая при помощи 
специального кольца 8 и стального патрубка 7 крепится к верх
нему фланцу 6. Внутри стеклянной трубы на длине 200 мм нано- 
сится распылением слой серебра, являющегося внутренним элек
тродом 3 датчика. Вращая штурвал 5 вместе со штоком, можно 
ныдвигать из электрода на требуемую длину металлический ци
линдрик 9, контактирующий с серебрянным покрытием, таким 
пГфазом, настраивать влагомер на измерение различных сортов 
нефти с различной обводненностью. Ш кала влагомера, находя
щейся на верхнем фланце, отрегулирована в процентах объемного 
удерж ани я воды. На точность измерения этим прибором коли
чества пластовой воды и нефти значительное влияние оказывают: 
I) изменение температуры нефтеводяной смеси; 2) степень одно
родности смеси; 3) содержание пузырьков газа в потоке ж ид
кости и 4) напряженность электрического поля в датчике.

Д ля более точного измерения содержания воды в нефти необ
ходимо избегать попадания пузырьков газа в датчик, так как он 
имеет низкую диэлектрическую проницаемость, соизмеримую 
| нефтью (er =  1), и поток жидкости перед поступлением в датчик 
гщятельно перемешивать для достижения однородности смеси, так 
iwik чем однороднее поток, тем выше точность показаний прибора.

Датчик влагомера устанавливается в вертикальном положении 
и должен пропускать через себя всю жидкую (нефть - f  вода) 
продукцию скважины.

Измерение количества газа на всех «Спутниках» проводится 
| помощью высокочувствительных турбинных счетчиков типа 
ДГАТ-1 с максимальной относительной погрешностью измерения 
|| шапазоне расходов: 5— 10 — ± 4 % , 10— 100— ± 2 ,5 % .

Регистрация расходов газа осуществляется как на интегрирую
щих счетчиках, так и на самопишущих приборах.



ГЛАВА IV

Т Е Х Н О Л О Г И Ч Е С К И Е  Р А С Ч Е Т Ы  Т Р У Б О П Р О В О Д О В

Трубопроводы, прокладываемые на площадях месторождении для 
сбора и транспортирования продукции скважин, имеют, как пра
вило, хаотическую форму расположения, трудно поддаю:: ■>< ч 
гидравлическим расчетам. *

В данной главе рассматриваются гидравлические расчеты 
простых и сложных трубопроводов, транспортирующих как одно
фазные, так и многофазные жидкости, имеющие ньютоновские и 
неньютоновские характеристики.

§ 1. КЛАССИФИКАЦИЯ ТРУБОПРОВОДОВ,
ПРИМЕНЯЕМЫХ НА НЕФТЯНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЯХ

Все трубопроводы, применяемые на нефтяных месторождениях, 
подразделяю тся на следующие категории.

1. По назначению — нефтепроводы, газопроводы, водопро
воды, нефтегазопроводы.

2. По характеру движения жидкости — с совместным движе
нием нефти, газа и воды и с раздельным движением обводненной 
и необводненной нефти.

3. По характеру напоров — напорные и безнапорные или са
мотечные.

4. По величине рабочего давления — высокого от 6 МПа и 
выше, среднего 1,6-н-2,5 МПа и низкого от 1,6 МПа и ниже.

5. По способу прокладки — подземные, надземные, подвод
ные и подвесные.

6. По функции — выкидные линии (см. рис. 5), сборные кол
лекторы, товарные коллекторы, сборные газопроводы, водоводы.

7. По гидравлической схеме работы — простые трубопроводы, 
не имеющие ответвлений; сложные трубопроводы, имеющие от
ветвления, к которым относятся также кольцевые (замкнутые) 
трубопроводы.

К ратко остановимся на третьей категории трубопроводов, 
поскольку она не совсем сразу понятна, и поэтому требуются не
которые разъяснения.

Трубопроводы с полным заполнением сечения трубы жидко
стью называются напорными, а трубопроводы с неполным запол
нением трубы жидкостью могут быть как напорными» так и без
напорными.

С полным заполнением сечения трубы жидкостью чаще всего 
бывают товарные нефтепроводы (см. рис. 5, 13), по которым транс
портируется нефть, прошедшая УПН. Нефтесборные коллекторы
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И современных герметизированных системах обычно работают
II неполным заполнением сечения трубы нефтью (см. рис. 6).

Трубопроводы всех типов, транспортирующие воду, на площа- 
«|| х нефтяных месторождений работают с полным заполнением 
еечсния трубы водой и, естественно, являются напорными.

14 безнапорных или самотечных нефтепроводах нефть движется 
Цод действием гравитационных сил, обусловленных разностью 
игртпкальных отметок в начале и в конце нефтепровода. Если 
при этом в нефтепроводе нефть и газ движутся раздельно, то та
кой нефтепровод называют свободно-самотечным или безнапор
ным, а при отсутствии газовой фазы — напорно-самотечным.

Характерной особенностью современных герметизированных
• истем сбора нефти, газа и воды является совместное транспорти- 
ронанпе этих флюидов до УПН на малых и средних по площади 
месторождениях, а для больших месторождений газ после сепара
ции на дожимной насосной станции (ДНС) под собственным да- 
ничшем (см. рис. 5) по газопроводу транспортируется на газо
перерабатывающий завод, а нефть с частично растворенным в ней 
i .m o m  насосами Д Н в  подается на УПН.

|  2. ОСНОВНЫЕ ПРИНЦИПЫ ПРОЕКТИРОВАНИЯ 
11'УВОПРОВОДОВ НА НЕФТЯНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЯХ

Иге трубопроводы, предусмотренные в комплексном проекте, 
подлежат гидравлическому, тепловому и прочностному расчету.

Сборные коллекторы (см. рис. 8, 4), транспортирующие газо
жидкостные смеси, должны проектироваться и рассчитываться 
| учетом темпа разбуривания эксплуатационных скважин, а такж е 
климатических условий данного месторождения и физико-.хими- 
•|ц ких свойств нефти, газа и воды.

Темпы разбуривания эксплуатационных скважин и ввод их 
м жсплуатацию дают основания для выбора рациональных диа- 
мггров сборных коллекторов: при медленных темпах разбурива- 
iiiui, небольших дебитах скважин и гористой или всхолмленной 
местности должны проектироваться два сборных коллектора 
(ем. рис. 8, 4), равновеликих по площади сечения одному боль
шому (см. рис. 5, 4), рассчитанному на максимальную производи- 
и льность всех подключенных к А ГЗУ  скважин. Такое решение 
уш'личнвает несколько металлозатраты (на 12%) и расходы запор- 
linii арматуры, однако оно позволяет исключать пульсации давле
нии в сборных коллекторах и транспортировать раздельно обвод- 
игиную и необводненную нефть на УПН.

При больших темпах разбуривания эксплуатационных сква
жин можно проектировать один сборный коллектор на максималь- 
Иую производительность всех подключенных к АГЗУ скваж ин.

Мри проектировании сложной системы трубопроводов, транс- 
портпрующих как однофазные, так и многофазные жидкости, 
прежде всего должны руководствоваться расположением сква
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жин на месторождении (сеткой скважнн), их начальными и ко« 
печными дебитамн, рельефом местности, а также фнзико-химич 
сними свойствами флюидов, добываемых из различных 
продуктивных горизонтов. Если в одном из горизонтов в нефти 
содержится много сероводорода (вес. 3 "о), то данный горизонт 
разбуривается самостоятельной сеткой скважнн, а сбор, траи 
портирование и подготовка этой нефти производятся по системам 
трубопроводов и оборудованию, защищенным от коррозионного 
разруш ения.

Известное расположение скважин на месторождении с учетом 
рельефа местности и климатических условий дает возможность 
выбрать рациональные трассы всех трубопроводов (см. § 1 дан
ной главы).

Т р а с с о й  г а з о п р о в о д а  называют линию, нанесен
ную на местности и определяющую положение оси трубопровода. 
Эта л и н и я, нанесенная на план местности, называется планом 
трассы. Вертикальный разрез земной поверхности вдоль трассы 
называется п р о ф и л е м  т р а с с ы .  Поверхность профиля 
трассы исключительно редко бывает горизонтальной, она обычно 
имеет холмистую или гористую форму, и поэтому трубопроводы, 
проложенные вдоль таких трасс, называют условно «рельефными», 
т. е. повторяющие рельеф местности (см. рис. 6).

Д ля  подземной или наземной прокладки всех трубопроводов 
на площади месторождения обычно проводится временное (для 
подземной) и постоянное (для надземной) отчуждение земель у сель
ского хозяйства. После подземной прокладки трубопроводов, 
засыпки траншей землей, а затем технической и биологической 
рекультивации этих земель на них, как правило, выращиваются 
сел ьскохозя йствен ные культуры .

§ 3. ОСНОВНЫЕ ФОРМУЛЫ ДЛЯ ГИДРАВЛИЧЕСКОГО 
РАСЧЕТА ТРУБОПРОВОДОВ, ТРАНСПОРТИРУЮЩИХ 
ОДНОФАЗНУЮ ЖИДКОСТЬ

При движении жидкости по трубопроводу происходит потеря 
давления по его длине, вызываемая гидравлическими сопротив
лениями. Величина потерь давления (напора) зависит от диа
метра трубопровода, состояния его внутренней поверхности сте
нок (гладкие, шероховатые), количества перекачиваемой жидкости 
и ее физических свойств.

Зависимость между путевой потерей напора и расходом жид
кости, т. е. Лпп — /  (Q) принято называть х а р а к т е р и с т и 
к о й  т р у б о п р о в о д а .  Т акая характеристика для гори
зонтального трубопровода показана на рис. 19.

Гидравлический расчет трубопроводов при движении по ним 
однофазных жидкостей сводится обычно к определению или диа
метра D  или начального давления р ю или пропускной способ
ности Q/K по известным формулам общей гидравлики. За  основу
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Цинических расчетов трубопроводов принимается уравнение 
IIVI л н
Л, • — а —  (г, + - г  а.. -̂ Л = Л„ 
'  f'g 2g У V Pg 2g / ( IV .1)

|'.ыиое выражение в скобках определяет запас полной механи
кой энергии в соответствующем ссченин, отнесенный к единице 
« 1.1 жидкости.
Первый член z, выражающий потенциальную энергию поло- 

Щ|н жидкости, имеет размерность длины и называется г е о- 
I р п ч е с к и  м н а п о р о м .

",

I 10. Гидравлическая характеристика го
шм ильного трубопровода I
Иторой член p.pg выражает потенциальную энергию давления 

Никнет и также имеет размерность длины. Этот член часто на
вит г п ь е з о м е т р и ч е с к и м ,  и л и  с т а т и ч е с к и м ,  

к о р о м.
Iрегий член v2,2g выражает удельную кинетическую энергию 

Ищущейся жидкости и называется с к о р о с т н ы м ,  и л и  
и ,1 м и ч е с к и м, н а п о р о м, и также имеет размерность 

'Мни; а , и а 2 в данной формуле называются коэффициентами
......лиса, которые в практических расчетах для турбулентного

fu.iiми движения принимаются равными единице.
I in идеальной жидкости, не обладающей вязкостью, разность 

Immpou в левой части уравнения IV. 1 равна нулю, для реальной 
Ьдкости, обладающей вязкостными свойствами эта разность равна 
Цмеринному напору или путевым потерям hnn, которые иначе 

Црышпот потерей напора на трение Лтр.
Потерю напора на преодоление трения по длине трубопровода 

Шумого сечения при установившемся течении определяют по 
Ш|||м\ле Дарси—Вейсбаха

Я (и _ L ii
D 2g ’

( I V . 2)

/ (IV.3)

Mi> Л,,, — потеря напора на трение, м; Ар — перепад давления, 
Кт.'ншленпый трением, Па; /— длина трубопровода, м; D — 
PI........ трубопровода, м; v — средняя скорость жидкости, м/с;
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g — ускорение свободного падения, м. с2; р — плотность жндкосЯ 
кг. м3; К — коэффициент гидравлического сопротивления, за^Я  
щин от режима движения жидкости, относительной uiepoxolfl 
тости внутренней стенки трубы, т. е. X f (Re, е), здесь i 
= 2e/D, где е — абсолютная шероховатость стенок трубы, (|
D — внутренний диаметр трубы в см.

Режим движения жидкости в трубопроводе характеризуете! 
параметром Рейнольдса Re, определяемым из формулы

Re„ . 2® „ «  „ V Iv nDx л£>|1

где Q — объемный расход жидкости, м3 с; v — кинематический 
вязкость жидкости, м2/с; р — динамическая вязкость, П.| || 
(кг.'м-с).

Если течение жидкости в трубе ламинарное (струйное), т. о| 
когда Re < 2320, то, по Стоксу, коэффициент гидравлическое 
сопротивления

и не зависит от шероховатости стенок трубы.
При турбулентном течении жидкости, когда Re > 2320, длЯ 

определения X имеется целый ряд экспериментальных формул! 
Область турбулентного течения жидкости подразделяется на три 
зоны: 1) гидравлически гладких труб, когда потеря на трение,] 
а следовательно, и коэффициент гидравлического сопротивления М 
не зависят от внутренней шероховатости трубы; 2 ) переходную] 
зону (смешанного трения), когда величина X зависит от режим* 
течения жидкости Re и шероховатости е; 3) гидравлически шерохоч 
ватых труб (квадратичного трения), когда X зависит только от iii«u| 
роховатости трубы е и не зависит от режима течения жидкосш 
Эта зона называется обычно а в т о м о д е л ь н о й  з о н о й , ]  
когда А, для труб с одинаковой шероховатостью равен постоянной] 
величине (рис. 2 0 ).

Эти три зоны разделяются между собой так называемыми пер<р* 
ходными числами Рейнольдса, которые найдены на основании 
экспериментальных данных.

Эти зоны характеризуются следующими числами Рейнольдс*)] 
гидравлические гладкие трубы 2320 < Re < RencPi, 
переходная зона Renepi < Re < Re„CPj, 
квадратичное течение жидкости Re > Rencp2.
Числа Рейнольдса в переходных зонах определяют по следую» 

щим формулам:

^ Спе|1, — е8/7 > ®)1

Re ̂ „  665̂ 51̂  (|vf)
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, , , W I I ; | | | I и  I I 1. .L-L.U  r * p ^ r « ~

10 Z 3 4 SB 810 Z 3  b 5 Б В 10 Z 3  456810" Z 3 4 5 6 8 1 0  Z 3  4 Re

IImc VO. Значение коэффициента гидравлического сопротивления Я, определяемого 
1к* формуле Колбрука, в зависимости от числа Рейнольдса  ̂ == — 2 Ig| +

■ I 3,51 \
' к „ 7 г ) при:

1 ламинарном; 2 — турбулентном; 3 — квадратичном режимах; 1 — ламинарная 
*>••«■ I I ,  I I I  — переходные зоны; I V  — автомодельная зона

»|н ильные» формулы, суть которых сводится к тому, что при M a 
tt и Uv они обращаются в формулы типа X — f (Re), а при боль

ший переходят в формулы а — / (е). Наибольшее распростра-
......  для определения >. в зоне смешанного трения получили у нас
ф||»мулы, предложенные А. И. Исаевым:

т т
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I.’Iя зоны гидравлически гладких труб при Re < 103 коэффи- 
m г гидравлического сопротивления Я определяют по формуле

№  н уса

(IV .8)

Чтя определения коэффициента гидравлического сопротив- 
#1-1|ни в зоне смешанного трения (см. рис. 2 0 ) применяются «уни-

с0.1
0,08
0,06
0,04
0,03

0,004
о тШ№iooiz
0,0008



(здесь и далее k. — эквивалентная шероховатость, т. е. е\ 
п А. Д. Альтшулем

0,11
/ къ . 68
\ D ~г Re / » ( , Ч

а за рубежом — Колбруком—Уайтом 
I Ъ  , 2,51

V I

Последняя формула является универсальной и наиболее irni 
ной, однако использование ее затруднено тем, что неизвестна 
коэффициент гидравлического сопротивления I  входит в лепуГ 
и правую части, чтобы найти его, приходится прибегать к м еня 
итераций, т. е. к методу последовательных приближений. ГИ  
этому у нас, как правило, пользуются формулой (IV. 10), дающД 
незначительные расхождения по сравнению с формулой ( lV J l j j

Режим, соответствующий квадратичному закону трения, в шчм 
тепромысловой практике встречается крайне редко: только 
аварийных случаях или при открытом фонтанировании. В этД 
случае коэффициент гидравлического сопротивления не завися 
от вязкости (т. е. от Re), и его определяют по формуле Никурадш

[ 1,74 — 2 lgе] 2 • UV* e
Потери напора от трения Нтр можно определять также Д  

обобщенной формуле Л. С. Лейбензона, которая получается ели 
дующим образом.

Если среднюю скорость течения жидкости v выразить че|м*|1 
объемный расход и живое сечение потока S

О 4Qv = S nD»
и подставить ее в формулу (IV.2) с учетом формулы (IV.4), Я  
получим формулу Л. С. Лейбензона

q 2 - m  m ,

W - P  Qg5 sl r > 0 V . i l
где

Формула Лейбензона для определения перепада давлении,! 
обусловленного трением, имеет вид

/л '2— m  гп

Ьр Pi — Ps-=f> ч—— ̂ —  nl. (IV .IMDS-m

В формулах (IV. 13) и (IV. 13а)

1 Альтшуль А. Д. Гидравлические сопротивления. М. Недра, 1970
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Л • 64, rn — 1 — для ламинарного течения жидкости; А — 
P.,1164; /м - 0,25 — для турбулентного течения жидкости;

/ ft, \ 0,250, А =0,11 (-£-) — Для квадратичного закона трения.
Гидравлический уклон характеризует потерю напора на тре- 
, отнесенную к единице длины трубопровода:

X у*
D 2g  ’

Атр ; (IV. 14)

м но Лейбензону
г>2—т vm 
д5-т (IV. 15)

/I in наглядности и представления о гидравлическом уклоне 
► ои'м следующее построение.
(Сложим от начальной А' и конечной В ' точек на профиле

т м и  фубопровода пьезометрические напоры Я , = —  и Н2 =
Рё

J (рис. 2 1 ), и концы полученных отрезков соединим прямой
All >i,i прямая называется линией падения напора, или линией

I К||...шческого уклона. Она показывает характер распределе
нии напора по длине трубопровода.

I I > рнс. 21 видно, что гидравлический уклон

" ч тангенсом угла наклона этой прямой к горизонту. Вели- 
IM • //, ( Я 2 -+- Аг) = Атр характеризует потери нап-ра на 
■ № "' н трубопроводе и показывает, что разность гидростатиче-Г



I

ских напоров(пьезометрпческнхуровней) целиком затрачивается |1 
преодоление гидравлических сопротивлений, возникающих nfi 
течении жидкости по трубопроводу.

Для определения потерь напора на местные сопропшвленк 
на линейной части трубопровода, как правило, устанавливая 
разного рода задвижки, обратные клапаны, колена, поворо! 
и т. д., в которых происходят дополнительные потерн напор 
называемые м е с т н ы м и  п о т е р я м и .

Потерн напора на местные сопротивления Лм. с обычно выр< 
жают в долях от скоростного напора в трубопроводе и onpt'jj 
ляют по формуле 

-j2
йм. с — £ (VI 1(

где v — средняя скорость движения жидкости в сечении пото̂  
за местным сопротивлением; Z, — коэффициент местного conpl 
тивления, зависящий от числа Рейнольдса, формы местного conpl 
тивления и шероховатости, а для запорных устройств — от СП 
пени их открытия.

В большинстве случаев удобнее определять местные сопротм! 
лення по так называемой эквивалентной длине, понимая под М 
следней такую длину прямого участка трубопровода данной 
диаметра, на которой потеря напора на трение по длине hjp экм 
валентна потере напора hM C, вызываемой данным местным 
противлением.

Величина эквивалентной длины /э может быть определи 
из формулы Дарси—Вейсбаха

и из формулы местной потери напора (IV. 16).
Приравнивая между собой правые части формулы (IV. 

и (IV. 17)

Ь 2 g  D  2 g  

получим
l3 = -i-D. (IV |(

Величины местных сопротивлений можно найти в литератур* 1 
С помощью эквивалентной длины расчет потерь на трение в rpjl 

бопроводе с местными сопротивлениями сводится к расчету пон?|> 
на трение в прямой трубе, приведенная длина которой р.ши

Ln — -̂ф -j- /3
где — фактическая длина трубопровода.

1 Идельчик И. Е. Справочник по гидравлическим сопротивлениям М «УЦ 
Госэнергоиздат, 1960.
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Дли трубопроводов, имеющих наклон к горизонту и местные 
рогнвлення (задвижки, краны), формула IV. 136 запишется

,2-т у.т
D 5- т

р/ ± gp \ Z  -f Др„. с, (IV. 20)

'/'м. с — перепад давления в местных сопротивлениях. 
Поделив левую и правую части формулы (IV .20) на gp, по- 

чнм формулу потери напора (м) в трубопроводе:

|> я на к «-f» ставится тогда, когда сумма подъемов трубопровода 
пышлет сумму спусков его, а знак «—» — наоборот, когда 
Мй спусков превышает сумму подъемов трубопровода.

4 I ИДРАВЛИЧЕСКИЕ РАСЧЕТЫ ПРОСТЫХ 
«ЛОЖНЫХ ТРУБОПРОВОДОВ, ТРАНСПОРТИРУЮЩИХ
)м л :ш у ю  жидкость
нити трубопровод имеет постоянный диаметр по всей длине 

имеет никаких отводов. Гидравлический расчет его сводится 
Цфгделению одного из следующих параметров.
Пропускная способность трубопровода Q при заданных вели- 

«м\ диаметра D и длины / трубопровода, физических свойств 
' гмчиваемой жидкости (рж и \ж), геометрических отметках 
п т  и конца трубопровода (Дz — z1 — г2) и перепада давле- 

•• (/'I ■ Рг) или напора (Я х — Н 2).
Необходимый начальный напор Н t или давление при задан-
• пеличинах: конечного напора Н 2 или давления р2, длины 
»0и11ровода /, физических свойств перекачиваемой жидкости 

и v,н), диаметра трубопровода D, разности геометрических 
«к Д.* и количества перекачиваемой жидкости QlK.
Лииметр трубопровода D, способного пропустить заданный 
«•и при тех же известных, что и в первых двух случаях.

!*<и смотрим принципы решения перечисленных задач.
I шдачах первого типа искомым является пропускная спо- 

Инпь С?ж трубопровода. Коэффициент гидравлического со
мни ичш я Я зависит от числа Рейнольдса, а следовательно, и

..... 'местного расхода Qm. Поэтому задачу решают графо-ана-
цМчсским методом, сущность которого сводится к следующему.
II начале задаются несколькими произвольными значениями 

Моли жидкости Q,-, после чего определяют скорость потока

— «м. с> (IV . 20а)
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(yi — — ^ r ) -  Затем рассчитывают режим движения
t',D \ Я— j  и в зависимости от него определяют коэффццн!

гидравлического сопротивления ). по формуле (IV .5) или (IVi 
После чего, подставляя все известные данные в формулу (1\ 
находят для данного расхода потерн напора в трубопроводе 
п строят по найденным величинам зависимость //,■ / (I 
(рис. 22, а). После этого по заданному напору Н„ находят исц 
мую производительность трубопровода Q,,. При решении «| 
задачи за заданный напор Н 0, определяемый из уравнения

Рис. 22. К расчету прося 
трубопроводов, транснод 
рующих однофазную 
кость

нулли (IV. 1), обычно принимают разность значений удел!• НО 
потенциальной энергии (Дг и Ар):

На =  Дг ■ Др
' 98 ’

II и

3

пренебрегая при этом скоростным напором Av2,2g в уравнена 
(IV. 1) ввиду его малости.

В задачах второго типа в зависимости от числа Рейнольдс! 
которое в данном случае легко определить по известным диам(Чр| 
трубопровода D и расходу жидкости QM, находят коэффппив! 
гидравлического сопротивления I, затем решают уравнен 
(IV. 136) относительно искомого начального давления.

В задачах третьего типа искомым является диаметр нефтепЯ 
вода при известном расходе жидкости QM, перепаде давлени] 
P i—Piy плотности рж и вязкости v* жидкости, а также дли| 
трубопровода /.

Здесь, как и в задаче первого типа, коэффициент гидравлнчй 
ского сопротивления А. зависит как от режима движения, Т,Ж 
от числа Рейнольдса, так и от неизвестного диаметра D, вход! 
щего в число Re. Поэтому данная задача решается графо-аналитЙ 
ческим методом. Для этого задаются различными значении»»! 
диаметра трубопровода D,-, определяют соответствующие им IM 
тери Ht и строят зависимость Ht — f (D,).

Необходимый диаметр трубопровода определяют по крипм 
рис. 2 2 , б по заданному напору Н0.
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('.южный трубопровод может иметь различные диаметры по 
Длине и отводы.

При гидравлическом расчете их практический интерес пред- 
иппляет четыре случая, часто встречающихся в промысловых 
условиях:

1) жидкость из раздаточного коллектора, имеющего постоян
ны!) диаметр, равномерно или неравномерно отбирается;

2 ) жидкость равномерно или неравномерно поступает в сбор
ный коллектор, имеющий по длине разный диаметр;

3 ) общий сборный коллектор образует параллельные трубо
проводы (лупинги);

•I) общий сборный (раздаточный) коллектор имеет форму кольца 
(магистральный водовод).

|'нг 23. Расчетная 
t ягмд сложного нефте
провода со сосредото
ченными отборами 
MixJitm

L -----
р Oi+Qn Pi Рг Рз Рп- 1 Рп

*-h* Q *~1П* ̂ и 2

VЪ Ь Ь Чп-г Ъ

Рассмотрим решение задач для каждого случая при условии 
\i га повившегося течения.

Уравнение материального баланса для первого случая (см. 
рис. 23) — раздаточного коллектора

1—п
Q — От “г Qn — qt *

1=1
I дг Q — объемный расход жидкости в произвольном сечении; 
Ц, — транзитный расход жидкости, т. е. расход, который транс
портируется за пределы указанных участков; Qn — путевой расход 
жидкости; qu q2, ..., qt — равные или неравные объемные расходы 
жидкости в ответвлениях, отстоящих на расстоянии /х, /2, ..., lt 
•и начала трубопровода.

Расход жидкости на участках:
■* Qt + Qnl 

I?т Qt + Qn — яi’
/.1 ■= Qt-f Qn — (<?1 + 9г): •
In : Qt + Qn — (<7i + Яг -f* • • • + Яп-i)■
11оскольку диаметр раздаточного коллектора одинаков на 

1н гм протяжении, а расходы жидкости на различных участках, 
и I пязи с ее отбором, разные, то режимы течения на каждом уча- 
| па- /,. /2, ..., /„ также будут разными.
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Определим перепад давления на каждом участке горизонталь 
ного трубопровода по формуле IV. 136. На первом участке

„  _  о (От +  Qn)2_m  VmpZ,
р —  P i  P i — DS-m

На втором участке
_ _ а (От Ч" Оп—<?|)" ' тр1г

P i-  P i-  --------- ^5—m------->

На третьем участке
Ю т  ~ r Оп —  (Я\ ~Ь т  у " р / ,

D5

на п-м участке
12—m

Рп г  _ Р  (От -Г Qn —  (<?1 +<fcH----+ 7 n - l)]  v " 'p /„-x— P n -  P n ------------------------------- .
D'

Сложив перепады на каждом участке, найдем общий перепад 
на всей длине рассматриваемого раздаточного коллектора:

i—n \ 2—m
>-Pn~-£iP.. £) т

i—n / l=n  \ 2—m I

S  Р ' От +  Q n - S  I t )  Ч -  ( IV 2 I>1=1 \ i^ l  J J

Если транзитный расход в раздаточном коллекторе равен нулю, 
т. е. QT =  О, величины отборов одинаковы ( q t =  q 2 == q3 *1
— ■ ■ ■ qn), расстояния между отборами равны между собой (^ - 
= h =  • • • /»), то

> - « ■ -  v* ^ p' 1 ( ' - Н  }*• i i v 2 " ’

С учетом рельефа местности формула (IV.21) примет вид
т Г i—n Г i—n \  2—m

Р — Рп=  jfi—m j .— ] Р* (̂ От + On — S  ?< ) h ± • (1\ .210)

Для каждого участка трубопровода определяется режим дви
жения жидкости и по формуле (IV. 13а) рассчитывается величина (1, 
которая подставляется в формулу (IV .21), и определяется пере
пад давления на всей длине трубопровода.

Уравнение материального баланса для второго случаи 
(рис. 24) — сборного коллектора

0 =  <?о +  0п = 00+ у "  <7/ •
,•=1

* С. Г. Едигаров, С. Л. Бобровский, Проектирование и эксплуатация нефте
баз и газохранилищ, М., Недра, 1973.
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I '.1СХ0Д жидкости на участках
i1 Qn<
It Qu +
/„ Qo+Ql+b  » т. Д.
Определим перепад давления на каждом участке по аналогии 

предыдущим.
11а первом участке

<?Г"‘ v V .
п5—т

.(•it. 24. Расчетная 
•м ми сложного нефте- 
■|)||"дп, имеющего по 

разные диаме- 
Мм с сосредоточен
ии ч поступлением неф-

На втором участке

('Зо-fli)2-"' vmp/2
_  рг =  р ;

D°2~m

р о0 Pi
---- L---------*■
Р; Рз . Рп- г Рп

---- L, --- - -1г~ - i j- - <-п*

\ Ч, Чг Ьч/ Ь-г \ -
--

--
5»

На третьем участке

(<?p+ft + Щ ~~т vmp/3
/’а Рз — Ра D®-"

На п-м участке
„ (Qo + 4l + ?2 +

/>П ) — Рп — Р /1

, \2—т
l )  V P z,

£)S—m 
Я

1ч 1к и в первом случае, сложив перепады давлений на каждом 
Мчи. I кс. найдем общий перепад на всей длине рассматриваемого 
Мирного коллектора:

i=n
>• P,1 = vmp(< 3 °5-«+ 2^-m)

<=1 / L i=i «
(IV. 22)

Ч hi каждого участка сборного коллектора определяют ре- 
I цшжения жидкости и также по формуле (IV. 13а) рассчиты-

•....  иеличины р, которые затем подставляют в формулу (IV. 136)
..... |н!деляют перепад давления на каждом участке. Затем произ-
И'мии я сложение этих перепадов, в результате чего получается
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общий перепад, который может быть рассчитан также по формуле 
(IV. 22).

Если в последней формуле (IV .22), когда D const, но ре
жим движения на различных участках трубопровода одинаковый, 
т. е. ламинарный или турбулентный, и Re = const, то формулу 
(IV.22) можно представить в следующем виде:

г + - + - я Ы р  (1V.23)т D:

здесь индексы 1, 2 ...... п соответствуют номерам участков.
Параллельные трубопроводы, или лупинги, прокладывают 

обычно для увеличения их пропускной способности при сохране
нии того же перепада давления на конечных участках или умень
шении его.

Qn а Q, в Рис. 25. Расчетная схема параллель
ных трубопроводов (с лупнигом)

На рис. 25 приведена схема трубопровода с лупингом.
Из баланса количества жидкости имеем
Qo = Qt -ЬОг. (IV.24)

где Q0 — расход жидкости в основном трубопроводе до сечения А 
и после сечения В; Qj — расход жидкости в трубопроводе на 
участке АВ\ Q., — расход жидкости в лупннге.

Очевидно, потерн напора на участке трубопровода А В  равны 
потери напора в лупннге (параллельной трубе)., т. е. A/i l — !iA.> 
или, согласно формулам (IV. 13) и (IV. 13а), можем записать:

Д h

-\к

А -  ( А Л 2~ т ^  туШ!о
2 I л j gDrl~m

, = _L  f—
goy

где — длина участка трубопровода, равная длине лупинга; 
D lt D., — диаметры трубопровода и лупинга соответственно.

Из равенства потерь напора на участке трубопровода А—В 
следует

0.2

о—т
Dy \2-fiт (1V.25)
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чг - 41 V D1 1
Подставим величину расхода в лупннге Q2 в формулу (IV .24).

Qo= Qi ~Ь Qt
5 —in Г 5 —от~|

откуда найдем расход в трубопроводе Q, на участке АВ, выра
женный через расход Q0 до разветвления:

0 о _ _ = , , 0о. (IV .27)

т

5— т 
2 —от

Формула (IV .27) позволяет определить расход жидкости в сдво
енном трубопроводе по известному суммарному расходу Q0 и 
заданным отношениям диаметров лупинга и трубопровода.

Гидравлический уклон до участка А В  и после него
. . « /-,2—

10 = • (TV.28)2 \  л  /

Гидравлический уклон на участке АВ  и в лупннге одинаков 
и будет равен с учетом выражения (IV .27)

л / 4 Ч2-». n--"'-Q--mvm ([V 29)
gpS-m ' 2 \ д / irAj m

Выражая гидравлический уклон на сдвоенном участке через 
гидравлический уклон основного трубопровода, получим

= UV.30)
Если диаметр основного трубопровода D t и диаметр лупинга D 

равны между собой, то 
1

9 -—m (1\\3(Ъ)

В этом случае при ламинарном режиме п = 0,5, при турбу
лентном режиме в зоне справедливой для формулы Блазиуса 
п - 0,297, для зоны с квадратичной характеристикой п — 0,25.

Кольцевые трубопроводы сравнителч о широко применяют 
в промысловых условиях при подаче воды от мест водозабора до 
кустовых насосных станций (КНС) (см. рис. 120, а).

Кольцевые трубопроводы рассчитывают по Toil же схеме, что 
и при параллельном соединении (с лупгнгом).

Однако задача значительно усложняется тем, что здесь имеется 
несколько расходных пунктов Q,, Q,, Q-,, Q4. Q- (рис. 26), и рас
чет проводят до тех пор, пока изменением расхода жидкости и
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направлением ее движения не будет достигнуто равенство поте 
напора в ветвях ВОДЕ и ВМ КЕ.

При проектировании кольцевой системы водоводов внач| 
задаются величинам!; расходов Qlt Q ,, Q.., Q4> Q-a ц, зная диамеТ 
отдельных ветвей, определяют значения потерь напора от обц| 
точки разветвления В до расходных пунктов СОЕ и М АЕ. I 
ходы считаются заданными правильно, если ал гебраизм  
сумма потерь напора в кольце равна нулю, т. е.

П» Лп,) = ° (IV.1
пли

Л , - Г'пП-, п, ft,,

Рис. 2G. Расчетная с\ш  
кольцевого трубопрчи«ц|

Если это условие не соблюдается, то следует повторить р.1(Н 
четы при измененных величинах расходов жидкости в трубим!

Qi +  Qi +  Qt =  Q.i +  Q, <?s ±
Поправка \Q при этом выбирается удовлетворяющей ypaulM

нию

SQ = 1 1 I
I

s  -
1=1

(IV. Ml

£>И (3 D,

Если в процессе эксплуатации кольцевого трубопровода и« 
линиях-отводах Qt, Q; , Q:;, Q, и Q:, изменяется сопротивление 
(закрывается задвижка), то соответственно этому сопротивлению 
происходит перераспределение расходов жидкости в отдельны# 
отводах.

§ 5. ФИЗИЧЕСКАЯ СУЩНОСТЬ ЯВЛЕНИЙ, ПРОИСХОДЯЩИХ 
ПРИ ДВИЖЕНИИ ГАЗОЖИДКОСТНЫХ СМЕСЕЙ В ТРУБАХ

По большинству трубопроводов (70V ) при герметизированной 
однотрубной системе транспортируются не однофазные, а дну Л  
фазные (нефть - газ) или трехфазные (нефть 4- газ +  вода) жили
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ш ш , характеризующиеся различными структурными срор- 
IMhiii,

Пщ структурной формой движения двухфазного или трехфаз- 
Ш*|н потока будем понимать взаимное расположение газовой и 
■н iM>ii фаз в процессе их движения по трубопроводу.

Пмличие двух фаз изменяет не только структурные формы двп- 
таких систем, но к природу, так как решающее влияние 

Ннн.шает взаимодействие между фазами. В этих случаях невоз- 
||м mi описать режимы такими обычными для однофазных потоков 
■Инпымп, как (.ламипар- 
|н 1° или «турбулентный».
ЯГ иглнчие от однофазных 
■пикни на границе раздела 
В|Цфл;н1ЫХ или трехфазных 
■Ними) проявляются прин- 
■Иниолыю новые силы — 
мн |,1 межфазкого поверхно- 
Bfliinn натяжения.

Изучением гчдродина- 
мнми двухфазных потоков и 
М I фуктурных форм заии- 
Mifilit h многие ученые как 
НИйс, так и за рубежом.

Ьольшие исследования 
■N >и посвящены визуаль- 
Ьм у  изучению структур

Hkf 'Л Структурная диаграмма ре-
........ . и мения г^южид костных сме-
М  n трубах W &m  7

» .... ... Визуальные наблюдения и киносъемки движения воз-
■унмипдяных и пароводяных смесей в горизонтальных, на- 
Ннншмх и «рельефных» стеклянных трубах позволили раз- 
ш и п . псе наблюдаемые структуры на типы, приведенные на 
1»и , 27. Как видно из рисунка, структурные формы движения 
Внмккдкостиых смесей весьма ргзнообразны и зависят от коли- 
^■i псиного соотношения жидкой i газовой фаз и их физических 
Ям<||| п.. от дмаметра и угла наклона трубопровода к горизонту. 
Шп<|м> разнообразие структурных форм движения газожндкост-
Н )|  смесей определяется главным образом двумя параметрами: 
■ ь пи шваемым безразмерным критерием Фру..а смеси

V -С
P.D

рксходным газосодержаинем р для воздухо-водя-ых смесей

I» llY.34)
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где Г„ п <?ч — соответственно объемные расходы воздуха и жид
кости; :'с — средняя скорость воздухо-водяной смеси; vc —I

1' ^ ; g — ускорение силы тяжести; D — диаметр тру
бопровода; 5 — площадь сечения трубопровода.

Расходное газосодержание при транспортировании нефтегазо
водяных смесей по трубопроводам определяется из следующей
формулы:

где Ь,. — коэффициент объемного расширения (усадки) нефти при 
увеличении (снижении) давления в трубопроводе; Г ф и Г р — 
газовый фактор фактический и растворимый; Wn — обводненность 
нефти, доли единицы; />ср и.р0 — среднее давление в трубопроводе 
и атмосферное; Г ср и Т 0 — средняя температура смеси в трубо
проводе и при нормальных условиях; К; г — коэффициент сжи
маемости газа.

Согласно рис. 27, структуры потоков газожидкостных смесей 
подразделяются на: 1) пузырьковую; 2 ) расслоенную (разделен
ную); 3) волновую; 4) пробковую; 5) пробково-диспергированную; 
6 ) пленочно-диспергнрованную; 7) эмульсионную. Для пле
ночно-диспергированной структуры течения характерными 
являются высокое газосодержание (Р = 0,9 — 0,99) и незна
чительная доля расхода жидкости (Q>K — 0 ,1  — 0 ,0 1 ).

Пленочно-диспергированная структура течения подразде
ляется, в свою очередь, на два типа структур: полукольцевую 
и кольцевую.

Пленочно-диспергированные структуры потока на нефтяных 
месторождениях встречаются крайне редко (газопроводы + вы
павший конденсат), в то же время во всех газопроводах месторож
дений природного газа потоки, как правило, характеризуются 
этой структурой.

Границы раздела (перехода) всех указанных на рис. 27 струк
тур газожидкостного потока приведены на рисунках условно.

Происхождение пульсаций давления, связанных с движением газожидкост
ных смесей, является очень важной проблемой для промысловой практики.

Анализируя опытные данные, приведенные в работе А. И. Гужова |1], и 
учитывая современное представление о физической сущности пульсаций давления, 
следует выделить два основных вида пульсаций: высокочастотные микропульса
ции и низкочастотные макропульсацнн. Существование двух видов пульсаций 
связано со структурами двухфазных потоков. При расслоенной структуре потока 
(рис. 27, 2) относительная скорость движения газа вызывает появление на поверх
ности жидкости гравитационных волн. Следовательно, амплитуда и частота пуль
саций давления должны быть связаны с амплитудой и частотой прохождения волн. 
При пробковой структуре потока пульсации давления возникают в результате 
образования области пониженного давления за газовой пробкой при обтекании 
ее жидкостью. Поэтому амплитуды н частоты пульсаций давления должны быть 
связаны с относительной скоростью газовых пробок и частотой их прохождения 
в данном сечении.

п т (IY.34a)
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При пробковой структуре с росток скорости газожидкостной смеси относ:!- 
H II.I in скорость фаувеличивается. и. следовательно, повышается амплитуда 
М).нлЛ1п:й Давления и их частота.

При переходе в пленочио-диспергированную (кольцевую) структуру за счет 
lii 'ii чтзенни жидкостных перемычек между пробками и интенсивным дроблением 
i|m амплитуда пульсации давления снижается, а частота увеличивается.

1!п диаграммам и графикам, приведенным на рис. 27, можно установить, что 
при расслоенной структуре потока с гладкой границей раздела фаз в горизонталь
ны ч трубопроводах мпкро- и макропульсацин давления отсутствуют. Заметные 
мшфопульсацнн возникают при волновой структуре потока, причем с увелнче- 
1НИМ критерия Фруда см-.си амплитуда н частота пульсации возрастают. Значп- 
ii.iiitioe повышение амплитуды пульсаций давления отмечается при переходе от 
полкового течения (см. рис. 27, 3) к пробковому (см. рис. 27, 4) при расходном 
i.i содержании р 0,7 — 0,95 и числах Frc ~  10 — 40.

С увеличением чисел Frc выше 40 амплитуда пульсации давлений постепенно 
снижается и при Frc 100 практически исчезает, что обусловлено интенсивным 
дроблением фаз и постепенным переходом структуры потока в пленочио-диспер- 
гированную.

Величина амплитуды пульсаций давления может быть рассчитана по эмпи
рической формуле 11)

где
К  -  [0,067 ( I — Р) Frc)3,

или по графическим зависимостям, приведенным в работе А. И. Гужова [I ].
В формуле: р — амплитуда пульсаций давлений, Па; ри — плотность неф

ти, кг. м3; Д — диаметр трубопровода, м; е — основание натурального логарифма.
Возникновение низкочастотных макропульсаций давления, которые суще

ствуют только в «рельефных» трубопроводах, транспортирующих газожидкост
ные смеси при низких скоростях (см. рис. 6, А), объясняется накоплением жидко
сти в трубопроводе и периодическим ее выбросом потоком газа.

В промысловых условиях макропульсации чаще всего возникают в сборных 
коллекторах в начале и в конце разработки нефтялого месторождения, когда 
не обеспечиваются запланированные скорости движения газожидкостной смеси. 
В начале разработки месторождения происходит постепенное введение скважин 
в эксплуатацию, вследствие чего синхронно увеличиваются в сборных коллек
торах и скорости газожидкостного потока, достигая расчетной величины в конце 
разбурнвания всей площади.

В этот период разработки месторождения нагрузка рельефных сборных кол
лекторов происходит постепенно: в начале она недостаточная, в конце разубрива- 
ния — нормальная. При недостаточной нагрузке коллекторов, т. е. при низких 
скоростях потока, происходят сепарация и разделение фаз (см. рис. 6, А).

В конце разработки нефтяного месторождения, когда дебиты скважин падают, 
наблюдаются те же явления, что и в начале разработки.

Пузырьковая структура потока наблюдается при небольшом 
газосодержании смеси и характеризуется движением газа в виде 
отдельных пузырей, расположенных в верхней части сечения гори
зонтальной трубы, и полным отсутствием пульсаций давления. 
Размеры основной массы пузырей практически одинаковы, а их 
скорость равна или меньше средней скорости смеси.

Однако при увеличении скорости смеси (или, что одно и то же, 
числа Фруда см. формулу IV .33) при низких величинах газосодер- 
жания Р пузырьковая структура потока сохраняется. Пузырько
вая структура потока в вертикальных трубах (скважинах) воз
никает выше уровня давления насыщения.
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Расслоенная (разделенная) структура потока. При увели 
нни газосодержания в потоке и незначительных величинах чио 
Фруда смеси (0,5—9) вначале пузыри сливаются в более круии 
скопления, а затем образуется непрерывная газовая фаза, i 
разделенный поток. Разделенный поток сохраняется до газо 
держания, приблизительно равного 0,98 при одновременном ч  
лнчении числа Фруда до 9. Характерными особенностями расслое 
ного потока являются относительно большая разница в скорост! 
фаз и полное отсутствие пульсаций давления. Расслоенная стр\ 
тура может наблюдаться только в горизонтальных и нисходящи 
трубопроводах, в восходящих напорных трубопроводах расслое 
ный поток отсутствует. При расслоенной структуре потока в ropl 
зонтальном трубопроводе скорость газовой фазы выше, чем ж|| 
кой, в ветвях нисходяш.его трубопровода, наоборот, скорое 
газовой фазы ниже, чем жидкой.

Волновая структура потока. При поддержании газосодер.к 
ния в разделенном потоке постоянным, но увеличении чисе 
Фруда на поверхности раздела фаз появляются волны, и таки 
структура потока называется в о л н о в о й .  При волновой струк 
туре потока, если волны не достигают верхней образующей труОы 
движение газожидкостной смеси происходит при очень малы 
пульсациях давления, но высоких частотах. Волновая структур 
потока может наблюдаться как при низких, так и при высоки 
газосодержаниях и числах Фруда смеси.

Пробковая структура потока (газовые пробки). При однопре 
менном увеличении газосодержания смеси и чисел Фруда пузырь
ковая структура потока переходит в пробковую (газовые пробки). 
Пробковая структура потока характеризуется последовательным 
чередованием пробок газа и жидкости с отчетливо выраженной 
асимметрией потока. С увеличением газосодержания смеси при 
постоянных числах Фруда размеры газовых пробок постепенно 
возрастают, а жидкостных уменьшаются. Пульсация давлении 
при этом сначала повышается, достигая максимума, а затем начи
нает уменьшаться. ♦

Пробково-диспергированная структура потока. При дальней 
шем возрастании газосодержания жидкостные пробки переходит 
в волны, при этом происходят периодическое затормаживание 
потока, прорыв и слияние газовых скоплений, в результате чего 
пульсации давления достигает максимальной величины II, 9| 
С ростом чисел Фруда смеси высота волн уменьшается, а коли 
чество диспергированной жидкости увеличивается, что приводит 
к равномерной концентрации потока по ссчению и, как следствие 
этого, к уменьшению пульсаций давления.

Пленочно-диспергированная структура потока. При больших 
скоростях смеси или числах Фруда, равных 90—900, и газосодср 
жаний р — 0,9 — 0,98 происходит образование новой структуры, 
называемой п л е н о ч н о - д и с п е р г и р о в а н н о й ,  ха
рактерной особенностью которой является отсутствие пульсаций
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к мня. В пленочно-диспергированном потоке (см. рис. 27) 
и, жидкости движется в виде мельчайших капелек в газовом 

потока, а остальная часть — в виде пленки на стенках трубы, 
т у я  кольцо, толщина которого в нижней части трубы больше. 
I н верхней. С ростом чисел Фруда количество распыленной 
I найти в потоке и степень ее дисперсности значительно увеличп- 

и я. При очень больших числах Фруда смеси практически 
жидкость переходит в распыленное состояние, п поток носит 

I о выраженный дисперсионный характер. Такие структуры по- 
Nii часто встречаются в трубопроводах, по которым трансиортп- 
Ю1см газоконденсатные смеси.
При пленочно-диспергированной структуре потока пульсаций 

и К'иия в трубопроводах, как правило, нет.
,< цулшюнная структура потока. При средних числах Фруда 

10 0 ) и постепенном увеличении газосодержания в потоке 
и.|рьковая структура потока переходит в эмульсионную, ха-
I. и ризукнцуюся множеством газовых пузырей, разделенных 
мимп жидкостными пленками.
Характерной особенностью такого потока является равномер- 
рпсиределение пузырей газа по сечению трубопровода и с ма- 
нмплмтудой пульсаций, но высокой их частотой. 

Проведенный анализ движения газожидкостных смесей по тру- 
иозволяет сделать вывод о том, что структурные формы по- 

н ( равннтельно легко могут определяться по величине и ча- 
г пульсаций давления, измеряемых манометром или пульсо- 
|юм, а также по характеру вибраций трубопровода или про
питанием импульсов потока через стенку трубы, если это 
I \ пко (трубопровод на поверхности земли).
|>о.1ьшие пульсации давления с малыми частотами присущи 
Омшо-диспергированной структуре потока, средние — проб- 
н и малые — волновой и эмульсионной.

о IНДРАВЛИЧЕСКИЕ РАСЧЕТЫ ТРУБОПРОВОДОВ,
III МОРТИРУЮЩИХ ГАЗОЖИДКОСТНЫЕ СМЕСИ1

70?i> трубопроводов, проложенных на нефтяных месторожде- 
м *., фаиспортируются двухфазные или трехфазные жидкости. 
) инк1ь гидравлического расчета таких трубопроводов объяс-
li и тем, что в газожидкостном потоке происходит относитель- 
,ии1жеиие фаз, обусловленное в основном различной вязкостью,
Iкостью и поверхностным натяжением на границе этих фаз. 

IH, шшример, вязкость нефти при нормальных условиях колеб
ни и пределах ц„ = 2- 10_а Па-с (2— 15 сП), а вязкость газа

' 1.Н1КЫЙ параграф посвящается расчету трубопроводов, транспортирующих 
Винн i|,i иные смеси. Расчеты же трубопроводов, транспортирующих газонефте-
■ l... .и смеси, более сложны, и методика их приведена в работе Р. С. Лндриа-
«.1.. I мир, I I I ) ,  а в данном учебнике па стр. 179.



при тех же условиях рг = 0,01 сП = 1 -10-5 Па-с, плотность 
нефти р„ -- 800 кг/м3, а газа р,. = 1,4 кг, м*.

Относительное движение фаз зависит не только от вязкости, 
плотности и поверхностного натяжения, но и от соотношения рас
хода жидкости и газа, диаметра трубопровода, а также от угла 
наклона трубопровода к горизонту.

Таким образом, относительная скорость фаз является много- 
параметрической функциональной зависимостью и в общем виде 
может быть представлена в следующей форме:

цотн = /(Ин. Рн. Рг> О» Qh. Уг, &ъ Sin 0).
Указанная зависимость справедлива для установившегося 

движения потока при любой ориентации трубопроводов в про
странстве.

Изменение относительной скорости, плотности, вязкости, по
верхностного натяжения и концентрации флюидов в поперечном 
сечении по длине трубопроводов вносят в гидродинамику газо
жидкостных смесей сложные закономерности, которых не наблю
дается при течении однофазной жидкости.

При небольших скоростях смеси влияние гравитационных сил 
довольно сильно сказывается на структурной форме течения, ве
личине относительной скорости и пульсациях давления.

Относительная скорость газовой фазы четко может характери
зовать структуру потока, а структура потока, в свою очередь, 
оказывает влияние на потери давления в трубопроводе. В одном 
и том же горизонтальном, а тем более в негоризонтальном «рельеф
ном» трубопроводе на различных участках его возможно существо
вание различных структур потока.

В н и с х о д я щ и х  слабонаклонных (0 до 11е) и г о р и 
з о н т а л ь н ы х  трубопроводах могут существовать (см. 
рис. 27) пузырьковая (см. рис. 27, 1), расслоенная (2 и 3), проб
ковая (4 и 5) и кольцевая структуры потока (6 ), в в о с х о д я 
щих.  и в е р т и к а л ь н ы х  трубопроводах — только пузырь
ковая, пробковая и кольцевая.

Однако п у з ы р ь к о в а я  с т р у к т у р а  п о т о к а ,  со
держащая незначительное количество газа и характеризующаяся 
небольшими скоростями движения, при гидравлических расчетах 
условно принимается как о д н о ф а з н а я  с р е д а ,  т. е. счи
тается, что при существовании этой структуры по трубопроводу 
движется одна только жидкость.

Кольцевая структура потока характеризуется большим содер
жанием газовой фазы, большими скоростями движения газо
жидкостной смеси. Чаще всего она существует в газопроводах, 
транспортирующих жирные нефтяные газы, или в газопроводах, 
транспортирующих природные газы газоконденсатных месторож
дений.

Для нисходящих и горизонтальных трубопроводов области 
существования пробкового и расслоенного режимов воздуховодя-
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них потоков (рис. 28) были установлены с помощью киносъемки, 
визуальных наблюдений при работе на стеклянных трубах и со
ответствующей обработки опытных данных [9, 10].

Для определения границы перехода, приведенной на рис. 28, 
от расслоенной к пробковой структуре потока построена зависи-

Рис. 28. Обобщенная структурная диаграмма для горизонтальных и наклонных 
нисходящих) трубопроводов

Рис. 29. Области существования пробкового и кольцевого режимов течения смеси 
в восходящих трубах при ц (Па-с):
/ — 0,001; 2 — 0,017; 3 — 0,043; 4 — 0,137

мость в координатах —р  и {}, характеризующих отношение 
чисел Фрудов

Frc = - Jr :  Fr0 = 0,2+-2sui9gD ’ * 0 ' ' к *

a Vrот расходного газосодержания p = -p—гтг~.
•  Г " Г  vm

Кривая, разделяющая зоны расслоенной и пробковой структур 
потока в горизонтальных и нисходящих участках трубопровода, 
описывается следующей эмпирической формулой [1 0 ]:

{2 sin 0 1 е~ I I * » •
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где 0  — угол наклона трубопровода к горизонту при нисходящем 
течении смеси (см. рнс. 6 ); Я — коэффициент гидравлического 
сопротивления, значение которого определяется пли по числу
Рейнольдса Re - 7 °-, соответствующему скорости иж безна
порного течения жидкости в нисходящем трубопроводе под дей
ствием гравитационных сил (силы тяжести), или по формулам ПО I

. 2 sin 0gD Л ,

* = 0.°G7 ( - ^ + ^ ) ' ’'\  (IV. 36)

Скорость безнапорного течения уж определяют по формуле 
(IV. 14) при замене Лтр на АН и / на Д*. Тогда

*’ж-I
Коэффициент гидравлического сопротивления Я определяют 

методом последовательных приближений, сущность которого сво
дится к следующему.

Сначала по заданному значению гидравлического уклона
— sin G и приближенному значению л вычисляют скорость

безнапорного движения vM в первом приближении. Полученное 
значение скорости используют для определения числа Re (Re =

V x D  \— — ), по которому уточняется коэффициент Я, используя
формулу (IV .5) или (IV .8 ). Указанный процесс продолжается до 
тех пор, пока заданное значение Я не будет равно вычисленному Я.

На основании большого экспериментального материала 
[9, 10] по изучению движения воздушно-водяных смесей было 
установлено, что при Frc > Fr* пробковый режим течения (см. 
рис. 27, 4), а при F rc < Fr* — режим течения расслоенный с глад
кой или волновой поверхностью раздела (см. рис. 27, 2 и 3).

На рис. 29 приведены области существования пробкового и 
кольцевого режимов течения смеси в восходящих и вертикальных 
трубах. Режимы получены в результате проведения опытов на 
воздушно-водяных и воздушно-масляных смесях [9, 10]._____

На данном рисунке по оси ординат отложены Frcj J, We . 
по оси абсцисс f}, где We — :---критерий Вебера; p,.,

У  (Рж  PrJ^
Рж — соответственно плотность газа и жидкости; ст — поверх- 
ностное натяжение системы газ—жидкость, Н м.

В работе А. И. Гужова [1 ] границу перехода от расслоенного 
течения нефтегазовых смесей к пробковой структуре для гори-
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г»** =—

юнтальных и Плодящих труб рекомендуется определять по 
•мпирической формуле

где v* — критичеС1;ая скорость, м/с; i — гидравлический уклон.
При у* > Vc расслоенный режим течения смеси, а при 

у* < сс — пробкой.
Для границы Прохода от пробкового режима течения смеси 

к пленочно-дисПеРгированному в горизонтальных, восходящих 
и нисходящих трУ°̂ х в работе [1 ] рекомендуется следующая эм
пирическая форМ>’лЗ:

=  5,55 — 7 ^ ----Г  ] ° ’ "5 /г_Рн_ул5 / г  ±  j ( I V . 38)
Р I Иг (Ри -  Рг) J V  Рг / \ Г 2 / ’ v

при и** > ис — бобковый режим течения; при и** < vc — пле- 
ночно-диспергиро®^Нный.

В формуле (I' 38) последний член берут со знаком минус 
при нисходящем п°Ъке смеси (направление стекания пленки про
тивоположно д вЛ и ю  газа) и со знаком плюс при восходящем 
движении смеси (f3s и жидкость движется в одном направлении). 
При горизонталям течении смеси i = 0.

Определение ист1,нного газосодержания 
при течении газ^дкостных смесей
При течении газ^Чдкостных смесей в трубах из-за большой раз
ницы физически* %йств компонентов имеет место относительное 
движение фаз, •' ^следствие этого истинное газосодержание ср 
не равняется равному р, определяемому по формулам (IV .34) 
или (IYr.34a).

В связи с эт!)М Чногие ученые пытались найти эмпирическую 
связь между ист1,НЙ»?м и расходным газосодержанием npit точении 
по трубам как ^воздушных с:.!есей, так и смесей с разными 
физическими сво^’вами.

Изучением э1°п сзязи в вертикальных трубах у нас занима
лись А. П. КрыЛоВ’ В. Г. Богдасаров, Г. С. Лутошкин, А. А. Ар
манд, Н. Н. РеП|[Н' Ю. И. Бородин и др., а в горизонтальных и 
наклонных трубя* ч- Г. С. Телетов, Н. И. Семенов, В. А. Мама
ев, А. А. Точиг!^' Г. Э. Одишария, А. И. Гужов, О. В. Клап- 
чук и др.

При изучений ^ого явления было установлено, что истинное 
газосодерж'ание как и относительная скорость газа, является 
многопараметри^ой функциональной зависимостью и может 
быть представле^ 3 в общем виде

9 = / (Fгс, р, sinr3, We, u), (IV .39)
в этой формуле TP,i первых параметра — основные.
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Зависимость истинного газосодержания ф от расходного |1 
и критерия Фруда при горизонтальном течении смеси приведена 
на рис. 30, а 1101. Из этого рисунка следует, что во всем диапа
зоне изменения расходного газосодержания 0  < Р < 1 истин
ное газосодержание меньше расходного <р < р, т. е. газ движется 
быстрее жидкости. Исключением является небольшая область 
малых газосодержаний, когда газовая фаза, располагающаяся 
в верхней части трубы, занимает небольшую долю сечения и дви
жется со скоростью меньшей, чем скорость жидкости.

а о

0 0,2 0,4 0,6 0,8 р  0 0,2 0,4 0,6 0,8 Я

Рис. 30. Зависимости газожидкостных потоков, полученные на опытных уста
новках:
я. — зависимость истинного газосодержания ф от расходного р и критерия Fr при гори
зонтальном течении смеси; б — зависимость истинного газосодержания ф от расходного ft 
и критерия F r при восходящем (нижняя часть рисунка ф < ft) и нисходящем (верхняя 
часть рисунка с; > ft) течении воздушно-эодяных смесей:
------  пробковая структура,
------  расслоенная структура •

На рис. 30, б показаны прямые зависимости ф = / (Р, F rc) 
при восходящем пробковом течении воздушно-водяной смеси 
в трубах (ф < Р).

Истинное ф и расходное р газосодержания связаны линейной 
зависимостью и коэффициентом пропорциональности, являющемся 
функцией числа Фруда. С ростом числа Фруда истинное газосо
держание увеличивается. Однако эта закономерность прослежи
вается только до значения Frc = 4, выше которого появляется 
автомодельная область, и истинное газосодержание становится 
зависимым только от расходного, т. е. ф — f ()).

На рис. 30, б выше прямой <р = р приведена зависимость истин
ного газосодержания от расходного при различных углах на
клона в нисходящих участках труб для расслоенного течения 
потока [9 ].
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При нисходящем течении смеси вследствие возросшего влия
ния сил тяжести происходит увеличение расслоенной структуры 
потока.

В этой зоне жидкая фаза движется быстрее газовой и <| > (i. 
Однако по мере увеличения скорости течения смеси, что соответ
ствует росту сил инерции, наступает момент, когда силы инер
ции превалируют над силами тяжести, и тогда расслоенная струк
тура течения смеси переходит в пробковую, область существования 
которой изображена под пунктирной кривой рнс. 30, б.

Для пробковой структуры воздуховодяного потока в гори- 
понтальных трубах зависимость истинного газосодержания от 
расходного и критерия Фруда >4 определяется следующей эм
пирической формулой: •

Ф = /(0 = 0,81 p. (IV .40)
Для той же структуры воздуховодяного потока в восходящих 

и вертикальных трубах истинное газосодержание определяется 
ио следующему эмпирическому уравнению [9]:

Формулы (IV .41) и (IV.42) не отражают влияния физических 
свойств смеси и могут быть использованы только для смесей с фи
зическими свойствами, близкими к воздуховодяным смесям.

Для установления зависимости истинного газосодержания от 
физических свойств смеси были проведены экспериментальные 
исследования на смесях с различной вязкостью жидкости при 
различных значениях поверхностного натяжения системы газ— 
жидкость [3, 10]. Обработка этих исследований приведена на 
рис. 31.

Было установлено достаточно большое влияние критерия

жидкости (1 — ф) при малых числах Фруда смеси.
Как видно из кривых, с увеличением Fec влияние We умень

шается, и при Fec > 10 критерий We практически не влияет на 
истинное содержание жидкости. Прн больших скоростях газо
жидкостного потока или при больших числах Фруда (>100) 
истинное содержание жидкости (1 — q) остается практически 
постоянным для любых диаметров трубопроводов. Из рнс. 31 
видно, что критерий Вебера оказывает заметнее влияние на вели
чину (1 — ср) только для труб диаметром D < 0,015 м и поверх
ностном натяжении системы вода—воздух а > 72 • 10“я Н.'м. 
Отсюда следует, что прн движении газонефтяных смесей по трубам

1 Уоллис Г. Одномерные двухфазные течения. М. Мир, 1972.

<р = 0,81 ( l — e-2'->* Frc).
По данным Уоллиса \  при этих же условиях

(IV.41)

1 +0,345Fi-°-5
(IV. 42)

Вебера величину истинного содержания
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диаметром D > 0,015 м влиянием сил поверхностного натяжения 
на tj можно пренебречь.

Исследованиями [ 1, 1 0 ] было установлено, что угол наклона 
в восходящих трубопроводах также оказывает влияние на вели
чину истинного газосодержания q\ С увеличением угла наклона

' о,1 о.г о* o,i;o.si г <> в в w го w во so wo
Рис. 31. Зависимость истинного содержания жидкости (1 —• ср) от критерия 
Фруда Fr при диаметре (мм) трубопровода и критерия Вебера соответственно:
I  —  3 ,  7  к 2i"J- 1(1-»; 2 — 9. 1 :i 8 9 . S -  Ю ” 1; 1 2 , 5  и  4 7 , 8 *  10“ 3: 4 —  1 5 .2  и 3 2 , 3 *  1 0 - * :  5  —  
3 5 , .  I. 6 . 9 -  I 0 “ J; 0 —  6 6  >1 2 , 3 S -  1C- 1 ; 62 п 1,9-t* 1 0 ~ ‘ ; 75 и 1 , ^ 3 - I 0 “ 3; 100  и 0 , 7 5 -  10~*

•грубы >< горизонту истинное газосодержание сначала уменьшается, 
достигая минимума при 0 — 45 — 50', а затем увеличивается.

Объясняется это тем, что при малых углах наклона трубы и 
малых скоростях смеси основная масса жидкости располагается

вдоль нижней образующей 
грубы, способствуя свобод
ному проскальзыванию газа. 
По мере# увеличения угла 
наклона жидкость стремится 
более равномерно распреде
литься по сечению трубы, 
что приводит к уменьшению 
проскальзывания газа и, как 
следствие, к росту истинного

Рис. 32. Зависимость отношения 
(Ф'Р)а критерия Фруда Fr, для 
автомодельной области от вязкости 
жидкости при пробковом режиме 
течения смеси

газосодержания. При больших скоростях смеси, когда жидкость 
и газ более равномерно распределены по сучению трубы, влия
ние угла наклона на cj.Ji незначительно.
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В работе Одпшарни Г. Э. и др. [10] приведены иеелодопання влияния изме
нения гязкосгп жидкости мл процесс транспортиров:,пня газожидкостных сме- 
ivii. Данные этих исследований помещены лп рис. 32, где поосн абсцисс отложена 
mi Kocib жидкости, а по осп ординат — отношение (Ч-.Р)а 11 критерии Фруда Frc 
ивтомодельнон области.

Из кривых рисунка видно, что увеличение вя: ;-:остн жидкости приводит 
к Уменьшению автомодельного числа Фруда Fr# и уменьшению отношения К —

Fra- 1150ц ° ' '9, при ;t < 0,001;
Fra = 9,8(1 0,1, при ц > 0,001,

где (л —  цг /аж  —  изменяется в пределах 0,02 С  р С  0,0001.
В результате обработки опытных данных авторами [ 10 j предлагается для 

определения истинного газосодержания при пробковом режиме течения с вязко
стью жидкости |!ж > 0,05 Па-с. (50 сП) пользоваться следующей эмпирической 
формулой:

Для определения истинного газосодержания при пробковом 
режиме течения в восходящих трубах в работе А. И. Гужова и 
сотр. [1 ] рекомендуется применять формулу

где kc — коэффициент, учитывающий влияние газонасыщенной 
среды на относительное движение фаз; ky — коэффициент, учиты
вающий устойчивость газовых включений (пузырей) в газожид
костном потоке.

При обработке опытных данных 11 ] для указанных выше коэф
фициентов получены следующие формулы:

(Ч-Р)г-Эмпирические формулы, описывающие эгн Kpi.Bi.v, имеют ш.д

ф = 0,5(l — e_3,8,^ Frc). (IV.41)

(IV. 42)

а в нисходящих трубах

(IV . 42а)

Ас = (1 -г “ рЮ5)0,5 (V I.43)

(1V.44)

где ар — коэффициент растворимости газа е  нефти, м3.м3. Па, 
определяемый по кривым, подобным приведенным на рис. 58.
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Основные уравнения для гидравлических расчетов труб, 
транспортирующих газожидкостные смеси

Все многообразие структурных форм движения газожидкост
ных смесей в трубах (см. рис. 27) б настоящее время подразде
ляется на три категории: пробковую, расслоенную и пленочно- 
диспергированную (стержневую), при которых сравнительно 
легко можно определить гидравлические потери.

Основное уравнение, описывающее одномерное движение 
смеси при пробковом и стержневом режимах, имеет вид

где Дг — разность отметок конца и начала расчетного участка 
трубопровода;

P(i = Рж (* — Р) -г РгР.
Р* =Рж(1 — ф) +  Ргф-

В формуле (IV .45) знак (-}-) относится к восходящему течению 
смеси, а знак (—) — к нисходящему.

Для горизонтального течения смеси в трубопроводе уравне
ние (IV .46) принимает вид

где if — приведенный коэффициент сопротивления, учитывающий 
относительное движение фаз и определяемый для горизонтальных 
и восходящих потоков по следующей эмпирической формуле ПО]:

У нас в стране и за рубежом приведенные коэффициенты ги
дравлических сопротивлений я]: при движении газожидкостных 
смесей по трубам определяются, как правило, из отношения гра
диентов давления смеси Арс к градиенту давления однофазной 
жидкости при одинаковом расходе последней, т. е.

2

(IV . 45)

И Л И

(V I. 46)

/ У'
Л Г с  =  Х ф  Р р , (IV .47)

'fг—в — * "Ь 0,250 ( Р ж  —  Р г )  * с  с . — 0 . 5  -- ::---- г- гг. ,
Рр ку с

( IV ,48)

и для нисходящего потока

4н = I -  0.25Р (рж . Pr) F r“ 0,s,
О а/?-.» с

(IV . 49)
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Коэффициент гидравлического сопротивления для однофаз
ного потока Я при турбулентном режиме смеси (Rec > 2000) 
на горизонтальных, восходящих и нисходящих участках трубо
провода определяется по формуле

Г- ( IV .50)

где k-, — эквивалентная шероховатость — 1,5-10 4 м. При р < 
< 90 критерий Рейнольдса определяется из выражения

Re..= с Ор„
Инг

а при р > 0,9
i'c^pHr ( I  -- Р ) ~r Р гР  

Инг(1 —  P ) Н-ЦгР

( IV .51)

(I V.51a)

где р„г и р,1Г — соответственно плотность и вязкость газонасыщен
ной нефти.

Критерий Рейнольдса может определяться также по формуле

Rec: vcD
vc

где vc — кинематическая вязкость смеси, которая для пробко
вой и разделенной структур определяется по формуле

Инг (I — Р) + РгР 
с Рнг ( 1-р) + РгР

(IV.52)

Расслоенное течение газожидкостной смеси
При расслоенной структуре течения смеси потери давления в трубо
проводе определяются по уравнению

_  = Хг рр +  prg sin 0, ( IV .53)

где Dr — гидравлический диаметр, определяемый из соотношения 
флРDr = 0

здесь 0  — угол, стягивающий хорду поверхности раздела газ— 
жидкость, при расслоенном режиме течения; D — внутренний 
диаметр трубопровода; <р — истинное газосодержание.

Для определения коэффициента гидравлического сопротив
ления газа >.г можно пользоваться формулой (IV.50).

Ввиду сложной зависимости истинного газосодержания при 
расслоенной структуре течения, возникающей в горизонтальных
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и нисходящих участках трубопровода, для определения потерь 
давления рекомендуется пользоваться формулой

где >.г — коэффициент гидравлического сопротивления для газа, 
определяемый по числу Рейнольдса

Скорость смеси vc может определяться также из формулы
4 (Qnr т  Qrl 

с “  л02(1 — Р) 86400"

Исходные данные для гидравлического расчета 
рельефных трубопроводов
Для расчета рельефных трубопроводов необходимо знать: 1) про
дольный профиль трассы трубопровода и его диаметр; 2 ) расход 
нефти и газа; 3) средние значения давления и температуры жид
кости и газа в трубопроводе; 4) физические и термодинамические

Рис. 33. Расчетная схема элемента «рельефного» трубопровода

F r a — 9,8ц0,1 при ц >  0,001

характеристики перекачиваемых жидкостей и газов при средних 
давлениях и температуре в трубопроводе.

Из всех перечисленных исходных данных для гидравлического 
расчета рельефных трубопроводов наиболее трудной для расчета 
является первая позиция.

На рис. 33 показан профиль «рельефного» трубопровода и струк
туры потоков, чаще всего встречающиеся в нем.

Для получения полной информации по рельефному трубопро
воду поступают следующим образом.
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Вся трасса рельефного трубопровода заменяется эквивалент
ной (расчетной), состоящей из прямолинейных отрезков, соединяю
щих точки реального профиля, в которых возможны изменения
• груктуры течения и направления движения смеси (нисходящее 
или восходящее).

Экьнвалентную трассу трубопровода строят для упрощения 
и сокращения числа расчетных участков. При этом необходимо 
соблюдать \словие равнозначности реальной и расчетной трасс 
ip\бопровода, т. е. режимы течения газожидкостных смесей на 
реальных и расчетных участках должны быть одинаковыми.

В восходящих участках трассы трубопровода с углами наклона 
ныще 10 ° структура потока не меняется, остается постоянной — 
пробковой и кольцевой. С учетом изложенного за восходящий 
участок эквивалентной трассы принимается такой отрезок реаль
ного профиля, по которому независимо от числа промежуточных 
участков и их углов наклона движение смеси происходит только 
па подъем, т. е. обеспечивается условие для пробковой структуры 
течения смеси (см. рис. 33).

За угол наклона эквивалентного восходящего участка прини
мается средний угол наклона, определяемый из условия

( sin еср)8 = я°-»-"<•■'<, ( IV .54)
V  Д/,
1=1

где На. „ и Я „.к — отметки начальной и конечной точек эквива
лентного восходящего трубопровода.

За расчетный нисходящий участок принимается такой отре
зок реальной трассы, на котором течение смеси происходит под 
действием гравитационных сил при постоянном угле наклона 
или при изменении его в пределах ± 1 0 %.

В расчетный нисходящий участок включаются сопряженные 
нисходящие участки, если их угол наклона изменяется по отно
шению к первому участку (по ходу движения смеси) не более чем 
на ± 1 0 %, т. е. если гарантируется единая структура течения 
смеси на этих участках (см. рис. 33 и схему нисходящих участков).

За расчетную длину нисходящего участка принимается сум
марная длина всех промежуточных отрезков реальной трассы, 
вошедших в нисходящую длину эквивалентной трассы, т. е.

-  V  
i=i

За угол наклона нисходящего участка эквивалентной трассы 
принимается, как и в предыдущем случае, осредненный угол на
клона, определяемый из условия

(sinetp)H- — -, (IV-55)
У. д/,„
1=1
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где Hlhll и Нк, i, — отметки начальной и конечной точек эквива
лентного нисходящего участка соответственно; Л/,„ — длины 
отдельных нисходящих участков.

Эквивалентная трасса трубопровода строится в зависимости 
от режима (структуры) течения смеси.

Нели структура течения на восходящих п нисходящих участ
ках одинаковая, например, пробковая или кольцевая, то расчетП
ведут по всей длине трубы L — X  h 11 Угол наклона трубы не учи-

t=i
тывают.

В случае, если структура потока газожидкостной смеси на 
восходящих участках пробковая, а на нисходящих — расслоен
ная, необходимо определить эквивалентную длину и осредненный 
угол восходящих и нисходящих эквивалентных участков трубо
провода.

Гидравлические расчеты восходящих и нисходящих эквивалент
ных участков проводят по уравнениям, соответствующим струк
туре течения смеси на этих участках.

§ 7. РАСЧЕТ ТРУБОПРОВОДОВ ПРИ НЕИЗОТЕРМИЧЕСКОМ 
ДВИЖЕНИИ ОДНОФАЗНОЙ ЖИДКОСТИ
В  § 4 данной главы было рассмотрено изотермическое движение 
однофазных жидкостей по трубопроводам: температура, а следова
тельно, плотность и вязкость жидкости оставались неизменными 
на всем протяжении потока и в любой точке его поперечного се
чения. Однако реальные потоки жидкости или подогревают в раз-

Рис. 34. Влияние.,температуры нефти на 
распределение скорости течения ее в трубе:
/ — изотермическое ламинарное течение неф
ти; 2 — нагревание вязкой нефти, 3 — охла
ждение вязкоП нефти

личных печах и теплообменниках (при перекачке парафинпстых 
нефтей см. рис. 8  П ъ П 2) ,или их естественная теплота поглощается 
окружающей средой.

Опытами установлено, что характер температурного поля жидкости (газа) 
п трубе находится в полной взаимосвязи с характером ее течения. Так, если лами
нарный поток жидкости в трубе охлаждается, то жидкость вблизи стенок имеет 
более низкую температуру, чем в центре трубы, соответственно вязкость жидкости 
у стенки трубы будет больше, чем в центральной части. Вследствие этого оЗычное 
параболическое распределение скорости в поперечном сечении трубы, характери
зующее ламинарный поток, изменяется. Характер этого изменения покачан на 
рис. 34. При турбулентном потоке жидкости явление теплового поля 'удет прин
ципиально таким же.
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П|1 и движении продукции скважины от забоя к усгью н от устья скважины
установок подготовки нефти происходит постепенное понижение темпьр т̂уры 

к р.глазирование флюидов (нефти, воды), транспортируемых и большинстве слу-
... по одному трубопроводу. С понижением температуры и разгазнрованием
флюидов увеличивается вязкость нефти (эмульсии), а следовательно, и гпдравли- 
Нсские сопротивление. Падение температуры и глубокое разгазнрогк пне 0есб<:” Н0 
•и-,; •.•лателько для высоковязких и парафинистых нефтей.

Поэтому транспортирование нефтей на месторождениях Се- 
«сра должно осуществляться в газонасыщенном состоянии, что 
позволит существенно снизить вязкость таких нефтей, а следова
тельно, и потери от гидравлических сопротивлений.

Последняя ступень сепарации в данном случае, т. е. конце- 
няя, должна устанавливаться на центральном пункте сбора нефти 
или на нефтеперерабатывающем заводе.

Знание законов распределения температуры флюидов вдоль 
нефтепроводов крайне необходимо как для проектировщиков, 
проектирующих нефтесборную систему, так и для работников, 
эксплуатирующих эту систему. При проектировании нефтесбор
ной системы на месторождении необходимо учитывать температуры 
потоков. Известно, например, что с уменьшением глубины про
кладки нефтепровода резко сокращается стоимость земляных ра
бот при их сооружении и улучшаются условия эксплуатации, так 
как быстро обнаруживаются и ликвидируются аварии. Однако 
при малом заглублении нефтепроводов, особенно в северных рай
онах, на изменение температурного режима, а следовательно, 
и производительности их будет влиять глубина промерзания 
поверхностного слоя земли. Вместе с тем чрезмерно заглублять 
нефтесборную систему в этих случаях также крайне нежелательно. 
Поэтому для месторождений, расположенных в северной части 
страны, где плотность населения крайне низка и почти отсутствуют 
проезжие дороги, нефтепроводы можно прокладывать на неболь
шую глубину или по поверхности земли с усиленной теплокор
розионной изоляцией.

Ниже приведен расчет потерь тепла нефтепроводами при стацио
нарном движении по ним однофазной жидкости для общего случая.

Обозначим:
О н /  — наружный диаметр и длина трубопровода, м; tv, t и t,. — 
соответственно начальная, текущая и конечная температура 
флюида в трубопроводе, °С; (0 — температура окружающей среды, 
°С; К  — полный коэффициент теплоотдачи от жидкости в окружаю
щую среду, В т ’(.м'--'С) (см. формулу IX .22); G — массовый рас
ход жидкости, кг с; ср — удельная теплоемкость жидкости (нефти, 
эмульсии) Дж/(кг • °С).

Расчет ведут при условии, что начальная температура жид
кости /„ >t > 10.

Для установления закона изменения температуры жидкости 
по длине трубопровода выделим на расстоянии х от начала трубо
провода элементарный участок длиной dx (рис. 35, а) и составим 
для него уравнение теплового баланса.
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Потери теплоты от элементарного участка dx в единицу при 
мен и в окружающую среду составят

Л> = К ((  — /0\ лД, dx. ( I v.lio)
где лDudx — поверхность охлаждения элементарного участка, м*, 

При движении жидкости через рассматриваемый участок 
он охладится на dl СС и потеряет количество теплоты, равно! 

dq =  —  Gcp dt ( I V . 67)

Знак минус в данной формуле означает, что температура жид
кости по мере удаления от начала трубопровода постепенно па
дает.

Рис. 35. Неизотермиче- 
скос течение нефти по тру
бопроводу (а, Ь).
К  расчету распределения 
давлении по длине газопро
вода (с, d):а — к выводу формулы
акад. В. Г. Шухова; б — 
график изменении темпера
туры и вязкости дни ж у incite я 
нефти по длине трубопро
вода А" г — расчетная схе
ма газопровода; d — харак- 

L тер изменении давления по 
длине газопровода

При стационарном режиме потери теплоты жидкостью должны 
быть равны теплоте, отдаваемой в окружающую среду, т. е. 

K it — 10) яО„ dx =  — Gcp dt. ( IV .58̂
Для стационарного режима коэффициент теплопередачи К 

по длине трубопровода изменяется, однако это Изменение незначи
тельно (—2 %), поэтому в первом приближении им можно пренеб
речь.

Представим уравнение (IV .58) в следующем виде:
— dt = а (/ — f0) dx, ( I V.59)

где
„  я D»KО = —у;--  .Gcp

Тогда уравнение (IV .59) можно проинтегрировать простым 
разделением переменных

- / < = 5 Г  “ \dx-
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Подставляя пределы, получим 
|in — /0) — In (/„ — /„)] = a l

Откуда
а!

Потенцируя это выражение и заменяя (ы на /, будем иметь
rDhxS

t — Iи Н" (̂ н — М е (1V.60)

Это и есть закон распределения температуры жидкости по длине 
трубопровода, впервые полученный акад. В. Г. Шуховым в 1883 г.

На рис. 35, в дана кривая изменения температуры движущейся 
нефти по длине трубопровода. Из рисунка видно, что падение 
температуры на начальном участке трубопровода более интенсив
ное, чем на конечном.

На том же рисунке (пунктирная кривая) показано изменение 
вязкости нефти в зависимости от ее температуры. При снижении 
температуры повышается вязкость нефти и, как следствие этого, 
увеличивается работа на преодоление трения как между самой 
нефтью, так и между нефтью и стенкой трубы.

В 1923 г. акад. Л. С. Лейбензон внес поправку в формулу 
В. Г. Шухова, учтя работу трения потока жидкости, превращаю
щуюся в теплоту, участвующую в тепловом балансе трубопровода. 
Формула Л. С. Лейбензона записывается так:

nDHtK

• — b _Кг 
t - in-b

Gcn (IV. 61)

где
Gi

TiKDnE

здесь i — средний гидравлический уклон; Е  — механический 
эквивалент теплоты (1 ккал = 427 кгс-м = 427-9,81 Н-м). 

Уравнение (IV .61) можно представить в следующем виде:
Д / - М 1 — е“ а ;), ( IV .62)
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которое характеризует повышение температуры жидкости за счс1 
потерянной работы на трение.

Из этого уравнения следует, что в начале трубопровода, когдп 
/ — 0, то А I также равно нулю, а при / — о; Л/ будет равно Ь, 

Для нефтей, содержащих значительное количество парафина, 
процесс охлаждения отличается от описанного выше.

От начальной температуры t „  до температуры начала кристал
лизации парафина /„ такие нефти охлаждаются по закону (IV .61). 
При дальнейшем охлаждении темп падения температуры замед
ляется за счет выделения теплоты, получающийся при кристалли
зации парафина. Закон изменения температуры на участке трубо
провода, где происходит кристаллизация парафина, описывается 
формулой В. И. Черникина 1

где / — расстояние, на котором температура нефти падает от t„ 
до /п, определяется по формуле (IV.60); е — количество пара
фина, выделяющегося из нефти при понижении температуры от /п 
до t  ̂ (доли единицы); tt. — любая температура, для которой из
вестно е; х — скрытая теплота кристаллизации парафина.

Значение х в формуле (IV .63) всегда больше /.

§ 8. ОСНОВНЫЕ ПОНЯТИЯ О РЕОЛОГИЧЕСКИХ СВОЙСТВАХ 
НЕФТИ И ГИДРАВЛИЧЕСКИЙ РАСЧЕТ ТРУБОПРОВОДОВ, 
ТРАНСПОРТИРУЮЩИХ НЕНЫОТОНОВСКИЕ ЖИДКОСТИ

Под реологическими свойствами нефти будем понимать зависи
мость вязкости нефти от изменения градиента скорости в трубе 
dv!dr и напряжения сдвига т.

Эта зависимость представлена на рис. 36, а.
Важными и взаимосвязанными параметрами, характеризую

щими работу нефтепровода, являются расход нефти (Q = vS), 
и потери давления в нем Ар. Оба параметра легко можно выразить 
через касательные напряжения т, возникающие в транспортируе
мой нефти (рис. 36, б).

Согласно закону Ньютона о вязкостном трении при движении 
жидкости в круглой трубе, уравнение касательного напряжения 
сдвига т записывается в следующем виде 2:

1 Черннкин В. И. Перекачка вязких и застывающих жидкостей. М., Гсс- 
топтехиздат, 1958.

а В выражении (IV.G4) для т знак минус взят потому, что с увеличением ра
диуса абсолютная скорость v убывает (см. рис. 36, о), т. с*, градиент скорости 
dv. dr отрицателен, а напряжение г — всегда положительная величина.

лКРн (х /) _jrc — tp (IV . 63)

(IV. 64)
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..... ................ ... ......... ............. .

I Mi' т — касательное напряжение сдвига между двумя слоями 
I жидкости, Па; F — сила, Н\ S — площадь соприкосновения 
I Mi жду двумя слоями жидкости, м*; р — коэффициент пропорцпо-
I нпльностп, называемый коэффициентом динамической вязкости, 

Пл-c; dvidr — градиент скорости, 1/с; г — расстояние от оси 
1рубы, м.

■ Уравнение (IV .64) можно представить также в виде

-тг С — Ла-с — 0.

Эта формула имеет вид прямой, выходящей из начала коорди
нат (рнс. 36, а, /), тангенс угла которой к оси ординат — постоян-

!' =- т
Ж "
d r

И

Рнс. 36. Физические свойства ньютоновских и неньютоновских жидкостей и 
характер их движения по трубам:
а — зависимость напряжений сдвига от градиента скорости ньютоновских (/) и неньюто- 
н о ес ки х  (2 и 3) жидкостей; б — модель течения неньютонолскоП жидкости: * — распреде
ление скоростей и напряжений п структурированном потоке.

ная величина, характеризующая динамическую вязкость нефти. 
Жидкости, вязкость которых в зависимости от напряжения сдвига т 
и градиента скорости dvidr изменяется по прямолинейному за
кону. т. е. р = const, называются н ь ю т о н о в с к и м и  
ж и д к о с т я м и .  Вязкость ньютоновских жидкостей (нефтей) 
зависит только от температуры и количества растворенного газа.

В природе встречаются также нефти (месторождения Узень, 
Уса, Русское и т. д.), которые не подчиняются закону Ньютона
о вязкостном трении (IV .64) и поэтому называются н е н ь ю 
т о н о в с к и м  и или а н о м а л ь н ы м и.

Наиболее распространенным видом неньютоновских жидко
стей являются те, которые следуют закону Шведова—Бингама



где тц — минимальное касательное напряжение, превышение 
которого вызывает «страгивание» исньютоновской жидкости, Па;

— кажущаяся (эффективная) вязкость неньютоиовскон жид
кости, т. е. вязкость, зависящая от градиента скорости, Па-с.

Для неныотоновекпх жидкостей кривые течения в общем слу
чае не являются прямыл;н и не проходят через начало коордннат 
(рис. 36, а, 3).

Поэтому вязкость непыотокоБСкой жидкости зависит не только 
от температуры, но и от градиента скорости civ.dr, от физико
химических свойств (парафин, эмульсия), от времени нахождения 
ее в покое.

Значения т0 и (i* в выражении IV.65 при фиксированном dv!dr 
можно определить графически по кривой течения.

Для этого необходимо в точке М, соответствующей заданному 
градиенту скорости dv.dr, провести касательную линию к кривой 
течения. Тангенс угла наклона 0Ч этой касательной дает значе
ние и*, а точка пересечения се с осыо абсцисс— [то 1-

Таким образом для неныотоновекпх жидкостей кажущуюся 
вязкость |i* можно выразить через реологические параметры т„ 
и р по формуле

dr

которая получается согласно определению эффективной (кажу
щейся) аязкостн и выражению (IV .64).

Рассмотрим трубопровод со стационарным движением по нему 
непьютоновской жидкости (см. рис. 36, в), имеющей неразрушен
ную структуру в форме цилиндрического ядра, состоящего, на
пример, из парафинистой нефти.

Скорость движения цилиндрического ядра £.>„ зависит от ве
личины силы F или перепада давления Ар, приложенных к тор
цам рассматриваемого сечения, и может быть равна нулю (у 0 = 0 ) 
при r0 ~  R, если перепад давления Ар будет недостаточен. Су
ществование и величина ядра зависят от скорости движения не
ньютоновской жидкости в трубе. Чем больше эта скорость, тем 
меньше радиус этого ядра. Поэтому при определенной критиче
ской скорости движения неныотоновской жидкости ядро исчезает 
совсем и вязкость жидкости будет постоянной величиной, т. е. 
неньютоновская жидкость может превращаться в ньютоновскую 
(см. рис. 36, а, 3, п—т).

В связи с тем, что абсолютная скорость жидкости v между ци
линдрическим ядром и стенкой трубы уменьшается, dvldr < 0 .

Первый член уравнения (IV .65) характеризует движение не
ныотоновской жидкости, а второй член — минимальное предель
ное напряжение сдвига, превышение которого вызывает начало 
движению неньютоковской жидкости; р* — кажущаяся (эф
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фективная) вязкость неныотоновской жидкости, т. е. вязкость, 
зависящая от градиента скорости dv.dr1.

Совместное движение неныотоновской жидкости и ядра воз
можно при условии т > т:0, т. е. в том случае, если касательное 
напряжение т всегда будет больше минимального предельного 
напряжения сдвига т 0 (см. рис. 36, а).

Очевидно, на внутренней поверхности стенки трубы (при г0 — 
--- R) касательное напряжение т достигает максимальной вели
чины T/j, а по мере приближения к оси трубы оно уменьшается, 
и при (г = г0) т = т0.

Для указанного случая уравнение Шведова—Бпнхама примет 
вид

т. е. dvidr = О или v0 — const.
Из изложенного следует, что цилиндрическое ядро радиусом г0 

будет двигаться равномерно как твердое тело.
Определим радиус ядра твердого тела г„ из условия равно

весия сил давления, действующих на торцевые площадки потока 
л/'б (рI — pi) и силы трения, возникающей на поверхности ядра 
потока 2лл0/т„, т. е.

лт-g Др тт 2яг0/т0, • (IV .67)

Если г0 = /?, т. е. когда ядро неньютоновской жидкости до
стигнет радиуса трубы и т0 = т ,̂ тогда наступит предельное 
равновесие и значение перепада давления Ар в формуле (IV .6 8 ) 
определится так:

Движение неньютоновской жидкости возможно, когда дей
ствующий на торцевые площадки перепад давления Ар будет 
больше начального перепада Д/?0, обусловленного предельным на
пряжением деформации сдвига на стенке трубы т$.

Уравнение равновесия сил давления и сил трения для произ
вольной части потока (см. рис. 36, е) имеет вид

л г- Д р — 2яг/т, (IV. 70)

1 Поскольку профиль скорости неныотоновской жидкости в трубе непостоя
нен, то при определении градиента скорости dv dr последнюю целесообразно при
нимать средней по сечению, т. е. у/2.

(IV.66)

откуда
2/т, (IV .68)
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щ

откуда
г.Ур Я

( IV .71)

Подставив в уравнение (1\ .65) выражение (IV .71), получим
г \р </;•
" 2Г  -*■' '-5Г--Т- <IV-'2>
Из (IV .72) следует

+  < I V J 3 > 

Интегрируя (IV .73), получим выражение для скорости нью
тоновской жидкости в следующем виде:

Арг' , то
4/.U* 1 ц* г С. (IV .74)

Постоянную интегрирования С находим из условия, что г — R, 
v = 0 , т. е.

с - т ^  - т М -  < l v - 7 3 >

Подставляя (IV.75) в (IV .74), получим

-----— г*) — -й-(Я — г). (IV .76)4/ц* ц*
Очевидно, это уравнение справедливо для кольцевого про

странства жидкости, заключенной между стенкой трубы и ци
линдрическим ядром, т. е. при r0< г < R.

Скорость движения ядра найдем из выражения (IV .76), под
ставляя в него вместо г —> г0, а вместо v —* v0

1' "= 4 <*-' •>■ (lv -77>

Суммарный расход неньютоновской жидкости по трубе опреде
лится из расхода ядра Q0 и расхода ламинарного слоя Q„ —, 
кольца потока от г„ до R, т. е. Q — Q0 +  QA.

Расход ядра потока Qo — nr'c-vо.
Расход ламинарного кольца потока жидкости определится из 

выражения
/?

Q.n 2л J  n'[r)dr.
г*

Суммарный расход составит 
я

О — 2л J rv ir) dr. _ (IV .78)
Го
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Подставляя в данное уравнение выражения (IV.77) и (IV.76) 
п интегрируя, получим

«=■
я Apr5 лт„ пж ят„ 2лт„

4 гЧ- г},—-Щ?- Rrl + ̂ r  гЗ + 4/ц* j i* 0 и 1
яДр R i _ n ^ RSf,_ ______  __  л т °  о» _  _£ЕЕ" /?/••:__
8/и* 4/и* ......... 8/и* Зц* Ц* 3И* (IV.79)

Подставляя в последнее уравненне вместо г0 его значение 
из (IV .6 8 ), т. е. 2/т0/Др и вместо 2lx0/R перепад давления из (IV.69), 
при котором данная неньютоновская жидкость с радиусом R 
начинает «страгиваться», получим окончательно 

л /?4 Др /, 4 Лра , 1 Ар},

Го.

я /? 1 Ар / ___ 4 Ар„ , 1 \
v  8/ц* \ 3 Ар 1 3 Д/74 У

(IV.8C)

Представим в последнем уравнении отношение ApJAp в сле
дующем виде:

2/т0
Аро R £о_
Др “ 2/т0 ‘ /?

'"о
и после подстановки его в выражение (IV .80) получим следующую 
формулу:

я/?4 Др / , ___4__£о_ , 1 <и \
V 8/jx* V  3 R  т  3 £ « / ’ (IV.80а)

впервые полученную Букингемом.
Средняя скорость потока неньютоновской жидкости опреде

лится так:
Q R2Ap /, 4 г, Iriоср = л/?2

Я 2Др /
8/Ц* V 3 /? (IV .81)

Заменяя в (IV.80a) r0/R на ApJAp  и отбрасывая последний 
член ввиду его малости (—1,5%), получим

« = -£}Иа'--гЛл)
Подставляя вместо Др0 его значение из (IV'.69) и решая по

следнее уравнение относительно Ар, получим 
8/ц*<? 8 /т« 
я« ‘ ‘ 3 R ’Ар — (IV .82)

Заменяя в (IV.82) R на Dl2, расход жидкости Q на среднюю
„  я D2скорость потока Q = уср —7—, получим

Др = 32|rjcp/ ( 1  ^
р D2 { ' 6 ц Ч Р /' (IV .83) 
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В последнем уравнении первый член характеризует потери 
напора при ламинарном режиме движения ньютоновской жид
кости, а второй — увеличение гидравлических потерь за счет 
пластических свойств неныотоновской жидкости.

При тЛ = 0 выражение (IV .83) принимает вид известной фор
мулы Пуазейля

(IV .84)

§ 9. РАСЧЕТ ПРОСТОГО ГАЗОПРОВОДА

При движении газа по трубопроводу происходит значительное 
падение давления по длине в результате преодоления гидравли
ческих сопротивлений. В этих условиях плотность газа умень
шается, а скорость газа увеличивается.

Установившееся изотермическое движение газа в газопроводе 
описывается системой трех уравнений:

1) уравнением движения (уравнением Бернулли)

& + ’ | г ± л + х т г £ - 0 - <I V -8 5 >

2 ) уравнением состояния
Р — Р г *# г7" ■ ( I V . 86)

3) уравнением баланса количества газа или массового рас
хода

G pP:'S - = const. ( IV .87)

В уравнении (IV.85) первый член выражает потенциальную 
энергию давления газа, второ)! — удельную кинетическую энер
гию движущегося газа, третий — энергию положения, четвер
тый — потерянный напор. При выводе формул для расчета газо
провода вторым и третьим членами обычно пренебрегают, т. е. 
считают, что увеличения линейных скоростей в газопроводе не 
происходит и газопровод проложен горизонтально. При указан
ных допущениях уравнение (1V.85) запишется в следующем виде:

_ j J f L . e JL *L.£L. (IV.68)SРг о 2»
Определяя из уравнения (IV .87) линейную скорое/ь v и под

ставляя ее значение з уравнение (IV’.8 8 ), получаем 
dp dx_ G'~

gpr D •

Умножив левую и правую части на pf, получим
, dx G-— pr ар =  К -7 Ги 26'-
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Подставив в последнее выражение вместо рг его значение из 
уравнения (IV .8 6 ), получим 

р dp , dx G- 
zRrT ~  D~ : b'- '

Возьмем интеграл от данного уравнения в пределах от на
чального давления рх до конечного рг в газопроводе длиной от О 
до L:

~1Щ т J pdp^ :'- i S r J  dx-г i
Подставив вместо площади величину 5 — nDl 4, получим 

окончательно
рх- р\ _> ° У 6- ,i\ m
2 г/?гГ  ‘.’.яЧ>ь

ИЛИ

« - ^ V W i r
Формула (IV .89) является основной для расчета массового 

расхода газа по трубопроводу, она применима в любой системе 
единиц. Если применяется система СИ, то величины, входящие 
в вышеприведенные формулы, имеют следующие единицы изме
рения: G — массовый расход газа, кг'с; D — внутренний диа
метр газопровода, м; р — давление, Па; X — коэффициент ги
дравлического сопротивления — безразмерная величина, в об
щем случае зависящая от числа Рейнольдса и шероховатости 
стенки трубы; z — коэффициент сжимаемости газа; /?г — газовая 
постоянная, Дж/(кг-К), где Дж — Н-м = кг-м* м/с*; Т — абсо
лютная температура газа, К; L — длина газопровода, м; v — 
линейная скорость газа, м'с; рг — плотность газа, кг/м:*; g  — 
ускорение силы тяжести, м'с*.

Из уразнения состояния газа и воздуха имеем

= или R r = * & -  = ^ - .R г Г>и Рг v

Объемный расход газа, приведенный к стандартным условиям:
v а о

где рст — плотность воздуха при стандартных условиях. 
Подставив в формулу (IV .89а) значения Rr и G, получим



где

4 Р* V R* '
При стандартных условиях (г = 20°С ; р — 760 мм рт. ст, I 

плотность воздуха р„ = 1,205 кг/м3 и /?в = — - = Дж (кг- К),
к0 = 3,87 ■ 10~2.
Тогда последняя формула запишется так:

Vr =  3,87- 10-г0 5/2 ' У  М —  Р 2

При нормальных условиях (/ = 0Э С. р = 760 мм рт. ст.) 
плотность воздуха р„ = 1,293 кг'м8; /?„ = 287 Дж/(кг-К); k0 = 
= 3,59-Ю '2.

Коэффициент гидравлического сопротивления при течении 
газа по газопроводу определяют по формуле (IV.36а)

где к, — эквивалентная шероховатость труб.
При гладкостенном режиме (гидравлические гладкие трубы) ?. 

не зависит от шероховатости внутренней поверхности трубы п 
рассчитывается по формуле

1
При квадратичном режиме течения У. не зависит от Re и яв

ляется функцией относительной шероховатости:

Значение числа Re для смеси газа определяют по формуле 

Re,.- (IV. 90)1

где uc = J/iPi -f- //2}i2 -4— • — УпУг. — вязкость смеси газов;'
u^u .......  и,, — вязкость отдельных компонентов, кг/м*с; уу,
у2, ..., у„ — концентрация компонентов, доли единицы; рс — | 
плотность смеси газов в трубопроводе, кг/м*,

Рс- - У  (IV.91) Iги * ср z

где [)„ — плотность газа при нормальных условиях, к г ’м®; рс?\ 
и р„ — соответственно среднее давление в трубопроводе и баро
метрическое, Па; ТКр и 7*0 — соответственно средняя температура 
перекачки (К) и температура абсолютного нуля (273, 15).
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Среднее давление в газопроводе определяют по формуле

где рг и р2 — давление в начале и в конце газопровода.

§ 10. ИЗМЕНЕНИЕ ДАВЛЕНИЯ ПО ДЛИНЕ ГАЗОПРОВОДА
Рассмотрим газопровод длиной L, диаметром D с начальным 

давлением р„ и конечным рк, приведенный на рис. 35, с.
Требуется определить давление в любой точке, например М, 

на расстоянии х от начала газопровода. Уравнение расхода для 
участка А.И запишется так:

Учитывая постоянство расхода по длине газопровода, прирав
няем правые части уравнений (IV.93 и IV.93а), тогда будем иметь

Кривая, описываемая уравнением (IV .94), является парабо
лой. Из характера этой кривой видно (рнс. 35, д), что по длине 
газопровода градиент давления (рЪ — рУх и р\ — pfJL—х) по
степенно увеличивается, что свидетельствует о непостоянстве 
гидравлического уклона.

В начале газопровода, когда давление и плотность газа высо
кие, удельный объем газа мал и скорость незначительная, потери 
давления в газопроводе небольшие, т. е. градиенты давления 
(Р%—Рх х) малы. По мере удаления газа от начала трубопровода 
давление падает, а удельный объем газа увеличивается, что при
водит к увеличению скорости движения газа и, соответственно, 
к росту потерь давления на тренпе, пропорциональных квадрату 
скорости.
§ II. МЕТОДЫ УВЕЛИЧЕНИЯ ПРОПУСКНОЙ СПОСОБНОСТИ 
ТРУБОПРОВОДОВ, ТРАНСПОРТИРУЮЩИХ НЕФТИ 
И НЕФТЯНЫЕ ЭМУЛЬСИИ
На нефтяных месторождениях сравнительно часто приходится 
увеличивать пропускную способность сборных коллекторов в связи 
с подключением новых скважин или увеличением производитель
ности существующих скважин, подающих продукцию к УПН.

( I V .  92)

(IV. 93)

а для участка .ИВ

(IV .93 а)

X L — х
Откуда

( I V .  94)

4 Г С Лутошкин



Увеличения пропускной способности сборных коллекторов 
можно достичь несколькими путями: I) снижением вязкости т<р|1  
качпваемой нефти, подогревая ее; 2 ) подачей в поток обводненной 
нефти на автоматизированной групповой замерной устаиоикв 
поверхностно-активных веществ (ПАВ) в результате чего пронсхо» 
дит инверсия эмульсии и внешней фазой становится вода, имею! 
щая меньшую вязкость, чем нефть; 3) прокладкой параллельною 
нефтепровода (лупинга); 4) повышением давления на устьях ском 
жин или установкой дополнительного насоса (на ДНС), работаю»! 
щего параллельно с основным; 5) комбинацией перечисление 
способов.

Вопрос о том, какой из этих методов следует принять для увс> 
личения пропускной способности данного конкретного сборного 
коллектора, решается в конечном счете сопоставлением тех ни ко* 
экономических показателей различных вариантов.



ГЛАВА V
ПРИЧИНЫ СНИЖЕНИЯ ПРОПУСКНОЙ 

СПОСОБНОСТИ НЕФТЕПРОВОДОВ 
И ГАЗОПРОВОДОВ И МЕТОДЫ БОРЬБЫ

с этими явл ен и ям и .
КОРРОЗИЯ и МЕТОДЫ БОРЬБЫ 
С КОРРОЗИЕЙ ТРУБОПРОВОДОВ

It шиной главе рассмотрены разнообразные по физической сущ
ности вопросы, например, образование и отложение парафина, 
имей и гидратов, выделение из газа жидких углеводородов и ка- 
m и.ной воды, а также разрушение внутренних стенок труб кор
розией. Это сделано потому, что все эти вопросы касаются 
одной проблемы: снижения производительности нефтегазосборных
I метем и необходимости изыскания эффективных методов восстанов- 
н'мня или поддержания на постоянном уровне производительности 

•тих систем.
Каковы же причины снижения производительности нефтегазо

проводного транспорта на промыслах?
Таких причин может быть несколько, основными из которых 

нвляются: 1) недостаточная скорость потока твердых частиц, вы
носимых из скважин вместе с нефтью на поверхность и осаждение 
их за счет гравитационных сил в трубопроводах; 2 ) при определен
ных термодинамических условиях совместного потока нефти, газа 
и воды могут образовываться и выпадать кристаллы парафина и 
солей, создавая твердый осадок, как правило, трудно поддаю
щийся разрушению; 3) при определенных также термодинамиче
ских условиях, т. е. температуре, давлении и составе газа, в газо
проводах могут образовываться и выпадать гидраты, снижая их 
пропускную способность; 4) при интенсивной коррозии трубопро
водов, особенно трубопроводов, транспортирующих пластовые 
сточные воды для закачки их в пласт, внутренние стенки их раз
рушаются, в результате чего может образовываться окалина, осе
дающая и уменьшающая живое сечение трубопроводов.
§ I. ПРИЧИНЫ ОБРАЗОВАНИЯ И ОТЛОЖЕНИЯ 
ПАРАФИНА В НЕФТЕПРОВОДАХ
Одной из основных проблем, возникающих при изучении меха
низма процесса парафинизации промыслового оборудования, яв
ляется проблема связи между выделением кристаллов парафина 
из нефти и отложением их на контактирующих с нефтью поверх
ностях.
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Разные ученые и исследователи этой проблемы выдвигали своп 
теории, которые затем проверялись как в промысловых, так н 
в лабораторных условиях.

В настоящее время данная проблема в основном решена и осо
бенно усилиями наших 1 и американских ученых.

Парафиновые отложения представляют собой сложную смесь 
твердых углеводородов, содержание их ("и) приведено ниже.

Парафины Асфальтены Смолы Механические примеси
10—75 2-5 10-30 1-5

В группу твердых парафинов входят углеводороды от С,;Н „; до 
СПН 144. Плотность парафина в твердом состоянии колеблется 
в пределах от 0,865 до 0,940 г/см3.

Чистые парафины — кристаллические вещества. По физико
химическим свойствам их разделяют на две группы: парафины 
от С17Н 30 до С^Н;., и церезины от С,0Н 74 и выше.

Ниже приведены основные факторы, влияющие на образование 
парафино-церезиновых отложении на стенках труб.

Состояние поверхности стенки трубы. Шероховатость стенок 
труб способствуют выделению газа из нефти, в результате чего рас
творимость парафина в нефти ухудшается и интенсивность отло
жений увеличивается. Однако большие скорости потока могут 
частично замедлить рост парафиновых отложений.

Рас/пворяющая способность нефти по отношению к парафино- 
церезиновым соединениям. Практикой установлено, что чем тя
желее нефть, тем хуже она растворяет парафино-церезиновые со
единения и тем, следовательно, интенсивнее могут образовываться 
в такой нефти парафины и отлагаться на стенках труб.

Концентрация парафиновых соединений в нефти. Чем выше 
концентрация этих соединений, тем интенсивнее будет отложение 
парафинов при всех прочих равных условиях.

Температура кристаллизации парафинов. Как известно, кри
сталлизация парафинов, т. е. образование твердой фазы, проис
ходит при разных температурах. Для парафинов, кристаллизую
щихся при высоких температурах, образование и отложение нх на 
стенках труб наступает раньше, чем для парафинов, кристалли
зующихся при низких температурах.

Темп снижения давления в потоке нефти. Чем больше перепад 
давления, тем интенсивнее происходят образование и выдетение 
из нефти новой фазы — газа, способствующего понижению тем
пературы нефтегазового потока. Кроме того, разгазнрование нефти 
влечет за собой выделение легких фракций, являющихся наилуч
шим растворителем парафино-церезиновых соединений.

Электризация глобул воды, газовых включений и твердых пара
финовых частиц в нефтегазоводяном потоке. Это явление пока не-

1 Тронов В. П. Механизм образования смоло парафиновых отложении и
борьба с ними. М., Недра, 1970.
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rtiH киочно изучено, однако оно имеет исключительно важное 
нычеиие в образовании парафиновых соединении.

Скорость нефтегазового потока. Многочисленными опытами, 
Проведенными в естественных условиях, было доказано, что чем 
ниже скорость потока, т. е. чем меньше дебит скважин, тем больше 
Величина парафиновых отложений.

Наличие в нефти воды и деэмульгаторов (см. гл. \ 'Ш , § I, 2), 
ти «)имых для разрушения нефтяных эмульсий.

Для предотвращения парафиновых отложений в условиях не
фтегазодобывающих предприятий применяют различные методы 
м швисимости от технико-экономических показателей их осуще-
• тления и возможности успешного их внедрения.

Можно рекомендовать следующие методы против парафиновых 
отложений в трубопроводах.

1. Применение высоконапорной 0,981 — 1,47 МПа системы 
псфтегазосбора, значительно снижающей разгазирование нефти 
и предотвращающей образование и отложение парафина.

2. Использование паровых передвижных установок (ППУ).
3. Покрытие внутренней поверхности трубопроводов различ

ными лаками, эпоксидными смолами и стеклопластиками, суще
ственно снижающими шероховатость поверхности труб. На аб
солютно гладкой поверхности труб (полированной) условия для 
парафиновых отложений отсутствуют. Кроме того, если поверх
ности трубопроводов предать гидрофильное свойство, т. е. свой
ство полярное, то отложения парафина также не будет. Поэтому 
при покрытии поверхности труб стеклопластиками одновременно 
достигаются две цели: существенное снижение шероховатости 
и придание этой поверхности гидрофильности.

Гидрофильные поверхности (см. рис. 79, а) хорошо смачиваются 
водой и не смачиваются неполярными жидкостями, поэтому на 
гидрофильных поверхностях отложений парафина наблюдаться 
не будет.

4. Применение поверхностно-активных веществ, подаваемых 
к забоям или к устьям скважин в поток обводненной нефти. По
дача ПАВ предотвращает образование нефтяной эмульсии \ в ре
зультате чего стенки выкидных линий и сборных коллекторов 
контактируют не с нефтью, способствующей адгезии (прилипа
нию) твердых частиц парафина, а с пластовой водой. Кроме того, 
введенные в поток нефти ПАВ, адсорбируясь на твердых части
цах парафина, затормаживают или полностью прекращают рост 
его кристаллов, в результате чего существенно затрудняются 
осаждения парафина из потока нефти и образование твердых от
ложений.

К  положительным сторонам этого метода относится также и то, 
что расход ПАВ небольшой и составляет лишь 10—20 г/т; кроме 
того, ПАВ, введенные в поток нефти на забое или у устья сква-

1 Об нефтяных эмульсиях см. стр. 177
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жнны, предотвращают образование и «старение» нефтяных эмуль« 
снй (более обстоятельно об этом см. с. 181).

За рубежом широкое применение находят различного роде 
химические реагенты. Большинство производимых там и прода
ваемых химических средств «против отложения парафина» носят 
название смачивающих р е а г е н т о в  и д и с п е р г а т о р о н ,  
Смачивающие реагенты теоретически способны покрывать поверх
ность оборудования тонкой пленкой, препятствующей отложению 
парафина, выпавшего из раствора. Диспергаторы препятствуют 
слипанию молекул парафина. Основным достоинством их является 
удержание парафина в диспергированном состоянии на всем пути

Рис. 37. Очистка нефтепроводов от парафиновых отложении резиновыми шарами 
(торпедами):
/ — струна фонтанной елки : 2 — камера для запуска шаров; 3 — крышка камеры; 4 — 
шар резиновый (торпеда); «5 — вентиль для выравнивания давления; 6 — шибс-р; 7 — 
выкидные линии; 8 — камера приема шаров; 9 — линия для сброса шаров; 10 — емкость 
для хранения шаров

от забоя скважины до нефтеперерабатывающего завода. Однако 
состав днепергаторов в литературе не описан.

5. Применение теплоизоляции, которая одновременно явля
лась бы также и противокоррозионным покрытием.

6 . Применение резиновых шаров (торпед), периодически вво
димых (по мере накопления парафина) у устьев скважин в вы
кидные линии и извлекаемых на групповых замерных установках.

7 . Скорость нефтегазового потока. Увеличение скорости по
тока приводит к снижению парафиновых отложений. Это объяс
няется в основном динамическим действием струи на осаждение 
кристаллов парафина на стенках труб.

Из всех перечисленных методов борьбы с парафиновыми от
ложениями в нефтепроводах наиболее широко в настоящее время 
применяют лишь первый, второй и четвертый. Первый и четвер
тый — преимущественно на вновь обустраиваемых нефтяных пло
щадях, второй — на старых месторождениях с самотечной систе
мой нефтегазосбора. Второй метод борьбы с отложениями пара
фина эффективен, но дорогостоящий.
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Несколько уже область применения пятого и шестого методов, 
щнорые по сравнению со вторым значительно дешевле. Напри- 
|н |), одноразовое применение ППУ на промыслах Татарии стоит 

500 руб., а применение шаров (торпед) для этих же целей — 
|н руб. Однако, чтобы использовать шары, а также ПАВ против 
^сложений парафина в промысловых трубопроводах, требуются 
некоторая переделка существующих нефтесборных систем и свя- 
(IIиные с этим дополнительные расходы.

На вновь открытых месторождениях с парафинистой нефтью, 
|дг созданы современные высоконапорные системы нефтесбора, 
проблема борьбы с отложениями парафина не стоит так остро.

Па рис. 37 приведена схема очистки выкидных линий скважин 
|м'!Пновыми шарами. Очистка осуществляется следующим обра- 
«14. Камера запуска, установленная на струне фонтанной арма-
I \ ры, заряжается резиновыми шарами, диаметр которых несколько 
больше (на 2—3 мм) внутреннего диаметра выкидной линии. По 
мере того, как выкидные линии запарафиниваются, из камеры 
шпуска открытием шибера и перепускного вентиля подается pe
rn новый шар, который потоком жидкости проталкивается до рас
пределительной батареи группового сборного пункта, где уста
новлена приемная камера. Резиновый шар счищает отложения 
парафина со стенок выкидных линий и проталкивает их в прием
ную камеру, из которой он направляется по линии в емкость для 
хранения шаров и парафина. Описанный способ очистки труб от 
парафина успешно применяют на месторождениях Украины, 
Коми АССР, Татарии и др.

| 2. ПРИЧИНЫ ОБРАЗОВАНИЯ И ОТЛОЖЕНИЯ 
ЮЛЕЙ В ОБОРУДОВАНИИ И ТРУБОПРОВОДАХ

На некоторых месторождениях (Самотлор, Речица, место
рождения Куйбышевской области, Азербайджана и др.) в про
цессе эксплуатации скважин наблюдается интенсивное образова
ние и отложение солей в рабочих органах электроцентробежных 
(ЗЦН) и штанговых насосов, а также в насосно-компрессорных 
Iрубах, выкидных линиях и даже в сборных коллекторах (см. 
рис. 5, 2, 4). Отложение солей в основном наблюдается в обвод
ненных скважинах.

Соли, содержащиеся в пластовых водах, могут быть как водо
растворимые (NaCl, СаС12), так и водонерастворимые: карбонат 
кальция СаС03, карбонат магния MgC03, сульфат кальция 
CaSO, -2Н20  ( г и п с ) ,  сульфат магния MgS04, сульфат бария BaS04, 
силикат кальция CaSi03, силикат магния MgSi03 и т. д.

Основная прнчина образования и отложения этих солей в про
цессе добычи нефти и воды — это нарушение карбонатного равно
весия, обусловленного снижением температуры и давления. При 
нарушении его из водного раствора солей выделяется углекислый 
газ С02, раствор становится перенасыщенным, в результате проис
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ходят образование кристаллов и отложение нх на стенках Tp\fl,j 
В пластовых водах, как известно, кроме свободного углекиоч 

лого газа СО, и неднссоциированных молекул углекислоты Н*СО| 
содержатся бикарбонатные ноны HCOJ и карбонатные ионы СОЛ 

Слабая углекислота диссоциирует
НоСОз Z l!  Н+ -  Н С О ," .  

нсо7 т^н+ ■СО:* (\1

Концентрация неднссоциированных молекул угольной кислоты 
Н.,С03 в воде незначительна.

Диссоциация угольной кислоты, как было установлено [81, 
зависит от концентрации водородных ионов или, одно и то же, от

pH (рис. 38). С увеличением 
pH количество СОг умень* 
шается, а число ионов НСОГ 
увеличивается. При pH = 8,3 
концентрация бикарбонатных

Рис. 38. Зависимость уровней диссоци
ации угольной кислоты от концентра
ции водородных ионов при t = 25" С

ионов достигает максимума. Дальнейшее увеличение pH при
водит к уменьшению содержания в воде ионов НСО" и увеличе
нию концентрации COJ2, которая при pH = 12 достигает мак
симума.

В водных растворах углекислых соединений обычно существует 
при постоянном давлении и температуре в пластовых условиях 
динамическое равновесие между различными формами углекис
лоты:

2НСО”  ̂  СО-’“  -  С02 -  Н30.

Данное уравнение показывает, что если количество бикарбонат
ных ионов (НСО3) соответствует определенному количеству сво
бодного углекислого газа СО.,, то существует карбонатное равно
весие.

Такая вода называется стабильной. При наличии в пластовых 
водах одновременно ионов Са2+, Mg=+ и НС03 образуются очень 
непрочные бикарбонаты кальция и магния:

Са2+ +  2НСО~ = Са (НС03)2,

Mg-+ - г  2НС0“  - .Mg ( НС03)2, (Б )

равновесие которых также поддерживается за счет растворенного 
в воде углекислого газа.

При движении нефти, газа и пластовой воды по стволу сква
жины, выкидным линиями и сборным коллекторам давление в них
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понижается, в результате чего из воды выделяется углекислый газ 
и образуется осадок солей

t
C;i (Н С О ^ л  ^  СаСО:, -f СО. +  Н 50  >

<1- ♦
Mg (HCO3U ̂  MgC03 + С02+  Н20 » (В)

«вклинивающий рабочие органы насосов и выводящий их из строя.
Так, например, на Самотлорском месторождении ЭЦН через 

I ЦЬ -30 дней непрерывной работы выходят из строя из-за отложе
ния солей, тогда как эти же насосы без образования в них осадков 
солей на других горизонтах могут работать больше года.

В выкидных линиях и сборных коллекторах вследствие выпа- 
д(М1Ия солей образуются прочные отложения, существенно сни
мающие их пропускную способность.

Таким образом, было выяснено влияние снижения давления и 
изменения температуры на процесс отложения солей. Снижением 
температуры потока равновесие реакции (В) сдвигается влево, 
поскольку в этих условиях значительно уменьшается выделение 
(,0 2 и выпадение кристаллов солей из раствора затормаживается.

Таким образом, подводя итоги, можно сказать, что падение 
давления в нефтегазоводяном потоке интенсифицирует образова
ние осадков солей в системе добычи и сбора, а снижение темпера- 

| туры в этой системе, наоборот, притормаживает этот процесс. 
Как известно, падение давления и температуры потока при до
быче и сборе нефти происходит одновременно, и коль скоро они 
вызывают смещение реакции (В) в противоположные стороны, то, 
казалось бы, выпадение солей на стенках труб и насосов не должно 
было бы иметь места. Однако это не так, как падение давления 
сдвигает равновесие реакции (В) вправо более интенсивно, чем 
снижение температуры, сдвигающей эти реакции влево. В этом, 
тбетвенно, и заключается основная причина образования отло
жения солей.

Теперь остается выяснить, какие же существуют методы борьбы 
с отложениями солей при эксплуатации скважин и сборе продук
ции этих скважин. Их, к сожалению, известно пока немного:
I) химические методы, 2 ) физические методы и 3) использование 
пресной воды.

Химические методы борьбы с отложениями солей

Химические методы борьбы с солеобразованием в скважинах и 
сборной системе применяют, главным образом, при выпадении 
карбонатных (CaC03, MgC03) и сульфатных (CaS04, MgS04) солей, 
т. е. водонерастворимых.

В данном случае применяют главным образом гексаметафосфат 
натрия (NaPO3) 0 и триполифосфат натрия (Na5P 3O10) как в чистом
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виде, так и с добавками дубового экстракта, а также других при
садок. Сущность данного метода борьбы с отложениями солей сво
дится к тому, что при образовании кристаллов карбоната кальция 
(СаС03) или других кристаллов они тут же сорбируют из раствора 
гексаметафосфат натрия, в результате чего на поверхности этих 
кристаллов возникает коллоидная оболочка («броня»), препят
ствующая прилипанию их к поверхности труб.

Расход гексаметафосфата натрия небольшой (0,1% по весу от 
добываемой минерализованной воды).

С отложениями водонерастворимых солей сравнительно легко 
можно также бороться с помощью растворов соляной кислоты

t
СаСО, +  2НС1 = СаС1, + НаО +  СОа

соль, нерастворимая соль, растворимая в воде в воде
Однако, как показала практика, применение растворов соля

ной кислоты быстро приводит к порче оплетки кабеля для ЭЦН 
и усиленной коррозии оборудования, в связи с чем эти растворы, 
как правило, не применяют или применяют очень ограниченно.

За рубежом для борьбы с отложениями водонерастворимых со
лей как в пласте, так и в оборудовании широко стали применять 
различные фосфонаты, которые также образуют «броню» на кри
сталлах солей, препятствуя тем самым их слипанию и отложению 
на стенках.

Физические методы борьбы с отложениями солей
Борьбу с солеобразованием и отложениями солей в промысловых 
коммуникациях ведут и физическими методами. Одним из таких 
перспективных методов является применение магнитного поля *. 
Теория метода пока не разработана, а сущность его сводится 
к следующему.

При обработке воды магнитным полем создаются условия для 
более быстрого выращивания кристаллов в потоке воды. При 
этом образуются кристаллические зародыши, которые служат цен
трами кристаллизации. Они сорбируют на своей поверхности ионы 
карбонатов кальция и магния, растут и выпадают в виде аморф
ного шлама, который легко удаляется из трубопровода потоком. 
В настоящее время существует несколько точек зрения на проте
кание процессов в магнитном поле, три из которых, на наш взгляд, 
более обоснованных описаны ниже.

Считают, что процесс кристаллизации солей в магнитном поле 
ускоряется примесями, находящимися в воде в виде коллоидов. 
В этом случае основную роль в образовании ионных ассоциаций

1 Тернсицев В. Е. Магнитные установки в системах оборотного водоснабже
ния. Киев, Будивельник, 1976.
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и кристаллов играют ионы Fe-+, Fe^ и Mg:+. Роль этих ионов 
и процессе кристаллообразования сводится к перемагничиванию 
раствора и подавлению центров кристаллизации.

Считают также, что ускоренная кристаллизация солей проис
ходит из-за влияния магнитного поля на молекулы воды, т. е. 
на изменение ее структуры. Под действием внешнего магнитного 
ноля в молекулах воды индуцируются (возникают) магнитные мо
менты, что вызывает нарушение связей между молекулами, а сле
довательно, приводит к перестройке структуры и к изменению 
некоторых физических параметров воды (электропроводности, 
смачиваемости и т. д.).

Кроме того, считают, что влияние магнитного поля проявляется 
в уменьшении степени гидратации (см. стр. 128) ионов, находя
щихся в воде. Это вызывает соответствующее уменьшение центров 
кристаллизации и замедленное образование кристаллов в общем 
потоке жидкости, которые уносятся им в виде шлама.

Борьба с отложениями водорастворимых солей
Для борьбы с образованием и отложением водорастворимых со
лей (NaCl, СаС12 и т. д.) самым эффективным на сегодня оказался 
метод подачи в добываемую продукцию скважин пресной воды.

Этот метод можно применять в двух вариантах: 1) непрерывный 
подлив пресной воды на забой скважины в процессе ее эксплуата
ции и 2) периодический подлив ее в затрубное пространство.

Первый способ позволяет исключить возможность выпадения 
солей в скважине и нефтесборной системе, благодаря переводу 
насыщенного раствора солей в ненасыщенный, в результате чего 
кристаллы не образуются и не выпадают в осадок. Смешение высо
коминерализованной воды с пресной, подливаемой в затрубное 
пространство скважин в количествах 8-̂ —14%, позволяет компен
сировать уменьшение растворимости солей, которое происходит 
при снижении температуры потока.

Второй способ рассчитан на периодическое растворение солей 
в скважине и сборной системе по мере накопления их осадка.

Для применения обоих методов на месторождениях должны 
строиться сети водоснабжения пресной водой и установки хими
ческой обработки ее для исключения возможности образования и 
выпадения нерастворимых солей при взаимодействии пресной воды 
с пластовой.

Сети водоснабжения и водоподготовки могут быть централи
зованы (исходящие из одного пункта) и децентрализованы, что 
зависит от местных климатических условий и наличия пресных
вод.

Однако там, где предусматривается разработка месторождений 
с поддержанием пластового давления закачкой пресной воды 
в пласт, строительство специальной сети водоснабжения для 
борьбы с отложениями солей необязательно. В этом случае от
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общих водоводов прокладывают водоводы небольшого диаметра 
к каждой эксплуатационной скважине и устанавливают на них 
расходомерную шайбу с вентилем для регулирования подачи 
пресной воды.

§ 3. ПРИЧИНЫ ОБРАЗОВАНИЯ УГЛЕВОДОРОДНЫХ,
ВОДЯНЫХ И ГИДРАТНЫХ ПРОБОК 
В ГАЗОПРОВОДАХ И МЕТОДЫ БОРЬБЫ С НИМИ

В § 1 и 2 данной главы мы рассмотрели причины образования и 
отложений твердых осадков в нефтесборной системе, теперь вы
ясним основные причины помех, наблюдаемых при эксплуатации 
газосборной системы.
Образование водяных и углеводородных пробок
При движении нефтяного газа по газосборной сети из-за гидрав
лических сопротивлений давления и температуры падают, при 
этом из газа выделяются углеводородный и водный конденсаты, 
а при определенных термодинамических условиях могут образо
ваться гидратные отложения. Конденсация паров углеводородов 
и воды происходит в результате снижения температуры газа, обус
ловленного дроссель-эффектом и отдачей теплоты газом более хо
лодным стенкам трубопровода. В реальных условиях в первую 
очередь образуется водный конденсат, затем конденсат тяжелых и 
средних углеводородов. Таким образом, в составе углеводородного 
конденсата будут преобладать бензиновая фракция С5 и конден
сат паров воды.

Интенсивность падения температуры газа, движущегося по 
газопроводу, уложенному в землю, зависит от температуры грунта 
коэффициента теплопередачи от газа к грунту и ряда других фак
торов. Состав нефтяного газа, транспортируемого по газосборной 
системе, как правило, непостоянен и зависит главным образом от 
режима сепарации от времени года, иными словами — от темпера
туры окружающего воздуха.

Образование углеводородного и водяного конденсата в газо
сборной системе имеет много неприятных последствий, вызывае
мых в основном пробкообразованием и, как следствие этого, сни
жением пропускной способности газопровода. Однако основная 
масса конденсата в газопроводе образуется в результате плохой 
сепарации, сопровождающейся уносом капельной жидкости. Вот 
почему иногда в пробах конденсата, отобранных из газопровода 
для анализа, оказываются углеводороды С17 и выше.

Для предотвращения образования жидкостных пробок в про
мысловых газопроводах следует устанавливать на них сепарирую
щие приспособления, называемые камерами с разрывом струи 
(рис. 39). Такие камеры нашли широкое применение в газовой 
промышленности. Их устанавливают обычно на восходящем 
участке газопровода.
108



Рис. 39. Камера с разрывом струн 
для борьбы с жидкостными пробка
ми в газопроводах
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Рис. 40. Номограмма для определения содержания паров воды в газе



Температура, при которой в данной газовой смеси может про
исходить образование капель воды, называется т о ч к о й  р ос ы.

Принято различать абсолютную и относительную влажность 
газа. Под абсолютной влажностью понимают массовое количество 
водяных паров, содержащихся в 1 м3 газа при нормальных усло
виях. Массовое количество водяного пара в газе выражается 
в г/м3 или в кг на 1000 м3 газа. Под относительной влажностью 
понимается отношение фактически содержащегося в газе водяного 
пара к максимально возможному его содержанию при данных тем
пературе и давлении. Относительную влажность определяют как 
отношение парциального давления находящегося в газе водя
ного пара р к давлению насыщенного водяного пара Р  при данной 
температуре, т. е. ф = р1Р или ф = p IP  100%, где <р — относи
тельная влажность газа; р — парциальное давление находя
щегося в газе водяного пара, Па (1 мм рт. ст. = 133,3 Па); Р  — 
давление насыщенного водяного пара при данной температуре, Па.

Для насыщенного водяного пара <р = р/Р = 1, поэтому влаж
ный газ называется насыщенным, когда он содержит максимально 
возможное количество водяного пара при данной температуре.

Влажность нефтяного газа характеризуется концентрацией 
паров воды в газе. Чаще всего влажность газа выражают в массо
вых единицах паров воды, приходящихся на единицу массы су
хого газа (массовое влагосодержание). Для удобства пользования 
и быстроты определения влажности газов пользуются номограм
мами, обобщающими экспериментальные данные содержания влаги 
в газах в широком диапазоне давлений и температур. Одна из та
ких номограмм приведена на рис. 40, она характеризует содержа
ние паров воды в газе с относительной плотностью 0,6, не содер
жащем азота и находящегося в контакте с пресной водой. Погреш
ность определения влажности газов по данной номограмме не 
превышает ± 4%, что является допустимым для практических 
целей. Для более точного определения содержания влаги в газе 
обычно вносят поправки, учитывающие наличие солей в пластовой 
воде, температуру газа и влияние плотности газа.

Как видно из рис. 40, влагосодержание углеводородного газа 
возрастает с повышением температуры и снижается с повышением 
давления.

Образование в газопроводах гидратных пробок
Гидраты нефтяных и природных газов представляют собой кри
сталлические соединения, характеризующиеся строго определен
ной структурой. Гидраты образуются только в контакте газа с ка
пельной водой при определенной температуре и давлении. Гидраты 
плотностью меньше единицы напоминают рыхлый снег с желто
ватым оттенком.

Гидраты углеводородных газов — типичные представители так 
называемых смешанных гидратов, в которых гндратообразовате-
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лями являются не отдельные индивидуальные углеводороды, 
а смесь газов.

Углеводородные газы имеют следующие формулы гидратных 
соединений: для метана — СН45, 75Н20; для этана — С2Н08Н .О; 
для пронана — С3Н8-17Н20; для бутана— C4H i „-17H20.

Для существования гидратов углеводородных газов необходимо 
одно важное условие: чтобы парциальное давление паров воды 
над гидратом было выше упругости этих паров в составе гидрата.

Рис. 41. Равновесные кривые образования гидратов природных и нефтяных газов 
в зависимости от температуры и давления относительной плотности газа Д

На практике условия образования гидратов определяют с по
мощью равновесных графиков, устанавливающих зависимость 
температуры и давления от относительной плотности газа Д 
(рнс. 41). Слева от кривых — область существования гидратов, 
а справа — область отсутствия их. Из рис. 41 видно, что чем тя
желее газ, тем меньше давление и выше температура, при которых 
образуются гидраты.

Присутствие сероводорода H 2S в газе приводит к значитель
ному повышению температуры гидратообразования, а присутствие 
углекислого газа СО.., наоборот, к снижению этой температуры, 
что видно из рис. 42.

Для промысловых условий важно уметь определять место воз
можно! о образования гидратов с целью предупреждения их
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отложения и сохранения тем самым производительности газопро 
вода. Для определения возможного места образования гидратов 
и количества их необходимо знать следующие параметры: 1) состав 
транспортируемого газа, 2) плотность газа в рабочих условиях,
3) изменение температуры и давления в газопроводе и 4) изменение 
влагосодержания газа в зависимости от изменения температуры и 
давления в начале и в конце газопровода, которое определяется 
по кривым рис. 40.
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Рис. 42. Влияние сероводорода (<») и углекислого газа (б) на образование гидра
тов в зависимости от температуры и давления:

а  — содержгшнс U .S . % ;  / — I; 2 —2; Я — 1: 4 —С; 5 — 10; (f—20; 7— 10; S— СО; 9 — 100; 
б  — содсржанле СО =, % :  / — 12,3; 2—28; J  —22; ■! — ISO; 5 — !СО

Изменение температуры газа по длине газопровода рассчиты
вают по формуле В. Г. Шухова (IV .60) с учетом эффекта Джоуля— 
Томсона, а также влияния рельефа трассы газопровода [16]

- fn -i- ('н — 10)с~ ла -  Df P u r  Р* _!_ 

24А'л&

А Дг
Сп1 (V.I) 

(V. la)

где t и t0 — температура соответственно газа в газопроводе и 
окружающей среды, '’С; — начальная температура газа, С; 
А' — расстояние от начала газопровода до рассматриваемой точки 
(см. рис. 35, с), м; D, — коэффициент Джоуля—Томсона, учиты
вающий падение температуры газа при снижении давления на
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одну атмосферу (О,- == 0,3° С на 0,1 МПа); pt и р .,— давле
ние соответственно в начале и в конце газопровода, Па; / — 
длина газопровода, м; А — тепловой эквивалент работы, А —
= ккал (Дж); — разность отметок конечной и начальной
точек газопровода, м; с„ — теплоемкость газа, Дж/(кг-сС) илн 
ккал.(кг-СС); К  — коэффициент теплопередачи в окружающую 
среду, Вт.(м2-сС) илн ккал/(м! *°С); D — диаметр газопровода, м; 
(I — плотность газа, кг/м3; Q — объемный расход газа, м3/с.

Потери давления по 
длине газопровода рас
считывают по формуле 
(IV .89).

Зону возможного гид- 
ратообразования опре
деляют следующим обра-

Рнс. 43. Расчетная схема опре
деления зоны гидрагообразова-
пня:
/ — падение давления в* газопро
воде; 2 — падение темперлгуры га
за б газопроводе; 3 — линия гид- 
ратбобразовання.

зом. На основании расчетов по формуле (V. 1) для данного 
газопровода строят кривую (2) падения температуры газа (рис. 43), 
а по формуле (IV .89) — кривую падения давления. Используя 
кривые равновесного состояния (см. рис. 41), наносят кривую 
гндратообразования (см. рнс. 43). Допустим, что линия А —В  — 
линия точки росы, которая после точки В  совпадает с линией В —Б, 
характеризующей изменение температуры газа в газопроводе. 
Поскольку газ в начало газопровода поступает с температурой 
выше точки росы (линия С—В), то он будет недонасыщеиным во
дяными парами и, следовательно, на этом участке газопровода 
влага образовываться и выпадать не будет. В точке В  температура 
газа сравнивается с точкой росы, и с этого момента на стенках газо
провода начнут образовываться капельки воды. На отрезке кри
вой В Б , характеризующей изменение температуры газа в газо
проводе, выпадения гидратов не будет, поскольку эта температура 
выше температуры гидратообразования. В точке Б  температура 
газа станет равной температуре гидратообразования при давле
нии, соответствующем давлению р0. Следовательно, от точки Б 
до какой-то точки N будет зона возможного гидратообразования, 
характеризующаяся повышенными гидравлическими сопротивле
ниями, а следовательно, и интенсивным снижением температуры 
газа. Таким образом, после зоны гидратообразования EN  точка 
росы за счет дроссель-эффекта уменьшается и, начиная от точки Л/', 
становится еще ниже температуры газа в газопроводе (кривая NM ). 
Поэтому после точки N образования гидратов не будет.
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Постепенно накопление гидратной пробки на участке газопро
вода Б  Л' приводит к росту давления до пробки, а по длине пробки 
и после нее — к снижению этого давления, что показано но 
рис. 43 ломаной кривой абтп.

Определение участка газопровода, на котором начинается кон
денсация паров воды из газа, проводят по формуле [21 ]

■ ____ }_ |п Г Dj (Рп — Рк) (Л| — о̂) aL I ,. .
а 1 .А (Л — Рк) -Ь (/т. р — f» )a L j ’

где D t — коэффициент Джоуля—Томсона; р„ и рк — давление 
в начале и в конце газопровода, Па; — начальная температура 
газа, СС; /0 — температура окружающей среды, СС; L — длина 
газопровода, м; tT,р — температура точки росы, СС; а — коэф
фициент, определяемый из формулы (V.la).

Как видно из формулы V.2, конденсация паров воды и начало 
образования гидратов зависят от: 1) компонентного состава транс
портируемого газа; 2) темпа падения температуры и давления по 
длине газопровода, зависящих от расхода газа и теплофизнческих 
свойств пород, окружающих газопровод; 3) теплоемкости газа п
4) наличия или отсутствия теплоизоляции на газопроводе.

Поэтому точное определение возможных мест образования гид- 
ратных пробок в реальных условиях всегда будет вызывать боль
шие трудности.

Предупреждение образования и устранение 
гидратных пробок
Все существующие способы борьбы с гидратными отложениями 
в газопроводах можно разделить на две большие группы: 1) преду
преждение образования гидратов и 2) устранение в газопроводе 
образовавшихся гидратов.

В газосборных сетях нефтяных месторождений могут быть при
менены следующие способы предупреждения и ликвидации гид- 
рзтных отложений.

1) Осушка газа высококонцентрированными сорбентами (98%) 
(ДЭГа и ТЭГа). В результате исключается образование в газе 
капелек воды, являющихся зародышами кристаллогидратов.

2) Поддержание температуры газа в газопроводе выше тем
пературы гидратоообразования (см. рис. 43 кривую /(£). На 
участке газопровода, соответствующего точке Б, начинают обра
зовываться гидраты, в этом месте устанавливают подогреватель, 
через который пропускают часть или весь поток газа. Газ в газо
проводе нагревается, и температура его по всей длине трубопро
вода не опускается ниже кривой гидратоообразования.

Этот способ предупреждения отложений гидратов экономически 
не выгоден и применяется на промыслах крайне редко.

3) Ввод различных ингибиторов гидратообразования в газо
провод, способствующих поглощению водяных паров из газа и
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переводу их в раствор, не образующих гидратов или образующих 
при более низких температурах.

В качестве ингибиторов могут применяться метиловый спирт 
(метанол) СН3ОН низкой концентрации (20—30%), растворы ди- 
угиленгликоля (ДЭГ), триэтнленгликоля (ТЭГ) и хлористого каль
ция СаС12.

4) Снижение давления газа за образовавшейся гидратной проб
кой ниже равновесного давления образования гидратов приводит 
К медленному разрушению пробки. Этот метод сравнительно часто 
используют при аварийной закупорке газопроводов «патронными» 
I идратными пробками и в сочетании с подачей ингибиторов дает 
хорошие результаты. Однако этот метод сравнительно дорогой, 
и к нему следует прибегать в крайних случаях.

Из всех перечисленных методов первый является предпочти
тельным. Однако его можно применять только в местах сосредото
чения больших объемов газа, т. е. на сборных коллекторах газа 
(см. рис. 5, 23) или на магистральных газопроводах.

Рассмотрим данный метод осушки газа более подробно, а на 
других методах борьбы с гидратами останавливаться не будем, по
скольку на нефтяных месторождениях их применяют крайне редко.

Перед тем как бушить газ от паров воды, его предварительно 
отбензинивают, т. е. выделяют из него пропан-бутановые фракции 
на абсорбционных установках (заводах). Поэтому сначала раз
берем работу такой установки, а затем отбензиненный газ направим 
на установку осушки.
Выделение из нефтяного газа пропан-бутанов 
на абсорбционных установках
Как известно, нефтяные газы, в отличие от природных, содер
жат большое количество пропан-бутановой фракции (от 30 до 50%). 
Ее извлекают только на установках абсорбционного (жидкост
ного) или, в крайнем случае, компрессорного типа. Природные 
газы, содержащие не свыше 10% пропан-бутановой фракции, обра
батывают, как правило, на адсорбционных установках с твердым 
поглотителем (силикагель, алюмогель, синтетические циолиты — 
молекулярные сита и т. д.) [13J.

Адсорбционные установки для природных газов в связи с ма
лым содержанием в них пропан-бутановой фракции хорошо сор
бируют не только пропан-бутаны, но и пары воды.

В качестве поглотителя тяжелых углеводородов из нефтяного 
газа применяют обычно легкие масла, и поэтому часто установки 
такого типа называются маслоабсорбционными.

На рис. 44 приведена упрощенная технологическая схема мало
габаритной маслоабсорбционной установки, которая работает сле
дующим образом.

Нефтяной газ второй и третьей ступени сепарации, а также 
газы, поступающие с установок подготовки нефти (см. рис. 80, 7), 
по линии / через холодильник 2 направляют в абсорбер 3.
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При движении газа в абсорбере вверх тяжелые углеводороды 
поглощаются абсорбентом, который с верха колонны стекает по 
тарелкам вниз. Обезжиренный газ проходит сначала каплеулонм 
тельную секцию 4, в которой улавливается уносимый газом абсор
бент, затем поступает на установку осушки (см. рис. 45), поел* 
чего по линии 11 направляется в магистральный газопровод по» 
требителям.

Насыщенный парами тяжелых углеводородов «жирный; аб
сорбент отводят через регулятор уровня (не показанный на схеме)

Рнс. 44. Малогабаритная маслоабсорбционная установка (ГПЗ):
/ — газовый коллектор от компрессорном станции; 2 — холодильник; 3 — абсорбер; 
4 — лалюзиПный кашк-улоинтс-ль; 5 — выветриватель (даэтанизатор); 0 . 7  — теплооб
менники; 8 — десорбер (оти.фнгн колонна): 9. 16 — холодильники; 10 — сепаратор: //, 
14, 17 — насосы: 12 — емкость для хранении нестабильного конденсата; И( — градирни; 15 — печь

из низа абсорбера и направляют в выветриватель 5. Так как в нем 
давление несколько ниже, чем в абсорбере, то из «жирного» абсор
бента выделяется большая часть метана и этана, растворенных 
в абсорбенте.

Из выветривателя «жирный» абсорбент сначала направляют 
в теплообменник 6, где он предварительно нагревается «тощим» 
абсорбентом, поступающим из нижней части десорбционной ко
лонны 8, а затем в печь 15. В печи «жирный» абсорбент нагревается 
до температуры примерно 250е С, после чего поступает в среднюю 
часть десорбера, где происходит интенсивное выделение углеводо
родов из насыщенного абсорбента вследствие высокой температуры 
и значительного снижения давления в десорбере. Для интенсифи
кации процесса десорбции в нижнюю часть десорбера подают из 
выветривателя газ, предварительно подогретый в теплообменнике 7 
за счет тепла горячего абсорбента, выходящего через низ десор
бера. Пары тяжелых углеводородов с верха десорбера вместе

Газ не ч с таноВк у 
осушки
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г газами выветривания направляются в холодильник 9, где пропс- 
ко,ViIт их конденсация. Конденсат вместе с газом выветривания по
купает в сепаратор 10, откуда часть конденсата насосом 11 на
правляется на орошение в десорбер, а другая часть попадает 
и емкость нестабильного конденсата 12. Горячий абсорбент из 
нижней части десорбера проходит последовательно теплообмен
ники 6 н 7 и затем попадает в холодильник 16, где температура его 
I иижается примерно до 20° С. Охлажденный абсорбент насосом 17 
мигнетается на верх абсорбера 3 для орошения, и цикл движения 
•тощего» абсорбента повторяется.

На данной установке охлаждение абсорбента в холодильнике 
и конденсация в холодильниках паров тяжелых углеводородов, 
выделившихся из «жирного» абсорбента в десорбере, идет в ре
зультате замкнутой циркуляции воды, охлаждаемой в градирне 13 
и нагнетаемой насосом 14.

Описанная малогабаритная абсорбционная установка имеет 
производительность по газу около 150 ООО м*/сут, а по нестабиль
ному бензину около 9 т/сут. Объем циркулирующего масла — 
около 69 л.мин.

В основе процесса абсорбции лежит массообмен, т. е. переход 
вещества из газообразной фазы в жидкую фазу (в абсорбент или 
поглотитель). Растворение газа в абсорбенте зависит от давления 
и температуры в абсорбере, а также молекулярной массы абсор
бента (об этом сказано ниже).

В качестве абсорбента (поглотителя углеводородов из газа) 
обычно применяют легкие масла и керосин с молекулярными мас
сами 100— 140. Эти абсорбенты под высоким давлением (около 
9,81 МПа) с поглощенными в абсорбере пропан-бутановыми фрак
циями и тяжелыми углеводородам (Г и направляют на регенерацию 
в отиариую (десорбционную) колонну, где они восстанавливаются, 
охлаждаются, и их снова подают в абсорбер. Таким образом, аб
сорбент совершает замкнутый цикл. При нагреве в отпарной ко
лонне абсорбент выносится уходящими в холодильник газами. 
Потери абсорбента в отпарной колонне будут тем больше, чем 
выше температура его нагрева и меньше молекулярная масса. 
Однако опытным путем было установлено, что чем легче абсорбент, 
т. е. меньше его молекулярная масса, а следовательно, и плотность, 
тем эффективнее он поглощает тяжелые углеводороды из газа. 
Например, применение абсорбента с молекулярной массой 100 
вместо 140 снижает количество необходимого абсорбента («крат
ность» его) приблизительно в два раза — от 0,95 до 0,5 л на 1 м8 
газа. Вообще же расход абсорбента на каждый кубометр перера
батываемого газа в зависимости от состава газа, степени извле
чения углеводородов, давления и температуры в десорбере в сред
нем составляет от 0,5 до 2,5 л. Вот почему в последнее время при 
разделении газов с высоким конденсатным фактором стали ши
роко применять в качестве абсорбента охлажденный стабильный 
конденсат, позволяющий вести, процесс без рециркуляции в си
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стеме и значительно упростить схему установки, а следовательно, 
н резко уменьшить энергетические затраты на разделение.

Кроме того, эффективность поглощения абсорбентом тяжелых 
углеводородов из газа резко повышается, если температура его 
существенно снижается, а давление в абсорбере увеличивается.

Большое распространение получили маслоабсорбцнонные за
воды, работающие в системе обратной закачки (сайклинг) отбен- 
знненного газа в пласт для поддержания в нем давления и предот
вращения таким образом выпадения конденсата в самом пласте.

Производительность работающих маслоабсорбционных заводов 
в СССР около 19 млрд. м3 нефтяного газа в год. В настоящее время 
у нас строятся новые маслоабсорбционные заводы большой мощ
ности (до 8 млрд. м3 перерабатываемого газа в год) в Тюменской 
области.

В США на долю масляной абсорбции приходится около 95%, 
а в Канаде 80% общего количества перерабатываемого газа.

Осушка газа жидкими сорбентами [13]
В качестве жидких поглотителей паров воды из газа наибольшее 
распространение получили ДЭГ (С4Н 10О3) и ТЭГ (СвНм0 4).

Характеристика гликолей приведена ниже
ДЭГ ТЭГ

Молекулярная м а с с а ............................ 106,12 150,17
П лотность............................................. 1,117 1,125
Температура кипения, ° С ..................... 24 5 287,4
Понижение точки росы при 98%-ной кон

центрации .........................................  От —25 От —40
до —35° С до —50° С

Вследствие низкого давления насыщенных паров этих гликолей 
потери их при осушке незначительны и колеблются в пределах от
5 до 35 г на 1000 м3 газа.

Д ЭГ и ТЭГ хорошо растворяются в воде, неагрессивны, сравни
тельно недороги, поэтому находят широкое применение в процес
сах осушки. Степень осушки газа жидкими поглотителями должна 
быть такой, чтобы точка росы осушенного газа была на 3—5й С 
ниже, чем минимально возможная температура газа в газопроводе.

Необходимую концентрацию раствора ДЭГа или ТЭГа, а также 
режим работы регенерационного цикла определяют расчетом в за
висимости от температуры осушаемого газа и требуемой точки 
росы.
v Принципиальная технологическая схема установки осушки 
жидкими концентрированными (98%) поглотителями (сорбентами) 
приведена на рнс. 45.

Установка осушки газа диэтиленгликолем и триэтиленгликолем 
работает следующим образом. Поступающий с маслоабсорбционной 
установки нефтяной газ вначале проходит сепаратор 1, в котором 
осаждается капельная влага, затем газ направляется под нижнюю
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тарелку абсорбера 4. Поднимаясь через тарелки, он контактирует 
с раствором гликоля, подаваемым на верхнюю тарелку аб
сорбера.

Концентрированный раствор гликоля постепенно насыщается 
парами воды и опускается в нижнюю часть абсорбера, откуда под 
собственным давлением через теплообменник 6, выветриватель 8 
и фильтр 9 направляется в выпарную колонну (десорбер) 13 для 
восстановления первоначальных свойств (регенерируется). Вы
парная колонна состоит из двух частей: собственно колонны с на-

Рис. 45. Принципиальная схема осушки нефтяного газа жидкими сорбентами 
(ДЭГом и ТЭГом):
I — сепаратор; 3 — дренажная линия для сброса ДЭГа; 3 — каплеуловитель; 4 — аб
сорбер; 5 — уровнемер; 6, 7, 12 —  теплообменники (холодильники); 8 — выветриватель; 
9 — фильтр; 10 — эжектор; // — сепаратор; 13 — десорбер; 14 — кольца Рашига; 
15 —  печь; 16 — насос для подачи регенерированного ДЭГа; линии — У — газовая;
II — сухой газ; 111 —  газ в топку печи; IV —  холодная вода; V — сгоревшие гады

сыпкой колец Рашига 14, служащих для увеличения поверхности 
контакта, и печи 15, в которой происходят нагревание раствора 
гликоля и испарение воды при сжигании газа. В кипятильнике 
может поддерживаться температура раствора гликоля от 150 до 
180е С, а в верхней части выпарной колонны — от 105 до 107е С.

Регенерированный (концентрированный) раствор гликоля за
бирается насосом 16 и через теплообменник 6 и холодильник 7 
снова поступает на верхнюю тарелку абсорбера.

Осушенный в абсорбере газ, поднимаясь в верхнюю часть ко
лонны, проходит в жалюзийный каплеуловитель 3, в котором удер
живаются капли гликоля, и направляется в магистральный газо
провод. Раствор гликоля, отделяемый в каплеуловителе, посту
пает по линии 2 на регенерацию в выпарную колонну.
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Для снижения потерь гликоля при регенерации в верхней част 
выпарной колонны установлены холодильник 12, в котором под
держивается температура около 80" С, и сепаратор 11 с каплеот- 
бонной насадкой. Раствор гликоля, скопившийся в сепараторе 11, 
по линии 2 направляется в печь 15 или выводится в специальную 
емкость.

Если необходимо получить высокую концентрацию гликолеи 
(98—99?о) для достижения низких точек росы нефтяного газа 
(—50,; С), регенерацию этих гликолей проводят под вакуумом. 
Тогда к сепаратору 11 подсоединяется эжектор 10 или вакуум- 
компрессор.

Экономичность работы установок рассмотренного типа во мно
гом зависит от потерь гликолей, которые в основном происходят 
в результате неправильно выбранного температурного режима ре
генерации и отсутствия капле улавливающих приспособлений как 
на абсорбере, так и на сепараторе. Больше всего гликоли теряются 
в результате образования пены при контакте газа с абсорбентом. 
Интенсивность ценообразования зависит от чистоты раствора и 
наличия в осушаемом газе углеводородного конденсата, а также 
пластовой воды. Против вспенивания гликолей можно применять 
триоктилфосфат и силиконовые соединения.

Практикой установлено, что для успешной осушки газа в си
стеме должно циркулировать не менее 25 л гликоля на 1 кг абсор
бируемой воды и следует применять возможно большее число (де
сять—двенадцать) тарелок в абсорбере.

Количество свежего раствора, подаваемого на верхнюю та
релку абсорбера, определяется по формуле

G ------------ ----------- , (V. 3)
(1 — Яг) ~ r---(I — ft)

42

где G — количество свежего раствора, т/сут; W — количество 
отнимаемой влаги, т/сут; q2 и ql — соответственно массовые кон
центрации гликоля в насыщенном и свежем растворе.

Количество влаги W, подлежащей поглощению, определяют 
по формуле

, (v  4)10° ’ ' '
где V — количество осушаемого газа, м3,сут; W 1 и W 2 — соот
ветственно начальное и конечное содержание влаги в газе, г м3 
определяемое по кривым рис. 40.

Компрессорные станции
Компрессорные станции обычно строят в местах больших скопле
ний нефтяного газа. Они предназначаются или для транспорти
ровки осушенных и обезжиренных газов с месторождений по маги
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стральным газопроводам дальним потребителям, или для подачи 
жирных газов на газоперерабатывающий завод и, в частности, 
на маслоабсорбцпониую установку. Кроме того, их используют 
для подачи сжатого газа в период компрессорной добычи нефти.

Компрессорные станции, кроме самого здания, где размещаются 
компрессоры, должны иметь следующие сооружения и оборудо
вание вспомогательного характера: 1) насосную для циркуляцион
ного (замкнутого) водоснабжения; 2) градирню для охлаждения

Рис. 46. Компрессорная станция:
/ — газосборный коллектор; 2 — газосборный коллектор с установкой подготовки нефти; 
.? — сепараторы для предварительного отделения от газа жидкости и механических при
месей; 4 — регулятор давления «после себя»; 5 — приемный коллектор I ступени; 6 — 
топливная линия; 7 — поршневые компрессоры 10ГК; 8 — приемный коллектор I I  сту
пени; 9 — напорный коллектор I ступени; 10 — напорный коллектор II  ступени; 11 — 
маслоотделители; 12 — холодильники I ступени; 13 — холодильники II ступени; 14 — 
сепараторы среднего давления; 15 — сепараторы высокого давления; 16, 17, 18 — емко
сти для конденсата; 19 — насосная: 20 — гаэозамерный пункт

циркуляционной воды; 3) группу сепараторов на приеме компрес
соров для предварительной очистки газа от жидкости и механи
ческих примесей; 4) маслоотделители; 5) холодильники; 6) сепара
торы для отделения выпавшего в холодильниках конденсата; 
7) газораспределительный и газозамерный пункты; 8) насосную 
для откачки широкой фракции жидких углеводородов, выпавших 
в холодильниках и отделенных в сепараторах; 9) трубопроводную 
обвязку; 10) механическую мастерскую; 11) различные склады 
(для масел, запасных частей и т. д.). На рис. 46 приведена одна 
из возможных технологических схем компрессорной станции.

Нефтяной или природный газ из газосборного коллектора по
ступает в сепарационную установку 3, где очищается от жидкости 
и механических примесей. Далее газ из приемного коллектора 5
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поступает на первую ступень компрнмирования и сжимается 
давления порядка 1,0 МПа. По коллектору 2 жирный газ n o c l^ J  
пает из установок подготовки нефти в сепараторы 3 для предвлрМ» I 
тельной очистки. Из этих сепараторов газ также поступает мц 
прием компрессоров 7.

Из компрессоров сжатый в первой ступени газ проходит в Мш'< 
лоотделители 11, где освобождается от масла, унесенного газоЦЯ 
из цилиндров компрессоров, и поступает в холодильники И  
В холодильниках сжатый газ охлаждается до 30—40° С, в резулм  I 
тате чего из него выпадает углеводородный конденсат 1. Д ля ран» 
деления газоконденсатной смеси, прошедшей холодильники, га 
пропускают через сепараторы среднего давления 14. Далее гд» 
идет на прием второй ступени сжатия компрессоров, где давление | 
его доводится до 5,5 МПа. Сжатый во второй ступени газ сначала 
направляется также через маслоотделитель 11, затем в холодиль
ники 13 для снижения температуры и выделения из него конден
сата .

Газоконденсатная смесь из холодильников направляется в се- I  
параторы высокого давления 15 для отделения конденсата от газа, 1 
Сжатый под высоким давлением газ из- сепараторов направляют 
через газозамерный пункт 20 на маслоабсорбционный завод.

При установке газомоторных компрессоров с наддувом 10ГКН  
часть газа из приемного коллектора 5 через регулятор давления 4 
поступает в топливную линию газомоторов.

Конденсат, отделившийся в сепараторах низкого, среднего и 
высокого давления, направляется в конденсатосборники 16, 17 и 
18, откуда насосами перекачивается на газофракционную уста
новку (ГФ У ) или на ГПЗ.

В компрессорах многоступенчатого сжатия газ после каждой 
ступени охлаждается, очищается от масла и конденсата, что до
статочно наглядно изображено на рис. 47, а и не требует поясне
ния.

Таким образом, компрессорный способ извлечения жидких 
углеводородов из нефтяного газа основан на принципе сжатия 
газа и последующего его охлаждения. Этот способ применяют 
обычно для газов, содержащих значительное количество тяжелых 
углеводородов. Эффективность извлечения тяжелых углеводородов 
при этом способе обычно не превышает 40?« от потенциала, поэтому 
его применяют в сочетании с другими способами, и в частности 
с адсорбцией или низкотемпературной маслоабсорбцией.

В настоящее время для эффективного извлечения углеводо
родов из нефтяного газа начинают применять винтовые детан
деры̂  (ВД ), спаренные с винтовыми компрессорами (В К )• Схема 
такой установки показана на рис. 47, б. Работает данная установка 
следующим образом.

1 На рис. 46 не приведены линии охлаждающей воды, канализации и энер
госнабжения.
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Жирный нефтяной газ по сборному коллектору / подается сна- 
,1 и теплообменник 2, где предварительно охлаждается холод- 
м газом, поступающим по линии 10.
После теплообменника охлажденный газ направляется в сепа- 

|п|> первой ступени 3, в котором происходит отделение конден- 
ш от газа. Конденсат по линии 9 сбрасывается в емкость 7, 
пи спарированный газ поступает в винтовой детандер, где проис- 
I h i г расширение (редуцирование) газа и за счет этого совершается

('in 47. Принципиальные схемы 
и in течения жидких углеводоро
дом из нефтяного газа:

с помощью поршневых ком- 
соров, 1,2,3  — ступени ком- 
сора: 4. 5, 6 — маслоотдели- 
; 7,8,9 —  холодильники; 10, 

/, 12 —  сепараторы высокого дав- 
•кпии. Линии: / — предварительно 
ни тарированный жирный газ с 
Месторождения; II, III, IV —  вы- 
ИппишП конденсат соответственно 
и I первой. второй и третьей ступе- 
игП сжатия, направляемый на ГФ У ; 
V газ на маслоабсорбционную 
v<таиовку; б — с помощью винто
вых детандеров

работа по его вращению. Понижение давления газа в детандере 
на одну атмосферу и совершаемая этим газом работа снижает тем
пературу его приблизительно в 30 раз интенсивнее, чем эффект 
Джоуля—Томсона. Такое резкое изменение температуры газа 
происходит согласно первому закону термодинамики

AQ = A£-M. (М)
гласящему, что работа расширения газа А осуществляется за счет 
некоторого количества теплоты AQ, выделяемой в результате из
менения внутренней энергии АЕ , равной

ДЕ = тсу ДГ, (N)
где т  — масса газа; cv — удельная теплоемкость газа при по
стоянном объеме; АТ — изменение температуры газа.
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Прн постоянном давлении имеет место известное соотношение
SQ —  Grfp ST,

где ср — удельная теплоемкость при постоянном давлении.
Из соотношений (М) и (X) следует:

А -  (ср — еу) С,- АТ.

За счет резкого температурного перепада газа в детандере об
разуется большое количество углеводородного и водяного кон
денсатов, направляемых в сепаратор второй ступени для разделе
ния. Из сепаратора конденсат направляется в емкость, а холодный 
газ поступает в теплообменник для предварительного охлаждения 
жирного газа. Для предотвращения образования гидратов 
в винтовой детандер вводят дозировочным насосом метанол по 
линии 11.

На одном валу с детандером 4 находится винтовой компрес
сор 5, который сжимает газ, прошедший через детандер 4, сепара
тор 8 и теплообменник 2.

В винтовом компрессоре 5 газ сжимается на 30—40% от пер
воначального.

Обезжиренный и осушенный газ из компрессора 5 направляется 
через измеритель расхода 6 потребителям или на компрессорную 
станцию для подачи его в магистральный газопровод.

Описанная установка со всем оборудованием весит 50 т, а про
изводительность ее по жирному газу 250 тыс. м:,/'сут.

Установка может компоноваться в заводских условиях одним 
блоком и монтироваться на промыслах в течение 20 дней.

Широкое применение таких установок на наших промыслах 
позволит более эффективно использовать ресурсы нефтяного газа, 
дополнительно получить из него 5—6 млн. т пропан-бутановых 
фракций ежегодно.

Очистка газа от сероводорода и углекислоты
Для извлечения H 2S и СО., из нефтяного газа обычно применяют 
моноэтаноламин, что объясняется в основном его низкой стои
мостью (90 руб. за 1 м3), высокой реакционной способностью, 
стабильностью, легкостью регенерации от загрязненных растворов.

Основным недостатком этого сорбента является относительно 
высокое давление паров (при температуре -г38° С 1,55 мм рт. ст.).

Основные свойства моноэтаноламина: плотность 1,02 г/см3; 
температура кипения 171° С; молекулярная масса 61,1; раствори
мость в воде полная, в углеводороде нерастворим; применяют при 
концентрации не выше 15%.

На рнс. 48 приведена принципиальная схема очистки газов от 
сероводорода и углекислого газа. Процесс очистки по этой схеме 
осуществляется следующим образом.
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Газ, содержащий H.,S и СО. под давлением 1,39 МПа (14 кгс.см3) 
поступает в ннжнюю часть коллектора (абсорбера), где происходит 
предварительная сепарация его от жидкости. Отсепарированный 
Iаз проходит затем 16 тарелок абсорбера, на которые сверху по
лают регенерированный моноэтаноламнн. Поглощая H 2S и СО.,, 
он перетекает в низ абсорбера, а очищенный газ через верхний 
патрубок поступает в магистральный газопровод. Насыщенный 
сероводородом и углекислым газом моноэтаноламнн из нижней 
части абсорбера поступает в теплообменник 4, где предварительно 
нагревается горячим регенерированным моноэтаноламином. За-

Рис. 48. Принципиальная схема очистки газа от сероводорода H 2S и углекислого 
газа С02 моноэтаноламином:
/ — абсорбер; 2 — тарелки: 3. 4, Я — теплообменники (холодильники); 5 — насос для 
подачи регенерированного моноэтаноламина; 6—  рибонлер (пароподогреватель); Г —ре
генерационная колонна; 9 —  насос для подачп конденсата; 10 —  сепаратор

тем насыщенный моноэтаноламнн поступает в пароподогреватель 
(рибойлер) 6, из которого с температурой 125° С разливается на 
тарелки десорбера, где поддерживается нормальное давление.

Избыток воды и растворенные в моноэтаноламине сероводород 
и углекислый газ при этой температуре на тарелках в десорбере 
быстро испаряются и выходят через верх десорбера в холодиль
ник 8. Здесь происходит конденсация паров моноэтаноламина, 
а газы H .S и С02 сбрасываются на факел или поступают на спе
циальные установки для получения из сероводорода элементар
ной серы.

Концентрированный моноэтаноламнн из сепаратора 10 за
бирается насосом 9 и вновь нагнетается в десорбер, что предотвра
щает потери моноэтаноламина.

Регенерированный моноэтаноламнн забирается насосом 5 с низа 
десорбера и через теплообменник 4 и холодильник 3 вновь по
дается на тарелки абсорбера (контактора) 1.
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Ниже приведены данные промышленной установки очистки природного газа, 
работающей на Коробковеком месторождении.

А б с о р б е р ы :  число 3; диаметр 2,1 м, высота 20,7 м; давление 1,4 МПа; 
расход газа на один абсорбер 1,4 млн. м’ сут; содержание H2S 3,7 г/м3; содержа
ние СО» 0,3 г/м3; очищенный газ содержит 0,0005 г/м3 H 2S; свежий раствор со
держит 17?о моноэтаноламина, 83°« воды; расход раствора 0,5 л на 1 м3 raja.

Д е с о р б е р ы :  количество 2; диаметр 2,1 м; высота 15 м; число тарелок 20; 
температура низа 125е С; температура верха 115е С; температура насыщенного 
моноэтаноламина 93й С; удельный расход газа в пароподогревателе 51 кг на 
1000 м* газа.

§ 4. МЕХАНИЗМ ПРОЦЕССА КОРРОЗИИ МЕТАЛЛОВ

Трубопроводы, резервуары и другое нефтепромысловое оборудо
вание в процессе эксплуатации подвергаются, как правило, ин
тенсивной коррозии, в результате чего затрачивается много вре
мени и средств на их замену для восстановления нормальной ра
боты.

В коррозии промыслового оборудования и особенно трубопро
водов имеется много специфических вопросов, которые рассматри
ваются в двух следующих параграфах. В данном параграфе рас
смотрены в сжатой форме вопросы, касающиеся коррозии метал
лов вообще.

Коррозией металлов называют самопроизвольное разрушение 
металлических материалов вследствие физико-химического взаимо
действия их с окружающей средой.

При соприкосновении металлов с газами на поверхности его 
образуются окислы металлов, сернистые соединения, которые не
редко покрывают поверхность плотным слоем, защищающим ме
талл от дальнейшего воздействия тех же газов.

Иначе обстоит дело при соприкосновении металла с жидкой 
средой — водой и растворенными в ней веществами. Образующиеся 
при этом соединения могут растворяться, поэтому процесс кор
розии распространяется в глубь металла. Кроме того, вода, со
держащая растворенные вещества — это проводник электрического 
тока, поэтому возникают электрохимические процессы, обуслов
ливающие и ускоряющие процесс коррозии.

Чистые металлы в большинстве случаев почти не подвергаются 
коррозии (даже такой металл, как железо). Но технические ме
таллы всегда содержат различные примеси, что создает благоприят
ные условия для коррозии.

Процесс коррозии может протекать двумя путями: прямым 
химическим воздействием среды на металл и в результате электро
химических реакций, сопровождающихся прохождением электри
ческого тока между отдельными участками поверхности металла.

Одним из наиболее важных факторов, характеризующих агрес- 
сивнуюсреду и оказывающих большое влияние на протекание элек
трохимических реакций, является концентрация ионов водорода, 
т. е. водородный показатель pH среды. Все агрессивные среды по 
водородному показателю делятся на две большие группы: если
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pH среды < 7, среда является кислой, если pH > 7  — щелочной, 
а при pH — 7 — нейтральной.

Скорость коррозии особенно сильно увеличивается с уменьше
нием pH < 4. При pH = 4-н9 скорость коррозии примерно 
остается постоянной.

Это объясняется тем, что при повышении pH образующаяся 
пленка окислов на металле становится более устойчивой, т. е. 
менее пористой, более прочной и лучше защищает металл от кор
розии.

Рис. 49. Коррозионные разрушения металлов:
а —  гальванический элемент; б — электрохимическое разрушение стенки трубы; 
/ — анодные участки трубы; 2 —  катодные участки трубы

Химическая коррозия металлов не столь интенсивна, как 
электрохимическая, поэтому на последней следует остановиться 
более подробно.

Необходимыми условиями протекания электрохимической кор
розии являются наличие, прежде всего, электролита (токопрово
дящей среды) и непрерывное течение электрического тока. Для 
возникновения и течения процессов электрохимической коррозии 
необходимы: 1) наличие двух участков металла с различным по
тенциалом в растворе данного электролита, 2) контакт обоих участ
ков с электролитом и 3) соединение обоих разнородных участков 
между собой проводником.

Описанный процесс напоминает нам гальванический элемент, 
примерная схема которого приведена на рис. 49.

Ионы цинка, перешедшие в раствор, взаимодействуя с гидро
ксильными ионами ОН”, которые получаются в результате гидро
лиза (H jO ^ H *  -|- ОН'), образуют гидраты окиси цинка 

Zu'-+ -f ЗОН- =  Zn (ОН)2,
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которые выпадают в осадок. Процесс этот будет протекать до 
пор, пока весь цинк не растворится в электролите. Процесс VI о Я  
трохимической коррозии промысловых трубопроводов, ИЗГОТОН 
ленных из стали, аналогичен процессу разрушения п л ас г I I Л  
цинка в гальваническом элементе.

В самом деле, иа поверхности трубы (см. рис. 49, б) вследстцЯ 
различной структуры металла на разных участках образуется риД 
гальванических коррозионных элементов. На анодных учасгКИ 
ион-атомы железа переходят в раствор з виде гидратировапнм* 
катионов Fe2*; при этом на поверхности металла остаются освоЛо# 
жлающиеся электроны, которые перемещаются по металлу к КМ 
тодным участкам. С катодных участков (черных) эти электроны 
вследствие ионизации молекул кислорода и образования гидрой 
сильной группы ОН" перемещаются, т. е.

0 2 -h 2Н20  +  2 (2е) -> Ю Н".
Переходящие в раствор на анодных участках катионы IV * 

и образовавшиеся на катодных участках гидроксильные ноны ОН 
взаимодействуют в растворе с образованием закиси желсЛ 
Fe(OH)2, а затем за счет свободного кислорода в воде или почт* 
окиси железа

02 -j- 4Fc (ОН )2 -f 2Н20 -* 4Fe (ОН),
* >

которая выпадает в осадок.
Так происходит электрохимическая коррозия труб и любого 

другого оборудования; особенно интенснвно разрушаются or 
этого вида коррозии трубы и оборудование, предназначенные длч 
транспортирования сточных вод (см. с. 28J).

§ 5. КОРРОЗИОННОЕ РАЗРУШ ЕНИЕ ПРОМЫСЛОВОГО ОБОРУДОВАНИЯ

Больше всего интенсивной коррозии подвергаются нромыслозые 
трубопроводы, которые прокладывают надземно, подземно и под 
водой. По этим трубопроводам обычно транспортируют газ, воду 
(пресную, минерализованную) и нефтяную эмульсию, которые 
являются электролитами, способствующими процессу электро
химической коррозии.

Интенсивность процесса коррозии трубопроводов зависит от 
многих факторов, главные из которых; 1) концентрация агрессив
ных компонентов (H.;S, СО..); 2) температура и давление; 3) ско
рость потока; 4) состояние поверхности оборудования (шерохова
тая, гладкая, полированная); 5) наличие продуктов, вызывающих 
жизнедеятельность микроорганизмов, являющихся причиной био
логической коррозии металла и, наконец, 6) механическое воздей
ствие на металл.

Кратко остановимся на этих факторах.
1. С ростом концентрации агрессивных компонентов (H ;S и 

СО.,) коррозионное разрушение металла происходит интенсивнее.
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2. Повышение температуры ускоряет анодные и катодные про
питы (см. рис. 49, б), т. е. увеличивает скорость движения заря
женных ионов, а повышение давления — облегчает процесс гидро- 
ум па многих солей, увеличивает растворимость С 02. Кроме того, 
углекислый газ, растворяясь при повышенном давлении в воде, 
Образует слабый раствор угольной кислоты Н..С03, которая, взаи
модействуя с железом, образует растворимую угольную соль же
леза

со3 + н;о = нгсо3
H,COs Fe =  FcC03 -f Н».
Интенсивность углекислотной коррозии возрастает с увеличе

нием парциального давления СО;, так как растворение СО. сопро
вождается резким снижением pH среды (см. рис. 38).

3. Увеличение скорости движения нефтегазоводяной смеси 
интенсифицирует процесс коррозии. Объясняется это динамиче
ским воздействием на разрушение защитных пленок и быстрой 
сменой прореагировавшего раствора на свежий, более коррозионно- 
агрессивный.

4. Шероховатая поверхность металла корродирует значительно 
быстрее, нежели гладкая, или полированная.

5. Биологическая коррозия металлов.
6. Трубопроводы при перевозке часто подвергаются различной 

интенсивности ударам и деформациям, в результате чего в этих 
местах изменяется структура металла, возникают повышенные на
пряжения и эти места в трубопроводах усиленно корродируют.

Скорость коррозии выражают обычно числом граммов металла, 
разрушенного в течение часа (месяца) на площади в 1 м2, пли 
распространением этой коррозии в глубь металла (мм/год).

На нефтяных месторождениях трубопроводы, уложенные 
в почву, подвергаются коррозии как с внешней, так и с внутрен
ней стороны: с внешней — в результате контакта с почвой, пред
ставляющей неоднородный электролит, характеризующийся раз
личной электропроводностью, влажностью, кислотностью, вели
чиной pH и температурой; с внутренней — в результате контакта 
с нефтью, содержащей углекислый газ, сероводород, и пластовой 
водой, в составе которой имеется значительное количество рас
творенных солей, увеличивающих электропроводность среды и 
способствующих протеканию коррозии.

Огромное влияние на разрушение металла труб коррозией ока
зывает углекислый газ СО.,, содержащийся в пластовых водах, до
бываемых вместе с нефтью.

На основании реакций (Б и В) (см. с. 104), имеющих место 
в пластовых водах, можно записать

Са"~ -- 2НСО- ̂  ' СпС03 — | СО. — Н.,0. (С)

Из этого равновесного уравнения следует, что для поддержания 
в растворе определенной концентрации бнкарбоиатных ионов
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НСОгр, существенно влияющих на pH (см. рис. 38), а значит, и на 
процесс коррозии (см. рис. 19. а), требуется, чтобы в воде присут» 
ствовало соответствующее этой концентрации количество свобод» 
лого углекислого газа (СО.,), называемого равновесным.

Если фактически присутствующее в воде количество углекис
лого газа больше равновесной концентрации, то избыток его спо
собен вызвать растворение СаС03, т. е. равновесие сдвинуть влеио 
и довести pH воды до 3,5 (см. рнс. 38), при которой металл сильно 
корродирует. Такую воду нззывают агрессивной. При недостатке 
в воде СОс по сравнению с равновесной концентрацией бпкарбо- 
катные ионы НСО;1 распадаются, т. е. сдвигается равновесие вправо 
(уравнение С), что приведет к выделению из раствора осадка кар
боната кальция.

Если фактическое содержание в воде углекислого газа совпа
дает с необходимой равновесной концентрацией, из воды не будет 
выделяться осадок карбоната кальция и он неспособен растворять 
СаС03. Такая вода называется стабильной (pH = 7.)

Обследование аварий, связанных с порывами трубопроводов, 
показывает, что разрушения металла от внутренней коррозии 
чаще всего носят локальный характер и наблюдаются, как пра
вило, на нижней стенке трубопровода в виде извилистой дорожки.

Аварии с трубопроводами, транспортирующими нефтяные 
эмульсин, происходят в основном за счет применения впутритруб- 
ной деэмульсации \  в результате которой нижняя часть трубо
провода (при ламинарном режиме) контактирует не с нефтью, а с аг
рессивной водой, которая вызывает интенсивную коррозию. В этих 
случаях эмульсию следует транспортировать при турбулентном 
режиме или обязательно применять ингибиторы коррозии.

§ 6. ПАССИВНЫЕ И АКТИВНЫЕ МЕТОДЫ ЗАЩИТЫ 
ТРУБОПРОВОДОВ ОТ ВНЕШНЕЙ И ВНУТРЕННЕЙ КОРРОЗИИ

Промысловые трубопроводы защищаются от внутренней и внеш
ней коррозии.

Против коррозии внешней поверхности труб применяют раз
нообразные покрытия для изоляции промысловых трубопроводов 
от контакта с грунтом. Основными являются две большие группы 
покрытий: на битумной основе и на основе полимеров (пассивные 
методы защиты от коррозии).

Противокоррозионные покрытия труб должны: 1) быть водо
непроницаемыми; 2) обладать прочным сцеплением с металлом;
3) хорошо изолировать от электрического тока; 4) обладать доста
точной прочностью и способностью сопротивляться механическим 
воздействиям при засыпке траншей и при линейных температур
ных деформациях трубопроводов; 5) быть дешевыми.

1 О внутритрубнон деэмульсации см. рис. 75.
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Тип покрытия выбирают на основании коррозионной харак
теристики грунтов, в которых будет находиться трубопровод.

Для изоляции промысловых трубопроводов применяют битум
ные покрытия с минеральным наполнением или резиновой крыш
кой, которая обеспечивает повышение механической прочности 
покрытия и вязкости мастики в горячем состоянии.

Битумные покрытия обладают удовлетворительными защит
ными свойствами и экономичностью. Однако они нетехнологичны, 
трудоемки; с течением времени битумные покрытия теряют свои 
защитные свойства. Для повышения механических характеристик 
битумных покрытий в настоящее время используют бризол 
и стекловолокнистые материалы.

По мере развития промышленности пластмасс все большее применение на
ходят изоляционные покрытия на основе полимеров — полиэтиленовые и поли- 
пинилхлоридные пленки. Высокие прочностные свойства полимеров в сочетании 
с их химической стойкостью обеспечивают эффективную защиту трубопроводов. 
Зги покрытия технологичны; трудоемкость нанесения их в 2—4 раза, а материало
емкость в 8— 10 раз меньше, чем битумных. Известно, что при отрицательных тем
пературах некоторые пластмассовые покрытия теряют эластичность, а под дей
ствием тока катодной защиты снижается их прочность. Хотя технология нанесе
ния полимерных покрытий проще технологии нанесения битумных, практически 
невозможно получить сло  ̂полимерного покрытия однородной толщины. Наконец, 
основным недостатком этих покрытии по сравнению с битумными является пока 
еще их высокая стоимость.

За последнее время широкое распространение при изоляции трубопроводов 
получают полихлорвинил и полиэтилен. Полихлорвинил применяют в виде изо
ляционной ленты, на которую нанесен клей. Ленту наматывают на очищенный 
очистными машинами и загрунтованный трубопровод.

Лента характеризуется следующими данными.

Плотность ленты, г/'см3 .............................................  1,3
Сопротивление разрыву, М П а ...................................8 (80 кгс.см2)
Относительное удлинение, % ...................................  100—180
Скорость прилипания, с .........................................  20
Толщина ленты, мм ................................................  0,4
Ширина ленты, м м .................................................... 100—1000
Длина не менее, м ................................................  100

Полиэтиленовая изоляционная липкая лента имеет также весьма ценьые 
качества для изоляции трубопроводов и характеризуется следующими данными:

Предельная прочность на разрыв, .МПа . . . 15—17
(150— 170 кгс. см2)

Относительное удлинение при разрыве, %  450
Водопоглощеине не более, % ........................  0,01
Толщина ленты, мм ......................................  0,03—0,2
Ширина ленты, м м .......................................... 1400
Длина ленты в рулоне, м ............................ 300—400

Полиэтиленовая лента обладает высокой химической стойкостью.

Такая внешняя защита труб от коррозии по некоторым при
чинам (изменение температурных условий, влажности грунтов 
и т. д.) не может обеспечить эффективной защиты трубопровода
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на весь период его эксплуатации. Поэтому через некоторое пЦ 
(6— 10 лет) сооружают протекторную илн катодную защиту Т|Е 
проводов (активные методы защиты).

Протекторная или катодная защита предотвращает почием 
коррозию многих металлических сооружений.

Если защищаемую конструкцию (трубопровод) 1 (рис. IK 
соединить изолированным проводником (2) с металлической 
стиной или стержнем (протектором) (3), изготовленным н.« 
талла, обладающим более отрицательным потенциалом, чем ф 
провод /, то в образовавшейся паре анодом станет присоединен 
металл, который при коррозии начнет разрушаться (раствориiк

6

Рис. 50. Принципиальные схемы протекторной и катодной защиты rpyrt nf 
розии
а — протекторная защита; / — трубопровод (катод К); 2 — изолированны!!
3 — протектор (заглубленный в землю сплав металлов); б — катодная защита; / ■ 
ник постоянного тока; 2 — изолированный провод; 3 — трубопровод с ncnop'iOHtf! 
тумнон изоляцией; 4 — анод (А ) (заглубленное железо); 5 — дренаж (место П0Д1Г3 
ння изолированного провода 2 с трубой)

Такой вид защиты называется протекторной, а присоединен 
часть — протектором. Протекторы изготовляют из цинка, « 
мнния или магниевых сплавов, обладающих более отрицатель») 
потенциалами, чем сталь (Fe).

Все металлы, как известно из общей химии, распол.ии 
в ряд напряжений, в котором любой предыдущий может 
в растворе любой последующий, но не наоборот.

В связи с этим вводится понятие нормального потенцииш 
талла, характеризующее разность потенциалов между этим 
таллом, погруженным в раствор его соли, и нормальным ж>до| 
ным электродом, условно принятым равным нулю.

Нормальные потенциалы металлов (В) приведены ниже
к Са Ка Mg Л1 Mil Zn

-2,92 —2,84 -2,71 —2,38 — 1,66 — 1,05 —0,76

Fe М РЬ н, Си Ag Ли
-0,44 -0,23 -0,13 0,00 -г0,34 -f0,80 +  1.70

Защита трубопроводов от электрохимической корро.шн н|н 
текторами осуществляется без подведения внешней электрон» 
гии. При образовании гальванического элемента, состоящею 
двух различных металлов (см. рис. 49, б), анодом будет тот, у |
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|мин больший отрицательный потенциал. При замыкании раз
умных электродов проводником в цепи такого элемента будет
• и к.т. ток. В этом случае анод (протектор) подвергается более 

■ими никой коррозии, чем до замыкания цепи, а коррозия катода
>п<шровода), наоборот, будет значительно меньше или пре
мии совсем. Вследствие разности потенциалов между про
шлом и трубопроводом в цепи возникнет электрический ток, 
и|ч.|й, притекая на трубопровод, создает на нем больший от- 

имьный потенциал, чем он имел до подключения протектора.
11|>пI»*кторная защита чаще всего применяется для трубопро- 

••Ц/Мш большой протяженности, удаленных от источников ЭЛеКТрО- 
в^.ГНИЯ.
» утность катодной защиты состоит в катодной поляризации 

I лической поверхности трубопровода, соприкасающегося 
■|||унтом. Катодная защита трубопровода осуществляется по
винным током, протекающим из грунта в трубопровод под дей- 
Вйш м приложенной разности потенциалов «труба— земля».

гма катодной защиты в плане приведена на рис. 50, б. От 
Вф пи мюльного полюса источника постоянного тока 1 ток пере- 
Ш Н1 по изолированному проводу 2 к аноду 4, заглубленному 
• нету вблизи трубопровода 3. С анодов 4, расположенных вдоль 
IИ"провода, ток переходит в почву, течет по ней и через дефекты 
шитого покрытия, показанные черными точками, поступает 

_) Трубопровод 3 и течет к точке дренажа 5, откуда по проводу 2 
■щкмцается на отрицательный полюс источников тока. Поэтому 
Ь*- \ чисток трубопровода, обслуживаемый станцией катодной 

мы, должен иметь хорошую проводимость. С этой целью в ме- 
й* высоких сопротивлений прохождению тока (задвижки, флан-

1 соединения) необходимо устанавливать высокопроводящие 
■«мычки, исключающие образование в этих местах анодных зон.

К«подная защита не только предупреждает возникновение кор
пии. но и останавливает начавшуюся. При катодной защите 
неимению подвергается железо 4 (служащее анодом), которое 
|мм иг времени можно заменять.
Ili книжками тока для катодной защиты могут быть генератор 
тинного тока или сеть переменного тока с селеновыми или 

н|и|цсными выпрямителями. Расход электроэнергии при катод- 
в «ищите небольшой (единицы киловатт), но по мере износа по- 

■ЬМни расход электроэнергии возрастает.
• • мы катодная станция в зависимости от сопротивления за- 

H jilнпго покрытия может защищать участок трубопровода от 5 до

^Иг1 с коррозией внутренней 'поверхности 
ЦнЛ"проводов

III/"1 предохранения трубопроводов от внутренней коррозии при- 
... ....  различные лаки, эпоксидные смолы, цинко-силнкатные no
il*......  и ингибиторы.
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Среди противокоррозионных средств в настоящее врем», 
спорно, первое место принадлежит ингибиторам коррозии, emu' 
ным создавать барьер между коррозионной средой и мепм 
Несмотря на то, что эффективность защиты ингибиторами зппн 
от множества факторов, применение их технически и экономим* 
оправдано как при углекислотной и сероводородной корроя 
так и при любых других видах внутреннего коррозионном» |» 
рушения промыслового оборудования. Следует обратить внимми 
на то, что необходимо тщательно подбирать ингибиторы дли и 
кретных условий эксплуатации оборудования на промысле 
этого в значительной мере зависят эффективность и экономична 
защиты.

Эффективность ингибитора зависит также и от способа его шм 
в скважины и сборную систему.

В  промысловых условиях скорость коррозии определи 
обычно по образцам, вводимым в поток газонефтеводяной смев 
по следующей формуле:

где К  — скорость коррозии, г/см2,ч; и л2 — масса обрмЩ 
стали до опыта и после него, г; т — продолжительность опыт,
S  — поверхность образца стали, см2.

Эффективность действия ингибитора определяют по формуД|

г - р1~ рг 100% J

или коэффициентом торможения

где Рх и р2 — скорость коррозии без ингибитора и с ингибитором
В настоящее время синтезировано и внедрено много ингиОмтМ 

ров для различных условий нефтяной и газовой промышленности! 
самые эффективные (до 92—98%) из них — ингибиторы II I \ 
и ИКСГ-1, эффективность их защитного действия в среднем пи 
ставляет 92—98%.

Для защиты оборудования от коррозионного разрушении ин< 
гибиторы можно закачивать также в пласт в количестве, не п|ни 
вышающем 0,018 мае. % от дебита скважины. Продолжительность 
эффекта составляет около 20 дней.



ГЛАВА VI
СЕПАРАЦИЯ НЕФТИ ОТ ГАЗА

Вмн|..... сепарации нефти от газа как у нас, так и за рубежом
Нище НО много работ.
Mo исех работах рассмотрены технологические расчеты, свя- 

4hi.ii' с работой сепараторов, а также конструктивное совершен- 
цшмнне как отдельных узлов, так и аппаратов в целом. Однако
...... методика, связывающая природу междисциплинарных на-
щ и ннй в этой области науки, в работах не освещена.

I  I « I ЧДМИЗМ ВЫДЕЛЕНИЯ ГАЗОВОЙ ФАЗЫ
(И МИ (ДИФФЕРЕНЦИАЛЬНОЕ И КОНТАКТНОЕ 

•I \ 1ИРОВАНИЕ)

II шспение давления и температуры нефти при ее движении 
но стволу скважины, так и по системе промысловых трубо- 

iHMi’toii сопровождается сложными процессами испарения и кон- 
||м« пи нм многокомпонентных углеводородных систем. При сни- 
Кннм например, давления происходит процесс разгазирования 
Н|Нн|н<ния) нефти, в результате чего понижается температура газо- 
■Ынююй смеси. Количественная оценка процесса разгазирования 

» н  может быть сделана как теоретически, так и эксперимен- 
Бм*о Изучение процесса разгазирования нефти в лабораторных 

Ецшннх обычно проводят в бомбе PVT двумя способами: 1) кон- 
Нным, или однократным, и 2) дифференциальным, или по- 
(•иным (многократным).
1'||игнктным называется такой процесс разгазирования нефти, 
•«мором суммарный состав смеси (газ -+- нефть) во время про- 

I а остается постоянным. Образующийся в бомбе PVT  газ все 
рмм находится в контакте с нефтью, из которой он выделился.
11)• и дифференциальном разгазировании нефти суммарный со

нм |м I непрерывно изменяется, так как образующийся газ вы- 
Цно и из системы по мере его выделения. В результате этого при 

-| • |чнцнальном разгазировании нефть обогащается высоко- 
Ыщнми компонентами, а с газом отводится наиболее легкая
......... О нефти. Поэтому при дифференциальном разгазировании
|он количество газа всегда получается меньше (кривая 2), чем 

конгактном (кривая 1) (рис. 51).
(«к, например, одноступенчатую сепарацию приближенно 

|И*н.| рассматривать как контактный процесс разгазирования, 
P mmoi оступенчатую — как дифференциальный. В соответствии 
||*| нV» при одинаковых температурах и конечных давлениях сепа- 
’Мннн количество и состав газа, выделяющегося из нефти при
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одноступенчатой сепарации, не совпадают с суммарным кат 
ством и составом газа, выделившегося при многоступенчато!! с 
рации.

Экспериментальные данные показывают, что при дифферсн 
альном разгазировании, в результате сохранения в жидкой i|t 
бутанов и пентанов, выход нефти увеличивается до 5% (по и 
по сравнению с контактным разгазированием.

Расчеты разгазирования нефти в сепараторах при неболЫс 
давлениях (0,4—0,9 ;МПа) с достаточной для практических и 
точностью можно производить по известному закону Ра\ ,1И

Дальтона
P'Jt = *iP i, (V J

гласящему, что парциальное ди 
ние i-го компонента в паровой <| 
(ру{) равно парциальному давлен 
того же компонента в жидкоА 
(XiPt),

Давление смеси, р
Рис. 51. Разгазирование нефти в бомАг /'t'f;
/ — контактное разгазирование; 2 — ди'М" 
циальное разгазирооанис

где р — общее давление смеси; р{ — давление насыщенного iif 
i-ro компонента над жидкостью в чистом виде; yt и xt — мольщ 
концентрации i-ro углеводорода соответственно в газовой и <е 
кой фазах в долях единицы.

Из уравнения (VI. 1) следует, что распределение углеводори 
между фазами двухфазной равновесной системы при данной т 
пературе протекает в соответствии с парциальным давленном и» 
ров углеводородов и их мольными концентрациями. При inipMiwi 
нии равновесия в системе, вызванного изменением темперлгурМ 
или давления, начинается перераспределение углеводород»! 
между фазами, которое продолжается до тех пор, пока сними 
восстановится равновесное состояние данной системы.

Таким образом, по уравнению (VI. 1), зная температуру и mm 
ление смеси и концентрацию компонента в одной фазе, можно ннА'П| 
концентрацию этой фазы в другой.

Действительно, пусть имеется состав жидкой фазы
*|+*г-т---- Г*л = 1.

где xlt х2 ... хп — мольная концентрация компонентов, доли рдН* 
ннцы. И пусть давление насыщенных паров компонентов при лей* 
ной температуре в жидкой фазе равно соответственно ру, рг, . , /*„,

Тогда общее давление паров такой смеси по закону Раули « 
Дальтона будет

Дальтона Рауля

Р  =  Р\ -Г Рг + -j- Рп — XiPi ■— Х2Р2 ■ хпРп
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t  X  *114- (V I.2)

rJinllioc уравнение называют обычно уравнением начала кон- 
IMulo (однократного) разгазирования. Оно характеризует дав
не, когда из нефти при данной температуре выделяются газо
нные компоненты.
|Ь уравнения Рауля—Дальтона следует, что если известно 

кшление смеси р, то по уравнению (VI. 1) можно найти 
.... . всех компонентов, находящихся в равновесном со
пим и паровой фазе

* iP i (VI.3)

Ним состав паровой фазы считается известным, т. е.
i/i -I---+ Уп = 1 •

и» же время, если известен состав паровой фазы, то состав 
• и ги, контактирующей с газом, находят из выражений

У\Р
РI

№ _
Рз

(V I.4)

(V I.5)

• Я
• N шдывая концентрации в жидкой фазе, получим

:-•••+*» 1 ^ (7 7  + -—  '• • • • + -рг)-
Онюда, если известен состав газовой (паровой) фазы, то об- 

дппление смеси будет
(V I.6)

J'i-
Р\ Рг

I Уп 
' Рп

1=11

i=l
У1
Pi

< »м|м делив общее давление паров по данной формуле, кон- 
I'.щню компонентов в жидкой фазе можно рассчитать из вы- 

, гимн (V I.4).
Урпрнение (V I.6) обычно называют уравнением конца одно- 
KiMoio разгазирования (испарения), или уравнением начала 

• • ■ 11• 11 ной конденсации.
Оцп характеризует величину общего давления насыщенных 

Ml...  •меси при данной температуре.
N р.ншения равновесия (VI. I), начала однократного разгазиро- 

ИИ<"| (V I.2), а также конца однократного разгазирования (V I.6) 
■i"> wnaioT поведение лишь простых углеводородных систем при 
Ц........ низких давлениях (0,4—0,9 МПа).

I hi давлений в системе выше указанных используют так на- 
Шймгчые константы равновесия или коэффициенты распределения.

137



Константа равновесия характеризуется отношением мольной и 
i-ro компонента в газовой фазе yt к мольной доле того же ыщ 
нента xt в жидкой фазе при данной температуре и давлении, С

Константы фазового равновесия

Уравнения равновесия (V I.3) и (V I.7) для двухфазной mihi' 
компонентной углеводородной системы можно записать в слсду 
щем виде:

Из выражения (V I.8) следует, что если /С,- > 1, то данный in 
понент будет иметь более высокую концентрацию в паровой фи 
чем в жидкой, а при Ki < 1 — наоборот, концентрация этою 
компонента в жидкой фазе будет больше, чем в газовой.

Для количественной оценки распределения углевод»!" 
между жидкой и паровой фазами при данной температуре и дни 
нии обычно принимается 100 молей углеводородной смеси. ()Лн 
чив через zt процентное содержание каждого углеводорода и смМ 
и через L  и V число молей соответственно жидкой и паровой |  
можем записать

L +  V=  100 Л 1«|

Уравнение материального баланса для каждого компомсиЯ 
смеси будет иметь вид

Подставляя в данное уравнение значения величин из фбд 
мулы (V I.7) iji = K[Xi или Xj = y JK j, а также учитывим, чш
V = 100 — L или L = 100 — V, и исключая из (VI. 11) пшчвМ 
члены, относящиеся к паровой фазе, а затем члены, относищнИН 
к жидкой фазе, получим следующие два уравнения:

(SI

(V!

У. Zi = 100 im  m
i= i

(V! I||

( Ю О - Ю -Jj- +  Vyi, 

zi = Lxi -f- (100 — L) Xih't.
138



Синий эти уравнения относительно х( и получим уравне 
и концентраций в жидкой и паровой фазах:

\ митывая, что Х[ и </, обозначают мольные концентрации угле-

ЬЦпрпдов в жидкой и паровой фазах в долях единицы, можем 
НМ'ЦТЬ:

Иногда для облегчения решения задачи распределения t-ых
■ И »1... гитов в газовой и жидкой фазах при изменении температуры
I  ми нчшя в сепараторе уравнения (VI. 14) и (VI. 15) для одного 

М Н  представляют в следующем виде:.

И< пользуя уравнения (VI.14а) или (VI.15а), количество жид
ки» фщы L или паровой фазы V =  1 — L  могут быть определены 
Вмпом итерации (постепенных приближений), при этом одновре- 
Бмн<> получают также и значения концентрации компонентов 
Н тд ко й  Xi и паровой у[ фазах.

11н<л(*довательность в расчетах по уравнениям (VI. 14а) или 
«VI Ifni) такова:

I) «пдаются мольным или массовым составом смеси углеводо-

V) чпем выбирают графики или таблицы по определению кон- 
равновесия. Например, берут «Атлас констант равновесия 
юродов» Американской ассоциации природного газолина

юсле чего по данным графикам, а также известной темпе- 
и давлении смеси определяют величины K t для каждого 

гита в отдельности;
(Нем задаются произвольной величиной газовой фазы или 

[§№•• nil I. (К  + L  = 1) в пределах 0,45—0,55 и, решая одну из

1м> п'Ч уравнений (VI.14а) или (VI.15а), находят или

|'< ХЖ ,+ (1  -  K i ) L  ’
(V I.14)

(V I .15)

(VI.14а)

(VI.15а)



l—n
Sft- i .

задача решена пр-зильно п принятые произвольные величины V
5) если в результате расчета V  д-(. =. 1 или то

или L  верны; если же
/=i или 2. */; Ф 1 то принятые

произвольные значения V или L неверны, тогда принимают другие 
произвольные значения этих величин и расчет повторяют.

В заключение следует отметить, что в связи с большой трудо
емкостью расчеты изотерм конденсации многокомпонентных угле
водородных систем обычно проводят с применением электронно- 
вычислительных машин.

С примерами решения задач по распределению углеводородных 
компонентов в газовой и жидкой фазах при ручном счете можно 
познакомиться в работах [3, 6 ], а с решениями этих же задач на 
ЭВМ  — в работе 1.

§ 2. НАЗНАЧЕНИЕ И КОНСТРУКТИВНЫЕ ОСОБЕННОСТИ 
СЕПАРАТОРОВ РАЗЛИЧНЫХ ТИПОВ
Назначение сепараторов. В различных сепараторах нефть от газа 
и воды отделяют для: 1) получения нефтяного газа, используемого 
как химическое сырье или как топливо; 2) уменьшения перемеши
вания нефтегазового потока и снижения тем самым гидравлических 
сопротивлений, а также возможности образования нефтяных 
эмульсий; 3) разложения образовавшейся пены; 4) отделения воды 
от нефти при добыче нестойких эмульсий; 5) уменьшения пульса
ции давления при транспортировании нефтегазоводяной смеси по 
сборным коллекторам, проложенным до ДНС или УПН (см. 
рис. 5, 5, 6, 23).

В нефтяных сепараторах любого типа различают четыре секции 
(рис. 52).

I. Основная сепарационная секция, служащая для отделения 
нефти от газа. На работу сепарационной секции большое влияние 
оказывает конструктивное оформление ввода продукции скважин 
(радиальное, тангенциальное, использование различного рода 
насадок — диспергаторов, турбулизирующих ввод газожидкост
ной смеси).

II.  Осадительная секция, в которой происходит дополнитель
ное выделение пузырьков газа, увеличенных нефтью из сепара
ционной секции. Для более интенсивного выделения окклюдиро
ванных пузырьков газа из нефти последнюю направляют тонким 
слоем по наклонным плоскостям, увеличивая тем самым длину пути 
движения нефти и эффективность ее сепарации. Наклонные пло
скости рекомендуется изготовлять с небольшим порогом, способ
ствующим выделению газа из нефти.

1 Степанова Г. С., Выборнов Н. М., Выборнова Я. И. Расчет фазовых 
равновесий углеводородных смесей. М., Недра, 1969.
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I I I .  Секция сбора нефти (внизу сепаратора) предназначена как 
Vi я сбора, так и для вывода нефти из сепаратора. Нефть может 
находиться здесь или в однофазном состоянии, или в смеси с га- 
юм — в зависимости от эффективности работы сепарационной и 
осадительной секций, а также от вязкости нефти и времени пребы- 
пания ее в сепараторе.

IV. Каплеуловнтелfa- 
ная секция, располо
женная в верхней 
части сепаратора или 
вынесенная за пределы 
его (см. рис. 55, 4) и 
служащая для улавли
вания мельчайших ка
пелек жидкости, уно
симых потоком газа 
в газопровод.

Таким образом, ра
бота сепараторов лю
бого типа характери
зуется тремя показате
лями:

Деталь 9
О О О О О
О о о о ОТо о о о~
О о о о О_о о о о_
О о о о О
О О О О О

Сечение 
детали W

-ЛАААЛ-
-ЛДЛЛЛ--/V W V '- -
-ЛАААЛ-
-Л А А А Л '

Рис. 52. Вертикальный сепа
ратор:
/ — корпус; 2 — раздаточныП 
коллектор; 3 — поплавок; 4 — 
дренажная труба; 5 — наклон
ные плоскости; 6 — ввод газо- 
жпдкостноП смесн; 7 — регуля
тор давления «до себя»; 8 — вы
ход газа; 9 — перегородка для 
ныравнивания скорости газа;
10 — жалюэинныи каплеуловн- 
тель; 11 — регулятор уровня;
12 — сброс нефти; 13 — сброс 
грязи; 14 — люк; 15 — заглушки

степенью разгазирования нефтн или усадкой ее;
степенью очистки газа, поступающего в газопровод, от капелек 

нефти;
степенью очистки нефти, поступающей в нефтепровод, от пу

зырьков газа.
Степень разгазирования нефти в сепараторе может характери

зоваться следующими двумя показателями:

Эн
с„, — g„2 Gra — Gr,

100,'-'Hj Ur2
где GH, и G„. — соответственно массовые расходы нефти до и после 
сепаратора; Gr, и Gr, — соответственно массовые расходы газа 
после сепаратора и до него.

Следовательно, в каждой ступени сепарационной установки 
при снижении давления количество нефти уменьшается, т. е.
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происходит разгазирование ее и соответственно возрастает количе
ство суммарного газа.

При этом для любых условий работы сепарационной установки 
в герметизированной системе нефтегазосбора имеет место следую
щий баланс: Э„ +  Э г — const.

Эффективность работы любого типа сепаратора по степени 
очистки зависит также от двух основных показателей: количества 
капельной жидкости, уносимой потоком газа из каплеуловигель- 
ной (каплеотбойной) секции IV  (см. рис. 52, 10), и число пузырь
ков газа, уносимых потоком нефти из секции сбора нефти 111. Чем 
меньше величины этих показателей, тем эффективнее работа сепа
ратора.

Величины, характеризующие эффективность работы сепарато
ров по степени уноса капельной жидкости К ш и акклюдированных 
пузырьков газа /Сг, определяются из следующих отношений:

/Ок -= -тг~ " Кг , (V I. 16)
У г ч ж

где qM и qt — соответственно объемные расходы капельной жид
кости (см3, 1000 м3 газа) и пузырьков (л/1 м* жидкости), уносимые 
за пределы сепаратора (отнесенные к условиям в сепараторе); 
VT и (?ж — объемные расходы газа и жидкости, отнесенные к усло
виям в сепараторе.

Выражение (VI. 16) относящееся к капельной жидкости (К ж), 
находящейся в газовой фазе Vr, можно представить еще так:

к  = _Чн — 9« юо, (V I. 16а)
9н

где q„ и qK — соответственно весовая (масс.) концентрация ка
пельной жидкости в единице объема газа, находящейся до и после 
каплеотбойной секции (/10, определяемая с помощью отбора проб.

Однако одни и те же значения К х и К г можно получить, как 
известно, в сепараторах различного конструктивного оформления, 
так, например, в сепараторах большого объема без специальных 
отбойных приспособлений и в сепараторах, скажем, гидроциклон
ных, масса которых небольшая, а это значит и с различными техни
ко-экономическими показателями. Поэтому, пользуясь только по
казателями К ж и К г, не учитывая расхода металла, идущего на 
изготовление сепараторов и их конструктивного оформления, не 
представляется возможным сделать окончательный вывод о техни
ческом совершенстве того или иного сепаратора.

Технически совершенным будет тот сепаратор, который прн 
прочих равных условиях обеспечивает более высокую степень очи
стки газа и жидкости и, кроме того, имеет большую производитель
ность с минимально необходимыми затратами металла на его изго
товление. Эффективная очистка газа от капельной жидкости и 
жидкости от пузырьков газа происходит в таких сепараторах, как 
правило, при больших значениях скоростей движения газа и жид
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кости по сечению сепаратора, т. е. при большой производитель
ности.

Степень технического совершенства сепаратора характери
зуется тремя показателями: 1) минимальным диаметром капель 
жидкости, задерживаемых в сепараторе; 2) максимально допусти
мой величиной средней скорости газового потока в свободном сече- 
1П1И или каплеуловительной секции сепаратора и 3) временем пре
бывания жидкости (нефти или нефтяной эмульсин) в сепараторе, за 
которое происходит допустимое разделение свободного газа от 
жидкости. Значение удельного уноса капельной жидкости 
согласно работам [6, 16), не должно превышать 50 см3 на 1000 м® 
газа, в то время как удельный унос свободного газа потоком жид
кости в сепараторе рекомендуется принимать равным К г с  200 л 
на 1 м® жидкости. Величина К г зависит от многих факторов, глав
ными из которых являются: вязкость и плотность нефти, способ
ность нефти к вспениванию, а также время задержки жидкости в се
параторе.

Для невспенивающих и маловязких нефтей время пребывания 
их в сепараторе рекомендуется принимать равным от 2 до 3 мин, 
для вспенивающих и вязких нефтей — от 5 до 20 мин.

Маловязкими считаются нефти с вязкостью 5-10"® Па - с (5 сП), 
а вязкими — свыше 1,5-10"* Па-с (15 сП).

Конструктивные особенности сепараторов. На рис. 52 показаны 
общий вид и разрез сепаратора с жалюзийной насадкой 10, кото
рый работает следующим образом. Нефтегазовая смесь под давле
нием на устьях скважин или давлением, развиваемым насосами 
ДНС, поступает через патрубок к раздаточному коллектору 2, 
имеющему по всей длине щель для выхода смеси. Из щели нефте
газовая смесь попадает на наклонные плоскости 5, увеличивающие 
путь движения нефти и облегчающие тем самым выделение окклю
дированных пузырьков газа. В верхней части сепаратора установ
лена каплеуловительная насадка 10 жалюзийного типа, сечение 
которой показано на том же рисунке.

Основной поток газа вместе с мельчайшими частицами нефти, 
не успевшими выпасть под действием силы тяжести, встречает на 
своем пути жалюзийную насадку 10, в которой происходят «захват» 
(прилипание) капелек жидкости и дополнительное высажденне их 
из газа; при этом образуется пленка, стекающая по дренажной 
трубке 4 в секцию сбора нефти I I I ,  из которой по трубе 12 она вы
водится из сепаратора.

На рис. 53 показана блочная автоматизированная и герметизи
рованная сепарационная установка заводского изготовления 
с предварительным сбросом воды (БАС-1-100), разработанной Ок
тябрьским филиалом ВНИИКАнефтегаз *.

1 Сепарационные аппараты с предварительным сбросом воды, работающие 
под давлением 0,6 МПа, устанавливаются в основном на ДНС (см. рис. 5, 5) 
обеспечивающей транспортирование выделившегося газа из нефти до ГПЗ под 
собственным давлением, а пластовой воды — до КНС.
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Основное назначение предварительного сброса воды своди 
к тому, чтобы по возможности предотвратить попадание ее n се 
раторы-деэмульсаторы (нагреватели) (см. рис. 81, 12) и сэкоком! 
топливо на нагрев этой воды.

БАС работает следующим образом. Нефть, газ и пласт»; 
вода по сборному коллектору 2 поступают через распредели! 
потока 1 в сепарационный отсек 11, где происходит раздело# 
нефти, газа и воды. Для интенсификации указанного разделен 
к сборному коллектору 2 подключается дозировочный насос 
подающий ПАВ. Водоотделительный отсек 8 от сепарациомио 
отсека 11 отделен перегородкой 9. Совместное течение нефтям

Рнс. 53. Блочная автоматизированная сепарациониая установка с предварнте.и.' 
ным сбросом пластовой сточной воды БАС-1-100:
/ — распределитель потока; 2 — сборный коллектор, по которому подается нефтянаи 
эмульсия; 3 — дозировочный насос подачи ПАВ; 4 — расходомер воды; 5 — газонам 
линия; 6 — расходомер газа; 7 и 13 —  регуляторы уровня жидкости; 8 — подоотделн* 
тельный отсек; 9 — левая перегородка; 10 — межфазныи уровнемер; // — сспарацион- 
ный отсек; 12 — нефтяной отсек; 14 — насос

эмульсин, растворенного газа и воды с ПАВ в сепарационном от
секе 11 создает благоприятные условия для разрушения этой эмуль
сии (см. рис. 78, а).

Обезвоженная (до 3%) нефть через перегородку 9 поступает 
в нефтяной отсек 12, а из него на прием насоса 14,который подает 
ее на УПН.

Отделившаяся от нефти вода в сепарационном отсеке 11 через 
расходомер воды 4 сбрасывается за пределы БАС в резервуар-от
стойник с гидрофобным фильтром (см. рис. 102), где она очи
щается окончательно и подается в систему ППД. Если разделение 
нефти от воды, осуществляемое в БАС или в другом аппарате 
подобного типа, не требует дополнительной очистки последней, то 
эта вода под собственным давлением транспортируется до КНС для 
закачки ее в нагнетательные скважины. Уровень воды и нефти 
в БАС поддерживается в определенных пределах с помощью меж- 
фазного уровнемера 10 или регулятором прямого действия типа 
РУР-1. Необходимый перепад давления в газовом отсеке 8 поддер
живается регулятором уровня 7, который воздействует на заслонку 
установленную на газоотводной линии. Количество газа, выходя
щего из БАС, измеряют расходомером газа 6 типа АГАТ-1.
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I l l  рис. 54 приведен общий вид гидроциклонного двухъемкост- 
Г» сепаратора, разработанного в институте Гипровостокнефть. 
нираторы этого типа довольно широко применяют на нефтяных 
порождениях Советского Союза. Принцип работы их заклю- 
|ГИ'Я в следующем.

Нефтегазовая смесь сначала поступает в гидроциклонную го- 
оику 2, в которой за счет центробежной силы происходят сепа- 

|шц||н газа от нефти и их раздельное движение как в самой головке, 
лк и в верхней емкости 5. Нефть по сливной полке 12 самотеком 

Отравляется на уголковые разбрызгиватели 11, а затем на слив
ную полку и стекает с успокоителя уровня. Как только уровень

Рис. 54. Гндроциклонный двухъем- 
нпстной сепаратор:
I тмнгенциальныГ» ввод газонефтя- 
иОП смеси; 2 — головка гидроцнклона;
,1 — отбойный козырек газа; 4 — на- 
шривляющиЛ патрубок; 5 — верхняя 
гмкость сепаратора; 6 —  перфорирован
ии».* сетки для улавливания капельной 
жидкости; 7 — жалюзииная насадка;
9 — отвод газа; 9 — нижняя емкость 
I мдроци клона; 10 — дренажная труб- 
н.1. // — уголковые разбрызгиватели;
12 —  направляющая полка; 13 — пере
городка; 14 —  исполнительный меха
низм

нефти достигнет определенной величины, сработает поплавковый 
регулятор уровня, приоткрыв исполнительный механизм 14 на 
нефтяной линии.

Газ проходит в верхней емкости 5 две зоны, где очищается от 
капельной жидкости и направляется в газовую линию через от
вод 8.

Гидроциклонными сепараторами оборудованы также все 
«Спутннки-А» и «Спутники-Б», после которых газ направляется 
снова в сборный коллектор, перемешивается с нефтью (см. рис. 16, 
23) и транспортируется с ней до первой ступени сепарации, уста
новленной на ДНС или УПН.

За последнее время сотрудниками Ленингорского ЦНИПРа 
совместно с сотрудниками ТатНИПИнефть был разработан и вне
дрен высококоэффективный гравитационный сепаратор с предвари
тельным отделением нефти от газа, впоследствии усовершенство
ванный ВНИИСПТнефтыо и СибНИИнефтыо (рис. 55).

В этом сепараторе нефтегазовая смесь подводится к корпусу 
сепаратора по наклонному трубопроводу, наклон которого к гори
зонту может колебаться в пределах 3—4 . К  нему приварена вер
тикально расположенная газоотводная вилка 2, подсоединенная 
с каплеуловительной секцией 3, имеющей жалюзийные насадки 4.

Сущность работы очень проста.
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В результате падения давления, возникающего при совместной 
движении нефти н газа по сборным коллекторам (протяженное i i.mi 
от 2 до 8 км), в них происходит медленная, но практически рамки 
весная сепарация нефти и газа, которые в наклонном трубопропо.м» 
еще больше разделяются и раздельно вводятся: нефть по продол* 
жению трубопровода в корпус сепаратора, а газ по вилке газопри 
вода 2 в каплеуловительную секцию 3.

Не успевшие скоалесцировать (соединиться) в крупные агрг 
гаты и не попавшие в газоотводную вилку пузырьки газа вмепг 
с нефтью направляются в плоский диффузор 11, в котором посте

Рис. 55. Сепаратор с предварительным отбором газа и жалюзийными насадками:
/ — сборныЛ коллектор: 2 — вилка для предварительного отбора газа; 3 — каплсуло- 
ьитель (сепаратор газа); 4 — жалкпнЛные насадки: 5 — газопровод с регулятором давле
ния «до себя»: 6 — предохранительный клапан; 7 — корпус сепаратора; 8 — поплавок; 
9 — пеногасителн; Ю  — наклонные полки; // — .диффузор

пенно происходит снижение скорости нефтегазового потока. Из 
диффузора нефтегазовый поток попадает с малой скоростью на 
наклонные полки 10, где происходит интенсивное отделение остав
шихся пузырьков газа от нефти. Основной поток газа, как 
отмечалось выше, отделяется от нефти до сепаратора при 
помощи газоотводной вилки 2 и направляется в каплеуловительную 
секцию 3 для высаждения из газа капелек нефти, задерживаемых 
жалюзииной насадкой 4.

Таким образом, существенным преимуществом данного сепа
ратора является предварительное отделение нефти от газа с после
дующим вводом их по отдельным каналам в корпус сепаратора 
и каплеуловительную секцию 3. Такой способ ввода продукции 
скважин в сепаратор позволяет значительно снизить перемешива
ние нефтегазовой смеси и ускорить отделение нефти от газа.

Верхний и нижний уровни жидкости в сепараторе поддержи
ваются поплавком 8.

На рис. 56 приведена схема турбосепаратора ', в котором эф
фективно улавливается капельная жидкость из потока газа при

1 Иванов В. II. Турбосепаратор для сепарации природного газа. — Машины 
и нефтяное оборудование, 1975, .V» 1.
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Ofi.ibmnx расходах последнего. Принцип работы его следующий:
• >|..1тый газ, пройдя диффузор 2, поступает в направляющий аппа- 
|ш1 3, представляющий собой лопаточный завихритель, получает 
»и крутку, в результате чего появляется окружная составляющая 
I корости потока. Возникающие при этом центробежные силы пере
мещают капли в направлении наружного конического обода 4

I'пс. 50. Турбосепаратор:
/ - корпус: 2 — диффузор; 3 — направляю
щий аппарат; 4 — конический обод: 5 — ло- 
1МТКИ (крыльчатка): 6 — ось; 7 и Я —  подшип
ники качения; 9 —  спрямляющий аппарат;
10 — патрубок

Рис. 57. Зависимость степени очистки газа 
от капельной жидкости в различных сепа
раторах от скорости потока газа:
I —  гравитационный сепаратор; 2 — сепара
тор с жалюзи Пной насадкой: 3 —  сепаратор 
с предварительным отбором газа и с жалюзнй- 
ной насадкой; 4 — турбосепаратор; 4 — гид
роциклонный сепаратор; 6 — срыв пленки в 
жллюзи; 2' и 3’ — работа жалюзийных сепа
раторов при повышенных скоростях потока 
газа

0 0,4 0,8 1,2 1,0 0 В 12 13 гч
Спорость потока, м/с

с лопатками 5, спрофилированными по дуге окружности в ради
альной плоскости. Под действием окружной составляющей ско
рости потока лопатки 5 на оси 6 и обод 4 приводятся во вращение. 
Жидкость отводится через зазор, а затем через патрубок 10 за 
пределы турбосепаратора. Турбосепаратор прошел промысловые 
испытания и показал хорошие результаты (см. рнс. 57, б, 4).

Описанный турбосепаратор особенно эффективно работает на 
газовых и газоконденсатных месторождениях, где требуется в ос
новном отделять капельную жидкость из потока газа. Туфбосепа-
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ратор по своей массе приблизительно в 60 раз меньше гравитациои 
ного сепаратора.

Существуют другие конструкции сепараторов для разделений 
нефти от газа.

Таким образом, эффективность работы сепараторов характера 
зуется степенью очистки газа от капельной жидкости и жидкости 
(нефти) от акклюдированных пузырьков газа. Характеристик.! 
различных типов сепараторов по одному из этих параметров пред
ставлена кривыми, показанными на рис. 57.

Из кривых этого рисунка видно, что самая высокая степень 
очистки в сепараторах с предварительным отбором газа, с жалю- 
зийной насадкой и наклонными полками (рис. 57 кривая 3—3 ) 
при сравнительно широком диапазоне скоростей. При больших 
скоростях очищаемой среды (газа) от капелек жидкости весьма 
эффективно работает турбосепаратор (рис. 57 кривая 4), который 
может отбивать взвесь размером 10 мкм. На третьем место 
по эффективности очистки стоит гидроциклонный сепаратор (кри
вая 5) и на четвертом — сепаратор с жалюзи, но без наклонных 
полок (кривая 2—2') и, наконец, самым неэффективным сепарато
ром является сепаратор гравитационного типа (кривая /) без полок 
и жалюзийных насадок.

При определенной скорости газового потока в сепараторах 
с жалюзийными насадками происходит резкое падение степенн 
очистки газа, что объясняется срывом пленки жидкости с жалюзи, 
образованием вновь капелек жидкости и уносом их за пределы 
сепаратора.

§ 3. ФАКТОРЫ, ВЛИЯЮЩИЕ НА ЭФФЕКТИВНОСТЬ 
ВЫДЕЛЕНИЯ ГАЗА ИЗ НЕФТИ В СЕПАРАТОРАХ

Самым эффективным и технически совершенным сепаратором яв
ляется такой, из которого не выносится капельная жидкость п 
пузырьки газа, при этом время задержки нефти в сепараторе и 
расход металла на его изготовление должны быть минимальными. 
Кроме того, в таком сепараторе должно устанавливаться фазовое 
равновесие между газом и нефтью.

При разделении нефти и газа в сепараторе следует стремиться 
к тому, чтобы создавать большую поверхность контакта между фа
зами и не допускать Чрезмерного уноса капельной жидкости и 
акклюдированных пузырьков газа из сепаратора. Увеличение по
верхности контакта между нефтью и газом существенно сокращает 
время для достижения равновесного состояния системы при дан
ных температуре и давлении.

Поэтому эффективное выделение газа из нефти в сепараторе 
может быть только при мелкодисперсном состоянии нефтегазовой 
смеси, которое обеспечивается, как правило, или насадками фор
суночного типа, или специальными диспергаторами. В данном слу
чае в объеме сепаратора образуется мелкодисперсная нефтегазовая
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ilttcb, состоящая в основном из капелек нефти размером от 1 до 
мм. Размер капель нефти в сепараторах — это функция отноше

нии а. Др, где о — межфазное натяжение, а Др — разность плот
ностей фаз. При большом отношении образуются крупные капли и, 
(.'имовательно, уменьшается поверхность раздела фаз, что приво
дит к ухудшению массопередачи.

Капельки такого размера успешно улавливаются в каплеуло- 
«игельнон секции, в качестве которой может быть установлен тур- 
Гюсепаратор (см. рис. 56).

1 4. ОПРЕДЕЛЕНИЕ КОЛИЧЕСТВА ГАЗА,
ИЫДЕЛЯЕМОГО ИЗ НЕФТИ В СЕПАРАТОРАХ,
ПО КОЭФФИЦИЕНТУ РАСТВОРИМОСТИ

Состав и число фаз (газа и нефти), которые выделяются в сепара- 
юре, можно регулировать изменением давления и температуры. 
Методика расчета состава фаз углеводородной системы приведена 
и § 1 данной главы.

В данном параграфе приведена методика расчета количества 
пыделяемого из нефти газа на различных ступенях сепараторов 
!• использованием коэффициента растворимости газа в нефти.

Многоступенчатую сепарацию применяют, как известно, для 
задержания в нефти тяжелых углеводородов (бутанов и пентанов). 
Чем больше ступеней сепарации, тем больше выход нефти по 
сравнению с однократным разгазированием.

Суммарное количество газа (свободного и растворенного) V0, 
поступающего в первую ступень сепаратора, определится по фор
муле

Если нефть добывается с пластовой водой, то формула (V I. 17) 
представится в следующем виде:

где W — обводненность нефти, % ; фж,— расход жидкости 
(нефть +  вода).

Количество газа, оставшегося в растворенном состоянии в нефти 
на первой ступени сепарации Vр, с учетом обводненности нефти, 
будет

Количество выделившегося из нефти 1 газа на первой ступени

I/, =  К. -  r„ (l -  <?Ж1 -  «,*<?»! ( I -  J o - )  • (VI .20)

1 Количество газа, выделяемое из воды, вследствие его малости здесь не 
учитывается.

Ко Г  oQh (V I. 17)

(V I. 18)

(V I. 19)
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Количество газа, выделившееся на второй ступени crn.i| 
определится как разность величин растворенного газа ни и» с 
и  в т о р о й  ступенях или разностью давлений на этих ступенях,

V3 = Vri — VDi = aiP,Q Ml ( l  — - щ - ) — a ;PiQ*3 (  1 100

6
•6
aпCJго -С. 70=3
1 V

•пZ
О 60

X с».rs
& |  50

1  1,0 -Е w<3
t 1 30
с
|  0,5 -,5 го
SSв- 10
В-
сэ

0 1 г j  ь s б 
Давление, МПа

Рис. 58. Ориентировочные коэффициенты растворимости газа а в нефти и воде, га
зовый фактор Г  прн постоянной температуре и различном давлении в сепара
торе (в) 11 ПРН ^  2̂ (б)
150



I In шиной схеме расчета для последующих ступеней имеем
/ 1Г \ / w \1 " »Ч.-1 ~  V « у 1 |Щ -J  — ЪпРп<1жп ^ I foo“ J

(VI.21а)
II формулах (VI. 17), (VI. 19), (V I.20) и (VI.21а) обозначены: 

i .новый фактор, приведенный к нормальным условиям, м3 м3; 
, количество растворенного и свободного газа в нефти перед 

К|шоА ступенью сепаратора, м3/сут; Vp , Vp2, ..., VPn — коли- 
NCiiio растворенного газа на различных ступенях, м3/сут; рх, 

Рп — давление на различных ступенях, Па; У 1(
V,, количество газа, выделяемое из нефти соответственно при 
.■пилениях рх, р2.......Рп (в 1, 2.........п ступенях), м3/сут; Q *„

......  QMn — соответственно количество жидкости до первой
■ * \ пени сепарации, а также количество жидкости на 1, 2, ..., п 
ityпенях сепарации, м3,сут; а ,, а 2, ..., ап — коэффициенты рас
ширимости газа в нефти при условиях сепарации [м-с2/кг; 
ц" (ма • кге см2)].

Примерные кривые растворимости газа в нефтн Г н и воде Г а, 
и также газовый фактор Г и коэффициент растворимости газа а 
при различных давлениях в сепараторе и постоянной температуре 
показаны на рис. 58, а, а на рис. 58, б даны те же примерные кривые 
и зависимости от изменения температуры и давления. Кривые за- 
пнснмости обычно получают в лабораторных условиях при разга- 
шровании проб нефти в бомбах PVT.

Приближенно средний коэффициент растворимости газа в нефти 
можно определить по формуле аср=/У/?нзс, а более точно а ср—Г„/р, 
где ркас — давление насыщения нефти, Па; Г„ — количество ра
створенного газа в нефтн; р — текущее давление, Па.

§ 5. РАСЧЕТ ПРОПУСКНОЙ СПОСОБНОСТИ 
ПО ГАЗУ И НЕФТИ ГОРИЗОНТАЛЬНЫХ 
И ВЕРТИКАЛЬНЫ Х ГРАВИТАЦИОННЫХ СЕПАРАТОРОВ

Гравитационные сепараторы, в которых осаждение капелек жид
кости в потоке газа происходит за счет силы тяжести, а подъем 
окклюдированных пузырьков газа — на основании закона Архи
меда, работают с весьма низким коэффициентом полезного дейст
вия (см. рис. 57, /).

Пропускную способность гравитационных сепараторов обычно 
определяют в зависимости от допустимой скорости движения газа, 
которую определяют из условии р а в н о в е с и я  с и л ,  д е й 
с т в у ю щ и х  на  ч а с т и ц у ,  и с и л ы  с о п р о т и в л е 
н и я  с р е д ы ,  возникающей при движении этой частицы.

При расчете гравитационных сепараторов по газу принимают 
следующие допущения: 1) частица (твердая или жидкая) имеет 
форму шара; 2) движение газа в сепараторе установившееся, т. е.
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такое, когда в любой точке сепаратора независимо от при, 
скорость газа остается постоянной, но по абсолютному .ниипГ 
может быть разной; 3) движение частички свободное, т. с ни 
не оказывают действия другие частицы; 4) скорость оседании 
стнцы постоянная, т. е. сила сопротивления газовой среды ст! 
вится равной массе частицы.

Исходя из принятых допущений, рассмотрим силы, действ 
щие на частицу, осаждающуюся в газовой среде, и установим wik 
ее движения.

Шарообразная частица диаметром d, объемом л^3.'6 и мл 
ностью рч подвергается в газе, имеющем плотность рг, дейспш 
силы тяжести

F = ~^~ (Рч — Рг)е, (VI.

где g — ускорение силы тяжести, м/с2.
Силу сопротивления газа R при свободном оседании частицы 

можно представить в виде
Ргуч 1(V1.23)

где £ — коэффициент сопротивления среды, являющийся функцией 
критерия Рейнольдса; рг — плотность газа, кг/м3; v4 — линейная 
скорость частицы, м/с; / — миделево сечение частицы, т. е. в нашем 
случае f = я d1!4.

Учитывая четвертое допущение, т. е. при равномерном движе
нии частицы сила сопротивления газовой среды становится рав
ной действию силы тяжести, можем записать следующее равенство: 
(R  = Л :

о
ксР / v «. Р Л  .... л..

(Рч -  Рг) 8 =  С — 2-----—  * <VL24)

Коэффициент сопротивления £ определяют из уравнения

Рч~ Рг )g- (V I.25)
3 \ < Р г  /

Для ламинарного движения частиц коэффициент сопротивле
ния получается теоретически (Re = 1):

24 24vr
Re Vnd (V I. 26)

где vr г= Иг Рг — кинематическая вязкость газа, м2 с.
Если подставить данное выражение в уравнение (V I.25), то 

скорость оседания шарообразной частицы в газовой среде опреде
лится по формуле Стокса

_d~ (Рч Рг) £  /щ  о?)
г'4 _  18fir ‘ \ - I
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1.4*0ь цг — динамическая вязкость газа, кг'м-с; d —  диаметр 
N timu, м; рч — плотность частицы, кг/м3.

11|)п значениях числа Рейнольдса от 2 до 500 зависимость коэф- 
игнта сопротивления £ представляется эмпирическим уравне- 

1М
t I8,5Re ■ • (V I.28)
Подставляя данное уравнение в формулу (V I.25) и решая ее 

..нш ительно скорости осаждения v4, получим формулу Аллена:

1>Ч
0 .152d1-14 (Рч — Pr) ° '71gQ’~(J

И?’4‘р Г
( V I .  29)

При значениях числа Рейнольдса >500 коэффициент сопро- 
Цшления £ для шарообразной частицы становится постоянным и

(|*ным 0,44. Подставляя это значение в формулу (V I.25), получим 
ривнение Ньютона—Ритингера:

.,75
У Рг

Уравнение V I.24 можно представить также в следующем виде:

R

№ 'I'
ф

л d* Р г °ч = 5 4- «^Р, = ̂ d*Pr,4 2 8
коэффициент сопротивления среды, 

R
1$**Рг ’

Величина ф представляет собой критерий Эйлера:

(V I. 30)

(V I.3 1 )

( V I .  32)

( V I . 33)

который зависит, в свою очередь, от критерия Рейнольдса Re и безразмерного 
отношения I  'd, т. е. Ей =  / (Re, lid ).

При движении шарообразных частиц зависимость ф = / (Re) может быть пред
ъявлена следующими уравнениями:

Критерий
Рейнольдса

Характер движения:
ламинарный (уравнение Сток

са) .................................. Re < 2
промежуточный (уравнение

Коэффициент
сопротнплсния

А л л е н а )............................Re =  2н-500 ф =

Зя
Re

7,27
Re

турбулентный (уравнение
Ньютона)............................Re > 500 ф =  0,175

Для осаждения твердых частиц из жидкости илн всплытия пузырьков газа 
необходимо, чтобы действующая сила F  (сила тяжести, центробежная сила) была 
равна или больше силы сопротивления среды R  «  , т. е. F  >> R.
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Скорость осаждения может быть определена помимо формул (V I.27), (VI "И, 
(V I.30) также из уравнения (V I.32) при замене в нем R на F. Тогда

= <V1" '
Коэффициент сопротивления ф, как было показано выше, зависит от крип*

рня Re, в который входит искомая скорость осаждения v4  ̂Re =  Поэтому
уравнение (VI.34) можно решать только подбором. Принимая произвольно вели 
чину Re, определяютф п по формуле (V I.34) находят ич, после чего рассчнтывимт 
действительное значение Re. Расчет повторяют до совпадения расчетной величины 
Re с предварительно принятой.

Расчет можно упростить, если исключить искомую скорость из выражения 
(V I.31), умножив обе его части на pr'(.ip. Тогда, заменяя R на F, получим

2 .9 9
Fpr <dV r

= Ф * о = 1>Re*. (V I .35)
Иг Иг

Подставив в (VI.35) вместо р его значение из формулы (VI.23), получим:

фИе* = * d’ (P"-;Pr>gPr =  «  Аг. (VI.36)
бц; ь

где Аг — критерий Архимеда

Аг = f  (Pr — Pr)8Pr _ (V I.37) 
Mr

Подставляя в уравнение (V I.36) значения ф, полученные по формулам Стокса,
Аллена или Ньютона, и решая полученные выражения относительно Re, 
найдем:

при Re < 2 или Аг <36 Re = 0,056Ar (V I.38) 
при Re = 2500 или Аг = 36 83-103
Re = 0,152Ar0-71 (V I.39) 
при Re > 500 или Аг > 83-103
Re = 1,75Ar0,5 . (V I. 40)
Определив критерий Re по одной из приведенных формул (в зависимости 

от величины Аг), можно легко найти скорость осаждения частицы:

• I ' ’1'411

Скорость осаждения нешарообразных частиц меньше, чем шаро
образных, и ее обычно определяют экспериментальным путем.

Обычно за величину допустимой скорости движения газа в гра
витационном сепараторе принимают скорость «витания» частицы, 
которая определяется по формуле (V I.41).

По приведенным формулам могут быть определены скорости 
«витания» капель в газовом пространстве сепаратора в зависимости 
от их диаметра и давления газа, значение которого в неявном виде 
входит в значение плотности газа.
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Таким образом, зная скорость «витания» частицы и полагая, 
•по допустимая скорость движения газа равна скорости «витания» 
частицы, можно определить пропускную способность V (м3,'сут) 
вертикального гравитационного сепаратора по формуле

V' = 86 400 — — ~ — !— ~т~  t-'ч (V I .42)Ра Ту г. 4

11.1 И

К = 67 824 —̂ — — - £'ч, (V I.43)Ра Ту г

где р у и ро —  соответственно рабочее давление в сепараторе и 
явление при нормальных условиях, Па; Т 0 и Т х — абсолютные 
температуры, К  {Т 0 = 273° и Г ,  = 273J — /); D — диаметр сепа
ратора, м; г — коэффициент сжимаемости газа; v4 — скорость 
осаждения частиц, определяемая по формуле (V I.41), м/с.

Однако использование приведенных формул для практических 
расчетов гравитационных сепараторов по скорости «витания» 
частиц обычно осложняется тем, что возникает необходимость 
обоснования выбора минимального диаметра частиц, которые 
должны оседать в сепараторе. Это обоснование должно базиро
ваться на изучении дисперсного состава капельной взвеси, по
ступающей с потоком газа и образующейся в гравитационном сепа
раторе. Причем выбор минимального диаметра частиц обычно 
связывают с уносом капельной взвеси из сепаратора (рис. 57, 1), 
который не должен превышать допустимых норм.

При определении пропускной способности гравитационных се
параторов при выборе оптимальных скоростей газа исходят из 
практических данных. Практикой установлено, например, что су
ществует некоторая оптимальная скорость газа, при которой эффек
тивность сепарации составляет 75—85%. Дальнейшее уменьшение 
скорости газа в гравитационных сепараторах не создает для частиц 
размером 100 мкм заметного увеличения эффективности сепарации, 
но вместе с тем приводит к необходимости существенно увеличи
вать площадь сепараторов, а следовательно, и их массу. Практика 
эксплуатации гравитационных сепараторов показала, что опти
мальной скоростью газа уч является 0,1 м с при давлении 5,87 МПа 
(60 кгс см2). Учитывая это обстоятельство, можно построить гра
фик зависимости потока газа в гравитационном сепараторе от ве
личины давления, используя для этого следующую зависимость:

~ .г 1 /~Р«~ (V I.44)‘■ОПТ — >0 У  —  • 'Г р2
Результаты расчета по формуле (V I.44) (при ру — 6,0 .МПа и 

t’o = 0,1 м. с) приведены в виде кривой на рис. 57, 1.
Таким образом, пропускную способность гравитационного се

паратора при известной оптимальной скорости газа уопт опреде
ляют по формуле (V I.42), заменяя в ней скорости уч на vonr. Кроме
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того, если известен диаметр капелек, находящихся в газовом nfl| 
токе, давление в сепараторе и режим движения их в этом потоке#* 
скорость осаждения можно рассчитывать также по формулЛ 
(V I.27), (V I.29), (V I.30).

Расчет горизонтального сепаратора на пропускную способное гь 
по жидкости
Как указывалось, пропускную способность сепараторов опрсдм 
ляют по двум показателям: по количеству газа, прошедшего чсреМ 
них, и по количеству поступающей в них нефти. Контроль пропусЛ 
ной способности сепараторов по нефти вызван необходимостью i*yH 
щественного уменьшения или сведения к нулю количества пузЫ|>М 
ков газа, увлекаемых из сепараторов нефтью. Количество увлекпг. 
мых пузырьков газа зависит от трех факторов: 1) вязкости нефти;
2) давления в сепараторе и 3) скорости подъема уровня нефти в се! 
параторе, иными словами, от времени пребывания этой нефти 
в сепараторе. При одновременном увеличении вязкости нефти, ikv 
ступающей в сепаратор, скорости ее подъема и давления в сепара 
торе, число уносимых нефтью пузырьков газа из сепаратора будет 
увеличиваться.

Особенно важен контроль за количеством уносимого гази 
нефтью на последней ступени сепарации, из которой нефть посту
пает в товарные резервуары (см. рис. 80,25). В этом случае большое 
количество уносимого нефтью газа может повлечь к излишней зага
зованности территории товарного парка, к возможному отравлению 
людей (при наличии H 2S) и возникновению пожарной опасности.

Для контроля за количеством газа, уносимого из сепаратора 
нефтью, обычно применяется метод сопоставления газовых факто- I 
ров, получающихся при разгазировании в лабораторных условиях 
пробы нефти, прошедшей через сепаратор, и глубинной пробы при 
одинаковых температуре и давлении. Например, если в пробе 
нефти, прошедшей сепаратор, газовый фактор оказался больше, 
чем при разгазировании глубинной пробы при одних и тех же усло
виях, то это указывает на унос газовых пузырьков нефтью. 
Если же газовые факторы оказываются равными, следовательно, 
и пузырьки газа не уносятся жидкостью.

Всплывание пузырьков газа из нефти в сепараторе в основном 
происходит за счет разницы в плотностях этих фаз и определяется 
формулой Стокса (V I.27).

Для гравитационных сепараторов необходимым условием эф
фективного отделения нефти от газа в секции сбора нефти является 
следующее соотношение: vu < иг, где v„ — скорость подъема 
уровня нефти в пределах секции сбора, м/с; vr — скорость всплы
вания окклюдированных пузырьков газа в нефти, м/с.

При этом соотношении пропуткная способность по нефти для 
вертикальных и горизонтальных сепараторов будет определяться 
формулами:
156



I) для вертикальных сепараторов
<?" <  Уг = <1г (р„ — рг) g (y i 45)

"  86 400S ^  г 18|Л„

МЛН
<?„ <  86 4005 d'~ (Р" ~  pr) 8. (V I .46) lo,uH

После подстановки в данную формулу значения S = л£>2, 4 и за
мены g получим

(?„ < 36 650D2 (Ри ~  Рг) . (V I .47)
Р-н

2) для горизонтальных сепараторов
Q» < 47 0005 ^  (Рн ~  Pr) , (V I.48)

М-н
где S — площадь зеркала нефти, являющаяся функцией уровня 
нефти в сепараторе, м2; цн — динамическая вязкость нефти, кг/м • с; 
</ — диаметр окклюдированных пузырьков газа, м; р„ и рг — 
плотность нефти и газа в условиях сепаратора, кг/м:\

В сепараторах, имеющих развитые поверхности, по которым 
гонким слоем движется газированная нефть (см. рис. 52 и 55), 
*ффективность сепарации увеличивается, а для нефтей с малой 
нязкостыо унос пузырьков газа может быть равен нулю.

Для расчета пропускной способности горизонтальных сепара
торов по нефти (без специально установленных плоскостей, увели
чивающих эффективность сепарации) необходимо знать площадь 
зеркала нефти S, пределы изменения которой поддерживаются ре
гулятором уровня жидкости. Кроме того, необходимо знать истин
ную скорость подъема уровня нефти vy, которая подобно площади 
зеркала S может изменяться в широких пределах.

Закон изменения параметров S и vy, а также площади сегмента 
сепаратора /, определяющего уровень жидкости в сепараторе, 
приведен на рис. 59.

Однако при расчете горизонтальных сепараторов важно знать 
также средневзвешенную скорость подъема уровня жидкости vy, 
которая не должна превышать скорости подъема пузырьков газа 
допустимых размеров (1—2 мм) 1, чтобы избежать уноса нх с 
с нефтью за пределы аппарата.

Средневзвешенная скорость подъема уровня зеркала жидкости 
в горизонтальном сепараторе определяется из выражения (см. 
рис. 59).

ь

1 Размер пузырьков газа влияет на точность измерения дебитов нефти в 
«Спутниках-А» и «Б». Поэтому необходимо стремиться к тому, чтобы размер пу
зырьков был минимальным.
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где а и Ь — пределы интегрирования, определяемые допусш 
мым изменением высоты зеркала жидкости в сепараторе |> ч 
рис. 59).Взяв начало координат в центре поперечного сечения спмрк 
тора (точка О), последнее выражение можем записать в следующий 
виде (см. рис. 59):

i'y ,dy. (VI HI)

Рис. 59. Расчетная схема гравитационных сепараторов:
а — схема расчета горизонтального гравитационного сепаратора; 6 изменение истин 
ноП скорости подъема уровня жидкости «у. площади зеркала жидкости S  и площг.ди сег-
мента f в горизонтальном сепараторе

В  подынтегральном выражении стоит значение истинной ско
рости подъема уровня жидкости v,, которая находится следующим 
образом.Положим, что в сепаратор поступает постоянное количество 
нефти а (м3/с), которая при каком-то времени ^  занимает уровень 
а. За время dt уровень в сепараторе увеличивается на величину dy. 
Тогда согласно приведенной на рис. 60, а схеме можно записать 
равенство

qdt = 2х(//) / dy, (М.49а)

где I — длина сепаратора.
Разделив обе части уравнения (V 1.49, а) на dt, получим

q = 2x(y)l-^. = 2x(y)tvy.

откуда
q (V I. 50)

‘ У -  2х(у)1 •
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Подставляя в подынтегральное выражение (V I.49) вместо истин- 
п скорости vy ее значение из (V I.50), получим 

и
2ЦЬ-а)

dy 
*('/) ’ (V I.51)

так как
.V3 —  у -  =  г - .

гк\да
X — ] г-— у-,

1о выражение (V I.51) записывается в виде 
ь

I_____ Г dii
-  a) J I 'V  _  ,У2 21 ф — а) arcsin (VI.52)

Подставляя известные величины (Ь, а) в данное уравнение, мож
но определить средневзвешенную скорость подъема уровня жид
кости, которая, как говорилось выше, не должна превышать ско
рости всплывания пузырьков газа.

Теперь определим положение уровня в сепараторе, для чего 
иыделим двумя горизонтальными линиями, находящимися на рас
стоянии dy, элементарную полоску площадью df и начало отсчета 
совместим с нижней образующей сепаратора. Тогда

dj = 2х dtj. (V I. 53)
Из прямоугольного треугольника О М п  имеем 
х- -г (г — у)- = г-, 

откуда
х = V 2 гу — у1-
Подставляя последнее выражение в (V I.53), получим 
df = 2 V 2 ry — &dy.
Площадь полного сегмента найдем, взяв интеграл от последнего

выражения:
и—-г у=Лг

/= 2 1" V  2гу — /.,г dy = 2 J" \г г- - ( у -  г)- dy. (VI.53а)
oJ о'

Это табличный интеграл, который равен
ч — г Vr--( j-r )*- -к- arcsin 2 г
Подставляя последнее выражение в (VI.53а), получим

/ = 2 I - \Гг- —(у— ту + arcsin (V I.54)
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Подстановка пределов интегрирования дает площадь круг! 
т. е. s„ = я г2.

Площадь зеркала жидкости 5 в сепараторе определяется ум^ 
же'нием длины хорды сегмента (2х) на длину сепаратора /.

Разделив обе части выражения (V I.54) на площадь поперечной 
сечения сепаратора s„ = яг3 и обозначив отношение площади гс 
мента / и s0 через п, получим

+  arcsin ---l ^ j .  (VI.5№

При неполном заполнении сепаратора объем нефти в нем запн» 
сит от высоты уровня у. Чтобы найти этот объем, вычисляют отно* 
шение у12г. По табл. 4, составленной согласно формуле (\г1.55), 
определяют коэффициент п, зависящий от отношения у!2т. Этот! 
коэффициент характеризует также отношение объема V, соответ»I 
ствующего уровню у, к объему всего сепаратора К 0. поэтому
V = V0n.

ТА БЛ И Ц У I

у/2 г п уГ-г п УГ-г л

0,01 0,0017 0,00 0,0245 0,20 0,1524
0,02 0,0048 0,07 0,0308 0,30 0,2523
0.03 0.0087 0,08 0,0375 0,40 0.3735
0,04 0,0134 0,09 0.0446 0,50 0.5000
0.05 0.0187 0,10 0,0520 0,60 0.6265

Время наполнения горизонтального сепаратора определяют 
по формуле

If = qx, . (\‘1.55а)
откуда

If I Г у г --- г-----ят = —7— =  —  j и — г\ г- — (II — г)-
Ч L

,  . II—г Л г2 aresin---- (VI.56)

При расчете пропускной способности по жидкости горизон
тального сепаратора приходится определять число Рейнольдса по 
формуле

Rc = - ^ 2 _ ,  (V I. 57)

где d? — эквивалентный диаметр, определяемый через гидравличе
ский радиус R r:

4 S
d3 = ARr = П (V I. 38)
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I it- 5 — площадь зеркала жидкости в сепараторе, м2; П — смо- 
пиый периметр, м, определяемый из формулы (VI.53а).
Скорость «витания» частиц жидкости в газовом потоке сепара- 

(иров, определяемая по формуле (V I.41), или всплывание пузырька 
она и нефти, имеет неустановившийся характер. Дифференциаль
ное уравнение неустановившегося одномерного движения капли 
|и\:!ырька) в сопротивляющейся среде (газе, нефти) при малых зна
чениях Re имеет вид:

t
di< 2 .  dv .  е „ . г -----  f  dv dx

« —  . F  (t) -  у  ярг» -  блv , r  -  Gr- 1 .nvp -  j  - y =m ■
■ x 
( V I .  59)

Первый член в правой части уравнения представляет собой 
(ействующую на частицу внешнюю силу, зависящую от времени. 
Третий член выражает сопротивление среды движению частицы, 
.1 второй и четвертый — ту часть сопротивления, которая связана 
с затратой энергии частицы на приведение в движение самой среды. 
При этом влияние второго члена сводится к кажущемуся увеличе
нию массы частицы на половину массы вытесненной ею среды. 
Интегральный член незначительно уменьшает ускорение частиц и 
является функцией соотношения плотностей частиц и среды.

При решении уравнения (V I.59) вторым и последним членами, 
как правило, пренебрегают и представляют его в таком виде:

dt ' т ь ’

где т — -----время релаксации частицы, т. е. то время, за
которое частица приобретает постоянную скорость оседания в со
противляющейся среде под действием силы тяжести.

В уравнении (V I.59) обозначены:
v — скорость частицы; р — плотность дисперсионной среды; 

г — радиус частицы дисперсной фазы; v — кинематическая вяз
кость дисперсионной среды; .v— путь, проходимый частицей дис
персной фазы под действием внешней силы F .

Расчет гидроциклонных сепараторов

В гидроциклонном сепараторе (см. рис. 54) обычно рассчиты
ваются сепарацнокная емкость и гидроциклонная головка.

В основу расчета сепарационной емкости положена формула 
(V I.42), в которой скорость «витания» частиц v,. определяется так:

1) для сепараторов без каплеуловительных насадок по форму
лам (V I.27), (V I.29) или (V I.30);

2) для сепараторов с каплеуловительными насадками и устано
вившегося режима

V =  86 100;-„S<p -£— — .
Рч Т  г
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В данной формуле vtl является критической скоростью Н№ 
гання газа на каплеуловнтельную насадку и определяется щ

.. _  0.6 V £-<т(рк —рг>-кр --------------------------,
у рг

где а — поверхностное натяжение системы нефть—газ, I I  ч 
р., м рг — плотность нефти и газа соответственно, кг'.м3; ф — жнвс 
сечение каплеуловительной насадки, м2/м2 (обычно колеблется ^
0,75 до 0,8); g — ускорение свободного падения, м3/с*.

В качестве каплеуловительных насадок чаще всего мримо* 
няются жалюзи, схема которых приведена на рис. 52.

о,г \о г, о то
Рис. 60. К  расчету жалюзийных насадок:
о — зависимость коэффициента уноса капельной жидкости ку  от параметра Л :  б — 
писимость скорости потока газа в жалюзи от давления прн различных коэффициентах унос* 
ку : I -  0.001; 2 — 0.01; 3 -  0.1; 4 - 1 , 0

Расчет жалюзийных насадок сводится обычно к определению 
скорости (см. рис. 57, 2 и .3) набегания потока газа на жалюзи, 
при которой происходит еще интенсивное прилипание капелек 
жидкости к пластинам. При этом скорость набегания потока не 
должна превышать определенного предела, выше которого образо
вавшаяся жидкостная пленка на пластинах вновь могла бы разру
шаться и превращаться в капельки жидкости, уносимые потоком 
газа за пределы жалюзи (рис. 57, 6). Кризисное явление разруше
ния жидкостной пленки в жалюзи принято н а з ы в а т ь  в т о 
р и ч н ы  м у н о с о м.

Расчет жалюзпйной насадки выполняется с помощью приве
денного на рис. 60, а графика [161, на котором дана зависимость 
коэффициента уноса жидкости ку от параметра А, характеризую
щего в основном физико-химические свойства нефтегазового по
тока.

ь — <!,К л _______:'г' Рг_____
< 7 ж - Н г  ' y ' Y ' a  (Рж  -  Р г )
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I/, массовый расход капельной жидкости, уносимой из сепа- 
11>|t.i; qm — массовый расход газа, отнесенный к условиям в се- 
(ыторе; g — ускорение свободного падения; vr — скорость набе- 
iiidi газового потока на жалюзи, м/с; о — поверхностное натяже- 

нг системы нефть—газ, Н'м; рж и рг — соответственно плотности 
ндкости и газа, кг/мя.

I (а рис. 60, б дан график зависимости скорости газового потока 
/кду пластинами жалюзи от давления для различных коэффн- 

иеитов уноса капельной жидкости. Как видно из кривых рисунка, 
(М'иозийная насадка при незначительных коэффициентах уноса 
(*v 0,001) может работать эффективно довольно при широких 
сиростях потока газа (0,4ч-1,0 м/с) в зависимости от изменения 
(пиления в сепараторе.

I  It. С Е П А Р А Ц И О Н Н Ы Е  У С ТА Н О В К И  
И Р Е Ж И М Ы  И Х  РА Б О ТЫ

( гмарационные установки, особенно для больших месторождений, 
монтируют из нескольких однотипных сепараторов, рассчитанных 
i i ; i большую производительность и работающих параллельно.

Равномерное распределение продукции скважин по парал
лельно работающим сепараторам для эффективного отделения

Рис. 61. Сспарационная установка с параллельно работающими сепараторами 
(старая):
/ — сборный коллектор; 2 — штуцеры; 3 — сепараторы, 4, 5 и 6  — соответственно кол
лектора сброса для воды, газа н нефти

нефти от газа и воды имеет большое научное и особенно практиче
ское значение.

Между тем в промысловых условиях часто плохо работают 
сепарационные установки, что обусловлено в основном неравно
мерной загрузкой отдельных сепараторов как по газу, так и по 
жидкости.

На рис. 61 приведена схема сепарационнон установки с парал
лельно работающими сепараторами, исключительно часто приме
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няемая в промысловых условиях г . Работает эта схема следующим 
образом. Нефтегазовая смесь по сборному коллектору /, пройдя 
через штуцеры 2, попадает в параллельно работающие сепараторы
п и п..........п,„ которые считаются равномерно загруженными как
по газу, так н по жидкости. На самом деле этого не происходи!, 
поскольку массовый расход в коллекторе / с постоянным диаметром 
от сепаратора к сепаратору меняется, а следовательно, изменяются 
(уменьшаются) и гидравлические сопротивления в подводящих 
трубопроводах. Механизм движения потока в сборном коллекторе 
1 условно показан в двух сечениях а—а и b—b, находящихся на 
расстоянии L  друг от друга. Если в сечении а—а сильно переме
шанный (турбулизнрованный) поток, то в сечении b—Ь, за счет 
отбора жидкости в сепараторы и резкого снижения скоростей, 
поток — расслоенный (ламинарный). Поэтому в первый сепаратор 
п х будут поступать все три фазы (газ, нефть, н вода), а в следую
щие сепараторы — один газ, одна нефть, одна вода, или вода 
с нефтью — все зависит от того, как присоединены отводящие от 
коллектора !  трубопроводы с, б, ж. Если к коллектору-распреде
лителю присоединяются трубопроводы согласно рис. 61, с, тогда 
через штуцер 2 четвертого по ходу потока сепаратор в основном 
будет поступать газ, через штуцер шестого — нефть с водой или 
чистая вода. Если выполнить подсоединение трубопроводов к кол
лектору согласно схеме, приведенной на рис. 61, то все равно по
ступление газожидкостной смеси в параллельно работающие сепа
раторы будет неравномерным как по составу, так и по массе.

Регулировать равномерное поступление смеси газа, нефти и 
воды в каждый сепаратор с помощью штуцеров 2 и манометров м, 
установленных на сепараторах, — задача практически не выполни
мая.

По коллекторам 4, 5 я 6 сбрасываются из сепараторов соответ
ственно вода, нефть и газ, в точках подключения к которым возни
кают разные давления вследствие разных гидравлических сопро
тивлений на участках между сепараторами.

Описанная схема монтажа сепарационного оборудования при
водит к значительному перерасходу контрольно-измерительных 
прпборов, исполнительных механизмов, задвижек и т. д., а самое 
главное — она не может обеспечить равномерной загрузки по 
газу и жидкости всех параллельно работающих сепараторов2.

Сепарационное оборудование работает на пульсирующем ре
жиме, создаваемом благодаря неравномерному поступлению в се
параторы жидкости и газа.

Сепарацнонные установки (рис. 62, а, б) с параллельно работа
ющими сепараторами для средней и высокой вязкости нефти имеют 
небольшие газовые факторы (—40 мп.‘т) и лишены отмеченных недо
статков.

1 Такую же схему .монтажа применяют для герметизированных отстойников.
- Лутошкин Г . С. О рациональном монтаже сепарационных установок при 

высоких дсбнтах нефти, газа и воды. Н Х , Л* 2, !977.
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Рис. 62. Сспарационная установка с параллельно работающими сепараторами 
(новая):
а — для д вух сепараторов со средней вязкостью нефти. К  — ка плсуловнтсль с жалюзи Л- 
noil насадкой; А — газопроводы; б — для четырех сепараторов с высокой вязкостью  нефти; 
с — с одним сепаратором для маловязкой нефти. / — наклонный раздаточный кол
лектор; 2 — вилка для предварительного отбора газа; 3 — эжектор; 4 — газопровод; 
5 — каплсуловнтель с жалюлнйной насадкой; 6 — дренажная линия; 7— корпус сепара
тора; 8 — сборный газопровод. 9 — нефтепровод

На рисунках показаны распределения нефтегазовых смесей 
но сепараторам. Как видно из рисунков, распределение газожид
костных смесей по сепараторам происходит равномерно за счет 
равных гидравлических сопротивлений, возникающих в подводя
щих и отводящих трубопроводах.

Нефтегазовая смесь по наклонному сборному коллектору / 
поступает в сепараторы с предварительным отбором газа. Предва
рительно выделившийся газ поступает в каплеотбойник /с с жалю- 
зиннымн насадками н выходит по газопроводам А, а вязкая нефть

подается в сепараторы, где происходит ее окончательное разгази- 
рованне.

Дополнительно выделившийся из вязкой нефти в сепараторах 
газ подается также в каплеотбойник к с жалюзийной насадкой 
и также поступает в газопровод А , транспортирующий этот газ по
требителю. Дегазированную нефть сбрасывают в общий коллектор 
через регулятор давления «до себя» или штуцер.

Схема сепарационной установки для маловязкой нефти с боль
шим газовым фактором (~  100 м3,т) дана на рнс. 62, с. Работает эта 
установка, как и предыдущая, однако в ней имеются некоторые 
особенности. Установка имеет: 1) меньшее число сепараторов 
в связи с низкой вязкостью нефти и быстрым ее разгазнрованнем;
2) подсос дополнительного выделившегося в сепараторе газа 
с помощью эжектора 3 и газовой линии 4. Если число сборных
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Коллекторов будет четыре, то обвязку сепарационной усмммаЯ 
проводят по схеме 62, с, а если таких коллекторов будет три нЯ 
пять, то следует устанавливать регулирующие приспосоЛлиЯ 
(задвижки), способствующие выравниванию поступления м(Я 
жидкостной смеси по отдельным сепараторам.

§ 7. ВЛ ИЯНИЕ РАБОТЫ СБОРНОГО КОЛЛЕКТОРА  
НА ПРОЦЕСС СЕПАРАЦИИ

Сборные коллекторы, по которым одновременно транслори!» 
РУются нефть, газ и вода, оказывают существенное влияние м|| 
эффективность работы сепарационных установок, смонтированны* 
на ДНС или УП Н. Эффективность работы отдельных сепараторов 
и установки в целом в значительной мере зависит от характера 
движения газонефтеводяной смеси как в сборных коллектора*, 
так и в подводящих к сепаратору трубопроводах. Высокая эф(|к'К 
тивность работы сепарационных установок достигается в том ел у*

1г

Рис. 63. Коллектор—гаем • 
тель пульсаций давлений
1 — ввод пульсирующем 
потока; 2 — выход газа; J I  
буферная емкость; 4, 5 - • 1 
соответственно минимвлН щ 
ный и максимальный уроним 
нефти; 6 — выход нефти

чае, когда в подводящих сборных коллекторах (см. рис. 62, с, I) 
структура потока — расслоенная, пузырьковая или кольцевая, | 
при которых отсутствует пульсация давления, и сепарационные 
установки смонтированы по схеме, приведенной на рис.62 ,с. Я  

Сепарационные установки обычно работают плохо, если они 
смонтированы по схеме, приведенной на рис. <61, или если в под
водящих сборных коллекторах (см. рис. 62, с) структура потока 
пробковая или пробково-диспергированная.

В связи с изменением режима работы отдельных скважин, 
подключаемых к сборным коллекторам, практически бывает трудно 
получить структуру потока, лишенную пульсаций давления, перед 
сепарационной установкой.

Поэтому в настоящее время на многих месторождениях (и осо
бенно на крупных) в конце сборного коллектора рекомендуется 
применять специальные аппараты — гасители пульсаций давле
ния. Одна из таких конструкций аппарата, сглаживающих пуль
сации давления в сепарационных установках и установках подго
товки нефти, приведена на рис. 63, разработана в Грозненском 
нефтяном институте [1 ]. Аппарат очень прост по конструкции и 
работает следующим образом. Пульсирующий нефтегазовый поток
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tii гея в коллектор-гаситель с левой стороны. В коллекторе- 
иисле пульсаций давления имеется по три отвода как для жид- 
III, так и для газа. По мере движения пульсирующего потока 

дкость по отводам перетекает в нижнюю часть, а газ устр-м- 
Iся в верхнюю. Благодаря тому, что газ и жидкость в коллек- 

1с пульсации перетекают по патрубкам в виде струй, происходит 
н бы демпфирование потока, т. е. сглаживание пульсации дав- 
ння.
На основании опытных данных, полученных на промыслах, 

комендуется определять диаметр коллектора-гасителя пульса- 
Nп по следующей приближенной формуле [1J:

1> - 0,01 -у/ Q x k y ,

* -И' QM — расход жидкости, м*/сутки;

рабочее давление, Па, а — поверхностное натяжение системы 
щ I—жидкость, Н'м.

Длину коллекторз-гасителя пульсации рекомендуется прини- 
МШ1>: 20 м для производительности 10 000 т/сут и 50 м — для 
УО 000 т/сут.

Коллектор-гаситель пульсаций, кроме своего прямого назначе
нии, может являться первой ступенью сепарации.



ОБРАЗОВАНИЕ Н Е Ф ТЯ Н Ы Х  ЭМУЛМИН, 
КЛАССИФИКАЦИЯ ИХ И ФИШКИ  

ХИМ ИЧЕСКИЕ СВОЙ(1Н\

Образованию (эмульгированию) и разрушению нефтяных эмули 
сий, как и вопросам сепарации нефти и газа, посвящено в техимчо* 
ской литературе большое число работ. Среди этих работ заслужи* 
вают упоминания некоторые учебники и монографии Ребнн* 
дера П. А. и сотр.1, Воюцкого С. С. 112 J, Левченко Н . Д. и coip, 
[18], Логинова В. И. [5], Тронова В. П. [7], Андриасова и соi р. 
[11 ], Медведева В. Ф. [19], Аванисяна В . Г. и др., из зарубежных 
работ ".

§ I .  Н Е Ф Т Я Н Ы Е  Э М УЛ ЬС ИИ И У С Л О ВИ Я  
И Х  О БРА ЗО ВА Н И Я П РИ  Д О Б Ы Ч Е  И ТР А Н С П О Р ТИ Р О В А Н И И  
Н Е Ф Т И  НА ПРОМ Ы СЛАХ

Эмульсией в широком понимании обычно называют дисперсную 
систему, состоящую из двух взаимнонерастворимых или малорас
творимых жидкостей, одна из которых распределена в другой в виде 
капель диаметром около 0,1 мкм.

Ребиндер П. А. и сотр. к эмульсиям относят также жидкости 
с равномерно распределенными в них свободными пузырьками 
газа.

Под нефтяными эмульсиями будем понимать мелкодисперсную 
механическую смесь нефти и воды, образование которых может про
исходить в призабойной зоне скважины, в стволе скважины и в по
верхностном оборудовании.

Образование и стойкость нефтяных эмульсий в основном опре
деляются скоростью движения нефтеводяной смеси, относительной 
величиной содержания фаз, физико-химическими свойствами этих 
фаз и температурным режимом.

Эмульгирование нефти вначале происходит на границе раздела 
фаз, и с ростом скорости потока объем эмульсии увеличивается. 
Нестойкие нефтяные эмульсин образуются со слабощелочными 
водами, т. е. с водами, у которых водородный показатель pH =  8 
и в нефти не содержится асфальтенов, смол и других стабилизато
ров эмульсии. При остановке движения такие эмульсин быстро рас
слаиваются на нефть и воду.

1 Современные представления об устойчивости, образовании и разрушении 
эмульсий и методы их исследования. Вступительная статья в книге В . Клейтона 
«Эмульсия». М ., Изд-во иностранной литературы, 1950.

2 Becher P . Em ulsions: Theory and Practice. New -Yorx, 1965.
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< (бразование эмульсий происходит не в пластовых условиях, 
■  н призабойной зоне или в скважине, причем интенсивность обра- 
Нсп Iпим их в глубнинонасосных, компрессорных и фонтанных сква- 
B i i i i i .i \ неодинакова.

11|>п добыче нефти глубинными насосами основными факторами, 
■нм обствующими эмульгированию нефти, являются: число ходов 
* минуту и длина хода плунжера, размеры приемных и выкидных 
рлиишюв, наличие газа в насосе, глубина погружения насоса, 

и|»|« ктивность работы насоса.
И фонтанных скважинах, дающих вместе с нефтью воду, про- 

|и ходит сильное перемешивание жидкости вследствие снижения 
цииления и интенсивного выделения газа из нефти. Поэтому в фон- 
I >1 иных скважинах часто образуются стойкие эмульсии.

Причины появления эмульсий в компрессорных скважинах 
И- же, что и в фонтанных скважинах, однако эмульсии, образую
щиеся при применении газлифта и особенно эрлифта, обладают 
I ' l '  iinte высокой стойкостью, что объясняется окислением нафте- 
м<'пых кислот, которые являются эффективными эмульгато
рами.

На эмульгирование нефти существенное влияние оказывает 
Ийрафнн, который отлагается на стенках трубопроводов, умень
шает сечения их, в результате чего возрастают скорости потока,уси- 
липающие диспергирование воды в нефти. Однако при дроблении 
крупных капель воды на более мелкие в процессе образования 
>мульсий существенную роль играет не суммарная поверхность 
капель, а удельная поверхность их S ya, определяемая из выраже
ния

и представленная кривой на рис. 64, а, где d и г — диаметр и ра
диус капель воды (нефти).

Таким образом, увеличение удельной поверхности капель со
провождается затратой определенной силы, которая концентри
руется на поверхности раздела фаз в виде с в о б о д н о й  п о 
в е р х н о с т н о й  э н е р г и и .  Свободная поверхностная энер
гия единицы площади на границе жидкость—жидкость называется 
п о в е р х н о с т н ы  м, или м е ж ф а з н ы м, н а т я ж е -  
и и е м, которое может измеряться или в единицах энергии на еди
ницу площади (эрг’см2), или в единицах силы на единицу длины

Покажем образование новой поверхности для изотермического 
процесса. Пусть имеется капля воды с поверхностью S  (рис. 64, б). 
Работа образования новой поверхности (.4) будет равна odS 
п должна затрачиваться в плоскости /—/, касательной к поверх
ности, т. е.

поверхность капель воды g 3 < V I, n
I * ,1 - * * '

объем этих капельV
6

(H м).

.4 =  ads.
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Если поверхность S  — 1 см2, то Л =  о. Следовательно, в 
это изотермическая и обратимая работа, необходимая для С01Д1 
1 см2 новой поверхности раздела.

Следовательно, работу А, затрачиваемую на образованно но 
поверхности ds, можно рассматривать как направленную про 
силы /, действующей в плоскости l ' —l '  в сторону сокращении 
верхности. Если при таком рассмотрении линия периметр», оГ 
ничивающего поверхность s длиной /, переместится на pact ion 
dx, то работа, направленная против силы //, будет равна // dx (/ 
сила, приходящаяся на единицу длины). Из сравнения двух ны| 
жений работы видно, что

ads =  fldx, (VII

Рис. 64. Дисперсность эмульсий:
а — зависимость удельной поверхности дисперсной фазы от размера капель. I ,  I I ,  I I I , 
I V  системы соответственно молекулярно-дисперсные, коллоидные, микрогетсрогеннмп 
и грубодиспсрсныс (эмульсии);
6 — характер образования новой поверхности S  в эмульсии под действием силы f

т. е. свободная энергия единицы поверхности численно равна тан
генциальной силе в дин, приходящейся на 1 см длины контура, 
ограничивающего поверхность раздела. Очевидно, что оба cnoco&i 
выражения должны быть эквивалентны в отношении размер
ности. Энергия единицы поверхности выражается в эрг.'см2, т. е. 
дин-см/см-см. Сокращая, находим: дин/см или Дж'м2 -м м2 =«j 
=  Н/м, т. е. размерность силы на единицу длины.

При любом способе выражения величина а определяется рабо
той, произведенной против силы молекулярного взаимодействия. 
Поэтому жидкости с более интенсивным полем молекулярных сил, 
т. е. более полярные, характеризуются высокими значениями а. 
Так, для сильно полярной жидкости — воды ст =  72,5 эрг см2 
(72,5- 1СГ3 Дж м2 или Н м) при 2 0 С, для слабо полярного гек- 
сана о 18,4 эрг/см2 или 18,4- 1СГ3 Дж/м2.

Установлено, что на границе двух жидкостей величина поверх
ностного натяжения всегда меньше, чем наибольшее из поверхност
ных натяжений этих жидкостей на границе с воздухом; поверхно
стное натяжение уменьшается с ростом температурь: вследствие

и
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Ш цЛ.'и ч ш я  с и л  молекулярного притяжения, обусловленного уве- 
Н^ением среднего расстояния между молекулами.

Пни'стно также, что чем больше взаг лорастворимы жидкости, 
меньше поверхностное натяжение.

Щ  I РОЛЬ ЕСТЕСТВЕННЫХ ЭМУЛЬГАТОРОВ,
I  (НИИ 1'ХНОСТНО-АКТИВНЫХ ВЕЩЕСТВ (ПАВ)
I  » О БРА ЗО ВА Н ИИ Н Е Ф Т Я Н Ы Х  Э М УЛ ЬС И Й

Мсщества, понижающие поверхностное натяжение системы 
В||1ДКость—жидкость или жидкость—газ, называются поверхност-

иктивными. Они адсорбируются поверхностным слоем, т. е. 
I  |im редоточиваются в поверхностном слое в большей концентрации, 
I  и 'I и основном объеме раствора (например, капельке воды или ка- 
I  иг п.кс нефти, рис. 65, а). Понижение поверхностного натяжения 

(•«створов обусловлено тем, что притяжение растворенных молекул
I  I'm Г>5. «Старение» нефтяной 
I  |мулшш (а) и происхождение 
В  цинЛного электрического за- 

| МД.1 (о).
Ж  ■ схема «старения» и образо- 
Щ .  .ми >1 брони* нефтяной , м у л ь  - 
Я  , им / — то.ица «броня»; 2 , 3  —
I  »ц\льгнрующие вещества (ссто- 
I  Шинные П Л В ) ; В  и М  — соот- 
I  ёИетпенно капля воды и нефти;
Я  Л схема строения ионного 
В  мин неполярной (М ) и полярной 
■  ( III фазы эмульсин

I  новерхностно-активного вещества к молекулам растворителя 
I  меньше, чем взаимное притяжение самих молекул растворителя. 

При таком соотношении молекулярных сил молекулы растворен
ного вещества (т. е. ПАВ) выталкиваются из объема на поверхность 
раздела (капли), т. е. происходит адсорбция, что вызывает пони
жение свободной поверхностной энергии или поверхностного на- 

[ тнжения. С увеличением концентрации ПАВ в растворе адсорб
ционный слой уплотняется, что сопровождается понижением по
верхностного натяжения.

В нефти и в пластовой воде, поднимаемых на поверхность, 
всегда содержатся растворенные вещества, которые способствуют 
образованию и стойкости нефтяных эмульсий. Вещества, содержа
щиеся в нефти (асфальтены, нафтены, смолы, парафин) и пластовой 
поде (соли, кислоты) и оказывающие существенное влияние на об
разование и стойкость эмульсий, н а з ы в а ю т с я  э м у л ь г а 
т о р а м и  (естественными ПАВ).

Естественные эмульгаторы (ПАВ) могут быть как ноногенные, 
т. е. диссоциированные в водных растворах на ионы, несущие элек
трические заряды (рис. 65, б), и неионогенные — не диссоцииро
ванные в водных растворах на ионы.

В нефтях могут содержаться также кислород, о пндс нафтеновых и ж ирных  
кислот, эфиров; сера в виде асфальтосмолнстых веществ и азот. М о ле ку лы  этих

м в

!  \
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соединений обладают значительной полярностью и способны концентрнрсщЦ 
на поверхностях раздела вода— нефть.

Наибольшее влияние на поверхностные свойства эмульсий оказывают и*:' 
новые кислоты и асфальтосмолистые вещества.

Натриевые соли нафтеновых кислот плохо растворимы в нефтях, но >.е|К 
растворимы в воде, обладают большой поверхностной активностью и сущее i mil 
снижают поверхностное натяжение воды на границе с нефтью.

К  группе асфальтосмолистых веществ нефти относятся асфальтсны, ho гоп 
нерастворимы в воде, но хорошо растворимы в нефтях, содержат ароматику (п 
зол, толуол) и смолы.

Лсфальтены высокомолекулярны, молекулярная масса их достигает нсгкоЛМ 
ких тысяч единиц.

Щелочная вода легко образует эмульсии с нефтью, содержащей нафтсноМа 
кислоты. Однако адсорбционный слой, образуемый нафтеновыми кнелотшм, 
непрочен, и вследствие этого образующиеся эмульсии агрегатнвно иеустойчиим

При образовании эмульсий в нефтях, содержащих асфальтены, на пооцрм 
ности капелек воды (см. рис. 65, а) возникает прочный адсорбционный слой, при
дающий этим эмульсиям высокую степень агрегативной устойчивости. Таким иЛ' 
разом, наличие асфальтенов в нефтях является показателем крайне высокой устой* 
чивости их эмульсий.

Поверхностно-активные вещества способны адсорбироваться 
(сгущаться), и, следовательно, при этом должна происходить 
положительная адсорбция Г  >  0 (см. уравнение V I I  1.1). Естест
венные ПАВ, как правило, обладают поверхностным натяжением, 
меньшим поверхностного натяжения растворителя (иначе накоп
ления веществ в поверхностном слое, как принято говорить, термо
динамически невыгодно), и сравнительно малой растворимостью. 
В результате накопления на поверхности раствора молекул этих 
веществ, слабо взаимодействующих друг с другом, межмолеку- 
лярное взаимодействие в поверхностном слое уменьшается и по
верхностное натяжение понижается [12, 181.

Кроме того, имеются вещества, которые, наоборот, не пони
жают, а повышают поверхностное натяжение, и поэтому они назы
ваются и н а к т  я в н ы м и  в е щ е с т в а м и .  Эти вещества 
с поверхности жидкости переходят в объем, в результате чего про
исходит отрицательная адсорбция, т. е. Г  <  0. Поверхностно- 
инактивные вещества обладают большими, чем у растворителя, 
растворимостью и поверхностным натяжением (иначе они cavo- 
произвольно накапливались бы в поверхностном слое).

К  поверхностно-ш:активным веществам относятся в основном 
кислоты и соли.

Характерной особенностью строения молекул большинства 
ПА В является их д и ф и л ь н о с т  ь, т. е. строение молекулы, 
состоящей из двух частей — полярной группы и неполярного 
углеводородного радикала.

Полярная группа ПАВ, обладающая значительным днпольным 
моментом, имеет большое сродство с водой (рис. 66, а). Гидрофоб
ный углеводородный радикал, наоборот, имеет большое сродство 
с углеводородными жидкостями, и в частности с нефтью (см. 
рис. об, о).
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Устойчивость эмульсий типа В/М, стабилизированных неноно- 
иымн ПАВ, объясняется, согласно рис. 67, следующим образом, 
'(нфильные молекулы эмульгатора на этом рисунке орненти- 

и.шы на межфазной границе так, что углеводородные участки на
пилены в дисперсионную среду, а полярные гидратированные 
мпы в воду — дисперсную фазу.У

риг. 00. Образование 
«мульсии прямого (пер- 
и"1 <>) типа (а) и обратного 
.......рого) типа (б):
I  • подиая фаза; 2 — нсфтн- 
||f II фаза; 3 — полярная 
ч * I I и молекул; '/ — неполяр- 
икн чисть молекул

Эмульгирующее действие как ионогенных, так и неионогенных 
гетественных ПАВ тем эффективнее, чем лучше сбалансированы 
Полярные и неполярные части молекул эмульгатора между обеими 
фазами эмульсии. Это означает, что дифильная молекула хорошего 
эмульгатора обладает сродством как с полярными, так и с неполяр
ными средами. Только при этом условии молекулы эмульгатора

не будут растворяться преимуще
ственно в какой-нибудь одной из 
фаз и будут находиться на меж
фазной поверхности. Так, эмульга
торы, в молекуле которых дей
ствие полярной части преобладает

Рис. 67. Поведение различно сбалансиро
ванных дифильных молекул эмульгатора:
а — молекулы с преобладанием неполярной  
части; б — хорошо сбалансированные моле
ку лы ; о — молекулы с преобладанием поляр

ной части

над неполярной и которые лучше растворяются в воде, образуют 
эмульсин первого рода (см. рис. 66, а), и наоборот — эмульгаторы, 
у которых действие неполярной группы молекулы преобладает над 
полярной, способствуют образованию эмульсии второго рода (см. 
рис. 66, б).

В добываемой нефтн и воде могут содержаться также твердые 
вещества (мелкодисперсные глина, гипс, гидрат окиси железа 
Fe (ОН)г!, песок, кварц и т. д.), способные смачиваться как поляр
ной (водой), так и неполярной (нефтью) жидкостями.

Отсюда следует, что если твердый эмульгатор лучше смачи
вается водой, то со стороны водной фазы образуется «броня*. 
При этом получается весьма устойчивая эмульсия типа М В
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(рис. 68, о). Если же твердый эмульгатор лучше смачивается иг- 
полярным углеводородом (нефтью), то образуется эмульсия типа

В М (рис. 68, г).
Если частицы твердого 

эмульгатора находятся у меж- 
фазной поверхности с внутрен
ней стороны капелек, то обра
зуются неустойчивые эмульсии 
(рис. 68, б, «) [12 ].

Рис. 68. Расположение частиц твер
дого эмульгатора на межфазной по» 
верхности при образовании капелек 
эмульсин:
а. в  — гндрофнльныи эмульгатор; б, с — 
гидрофобный эмульгатор

§ 3. К Л А С С И Ф И К А Ц И Я Н Е Ф Т Я Н Ы Х  Э М УЛ ЬС ИЙ  
ПО ТИ П А М  И ДИСПЕРСНОСТИ

В  эмульсиях вообще и в нефтяных в частности принято разли
чать две фазы — внутреннюю и внешнюю.

Лиофобные \ т. е. термодинамически неустойчивые, эмульсии, 
к которым относятся нефтяные, обычно классифицируют либо по 
полярности дисперсной фазы и дисперсионной среды, либо по кон
центрации дисперсной фазы в системе.

о 6

Рис. 69. Нефтяные эмульсии:
а — нефтеподиные (первого родл. прямые) М /В;
б — Г'одонефтяные (второго рода, обратные) —
В  М ; /-— дисперсионная среда (сплошная, внеш
н я я ); J  — дисперсная фаза (разобщенная, пнутрен- .
В Я Я ) М/в В/М

Согласно первой классификации, различают эмульсии: непо
лярной жидкости (нефти) в полярной воде (см. рис. 69, а) — 
э м у л ь с и н  п е р в о г о  рода,  и л и  п р я м ы е  (М/В), 
а эмульсии полярной жидкости в неполярной (рис. 69, б) — 
э м у л ь с и н  в т о р о г о  рода,  или о б р а т н ы е  (В/М).

Жидкость, в которой содержатся мелкие капельки другой 
жидкости, н а з ы в а ю т  д и с п е р с и о н н о й  с р е д о й  
(вн е ш н е й , н е р а з р ы в н о й ,  с п л о ш н о й) (см. рис. 69, /),

1 Лиофильные эмульсии термодинамически устойчивые, самопроизвольно 
образующиеся, которые в промысловых условиях не встречаются.



н капельки жидкости, размещенные в дисперсионной среде, — 
д и с п е р с н о й  фаз о й  (внутренней, разобщенной) (см. 
рИС. 69, 2).

Тип эмульсии легко установить определением свойств ее диспер
сионной среды.

В эмульсиях М/В внешней фазой является вода, и поэтому они 
I мешиваются с водой в любых отношениях и обладают высокой 
электропроводностью, в то время как эмульсии В М смешиваются 
юлько с углеводородной жидкостью и не обладают заметной элек- 
1ропроводностью. Установлено, что тип образующейся эмульсии 
м основном зависит от соотношения объемов нефти и воды; диспер
сионной средой (внешней) обычно стремится стать та жидкость, 
объем которой больше.

Часто нефтяные эмульсии классифицируют также но концен
трации дисперсной фазы (см. рис. 69, 2) в дисперсионной среде (/), 
и в связи с этим они подразделяются на три типа: на разбавленные, 
концентрированные и высококонцентрированные.

К разбавленным эмульсиям относят системы жидкость— жид
кость, содержащие до 0,2. объем. % дисперсной фазы; к концентри
рованным эмульсиям — с содержанием дисперсной фазы до 74 
объем. 96; к высокрконцентрированным — с содержанием дисперс
ной фазы свыше, чем 74 объем. %.

Особенности разбавленных эмульсий: 1) незначительный диа
метр капелек дисперсной фазы (10'5 см); 2) на капельках этих 
эмульсий имеются электрические заряды; 3) капельки, как пра
вило, не сталкиваются, так как вероятность их столкновения 
очень мала и эмульсии эти весьма стойкие.

Особенности концентрировонных эмульсий: 1) капельки могут 
осаждаться (седиментировать); 2) в зависимости от свойств эмуль
гатора эмульсии эти могут быть весьма устойчивыми.

Особенности высококонцентрированных эмульсий: 1) капельки 
дисперсной фазы не способны к седиментации; 2) вследствие боль
шой концентрации капельки дисперсной фазы в процессе движения 
могут деформироваться.

Размеры капелек дисперсной фазы в эмульсиях могут быть са
мыми разнообразными и колебаться в пределах от 0,1 до 100 мкм 
(от 10“:> до 10'* см).

• Дисперсные системы, состоящие из капелек одного и того же 
диаметра, называются м о н о д и с п е р с н ы м и, а дисперсные 
системы, состоящие из капель различного диаметра, — п о л и -  
д и с п е р с н ы  м и. Нефтяные эмульсии относятся, как правило, 
к полидисперсным системам, т. е. к системам, содержащим ча
стицы самых разных размеров. Если капельки дисперсной фазы 
не видны в микроскоп, то такие системы называются у л ь т р а -  
м и к р о г е т е р о г е н н ы м  и, если же видны — м и к р о- 
г е т е р о г е н н ы м и .  Нефтяные эмульсин относятся к  мнкро- 
гетерогенным системам, а коллоидные растворы — к  ультра- 
мнкрогетерогенным.
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§ 4. О С НО ВНЫ Е Ф И З И К О -Х И М И Ч Е С К И Е  СВОЙСТВА  
Н Е Ф Т Я Н Ы Х  ЭМ УЛЬСИЙ

Основные физико-химические свойства нефтяных эму л 
следующие: 1) дисперсность; 2) вязкость; 3) плотность; 4) элек 
ческие свойства; 5) устойчивость (стабильность).

1. Дисперсность эмульсии. Дисперсность эмульсии — это 
пень раздробленности дисперсной фазы (см. рис. 69) в дисперсИ 
ной среде.

Дисперсность, определяющая свойства эмульсии, характер 
зуется тремя величинами: 1) диаметром капелек d; 2) обрил;, 
величиной диаметра капельки D =  1/d, называемой обычно д 
персностыо; 3) удельной межфазной поверхностью, т. е. отпоит* 
нием суммарной поверхности капелек к общему нх объему. Пи» 
эти величины взаимосвязаны и выражаются общей формулой 
(VI 1.1) 5 уд =  6/d -  3/г.

Из формулы (VI 1.1) видно, что удельная поверхность обрат НУ 
пропорциональна размерам частиц и чем меньше эти частицы, ггм 
больше удельная поверхность.

Кривая 5 УД =  / (л) (см. рис. 64, а) имеет вид гиперболы, лги»и 
часть ее характеризует коллоидные растворы, а правая часть - 
эмульсии или грубодисперсные системы.

Дисперсность эмульсий можно определять различными мето
дами [12]. Наиболее простой и надежный—седиментационный ме
тод \ основанный на зависимости скорости оседания частиц от нх 
величины. Седиментационный метод определения дисперсности 
эмульсий использует формулы Стокса (V I.27).

Основными параметрами, определяющими степень дисперсно
сти эмульсии или размер капелек воды в нефти, являются скорость 
потока, величина поверхностного натяжения на границе раздела 
фаз, а также частота и амплитуда пульсаций (масштаб пульсации). 
Критические размеры капель, которые могут существовать в по
токе при данном термодинамическом режиме, определяются боль
шим числом факторов и в первом приближении описываются сле
дующим уравнением Колмогорова А. Н.:

где а — поверхностное натяжение системы нефть—газ; к — коэф
фициент, учитывающий вязкость воды и нефти; р — плотность 
дисперсионной среды (внешней); L  — масштаб пульсаций; v — 
скорость потока.

Исключительно быстро растет степень дисперсности эмульсии 
после штуцера, который устанавливают обычно перед сепарато
ром.

2. Вязкость эмульсий. При течении водонефтяных эмульсий 
в турбулентном режиме принято различать и учитывать две вяз-

1 Фнгурозскнн И . А. Седнментомстрическмй анолиз. -М.,1Ьд. А Н  СССР, 1948.

170



■(к r;i: I) вязкость, обусловленную пульсациями давления диспер- 
■цоинои среды (нефти) и дисперсной фазы (воды); 2) дннамиче- 
BliVIO вязкость.
[Г Динамическая вязкость нефтяных эмульсий неаддитнвное 
инойство, т. е.

|| |Ь -Мн-И'и. (VI 1.4)

|де и„ и ц,, — абсолютные вязкости нефти и воды.
Динамическая вязкость эмульсии зависит от следующих основ

ных факторов: 1) вязкости самой нефти; 2) температуры, при кото
рой получается эмульсия; 3) количества содержащейся воды 
и нефти; 4) степени дисперсности или диаметра капель дисперсной 
фазы в дисперсионной 
среде (для эмульсии 
типа В/М).

У нефтяных эмуль
сий, как и у парафини- 
стых нефтей, не под
чиняющихся закону 
Ньютона, вязкость р,, 
изменяется в зависи-1

Рис. 70. Зависимость кажу
щейся вязкости эмульсии от 
процентного содержания воды 
и нефти и исходной темпера
туры смешения г . , , .  ~Содержание деды в нефти, /<>

мости от градиента скорости (см. рис. 36, а, 3). В этом случае 
вязкость р.* называют кажущейся вязкостью (рис. 70). Анализ 
кривых показывает, что кажущаяся вязкость нефтяных эмульсий 
в значительной мере зависит от содержания воды в нефти. Увели
чение содержания воды в нефтяной эмульсии до определенного 
предела приводит к увеличению кажущейся вязкости эмульсии, 
а следовательно, и к соответствующему увеличению энергетических 
затрат на перекачку такой эмульсин. Это обстоятельство всегда 
нужно учитывать при проектировании систем нефтегазоводосбора 
п дожнмиых насосных станции.

Основной причиной аномальной вязкости эмульсии, с точки 
зрения акад. П. А. Ребиндера, является механизм деформации и 
дробления крупных капель воды на более мелкие (см. рис. 64, б). 
Для дробления крупных капель на более мелкие необходимо за
тратить определенные усилия, связанные с вытягиванием этих 
капель в цилиндрики, имеющие критические параметры:

L >  2пг, (VI 1.5)

где L  и г — длина и радиус цилиндрика.
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Затрачиваемая при этом работа расходуется на утмич 
поверхностной энергии системы в связи с возрастанием сум чи|| 
поверхности цилиндриков.

Кроме того, рост кажущейся вязкости левой ветви рис. 70 
зан с тем, что внешней фазой здесь является нефть, которая, 
тактируя с холодными стенками трубы, сильно повышает г 
вязкость независимо от содержания в ней воды.

Изучением вязкости дисперсных систем, и в частности ччу 
сий, занимались многие исследователи, которые предложили 
сколько уравнений для расчета вязкости систем с различным со 
жанием диспергированного вещества.

А. Эйнштейн предложил следующую формулу:
Цэ =  М 1 + 2 ,5 Г „ ) ,  (VII

где цэ — вязкость эмульсии; ин — вязкость дисперсионной сре 
(нефти); Wv — коэффициент обводненности — отношение объем 
дисперсной фазы (воды) к общему объему системы (воды +  нефш),

Данная формула справедлива только при низких концентри- 
циях диспергированного вещества (воды).

При выводе этой формулы предполагалось, что диспергирован 
ные частицы имеют вид упругих шариков, диаметр которых млЛ 
по сравнению с расстоянием между ними.

В  работе [18] на основе исследований эмульсий обратного 
типа (В/М) установлена возможность использования формулы 
(V II.6) при обводненности нефти до 15%. При содержании боды 
в нефти свыше 20% вязкость эмульсии резко возрастает. Макси
мум вязкости имеет место, как показано на рис. 70, при определен
ной критической концентрации воды UPt. , характерной для дан
ного месторождения. При дальнейшем увеличении вязкость 
эмульсии резко уменьшается. Критическое значение коэффициент.! 
обводнения W'.. , при котором вязкость эмульсин начинает сни
жаться, называется т о ч к о й  и н в е р с и и  (И).

В точке инверсии И происходит обращение фаз, в результате 
чего дисперсная фаза (вода) становится дисперсионной средой 
(внешней, сплошной), а дисперсионная среда (нефть) — дисперс
ной фазой (разобщенной), т. е. В/М —> М/В.

Инверсия нефтяных эмульсий происходит обычно при введении 
в эмульсию в процессе ее транспортирования поверхностно-ак
тивных веществ (ПАВ), являющихся стабилизаторами эмульсин 
противоположного типа.

Однако инверсия нефтяных эмульсий может происходить и без 
введения в них ПАВ, а только вследствие увеличения процентного 
содержания воды в эмульсии, как показано на рис. 70.

Обращение фаз нефтяных эмульсий имеет исключительно боль
шое практическое значение. Эмульсия типа M B, имеющая внеш
ней фазой воду, транспортируется при меньших энергетических 
затратах, чем эмульсия типа В /M, имеющая внешней фазой нефть.
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■н почему при транспортировании эмульсий всегда нужно стре- 
||к н к тому, чтобы внешней фазой являлась вода, а не нефть 
1щ условии, конечно, что трубопроводы защищены от коррозии). 
Г Критическое значение коэффициента обводненности UP для 

Ш'|г|) разных месторождений может колебаться в пределах 0,5—
I) ,  но в большинстве случаев оно равно 0,71. Такое разнообразие 
■йчсний 1ГЛ, объясняется различием физико-химических свойств
рмнонентов эмульсии и в первую очередь концентрацией водной 
к м.1 и присутствием в этой эмульсии различных эмульгаторов.

Поскольку формула (V II.С ) для определения кажущейся вязкости эмульсии 
пт. мима только для небольшой обводненности нефти, то разными учеными и 
• | кшателямн и в разнос время делались попытки получения такой уннперсаль- 
|| |)юрмулы.

Одной из таких формул является формула Монсона, полученная на калифор- 
М' кнх нефтях:

»та формула, как указывает сам автор, пригодна для эмульсий, в которых

13 формуле (V I 1.7) не учитывается влияние размеров капель воды на величину 
( и 'Кости эмульсии, что противоречит выводам, вытекающим из формулы ( V I I .5), 
сделанным П . А . Ребиндером.

Формула ( V I I .7) получена автором для эмульсий типа В /M, без учета газовой
l| II 1Ы.

Однако в современных герметизированных системах сбора транспортируются 
lie иодонефтяные эмульсии, а водонефтегазовые смеси, кажущаяся вязкость кото
рых очень сложна для изучения.

Та к , например, Собочинский и Хантингтон, исследовавшие течение смеси 
щмдух— вода— газойль по горизонтальному пластмассовому трубопроводу диа
метром 75 мм, изменение вязкостных свойств трехфазных смесей учитывали в виде 
отношений цг/|Иж. а расчет вязкости жидкой фазы вели по формуле приведенной 
ия. I кости

где Uj, цв, Цн. Нж —  динамическая вязкость соответственно газа, воды, нефти и 
жидкости; Ов, GH, GM —  массовые расходы воды, неф™ и жидкости соответственно.

Большая экспериментальная работа по изучению основных параметров 
нефтегазоводяных смесей, и в частности вязкости этих смесей, была проведена 
Д. Н . Бочаровым в промысловых условиях под руководством Р . С. Андриасова 
111J. Исследования проводили с горизонтальными трубами диаметрами 76,2, 
101,6 и 152,4 мм и длиной 70 м каждая.

Расходы нефти, газа и воды изменялись в широких пределах.
Истинное газосодержание трехфазных потоков ц определялось с помощью 

мгновенных отсечек экспериментального участка трубопровода и измерения в нем 
оставшихся количеств газа, нефти и воды.

При обработке экспериментальных данных авторы использовали формулы, 
учитывающие условия опытов и кинематики потока трехфазных смесей.

1) Расходное газосодержание р рассчитывали по формуле (IV .34а).
2) Количество воды в нефти определяли отстоем с добавкой в эмульсию 

деэмульгатора. Коэффициент обводненности U"y определялся-из отношения

,i, ци (1 +  2 ,5 Г 0 + 2 ,1 9 Г 2„ +  27,4547®). (V I 1.7)

<  0,5.

(V I 1.8)
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3) Истинное газосодержание <f получали по результатам измерения среднего! 
уровня жидкости в трубопроводе после отсечек:

г  -  I —  '̂ ж 1 S ’
где S M и S  —  площадь сечения жидкости и трубопровода соответственно.

4) Истинные концентрации фаз н газоводонефтяной смеси при нзвесл:ых '( 
и определялись из соотношений

Фв =  (I — ф) Г „ ,

<Рп =  1 — (ф -  Фв).

Фи (1 — Ф)(1 — U"u).
5) Истинные скорости фаз и скорости смеси находились из известных соот- 

ношений

_  Л  _  J j L .  V« г Ус
1Г 5ф ’ la ~  Scru ’ ьн S«F„ ’ с ~  S  ’

где Vr , 1'н, V'B и Кс — приведенные к рабочим условиям объемные расходы газа, 
нефти, воды и смеси соответственно; ur , i'„, t'H и t'c —  истинные скорости газа, 
воды, нефти и смеси соответственно.

6) Плотность газа в трубопроводе определяли по формуле ( IV .91).
7) Плотность жидкости и газоводонефтяной смеси

Рж =  Рвфп -Г РнФн ~  Р в Г 0 - г  р„ ( 1 — Г у ),

Рс =  Ргф - г  Рв О — Ф) +  Рн (1 — Ф) (1 — W v),

где рг , ря и рн — плотность газа, воды и нефтн в отсеченном участке трубопровода.
8) Расход жидких фаз рассчитывался по формулам: 

объемный

V. ^VMWv, =  кж (1 —
массовый

Он =  У ж И > о ; с„ иж ( 1 - г 0)р„,

Gm — Уж [(Рп — Ри) Л7и -г  Рн 1 -
9) Массовый расход газа 

Gr  — V,rpr-
10) Связь между массовыми расходами воды, нефти и коэффициентом обвод

ненности Ц"0 записывается так:

Gb _  Рв
Он 1 - W »  Рп *

11) Массовый коэффициент обводненности согласно ГО С Т 2477— 65 записы
вается так:

11'' 1 пРп Gn 
G ~  "Ĝ T ’

где 1'„ — об тем отстоявшейся из эмульсии воды; G —  навеска нефтепродукта, г.
В  результате обработки опытных данных, полученных для условий экспери

мента (обводненность нефти С  0.77 и I 20е' С), авторы рекомендуют поль
зоваться для определения вязкости эмульсии следующей формулой:

у Т с 2 ,3 le 1,' '1' ' oS* V - ° .5 5 8 p ,  ( V I I .9 )

где —  условный градиент скорости жидкости, определяемый из графика [ I I ,  
стр. 42 ].
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Авторы указывают, что формула (V I 1.9) для определения вязкости нефтегазо- 
1ЮДЯНОЙ смеси даст максимальное отклонение от экспериментальных данных всего 
шшь ± 2 %  при (3 С  0,8 н ±8%  при 0,8 <  Р С  0,93.

3. Плотность эмульсий. Плотность эмульсии определяют, зная 
плотность нефти и пластовой воды, образующих эмульсию, и их 
объемное или процентное содержание. Плотность эмульсии можно 
подсчитать по следующим формулам:

У i P h - г  QbPb
Рэ~ '
Рэ =  Ри(1 — ф )— Рвф, ( V I I . 1C)

1
рэ = 0,01? . 1 — O.OIg

где V„ и Qa — соответственно расход иефти и воды, м3; рэ, р„, рп— 
плотность эмульсии, нефти и воды соответственно; q — содержа
ние воды и растворенных солей в эмульсии, массовые проценты; 
ф — объемная доля дисперсной среды ф =  Qn/(KH - f  Q B)-

Величина q определяется из следующего соотношения:
____ .Яо___

4 1— 0,01*’

где <7о — содержание чистой воды в эмульсии; х — соде;, ч не 
растворенных солей в воде, %.

4. Электрические свойства эмульсии. Нефть и вода в чистом 
виде— хорошие диэлектрики. Проводимость нефти колеблется от 
10“10 до 10'15 (Ом-см)-1, а воды — от 10'7 до 10 s (Ом-см)'1. 
Однако даже при незначительном содержании в воде растворенных 
солей или кислот электропроводимость ее увеличивается в десятки 
раз. Поэтому электропроводимость нефтяной эмульсии обуслов
ливается не только количеством содержащейся воды и степенью ее 
дисперсности, но и количеством растворенных в этой воде солей 
и кислот. Экспериментально установлено, что в нефтяных эмуль
сиях, помещенных в электрическом поле, капельки воды распола
гаются вдоль его силовых линий, что приводит к резкому увеличе
нию электропроводимости этих эмульсий. Явление это объясняется 
тем, что капельки воды имеют приблизительно в 40 раз большую 
диэлектрическую проницаемость, чем капельки нефти (е 2).

Свойство капелек воды располагаться в эмульсиях вдоль сило
вых линий электрического поля и послужило основной причиной 
использования этого метода для разрушения нефтяных эмульсии.

5. Устойчивость нефтяных эмульсий и их старение. Самым 
важным показателем для нефтяных эмульсий является их устой
чивость (стабильность), т. е. способность в течение определенного 
времени не разрушаться н не разделяться на нефть н воду.

Устойчивость эмульсин определяется временем ее существова
ния н выражается очень простой формулой т Н и ,  где Н  —  вы-
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сота столба эмульсии, см; v — средняя линейная скорость 
слоения эмульсии, см/с.

М е р о й  у с т о й ч и в о с т и  э м у л ь с и н  межог 
жить изменение ее плотности за определенный промежуток 
менн в определенном слое или количество выделившейся воды 
отстое (см. рис. 72).

На устойчивость нефтяных эмульсий большое влияние они 
Бают: 1) дисперсность системы; 2) физико-химические соийо 
эмульгаторов, образующих на поверхности раздела фаз адго(| 
цнонные защитные оболочки; 3) наличие на глобулах диспер» i 
фазы двойного электрического заряда; 4) температура сменит* 
щнхся жидкостей; 5) величина pH эмульгированной пласт»! 
воды.

Кратко остановимся на этих факторах.
1. По дисперсности нефтяные эмульсин подразделяются ни 

мелкодисперсные с размером капель воды от 0,2 до 20 мк; среди) 
дисперсности, с водяными капельками размером от 20 до 50 ми 
грубодисперсные — с каплями воды размером от 50 до 300 мк.
В нефтяных эмульсиях практически содержатся водяные капли, 
соответствующие всем трем видам. Такие эмульсии называются 1 
полидисперсными.

Чем выше дисперсность эмульсии, тем она устойчивее при всех 
прочих равных условиях. Однако вследствие огромного увеличс 
ния поверхности раздела между двумя жидкостями система, полу
ченная диспергированием, приобретает большой запас свободной 
поверхностной энергии А, определяемой формулой (VI 1.2), и ста
новится термодинамически неустойчивой:

А =  aS,

где о — свободная энергия единицы поверхности; 5  — суммар
ная площадь поверхности раздела.

Такая система будет стремиться самопроизвольно перейти 
в устойчивое состояние, уменьшая запас свободной поверхностной 
энергии А, что, в свою очередь, может осуществляться двояко: 
за счет уменьшения или площади S  или поверхностного натяже
ния а в результате введения в эмульсию ПАВ.

2. На устойчивость эмульсий большое влияние оказывают ста
билизирующие вещества, называемые эмульгаторами, образующие 
на поверхности капель адсорбционные защитные оболочки 
(«брони»), которые препятствуют слиянию этих капель (см. 
рнс. 65, а).

3. Устойчивость нефтяных эмульсий в большой степени зави
сит также от электрического заряда на поверхности частиц (гло
бул). Образующийся двойной электрический слой защищает ча
стицы эмульсии от слипания подобно адсорбционным оболочкам. 
Происхождение двойного электрического заряда на границе раз
дела фаз можно объяснить следующим образом. В гомогенной 
(однородной) фазе прн равновесных условиях электрический по-
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m ii любого компонента имеет постоянную величину во всем

Модная фаза нефтяной эмульсии— это хороший электролит, 
Н и  пннмроваиный на положительные Н + и отрицательные ОН

Им границе раздела фаз (нефти и воды) ноны эти адсорбируются. 
Ш я мдсорбцин ионов существенным образом сказывается природа 
Н^орбента, т. е. веществ, растворенных в воде и нефти, которые 
Ваымшотся естественными ПАВ. Ионы, способные поляризоваться, 
И|( нрбируются только на поверхностях, состоящих из полярных 
К л гк у л . Микроучастки поверхности капельки полярной воды, 
Цм ущне определенный заряд, адсорбируют (сгущают) протнвопо- 

(11о заряженные ионы (рис. 65, б). При этом ионы электролита, 
щичсщпе противоположный знак, не адсорбируются, но под дейст- 
■Нгм сил электростатического притяжения остаются вблизи адсорб- 
4М0Нных ионов, образуя с ними на поверхности адсорбента двой

ки!) >лектрический слой. Строение этого слоя условно показано 
Ни рис. 65, б. Частицы, имеющие на своей поверхности одинаковые 
рориды, взаимно отталкиваются.

I Устойчивость нефтяных эмульсий зависит от температуры: 
При повышении температуры устойчивость эмульсии понижается, 
гик как механическая прочность адсорбционных оболочек, осо- 
Лгино содержащих парафин и церезин, снижается до нуля, в ре- 
•ультате капли сливаются и эмульсия разрушается; при пониже
нии же температуры таких эмульсий механическая прочность 
пдсорбционных оболочек повышается, что влечет за собой и соот- 
исгствующее повышение стойкости эмульсий.

5. Величина pH пластовой воды также оказывает существенное 
илияние на стойкость нефтяных эмульсий, так как сказывается на 
упругих свойствах поверхностных слоев, причем степень воздей
ствия его на различные нефти неодинакова. С увеличением вели
чины pH снижаются реологические свойства поверхностных слоев 
на границе нефть—вода, что влечет расслоение эмульсии. Увеличе
ние pH обычно достигается введением в эмульсию щелочи, способ
ствующей снижению механической прочности бронированных обо
лочек и, как следствие, разложению эмульсии на нефть и воду.

Адсорбция диспергированных особенно твердых эмульгаторов 
на водонефтяной поверхности и утолщение межфазного брониро
ванного слоя на этой поверхности всегда протекает во времени, 
поэтому эмульсия В М со временем становится более устойчивой, 
т. е. происходит ее старение. В начальный период старение проис
ходит весьма интенсивно, затем постепенно замедляется и часто 
уже через сутки прекращается. Следует отметить, что свежие 
эмульсии разрушаются значительно легче и быстрее.



РАЗРУШЕНИЕ НЕФ ТЯНЫ Х ЭМУЛМ ИИ 
ОБРАТНОГО ТИПА ВОДА—МД( И)

ГЛАВА VIII

§ 1. РО Л Ь Д ЕЭ М У Л ЬГА ТО РО В В  Р А З Р У Ш Е Н И И  
Н Е Ф Т Я Н Ы Х  Э М УЛЬС ИЙ Т И П А  ВОДА—МАСЛО

В настоящее время существует несколько методов деэмульгирови 
ния (разрушения) нефтяных эмульсий типа В/М. Основные — 
следующие: 1) путевая (внутритрубная) деэмульсация за счет tut' 
дачи искусственных более эффективных ПАВ, чем естественны»’ 
ПАВ; 2) гравитационное разделение (отстой); 3) центрифугирои.1 
ние; 4) фильтрация через твердые поверхности (гидрофильные и 
гидрофобные); 5) термохимическое воздействие (тепло +  хим
реагенты); 6) электродегидрирование; 7) барбатированне через сло1| 
воды или комбинации перечисленных методов.

Из всех перечисленных методов самым эффективным на сегодня 
является применение искусственно синтезированных поверхност
но-активных веществ (ПАВ), используемых в качестве д е ■ 
э м у л ь г а т о р о в .

Для системы вода-газ характерной особенностью п о в е р х 
н о с т н о г о  с л о я  является его избыточная потенциальная 
энергия. В результате этого молекулы поверхностного слоя втяги
ваются в жидкую среду.

Равновесие наступает тогда, когда поверхность станет наимень
шей из возможных при данном объеме и при действующих внешних 
силах.

Избыточная потенциальная энергия единицы поверхности а 
называется свободной поверхностной энергией жидкости.

Она связана с полной поверхностной энергией W соотношением 
Г  нббса—Гельмгольца

o = - - W - T S = W  +  T  - j j r t ■ ( V I I I . 1)

где Т  — абсолютная температура, К ; 5 — скрытая теплота обра
зования поверхности, равная до'дТ.

Для воды при 20° С а — 72,5 эрг см2 и до'дТ =  —0,15. Отсюда 
по формуле ( V I I I . 1) получим W =  72,5 — 0,15-293 — 116,4 эр г/см2.

Для интерпретации явлении адсорбции ПАВ на границе 
жидкость—газ или жидкость—жидкость обычно определяют зави
симость между избытком пли недостатком адсорбированного 
вещества в поверхностном слое Г ,  концентрацией ПА В в раство
ре с и поверхностным натяжением а на этой границе.
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Jra зависимость для разбавленных растворов ПА В дается пз- 
ч гным уравнением адсорбции Гиббса, полученным нм в 1876 г.:

Г с da 
R T  dc ( V I I I . 2)

I ir R — универсальная газовая постоянная, ДжДкмоль-К); с — 
концентрация ПАВ в растворе, %; а — поверхностное натяжение 
Щстемы жидкость—газ или жидкость—жидкость, Н м пли
1,ж ма (эрг/см2); do.dc— величина, характеризующая способ

ность понижать поверхностное натяжение раствора и называемая 
п о в е р х н о с т н о й  а к т и в н о с т ь ю .

В честь Гиббса величину до.дс обозначают через G и называют 
Гиббсом, размерность G — эр г-см моль или Дж-мкмоль.

Уравнение (V II 1.2) будет иметь следующую простую форму:

Анализируя уравнение Гиббса ( V I I I . 2), можно сделать три важ
ных вывода:

1) если поверхностное натяжение увеличивается с концентра
цией с, т. е. если Г  <  0, иначе говоря, концентрация
растворенного вещества (Г1АВ) в поверхностном слое меньше, 
чем в объеме раствора. Такое состояние системы называется 
о т р и ц а т е л ь н о й  а д с о р б ц и е й ;

2) если поверхностное натяжение системы а уменьшается
с увеличением концентрации с, т. е. если -^г- <  0, то /’ >  О
и концентрация ПАВ в поверхностном слое больше, чем во всем 
объеме. Такое состояние системы называется п о л о ж и т е л ь 
н о й  а д с о р б ц и е й ;

3) если а не зависит от с, то концентрация растворенного ве
щества в поверхностном слое и в объеме раствора одинакова. 
Такое состояние системы называется р а в н о в е с н ы м .

Зависимость количества адсорбированного вещества (ПАВ) 
от равновесного давления (или концентрации) прн постоянной 
температуре, т. е. графики а — f  (р) или а =  / (с) при Т  — const, 
называются и з о т е р м а м и  а д с о р б ц и и.

Схематически вид обычных изотерм адсорбции Г  и изотерм 
поверхностного натяжения а изображен на рис. 71, они построены 
на основании анализа уравнения Гиббса.

Из этого рисунка видно, что величина поверхностной актив
ности G (V II 1.3) очень быстро изменяется в зависимости от кон-

(VI 11.2а)

ИЛИ

G ( V I I I . 3 )
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центрации с ПАВ в растворе. В начале поверхностное нашм̂ М 
падает быстро, а по мере заполнения поверхностного слон и 
бнруемыми молекулами изменение о с увеличением конпии|> 
ПАВ происходит все медленнее и медленнее и практически 
кращается, когда адсорбция достигает равновесного cotщи||

т. е. начальным значением поверхностной активности при ком* 
центрации ПАВ, стремящейся к нулю.

Разрушения нефтяных эмульсий как первого, так и второ!и 
рода можно достичь введением в систему искусственно получен» 
ного поверхностно-активного вещества (деэмульгатора), вытесни 
ющего из адсорбционного слоя эмульгатор (естественный ПЛИ) 
(см. рис. 65, а.2), но неспособного стабилизировать вновь эмуль
сию любого типа.

Для успешного разрушения стабилизированной эмульсии де
эмульгатор по эффективности всегда должен быть намного выше, 
чем эмульгатор.

Чем эффективнее деэмульгатор, тем меньше его требуется для 
разрушения стабилизированной эмульсии.

§ 2. К Л А С С И Ф И К А Ц И Я  Д ЕЭ М У Л ЬГА ТО РО В  
И И Х  О С НО ВНЫ Е СВОЙСТВА

Деэмульгаторы— вещества, понижающие поверхностное на
тяжение, — применяют для разрушения эмульсии. Они делятся 
на две группы: ионогенные (образующие ионы в водных раство
рах) и неионогенные (не образующие ионов в водных растворах).

Представителем первой группы является малоэффективный 
деэмульгатор Н Ч К  (нейтрализованный черный контакт).

Йоногенный деэмульгатор Н Ч К  ввиду его малоэффективного 
действия на разрушение эмульсии с производства снят.

Неионогенные деэмульгаторы, не образующие ионов в водных 
растворах, получаются присоединением окиси этилена СН2ОСН2 
к органическим веществам с подвижным атомом водорода:

R H  - f  С Н 2 -  С Н 2 ->■ RC HjC HoO H.

6
т. е. полного насыщении 
верхностного слоя ПАВ.

Поэтому поверх нос i l l  
активность ПАВ обычно о 
нивают величиной

О 0.1 0,2 0,3 0,4 0,5 С %

Рис. 71. Построение изотермы пдео 
ции (Г) по изотерме поверхностногм н 
тяжения (а) по формуле (V IИ .3)

\ /  
\ /
О
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'!«• эмульгирующую способность нсионогенных соединений 
hi in | легко регулировать, изменяя число молекул, прнсоединяе- 
к к окиси этилена. При удлинении углеводородной цепи раство- 
мость неионогенного вещества в воде увеличивается. Неионо- 
Иным веществам можно придать также и гидрофобные свойства 
«гымкой окиси пропилена. В зависимости от соотношения гидро- 
M'Miiii и гидрофильной частей молекулы можно увеличить или 

Мгншить сродство деэмульгатора с водой или с нефтью (см. 
in 66, а, б), а также изменить его поверхностную активность.

настоящее время синтезировано большое число неионогенных 
Vэмульгаторов как у нас, так и за рубежом. Основными пред- 
п.жителями этой группы деэмульгаторов являются: дипрокса- 
мии-157, проксамин-385, проксанол-305, пентамин-67, АНП-2 и др. 
l i t  зарубежных деэмульгаторов сравнительно широкое распро- 
I гранение у нас получили дисолван 4411, дисолван 4400 и сипарол, 
пыпускаемые в ФРГ. Испытаны в промысловых условиях поверх
ностно-активные вещества США (оксойд-А) и Японии (Х-2647).

Неионогенные деэмульгаторы могут быть водорастворимые 
н нефтерастворимые. Они имеют некоторые преимущества перед 
ионогенными (например, Н Ч К ):

1) незначительный удельный расход — для дипроксамина-157 
и дисолвана 4411 40—50 r /т эмульсии при температуре эмульсин 
60 —70° С; обводненность нефти получается около 1%;

2) хорошо растворяясь в воде, они не реагируют с солями 
и кислотами, содержащимися в пластовой воде и нефти, и не 
дают осадков в трубах и аппаратах;

3) неионогенные деэмульгаторы применяются исключительно 
для разрушения эмульсий В/М, и они не образуют при этом эмуль
сии Н/В; (ионогенные деэмульгаторы могут превращать эмуль
сию В/Н в эмульсию М/В, а это способствует увеличению содер
жания нефти в канализационной воде, что крайне нежелательно);

4) стоимость неионогенных ПАВ в 4—6 раз выше стоимости 
Н Ч К , а расход их в сотни раз меньше.

Неионогенные деэмульгаторы впервые были получены у нас 
в НИО ПИК (Научно-исследовательском институте органических 
полупродуктов и красителей). Над синтезом неионогенных де
эмульгаторов продолжает работать ряд научно-исследовательских 
организаций. Ими получено сравнительно большое число неионо
генных П А В, не уступающих мировым образцам по действию 
на эмульсии.

§ 3. О С Н О В Н Ы Е Т Р Е Б О В А Н И Я , П Р Е Д Ъ Я В Л Я Е М Ы Е  
К  Д ЕЭ М У Л ЬГА ТО РА М

Деэмульгаторы, применяемые для разрушения нефтяных эмуль
сий типа В/М, должны удовлетворять основным требованиям:

1) быть эффективными. Эффективность деэмульгаторов харак
теризуется их расходом, качеством подготовленной нефти (содер-
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жаннем в ней остаточных хлористых солей, воды и мехашмич! 
примесей), а также минимальной температурой нагреЕа >му,1 
и продолжительностью отстоя нефти;

2) иметь большую поверхностную активность, чтобы мы 
нить с границы раздела нефть—вода полярные компоненты ел 
адсорбированного из нефти; « I

3) хорошо растворяться в одной из фаз эмульсии (нефти и 
воде), т. е., иными словами, быть нефтерастворимымн илн пн 
растворимыми;

4) быть способными изменять смачивание поверхности тверд 
компонентов слоя — «бронирующих» эмульгаторов и обеспечит 
переход их полностью в одну из фаз эмульсин (см. рнс. 68, а,

5) максимально понижать на границе раздела нефти и по 
прочность структурно-механических адсорбционных слоев (см- 
рис. 65, а, 3) и не допускать стабилизации эмульсий как прямом», 
так и обратного типа. Вытесняя с поверхностного слоя капли 
воды, природные эмульгирующие вещества, деэмульгатор обр|« 
зует гидрофильный адсорбционный слой, в результате чего к|» 
пельки воды при столкновении коалесцируют (сливаются) в бол со 
крупные капли и оседают в дренаж;

6) максимальное снижение межфазного натяжения на гранимо 
фаз нефть—вода должно обеспечиваться при малых расходах 
деэмульгатора, т. е. деэмульгатор должен быть более поверхностно
активен, чем эмульгатор;

7) не коагулировать в пластовых водах, т. е. водораствори
мы:"! или нефтерастворимый деэмульгатор должен быть истинным 
раствором, являющимся вполне устойчивым (стабильным), а не 
таким, из которого сравнительно легко бы выделялся (коагули
ровал) деэмульгатор иод влиянием незначительных внешних 
воздействий (температуры, давления, химического состава пла
стовых вод);

8) не вызывать коррозии труб и оборудования;
9) деэмульгаторы должны быть дешевыми, транспортабель

ными, не изменять своих свойств от изменения температуры, не 
ухудшать качества нефти и обладать определенной универсаль
ностью, т. е. эффективно разрушать эмульсии различных по фи
зическим свойствам нефтей и вод.

Для наиболее успешного разрушения и прекращения старения 
нефтяных эмульсий деэмульгаторы следует давать на забой сква
жнн I! осуществлять внутрпскважпнную деэмульсашпо.

При подаче деэмульгаторов на забой скважин обычно проис
ходит инверсия эмульсии, т. е. эмульсия типа В/.Ч превращается 
в эмульсию типа М 'В, в которой внешней фазой является вода 
с небольшой вязкостью, равной 1 сП, существенно снижающая 
потери давления от трения (см. рнс. 70), п препятствующая отло
жению кристаллов парафина.

Теоретически деэмульгатор может быть эффективным только 
для одной эмульсин, имеющей вполне определенное соотношение
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JfyM 1,11.4 фаз, определенную степень нх дисперсности, а также 
пцг< I мое содержание н состав эмульгатора.

По химическим свойствам неионогенные деэмульгаторы пол- 
«|| и.ю удовлетворяют большинству требований, так как они не 
■jiM'.noT в реакцию с солями и кислотами, содержащимися в об- 
Nniu мной нефти. Но поверхностно-активные вещества, обладая 
ipiiiiniMH моющими свойствами, смывают со стенок труб н обо- 

|н кнмнпя нефтяные пленки и обнажают поверхность металла, 
ипрая под действием пластовой воды может интенсивно корро- 

Сднропать.
Поэтому задача сводится к тому, чтобы синтезировать такой 

«с «мулыатор, который не только разрушал бы эмульсии, но и 
ющнщал металл от коррозии.

ь «. М ЕТО Д Ы  И С П Ы ТА Н И Я  Э Ф Ф Е К ТИ В Н О С ТИ  Д ЕЭ М У Л ЬГА ТО РО В

Опенка эффективности деэмульсационной способности деэмуль-
I,норов или поверхностной активности их — актуальная проблема.

При оценке эффективности деэмульсационной способности 
ПАВ наиболее важными параметрами являются: 1) расход де- 
чмульгатора на 1 т  эмульсин; 2) время отстоя эмульсин (в отстой
никах); 3) количество оставшейся воды и солей в нефти после 
мстоя; 4) температура отстоя нефтяной эмульсии н влияние ее 
и.| скорость разрушения эмульсии.

Еще недостаточно хорошо развиты методы контроля некоторых 
параметров нефтяных эмульсий непосредственно на промыслах. 
Пет точных приборов н установок для определения плотности 
н вязкости эмульсии в потоке, а также содержания остаточной 
и;>ды и солей в нефти, прошедшей установку подготовки нефти 
(УПН).

Все методы лабораторного определения эффективности де- 
эмульгаторов нефтяных эмульсий разбиваются на две группы: 
дифференциальные и интегральные.

При дифференциальном методе анализируют каждую капельку 
эмульсин (воды, нефти) и получают полную характеристику рас
пределения капель по размерам.

Недостаток дифференциального метода — это необходимость 
анализа каждой капли, что увеличивает длительность экспери
мента.

При интегральном методе анализируют совокупность капель 
и получают средние показатели, характеризующие систему в це
лом. Этот метод не дает возможности получить распределение по 
размерам капель эмульсии, что, естественно, является его недо
статком.

К  интегральным методам относятся измерения среднего раз
мера капель дисперсной фазы эмульсии по светорассеянию, а также 
акустический метод [121.

Эффективность деэмульгаторов обычно определяют седпмен- 
тацноиным анализом, сущность которого сводится к следующему.
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В стабилизированную нефтяную эмульсию добавляют деэмулИ 
гатор и тщательно перемешивают. Затем капельки воды (не<|ггцм 
потерявшие эмульсионную «корону», начинают двигаться они) 
(вверх), в зависимости от их размера и вязкости дисперсной 
среды скорость этого движения будет разной.

Наиболее простыми по выполнению следует считать седимоц. 
тационные измерения с помощью гидродинамических упругих 
весов Фигуревского.

Скорость оседания (всплывания) капелек воды, (нефти) рассчи
тывают для ламинарного движения по известной формуле Стокс!

2 гг
* = -gj^ (Рв — Рн) g. (V III.5)

Из данной формулы можно определить радиус капельки, зная 
скорость ее оседания (всплывания) и значения величин цн, р,„ ри:

г =  — ^  . (V II 1.6)У 2 (ри —  р„) g v

Для монодисперсных эмульсий скорость оседания частиц 
одинакова и отстой происходит равномерно (высота слоя воды // 
пропорциональна времени оседания т). Тогда скорость оседания 
(всплывания) будет

» =  <V I1 I-7> 

а радиус капельки

r  =  k y - ? L ,  (V I11.8)

где __________

k =  V  9 > i"У 2 (рв — р„) g '

Скорость седиментации монодисперсной эмульсии можно опре
делить, наблюдая за оседанием одной из капелек в микроскоп.

При отстаивании полидисперсной системы, какой обычно 
является нефтяная эмульсия, граница воды оказывается размытой, 
так как частицы, имеющие разные диаметры, проходят за одно 
и то же время различные пути.

Поэтому седиментационный анализ полидисперсных эмульсий 
сводится к определению скорости накопления высоты столба воды.

Способы установления зависимости между массой выделив
шегося столба воды т  и временем оседания капель т, графически 
изображаемые так называемой кр и во й  с е д и м е н т а ц и и ,  
из которой получают необходимые данные для характеристики 
полидисперсной системы, подробно рассматриваются в специаль
ных руководствах 1.

1 О. Н . Григоров и др. Руководство к практическим работам по коллоидной 
химии. М . — Л . Химия. 1964.



Здесь же отметим лишь, что при вычислении размера капелек 
Жидкости, пользуясь кривой седиментации, характеризующей 
(одержание полидисперсных капель различного размера, приме
нит! два метода: графический и аналитический.

!1о дифференциальным кривым распределения (рис. 72) можно 
судить как об эффективности воздействия того или иного деэмуль- 
мгора на нефтяную эмульсию, так и о конструктивных особен
ностях отстойных аппаратов.

На оси ординат рис. 72 откладывают функцию распределения 
( \т/Аг), т. е. изменение массы капель воды от нх радиуса, а по 
о т  абсцисс нанесены значения эквивалентных радиусов, вычис
ленных по формулам ( V I I I . 7) и ( V I I I . 8).

Рис. 72. Типичные кривые распределения капель воды в эмульсии:
/ — эмульсия, приближающаяся к моноднсиерсной; 2 — полидисперсная эмульсия; 
.1 — эмульсия, содержащая преимущественно мелкие частицы (максимум сдвинут влево)

Рнс. 73. Зависимость обводненности нефти (W) от времени отстоя (т), количества 
деэмульгатора (q) и температуры (t °С) прн разных деэмульгаторах (/, 2, 3)

Анализируя кривые, можно видеть, что чем меньше интервал 
радиусов кривой распределения и выше ее максимум, тем нефтя
ная эмульсия ближе к моноднсиерсной (кривая /). При более 
растянутой кривой и меньшем максимуме дисперсная фаза эмуль
сии более полидисперсна (кривые 2 и 3).

В промысловых лабораториях эффективность деэмульгаторов 
определяют обычно на идентичных образцах эмульсий, приготов
ленных из безводной нефти и пластовой воды одного и того же 
месторождения при одинаковых времени отстоя, температуре и 
количестве деэмульгатора (рис. 73).

Из рисунка видно, что при отстое эмульсин за одно и то же 
время деэмульгатор № 3 оказался наиболее эффективным.

Стойкость или стабильность эмульсий к разрушению ее де
эмульгаторами оценивают по степени обезвоживания нефти, 
определяемой по следующей формуле:

1V7 ___ W
Е  =  н„„ к 100, (V I 11.9)“ и
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где Е  — степень обезвоживания, %; Wa и WK — соотвпч 1 
содержание воды в эмульсии начальное (до отстоя) и кин 
(после отстоя), доли единицы или %.

§ 5. В Н У Т Р И Т Р У Б Н Л Я  Д ЕЭ М У Л ЬС Л Ц И Я Н Е Ф Т И

Внутритрубная (путевая) деэмульсация нефти широкое рш 
странение получила совсем недавно в связи с появлением u i.ii 
эффективных деэмульгаторов (дипрокеамин-1Г>7, сеиарол, д||| 
ван-4411, 4440 и др.). До появления внутрптрубиой деэмульД 
в нашей стране сравнительно широко применяли внутрнскипж 
ную деэмульсацню нефти, которая увеличивает производи и 
иость фонтанных и компрессорных лифтов и разрушает эму.'Н 
в самом стволе скважины.

Среди советских ученых исключительно большой вклад в усНЦ 
ное внедрение внутрискважинной и внутрнтрубной деэму.щ * ш 
внесли 11. А. Голубев, Р. У\. Дворецкая, И. М. Асадов, В. П. 1| 
нов, В. 11. Грайфер, Я. М. Каган, Р. Т .  Булгаков, Г. Г. Вами
А. И. Арутюнов, У. Г. Саттаров, В. X . Латыпов, Г. М. Панчг 
ков, В. В. Папко, В. И. Логинов, В. К . Цабек, Г. С. Лутошкп 
Б. Ф. Губанов, А. А. Петров, К . С. Каспарьянц, Г. Н. Поз щ 
шев и др.

Применение внутрнтрубной деэмульсации было вызвано стролЛ 
лением увеличить производительность существующих установим 
подготовки нефти и улучшить качество ее подготовки, а также но» 
высить пропускную способность системы промыслового сбора. <

Сущность внутрнтрубной деэмульсации как процесса разр\* 
шения нефтяной эмульсин в самом трубопроводе базируется ни 
следующем положении. В поток нефтяной эмульсии вводят 
эмульгатор, который, перемешиваясь при движении с эмульсией, 
разрушает ее.

На первый взгляд кажется все очень просто и понятно, осо» 
бенпо после того как мы узнали, что собой представляют делмуль* 
гаторы, н изучили требования, предъявляемые к ним. Однчлп 
процесс разрушения эмульсий в самом трубопроводе, несмотря 
на кажущуюся простоту, весьма сложен.

Так, например, введением водорастворимых ПАВ в эмульсию 
типа В/М она разрушается при интенсивном перемешивании 
потока, в то время как разрушение этих же эмульсий при введе
нии нефтерастворимых ПАВ происходит при других физических 
явлениях (диффузии, конвекции), не требующих интенсивного 
перемешивания.

Эффективность внутрнтрубной деэмульсии зависит от мно
гих факторов: 1) эффективность или поверхностная активность 
самого деэмульгатора; 2) интенсивность и длительность переме
шивания эмульсии с ПАВ; 3) количество содержащейся воды 
в эмульсии и ее дисперсность (раздробленность); 4) температура 
транспортируемой по системе сбора эмульсин и темп ее паде-
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I 5) физико-химические свойства транспортируемой нефти 
ды н особенно вязкость сплошной фазы — дисперсионной 

ы.
Остановимся подробно лишь на факторах, которые играют 
ЛЮ роль в разрушении стабильных нефтяных эмульсий — 
интенсивность и длительность перемешивания эмульсии с ПАВ, 
икже температурные условия их транспортирования по тру- 

мроводам.
Интенсивность перемешивания нефтяной эмульсии с ПАВ 

it 11 с 11 т , как известно, от режима движения в трубопроводе, 
с. от критерия Рейнольдса (Re =  vD'v; где и — скорость эмуль- 
н, м/с, D — диаметр трубопровода: м; v — кинематическая 
>кость эмульсии, м2/с). Чем больше скорость эмульсии, тем 
п.ше числа Рейнольдса, а следовательно, тем интенсивнее про
ходит перемешивание этой эмульсин с ПАВ и, казалось бы, это 
1жио способствовать эффективному разрушению. Однако прак- 

п,,| показывает, что не всегда так бывает [5, 71.
Достижение максимального эффекта при внутритрубной де- 

ульсации зависит не только от обводненности нефти, но и от 
шико-химических свойств самих фаз, образующих эмульсию, 
также от эффективности применяемого деэмульгатора и темпе- 

мтурного режима обрабатываемой эмульсии.
При небольшой обводненности легкой нефти (р„ — 800 кг м3) 

(2—3%) устойчивость эмульсии повышается, поэтому интенсив
ность и длительность перемешивания таких эмульсий должна 
Сыть увеличенной. В данном случае целесообразно придерживаться 
mi кого режима движения, при котором чнла Рейнольдса колеба
лись бы в пределах 6000— 10 000 при расходе эффективного ПАВ 
J0 г т и времени перемешивания 40—60 мин.

При обводненности легкой нефти до 50% эмульсин могут быть 
разной устойчивости, зависящей в основном от дисперсности ка
пелек воды (см. рис. 65, а): при больших числах Рейнольдса (Re =  

2-10*—3-104) дисперсность внутренней фазы и устойчивость 
эмульсии повышаются; при числах Рейнольдса 3-103—4 -10s 
эмульсии получаются грубоднсперснымн и практически неста
бильными, если к тому же в эти эмульсин подается незначительное 
количество (15—20 г/т) эффективного ПАВ. Продолжительность 
перемешивания грубодисперсных эмульсий с П А В не должна ripe- 
иышать 30 мин.

При обводненности легкой нефтн свыше 50°» с интенсивностью 
перемешивания вплоть до Re —4-104 и подаче в эмульсию эффек
тивного ПАВ происходит, как правило, инверсия эмульсин В/М —

■ М/В, резко падает вязкость эмульсин (см. рис. 70) и суще
ственно сокращаются в связи с этим энергетические затраты на ее 
■транспортирование по трубопроводам.

Для тяжелой нефти (р„ = 0,88 т/м3 и выше) все указанные 
чифры по расходу ПАВ и времени перемешивания в среднем 
увеличиваются на 20—25"о.
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Приведенная технология транспортирования различных т|(̂ | 
эмульсий и места введения ПАВ для эффективного разрум^Ив 
эмульсии s самом трубопроводе а каждом конкретном c .'ij'lH  
должны быть скорректированы.

Температура транспортируемой по системе сбора эмумd H  
и темп ее падения оказывают большое влияние на образованное 
стабильность нефтяной эмульсии. Сохранение температуры >му.<Я 
сии, выходящей из скважины, или повышении ее тем пли ммыи 
способом в начале сборной системы приводит к уменымеиИ 
структурно-механической прочности межфазных «оболочек», нм 
холящихся на капельках дисперсной фазы и, как следствие этогм 
способствует (при введении незначительного количества (10 
12 г/т) ПАВ) быстрому разрушению такой эмульсии в самой 
сборкой системе.

Однако практически сохранять температуру эмульсин и.1Я 
повышать ее в начале сборной системы экономически, как правило  ̂
бывает невыгодно, поскольку в этом случае требуется прокладки 
теплоизолированной сборной системы или установка на этой си| 
стеме различного типа генераторов тепла (печей).

Темп падения температуры эмульсии при движении ее по сбор
ной системе особенно может сказаться на месторождениях Край
него Севера (Уса, Русское), где вязкость нефти довольно высокая 
(150 сП) и транспортирование такой нефти будет сопряжено 
с большими энергетическими затратами. В этих условиях, когда1 
окружающая температура воздуха в течение 8—10 месяцев ко» 
леблется в пределах от —20 до —40° С, теплоизоляция сборной си
стемы обязательна и особенно тех ее участков, где скорости дви
жения эмульсии низкие (0,5—1,0 м/с).

Таким образом, подводя итоги, можно сказать, что для полу
чения максимального эффекта от внутритрубной деэмульсации 
необходимо учитывать прежде всего климатические условия место
рождения, физико-химические свойства нефти и пластовой воды, 
режимы движения эмульсионных потоков, обводненности нефти 
и поверхностную активность деэмульгатора.

Деэмульгатор целесообразнее всего вводить в межтрубное про
странство скважины, в результате чего изменяется структура газо
жидкостного потока, которая из грхбодисперсной переходит 
в мелкодисперсную (сотовую илн пенную, см. рис. 27, 7 и 2), 
получаются быстро разрушающиеся, нестойкие эмульсии при 
подъеме их на поверхность.

Характерной особенностью сотовой или пенной структуры 
является то, что относительная скорость газовой фазы в газо
жидкостном потоке практически становится равной нулю, а это 
значит, что такой подъемник работает с максимальной эффектив
ностью.

Впервые это было установлено И. М. Асадовым в сороковых 
годах, а затем подтверждено в 1952 г. Однако подача деэмуль
гатора з межтрубное пространство скважины сопряжена с необ-
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шнмостыо установки на каждом устье скважины дозировочного 
|ц, ■.1 или проводки специальных линий для подачи деэмуль- 

Бтпрп от сборных пунктов нефти, что, как известно, экономически 
[м м. п да бывает оправдано. Поэтому очень часто деэмульгатор Uni разрушения или предупреждения образования стойких

н.еий вводят или на групповых установках, где устанавлн- 
Hiiini «Спутники» (см. рис. 5, 3), или в сборный коллектор, транс- 
III<р|пру ю1дпй нефтяную эмульсию от ДНС на УПН.

Теперь необходимо раскрыть физико-химическую сущность 
Процессов, протекающих при внутритрубной деэмульсацнн.

Установлено, что нефтерастворимые ПАВ для эмульсии типа 
|| Ч являются наиболее эффективными.

Деэмульгаторы можно вводить в эмульсию как в концентри- 
(io iu ih h o m , так и разбавленном виде, причем разбавленные де- 
•мульгаторы более эффективны.

Разрушение эмульсии типа В М с помощью деэмульгаторов 
условно можно разбить на три стадии: 1) распределение деэмуль- 
щгора по всему объему нефтяной (сплошной) фазы; 2) проникно- 
исние реагента в защитные слон на каплях воды («брони») и их 
|м (рушение; 3) сближение и коалесценция капель воды и осажде
ние их на счет гравитационных сил.

Следовательно, эффективность того или иного способа разру
шения нефтяной эмульсии следует оценивать по тому, насколько 
успешно он обеспечивает протекание всех ступеней процесса.

Введенный в том или ином виде деэ.мульгатор, разбавленный 
или концентрированный, должен быть равномерно распределен 
и объеме внешней фазы — нефти. Поэтому нефтерастворнмый 
деэмульгатор распределяется в виде молекул по всему объему 
нефтяной фазы за счет диффузии, конвекции и броуновского дви
жения, и необходимость в энергичном перемешивании 
отпадает.

Если водорастворимый деэмульгатор подают в нефтяную эмуль
сию обратного типа, то, в этом случае деэмульгатор должен 
быть тонко диспергирован в нефтяной фазе энергичным переме
шиванием, в результате чего образуются две эмульсии: нефти 
с капельками воды, содержащими деэмульгатор, и нефти с капель
ками пластовой воды, имеющими на своих поверхностях защитные 
оболочки, подлежащие разрушению.

Разрушение оболочек, защищающих капельки пластовой воды 
от слияния и осаждения, наступит в тот момент, когда с капелек 
воды, содержащих деэмульгатор, он тем или иным способом 
перейдет на эти оболочки.

Переход деэмульгатора из нефтяной фазы на поверхностные 
слои происходит в основном при соприкосновении капель воды, 
содержащих деэмульгатор, с каплями пластовой воды, т. е. за 
счет интенсивной турбулнзации потока.

В этом случае незначительнее количество деэмульгатора, по
павшего на «бронь» капелек воды, разрушает «бронь:, и капельки
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воды коалеецируют (укрупняются) и высаждаются и др# 
При этом очень важно, чтобы незначительное колпчестпо 
50 г па 1 т  эмульсии) деэмульгатора могло бы равномерно рл 
делиться на «бронях» всех капелек воды, число которых шщ 
от обводненности нефти, турбулизацин потока и фнзико хнм 
ских свойств как эмульгаторов, так и нефти и воды.

На рис. 74 схематично показано перемешивание т*фг* 
эмульсии с водорастворимыми ПАВ.

На рис. 74, а — схема потока нефтяной эмульсии н г  
ь этот поток ПАВ прн слабой турбулентности. На рнс. 75, 
поток эмульсии с ПАВ развитой турбулентности. Рнс. 74, я
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Рнс. 74. Движение нефтяной эмульсии с П А В  по сборному коллектору

взаимодействие капель, содержащих реагент А или не содержа** 
щих его при перемешивании. На рис. 74, г  — схема распределении 
мизерных капелек эффективного ПАВ, прилипших к защитным 
оболочкам дисперсной фазы, и момент их разрушения. I In 
рнс. 74, д — расширительная камера, в которой происходит зна
чительное снижение скорости фаз разрушенной эмульсии и вывод 
пластовой воды за пределы камеры. В качестве расширительной 
камеры может также служить каплеобразователь, изображенный 
на рис. 81.

Из приведенных схем (см. рис. 74) видно, что основной процесс 
разрушения эмульсии при внутритрубной деэмульсации обуслов
ливается интенсивностью перемешивания раствора ПАВ со сплош
ной фазой (дисперсионной средой) и прилипанием капелек ПАВ 
к «бронированным» поверхностям дисперсной фазы, в результате 
чего эти «брони» разрушаются, происходит слияние капелек 
воды и высаждение их в дренаж (рис. 74, г).

Броуновское движение и диффузионные явления при разру
шении водонефтяных эмульсий с помощью водорастворимых 
ПАВ в данном случае не играют существенной роли.

Таким образом, неотъемлемым условием эффективного разру
шения эмульсий с помощью водорастворимых ПАВ является дис
пергирование двух жидких фаз: пластовой воды и водного рас
твора поверхностно-активного вещества. И чем тоньше дисперсия, 
тем больше межфазная поверхность и, следовательно, тем быстрее 
протекает массопередача. Однако на практике нельзя упускать
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)|)M i y что по окончании маесопередачп фазы должны быть снова 
Ь*Лены, причем чем тоньше дисперсия, тем труднее затем раз
ами. фазы. Поэтому при определении оптимальной степени 
Ьмешнванпя всегда нужно учитывать не только требование 
Ткинвностн массопер.едачи, но и необходимость быстрого раз- 
й|ч«ня фаз.

II связи с этим возникает задача определения оптимальной 
■ i i ’ii.i коалесценцпн капель раствора ПАВ с каплями дисперсной 
т 1М для вывода последней в дренаж.

Предположим, что частота коалесценцпн постоянна и равна 0. 
■роме того, условимся считать, что дисперсная фаза (вода) со- 
Кнщ из капель одинакового размера с полным количеством их 
В системе, равным N. Определим долю общего числа капель, 
■шлеецпрующих в единицу времени. Положим, что число капель, 
■•держащих реагент А (т. е. ПАВ), есть N А (см. рис. 74, в). 
Гснда число капель, содержащих вещество А и коалесцирующнх

■ единицу времени, равно 0ЛЛ. Такие капли могут коалесциро- 
илп. с другими каплями, содержащими реагент А или не содер- 
■пшнми его (инертные капли Л',) (см. рис. 74, в). Из общего числа 
Ивпель, содержащих реагент А и коалесцирующнх в единицу 
|ременн, доля Л^/М'представляет собой вероятность коалесценцпн 
инертных капель в единицу времени. Поэтому число капель, 
содержащих реагент А и коалесцирующнх с инертными каплями 
И единицу времени, есть QNANj/N.

В каждый момент капля, содержащая реагент А, коалесци- 
рует с инертной каплей, а образующаяся капля распадается, 
т. е. общее число капель, содержащих реагент А, возрастает 
Ми единицу. Поэтому скорость смешения капель дисперсной фазы 
будет

d;V.4 QNAN, _  0fV/i ( N — Na ) /VI i
dt ~  N ~  N • 1 ;

Уравнение ( V I I I . 10) после интегрирования в пределах t =  0, 
N л — Лгл и / =  оо, N А =  N дает

Уравнение (V II I .  11) дает соотношение между числом капель, 
содержащих реагент А, временем и частотой коалесценции.

Из формулы ( V I I I . i l )  видно, что если N a i'M  = 1 ,  т. е. все 
капли дисперсной фазы (воды) Л' будут иметь на своих «бронях» 
капельки раствора ПАВ, то разрушение эмульсий может быть 
успешным.

Л’
( V I I I . 11)

где
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После того как эмульсия в трубопроводе разрушилась и про| 
шло разделение фаз на нефть и воду, последнюю необходим 
же выводить из сборной системы. Для этого на сборном к>>.i 
торе целесообразно предусматривать установку расширит», п. 
камеры, в которой скорость потока снижалась бы в 5 (> 
в результате чего можно достичь эффективного разделен!!:! 
(рис. 74, д). Отделившаяся от нефти вода в этой камере под с 
ственным давлением подается в отстойники, а затем с помощ 
насоса транспортируется на КНС для закачки ее в нагнетам*, 
ные или поглощающие скважины.

§ 6. Г И Д Р А В Л И Ч Е С К И Й  Р А С Ч Е Т  ТРУБО П РО ВО Д О В, 
ТР А Н С П О Р ТИ Р У Ю Щ И Х  Н Е У С Т О Й Ч И В Ы Е  Э М УЛ ЬС ИИ  
П Р И  Т У Р Б У Л Е Н Т Н О М  Р Е Ж И М Е  Т Е Ч Е Н И Я

Транспортирование по трубопроводам неустойчивых эмульсин обрито, 
типа было всесторонне исследовано в лэбораторных условиях в Грозненском г.гфтЯ 
ном институте и описано в работе В . Ф . .Медведева [19).

Неустойчивые эмульсии, как и устойчивые, подразделяются на разбавлен* 
ные, концентрированные и высококонцентрированные (плотные). В  плотных m 
устойчивых эмульсиях капельки воды разделены тонкими пленками нефти, и при 
транспортировании такой системы происходит деформация капель воды, на чю  
требуется дополнительное напряжение сдвига т 0. Было установлено, что объем и mi 
доля дисперсной фазы W» плотной монодисперсной эмульсии изменяется в преде
лах от 0,524 до 0,741. При меньшем содержании дисперсной фазы капельки води 
будут находиться на большем расстоянии друг от друга и при транспортировании 
не будут деформироваться. При содержании дисперсной фазы >  0,741 происходи! 
инверсия фаз.

В  работе [19] напряжение сдвига т0 рекомендуется рассчитывать по формуле

где 0 —  поверхностное натяжение; d —  диаметр капелек воды.
Средннй диаметр капелек воды нестойких эмульсий зависит от поверхност

ного натяжения ст, средней скорости течения v, диаметра трубопровода D, объем
ной концентрации дисперсной фазы Wv и от физических свойств дисперсионной 
среды.

На основании обработки экспериментальных данных"[19] и их анализа сред
ний диаметр капелек воды определяют по эмпирической формуле

вязкость дисперсионной среды соответственно.
Реологическое уравнение неустойчивых эмульсий записывается в следующем

виде

т0 =  (0 ,1 9 5 Г „  —  0,102) при 0,524 < 4 7 , < 0 , 7 4 1  (Л),

d----
1,4 o M D M

где М —

где т
Lil'J iv..:

| u-,8 для концентрации 0 <  IVy <  0,524,

I тс - i r e  для концентрации 0,524 <  1ГВ <  0,741,

т — напряжение сдвига; е — градиент скорости сдвига; (.ц — динамическая 
;.m \.::.chs;, оп;к\д- л;ч*мая но формуле Бринкмана

м <1 - г



в  I'ii лнчис гидродинамических параметров неустойчивых и устойчивых эмуль- 
1Н hi» нндпсся с зн}>фсктс гашения турбулентных пульсаций днспсрспонной среды 
| lit п. ц.чностп капель днсперсной фазы.

11| - движении и трубопроводе устойчивых эмульсин размер капель воды обыч- 
1(| , ше, чем амп.пплда их пульсации. Эти капельки переносятся потоком, 
I ii ,м, in'll по существу вязкого характера его. Поэтому такие капли воды увели- 
Ими. динамическую вязкость потока.

Г  I мер капелек воды неустойчивой эмульсии, образуемой турбулентным ре
шим движения, превышает амплитуду пульсации в дисперсионной среде, что 
mu дпт к некоторому гашеишо турбулентности.

| учетом этого эффекта коэффициент гидравлического сопротивления при 
|ifiv.ieiiTHOM течении неустойчивых эмульсий предлагается определять по сле- 
иннгн эмпирической формуле [ 1 9 ] 1:

ii Ке,. — число Рейнольдса для эмульсии, определяемое из выражения

|Дееь I I  - 5 - ----- критерий Ильюшина; 6 —  величина, зависящая от концен-

ф.щин эмульсии, определяется так:

| 0, при 0 <  1Га <  0,524

[ 1, при 0,524 С  Г р С  0,741.

Расчеты коэффициента гидравлического сопротивления неустойчивых эмульсий 
к, по формуле (Б) выполняются при том условии, если 2320 <  Re3 <  10;> и

l<f-j j  —  3= 2, где рд — плотность дисперсионной фазы; d и D  — диаметры

капель днсперсной фазы и трубопровода соответственно.

Если Re., ^-jy   ̂ —  < 2 , то эффект гашения турбулентности не проявляется

и множитель (1 ~  1,125 1ГС.) в формуле (Б) учитывать не следует.
Обводненную нефть на поздней стадии разработки месторождения часто 

собирают с помощью двух сборных коллекторов (см. рис. 8, 4).
Поскольку на одном месторождении степень обводненности скважин может 

сильно отличаться, то, переключая скважины на «Спутниках», можно обеспечить 
различную обводненность нефти в нефтесборных коллекторах, регулируя тем са
мым не только режим внутрнтрубной деэмульсации нефти, но и величину гидра
влических потерь.

Опытами [19 ] установлено, что чем больше содержание дисперсной фазы в 
эмульсии, тем сильнее проявляется эффект гашения турбулентности и тем меньше 
турбулентная вязкость. Однако с увеличением содержания дисперсной фазы воз
растает динамическая вязкость. Поэтому содержание дисперсной фазы, при кото
рой потерн давления будут минимальными, считается оптимальным.

Д ля определения оптимального содержания дисперсной фазы необходимо 
в уравнении Дарси-Вейсбаха (IV.3) подставить вместо к коэффициент гидравличе
ского сопротивления эмульсии къ из выражения (Б ), приняв при этом 6 = 0 .

При о 0 область минимальных потерь давления не может находиться в об
ласти плотных эмульсий.

1 Формула неполностью моделирует реальные процессы, происходящие при 
••нутритрубной деэмульсации, так как не учитывает влияние газовой фазы.

vDy>
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Д ля значений 0,6 <  ~  <  1,4, охватывающих все условия исфтепромысло- 
Рэ

вой практики, значение оптимального содержания дисперсной фазы IV"0 опреде
ляется по формуле

Г .  =  0,68 —  0,4 .
Рэ

Таким  образом, при транспортировании неустойчивых эмульсий по трубопро
водам важное значение имеет определение так называемой выгодной области со
держания воды и нефти, при которой потерн давления при течении эмульсии не 
превышали бы потерь давления при течении «чистой» нефти с одной и той же ско
ростью.

§ 7. П Е Р Е Д В И Ж Н Ы Е  Д ЕЭ М У Л ЬС А Ц И О Н Н Ы Е У С ТА Н О ВК И

В настоящее время в связи с бурным развитием нефтяной про
мышленности особенно в северных районах нашей страны большое 
внимание исследовательские институты стали уделять предвари
тельному получению данных на установках, моделирующих 
реальные процессы по системам сбора, разрушению нефтяных

Рй-1

Т\1КВ^

■зПН-3 
) /7Я-4 
)ПН-5

8

1_Г
3/7Я-7

/ пн-г
Рис. 75. Пилотная установка для изучения процессов внутритрубной деэмульса
ции нефти:
1 — баллон со сжатым газом; 2 — деэмульгатор; 3 — электромотор; 4 — сборный кол
лектор; 5 — емкость для измерения количества П Л В ; б — дозатор реагента (П Л В ) ;
7 — смесители: Я — отстойники

эмульсий в этих системах, оптимальным режимам работы сепара- 
ционных установок, установок подготовки нефти и воды. На 
основании этих данных проектные институты разрабатывают и 
внедряют проекты обустройства, которые обеспечивают необхо
димую кондицию нефти, газа и воды с минимальными издержками 
средств и материалов.

Так, например, в настоящее время широко применяют пилот
ные установки по внутритрубной деэмульсации, моделирующие 
реальные процессы. Схема одной из таких установок приведена 
на рнс. 75 1151.



Установка работает следующим образом.
Нефть из сборного трубопровода перетекает в эмульсатор 2, 

который заполнен пластовой водой до предела, зависящего от 
необходимой обводненности нефти. Эмульсия заданной дисперс
ности готовится мешалкой, вращение которой регулируется 
электромотором 3. Сжатым газом пз баллона эмульсия выдавли
вается в смеситель 7. Объем эмульсии, поступающей непрерывно 
и установку, регулируется редуктором РД-1. Производительность 
установки *2 л/ч. ПАВ вводят в смесители дозатором 6 из мерной 
емкости. В  смесителях эмуль
сию подогревают до заданной 
температуры и перемешивают 
с реагентом при различных 
режимах. После этого эмульсия 
проходит через водяную по
душку в отстойники, соединен
ные последовательно. В них

Рис. 76. Зависимость степени обезво
живания нефти Е  от расхода деэмуль- _ 
гатора при температуре,' °С: д s  10 15 20 25 JO 35
i — 20; 2 — 30; з — 40; 4 — 50 Расход деэмульгатора, г/т

вода и нефть разделяются. Обезвоженную нефть отбирают из 
краников П К-3, 4, 5. Нагревают эмульсии и поддерживают тем
пературу в смесителях 6 и отстойниках 8 электроподогревом 
или горячей водой, циркулирующей в рубашках подогрева. 
Отделившаяся вода от нефти в отстойниках 8 сбрасывается 
через кран ПК-6.

Так проводят эксперимент при изучении эмульсии с необвод- 
ненной нефтью. При обводненной нефтн на месторождении эмуль
сатор 2 выполняет роль приемной камеры естественной эмульсии, 
дисперсность которой также можно менять при изменении числа 
оборотов электромотора 3.

Описанные выше исследования обычно сводятся к получению 
зависимости остаточной воды Е  от расхода реагента при различ
ной температуре обработки водонефтяных эмульсий (рис. 76). 
По этим кривым определяют значения температур и объем де
эмульгатора, обеспечивающие получение товарной нефтн заданной 
кондиции на У П Н . Эти данные закладываются в реальные проекты 
обустройства.

§ 8. Д ЕЭ М У Л ЬС А Ц И Я Н Е Ф Т Я Н Ы Х  ЭМ УЛЬС ИЙ ЗА  С Ч Е Т  
В Ы Д Е Л Я Ю Щ Е ГО С Я  И З Н Е Ф Т И  ГА ЗА  (БА РБО ТА Ж )

Эффект разрушения нефтяных эмульсий при барботаже газа впер
вые был обнаружен Н. С. Марининым при изучении работы сепа- 
рацнонных установок, затем он был развит и углублен в трудах
В. П. Тронова [7).

2 0 !



Сущность этого метода деэмульсации сводится к след\ 
При движении эмульсии по нефтесборным системам, а 
в оборудовании установок подготовки нефти и воды пропс 
постепенное снижение давления, приводящее к непрерд 
зарождению, коалесценцин, а затем расширению пузырько! 
выделяющихся из нефти. Схема развития описанного npt

5 „

1 .1
Л  « и

Рис. 77. Подъем дисперсной фа.<ы (и 
в дисперсионной среде (пластовоП 
ной воде).
а — механизм разрушения нефтяной ьм| 
за счет выделяющегося из пефтн Г#1 
ботаж):
1 — водяная подушка; 2 — колли 
3 — капельки воды; 4 — пузырьки ГА| 
пленка нефти; 6 — пузырь газа; 7 — i 
на капельках воды; 8 — слой нгф1М 
момент выхода капли нефти из отя 
раздаточного коллектора; I I  — ко*<л« 
газовых пузырьков, увеличение их 
соответственное увеличение капли и* 
///  — образованно за счет коалесп* нц 
зыря 6 <1 вырождение капли нефти 2 и] 
нефти 5; IV  — вытеснение пузырем 
лек воды 3 за пределы нефтяной пл»
V — момент внедрения газового пу • 
в слой нефти 8\ 
б  — зависимость скорости всплывания i 
ных капель от их диаметра без учет* Ц] 
каплях капелек воды и акклюдпро! 
пузырьков газа при плотности нефтщ 
/ — 0,735; 2 -  0,606, 3 -  0,937

приведена на рнс. 77, а, где показан подъем капельки nei| 
выходящей, например, из отверстий распределительного м 
тора, через водяную «подушку» 1 (см. рис. 100, а).

Как видно из схемы рисунка 77, а, зарождающиеся и hi 
нефти (дисперсионной — сплошной среде) пузырьки газа 
иметь различные расположение и форму, которые зависят а 
ном от темпа падения давления и температуры в системе, кол 
ства растворенного газа в нефти и степени ее перемешивав 
Прн снижении давления расширяющиеся пузырьки газа 1 и к!
2 0 2



W in  J начинают сближаться друг с другом н коалесцнровать, 
шиш нпо увеличивая объем этой капли нефти.
I  KiiiH .ibKH воды, заключенные в капле нефти, в объеме прак- 
В|> |,п не изменяются, поскольку газа в них содержится ничтожно 

И.
Г  Пн рис. 77 условно показано пять положений (/, I I  и т. д.) 
Линчующейся через водяную «подушку» нефтяной капли. По- 
p i'M iir / — это момент отрыва нефтяной капли от отверстия 
Ш(||»гделительного коллектора. В положении капли I I  показано 
В  ишргнне пузырьков газа 4 и за счет этого увеличение объема 
Вши капли нефти 2. Положение I I I  — это полное слияние 
Bii,i|ii.kob газа 4 и образование единого пузыря 6. Как видно из 
■мы. а этом положении капля нефти превращается в пленку 
Btn i ), в которой находятся капельки воды 3, оттесняемые пу- 
Цн ч газа 6 все ближе к водяной «подушке». В положении IV  
В т  ми момент полного вытеснения капель воды за пределы 
Внннон пленки 5 и контакт «броней» 7 этих капель с ПА В, 
К "  шщимися в водяной подушке.
Г М результате контакта ПАВ с «броней» она разрушается, и 
|Ш' п.mi воды, соединяясь с основной массой воды, выпадают 
| (Н'РНЛЖ.

.11 н е нефтяная пленка вместе с пузырем газа поднимается за 
||i I и I гравитации вверх и входит в контакт с основной массой 
«м|м 11 в,
Г  И положении V показан момент вхождения пузыря 6 в слой 
Вин Н и слияние нефтяной пленки 5 с основной массой нефти. 
■Может возникнуть вопрос, насколько реальна описанная выше
........ . движения капли нефти через водяную «подушку».

М реальных условиях на границе трех фаз вода—газ—нефть 
р  in имеет место неравенство
Т ,> > сТн-г-гОн_„. (VIП. 12)

» поверхностное натяжение системы вода—газ всегда больше 
B<'|,vпостного натяжения системы нефть—газ и нефть—вода. 
W.H ид границе с воздухом имеет поверхностное натяжение 
Bn I 20е С и р =  760 мм рт. ст.), равное 72,5 дин/см; нефть — 
И  около 27 дин, см, а нефть— вода — около 30 дин/см. 
Итикнм образом, на основании приведенного выше неравенства 
n t i "  включить, что газовые пузырьки в трехфазиой системе 
I*tn i i t —нефть могут контактировать только с нефтью, а не 
К>,1" 1|, ибо система вода—газ с энергетической точки зрения 
bid I одна.

I  ■ 1 Г\ Н И ТЛ Ц И О Н Н О Е  Р А З Д Е Л Е Н И Е  Н Е Ф Т И  
|« I.........I (ХО ЛО Д НЫ Й ОТСТОЙ)

пеипую нефтяную эмульсию при подаче в нее эффектнз- 
В '"  и эмульгатора в затрубное пространство скважин или в на- 
В "  I" борного коллектора обычно направляют на территории
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ДНС или УПН в сепараторы, в которых происходит одио»|) 
ное разделение нефтн, газа и воды (см. рис. 53).

Если разрушение нефтяной эмульсин при внутр1П|1\ 
деэмульсацпн проходит достаточно эффективно, о чем м 
судить по продолжительности отстоя (седиментации) и м» 
ству оставшейся воды и солей в нефти, то применять каким* 
другие методы, способствующие более глубокому обезвожи»! 
и обессоливанию данной нефти, как правило, бывает эьпиоц 
ски невыгодным.

Такая нефть обычно после сепараторов направляется м г| 
вые резервуары, где она отстаивается без подогрева, л 
сдается товарно-транспортным управлениям для перокпчнИ 
нефтеперерабатывающим заводам.

На нефтеперерабатывающем заводе поступившую с ирам, 
нефть дополнительно подвергают обработке на электрод» i идр 
рах в одну или две ступени и доводят содержание солей и г 
до 5—10 мг/л или менее.

Как при холодном гравитационном разделении эмульсин, 
и при любых других методах основными показателями, xti|H 
ризующими эффективность процесса, являются время отг 
эмульсии, температура этой эмульсин, количество иодлинг 
деэмульгатора и остаточное содержание воды и солей и и 
после отстоя. Если указанные величины малы время отстпм 
=  2,5—4 ч, температура отстоя t =  30—40° С, расход д« »му 
гатора q = 2 0 —30 г/т, обводненность нефти Е  = 0 ,2 -  И 1 
количество солей х  =  50—1000 мг/л, то холодный отстой |г 
считается эффективным. В случае, если какой-либо из исрМ;. 
ленных параметров значительно превышает указанные . |и i 
нормы, то решается вопрос о выборе более эффективною \t*f 
подготовки нефти, чем холодный отстой и внутритруСини 
эмульсация. К  таким методам подготовки относят термихимК 
скую деэмульсацшо или дополняют ее обработкой нефти и 
трическом поле, которые рассматриваются в § 10 и I I  им 
главы. ___

Время отстоя т  и л и  седиментацию моноднсперснон эму,1Ц| 
рассчитывают по формуле Стокса

т  =
_н
v где V — d2 i p,  - p o ) g

18ц2

v — скорость седиментации, м/с; d — диаметр частицы, м; 
р., — плотность соответственно дисперсной и непрерывной 
ной) фаз, кг/м3; |л2 — динамическая вязкость непрерывиий (л 
персионной) фазы, Па-с.

Данную формулу можно применять в предположении, цЯ 
капельки эмульсии (дисперсной фазы) ведут себя, как тп«|1/уЛ 
шарики. Для реальной эмульсии рекомендуется формул.1!

2r -  ip, -  р2) g ni +  щ
ЗМг 3(.t! +  2(i2 * ( V I I I , ID

204



I| i ,  -вязкость дисперсной фазы, Па-с; г — радиус час- 
щи, м.
j ! I Ни|>ость седнмеитанпн полнднснерснон эмульсии выражается

■Ррг* Г III м

I

L -■  1*

( V I I I .  14)

(VI1I.15)

1 объем эмульсии; г , — радиус i -й частицы; nt — число
■  mu i -го размера; и,- — скорость седиментации t-й частицы, 
f 11.1 рнс. 77, б показана зависимость скорости всплывания 

Ш|ннных капель от их диаметра (при рв =  1 и I =  20° С) без 
it них капелек воды и окклюдированных пузырьков газа.

I  (И 1'Л Т У Ш Е Н И Е  Н Е Ф Т Я Н Ы Х  Э М УЛ ЬС ИЙ В Ц Е Н Т Р И Ф У Г А Х

разрушения нефтяных эмульсий в центрифугах как лря- 
Б||>, гак и обратнцго типа пока не нашел широкого промыш- 
HjiiMHo применения, однако он является эффективным.

Отделение нефтяных эмульсий в центрифугах характеризуется 
■Ц 1|н1('и»жным критерием Фруда, представляющем отношение 

|н >Гн'жной силы к силе тяжести F T:
mvl

I f ,  - p i .  =  - J —  =  . ( V I I I . 17)
“ F  т mg rg

f I In частицу m (капельку воды), находящуюся в центробежном 
Нл*>. действуют следующие четыре силы (см. рис. 78):

I) центробежная

| Л, ( V I I I . 18)

я d3■  ш -масса капельки воды, равна -g—рп; уе — окружная
и, капельки, м/с; г — радиус, по которому вращается 

В  ( h i m  т  вокруг оси центрифуги;
Г  ') I ила сопротивления среды F c, вызываемая движением капли

■  ОСИ центрифуги к периферии и направленная в протнвополож- 
1ц| I тором у движения капли.
Р I .'in режим движения капли т  в центробежном поле принять 
IЛнмпмарный с числом Рейнольдса, непревышающим двух, то 
чЦй сопротивления F c определится из формулы (V I.23)

t ; ( V i i i . 19)

1 площадь сечения частицы, принимается равной ясР/4.
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Для ламинарного движения частицы коэффициент coii|»of|̂  
нпя получается теоретически:

- _Н1 ж 24м..
'  Re vu dpa i v i r

Тогдг, подставляя данное выражение в формулу (V III.I!>), 1 
чим

/> = 24ц,| Р tP j nrf*
Рв dpn 2 Зл dfi„ dr

dx (Mil

где dr dT — скорость движения частицы воды от оси к nepm|*“ 
равна у;

Рис. 78. Схема к |>и«> 
центрифуг;! дли |и»‘ 
ния нефти от воды

3) сила тяжести частицы m FT, направленная вертикально ни
F r = m Tg, ( V I I I

4) архимедова сила частицы mFa, направленная вертиkii.in 
вверх и равная

F& =  mag. ( V I I

Последние две силы — F T и F a — по сравнению с нерпы 
двумя силами в центробежном поле составляют небольшую 
личину, и ими можно пренебречь. J

Тогда будем иметь F a — F c, т. е. центробежная сила прирнЦ 
нивается силе сопротивления течению капельки воды 01 «и И 
центрифуги к периферии.

Приведем формулу (V II I .  17) к следующему вид) и ирп̂ нщ 
няем ее силе сопротивления F c, представленную выражении 
(VI 11.21)

па г. ntf* ы'2г- 
-7 — Р* —7— Зя с! и,, dr

d\ (МП »4|

i?0t>



i'(1 (or; со — угловая скорость в l.c, равная л/i. 30. Делая 
Ьмым'ппя в выражении ( V I I I . 24) н разделяя переменные, можно 

шщиить его в следующем виде:
Г  * «

Елосле интегрирования получим:

ВМ ■ In —  . (V II 1.26)
a'o>2Pu 'о

|||>г дельный раз.мер частицы воды, осаждающейся в центрн- 
f f li По Стоксу определяют из выражения (VI 11.26)

|И"' частицы, имеющие раз.мер выше dnp, должны осаждаться 
■ h i рифу ге.
11)мI решении задач разрушения эмульсии в центрифугах 

)M<iiim ia да юте я диаметром капелек воды, которые должны уда- 
If i. i и из нефти, и определяют необходимое время нахождения 

Ц|и ни в центрифуге т.

I I  Ф И Л Ь Т Р А Ц И Я  Э М УЛЬС ИИ Ч Е Р Е З  Т В Е Р Д Ы Е  
П Р О Ф И Л Ь Н Ы Е  П О ВЕРХ Н О С ТИ

Нестойкие и средней стойкости нефтяные эмульсии (В.М)

1П||1*>мм|г> разрушаются при прохождении через фнльтрирующий 
■ill, которым может служить гравий, битое стекло, полимерные 

j j l l i i i i i ,  древесные и металлические стружки.
I1 ‘Мульсация нефтей при помощи твердых поверхностей осно- 

В п  > ни явлении селективного смачивания, сущность которого та 
L  что и явлений, сопровождающих адсорбцию. Если взаимсдей- 

Bpin молекул жидкости с молекулами твердого вещества снль-
В ,  Him между собою, то жидкость растекается по поверхности, 
В т  I мичнвает ее. Растекание происходит до тех пор, пока 
Нуцм н, не покроет всю поверхность твердого тела. Такой слу- 
1(1 тиывается полным смачиванием (рис. 79, а).
I 11 in молекулы жидкости взаимодействуют между собой зна- 

В н  н.мо сильнее, чем с молекулами твердого вещества, то расте- 
■н ii и и сгом случае не только не произойдет, а наоборот, жидкость 
Н ^ 'г к  н на поверхности в каплю почти сферической формы 
Bhi|> 0). Между этими крайними случаями возможны пере- 
Кны< случаи неполного смачивания, когда капля образует с по-
B t ...... твердого тела определенный равновесный )гол, назы-
B L .u i краевым углом или углом смачивания (рис. 79, s).
I  I чпчиванне жидкостью поверхности твердого тела можно 

B | i......... как результат действия сил поверхностного натяжения.
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Рассмотрим пример неполного смачивания, изображенный ц| 
рис. 79, г.

Окружность капли в данном случае является границей взлнмо» 
действия трех сред — жидкости /, воздуха 2 и твердого тел» ,1, 
Эти среды взаимодействуют между собой через силы поверх Иоси 
ного натяжения. Обозначим векторами: силу, действующую НШ 
границе жидкость—воздух, через сг1_2; силу, действующую ни 
границе воздух—твердое тело, через а*_3 и силу, действующую 
на границе жидкость—твердое тело, через ox_s.

При образовании равновесного краевого угла 0 все три силы 
должны уравновесить друг друга.

Силы а^з и а2_3 действуют в плоскости поверхности твердого 
тела. Сила же 0Х_2 направлена к поверхности под углом 0. Однако

Рис. 79. Различные случаи смачивания жидкостью твердой поверхности (а —
0 < i9 0 ° ;  б  —  0 >  90°; в  —  0 = 9 0 ° )  и зависимость между краевым углом (0) 
и7поверхностными натяжениями «тх_ а; <т2_ 3 и а1_3 (Г):
1 —. ж идкость; 2 — воздух; 3 —  твердая поверхность

если точка приложения трех сил может только передвигаться 
по поверхности, то вместо силы а^2 следует взять ее проекцию 
на плоскость, т. е. Gj_2 c o s  0. Тогда условие равновесия сил 
выразится уравнением

O2—3 01_з "т~ Oj_2 cos 0* (V 111.28)

Величину cos 0, характеризующую способность жидкости 
смачивать поверхность, принято называть смачиванием. Угол 
смачивания 0 откладывается всегда со стороны жидкости. Избира
тельное смачивание было исследовано академиком П. П. Ребин
дером и сотр.

На основании выражения (V I 11.29) можно установить три
случая:

1) когда краевой угол 0 <  90\ a cos 0 >  0, то твердая поверх
ность называется гидрофильной (рис. 79, а);

2) когда краевой угол 0>>9О°, a cos 0 <  0, то твердая поверх
ность называется гидрофобной (рнс. 79, б);

3) когда краевой угол 0 == 90°, a cos 0 =  0, то избирательное 
смачивание отсутствует (рнс. 79, в).

;  *
6 , .2 'C0S В (з,-J  (>2-3

Отсюда

cos 0 =  - г- 3 ~  g l- rl ( V I I I .  29)
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Жидкость тем лучше смачивает твердое тело, чем меньше 
и ишмодействне между ес молекулами. Неполярные жидкости 
(нефть) с малым поверхностным натяжением (20 —30 эрг, см2) 
обычно хорошо смачивают твердую поверхность. Вода с поверх- 
|кк гным натяжением (72,5 дин/см при 20° С) смачивает лишь 
in которые тела (стекло, кварц).

Фильтрующее твердое вещество для разрушения эмульсий 
должно удовлетворять основным требованиям:

1) иметь хорошую смачиваемость, благодаря которой проис
ходит сцепление глобул воды с фильтрующим веществом н разрыв 
межфазных пленок эмульсии, способствующий коалесценции ка
пель воды;

2) быть достаточно прочным, обеспечивая длительную экс
плуатацию без замены.

Конструктивно фильтры выполняют обычно в виде колонн, 
размеры их зависят от объема прокачиваемой эмульсии, вязкости 
ее и скорости движения.

Деэмульсацию нефтей фильтрацией как самостоятельный про
цесс почти не применяют, однако в сочетании с термохимическими 
методами она может найти применение для подготовки некоторых 
нефтей. •

§ 12. ТЕ Р М О Х И М И Ч Е С К И Е  У С ТА Н О ВК И  ПО Д ГО ТО ВКИ Н Е Ф Т И  
(О Б Е З В О Ж И В А Н И Е  И О БЕС С О ЛИВА НИЕ)

Назначение установок подготовки нефти (УПН)

Добываемая из скважины нефть, как правило, имеет в своем со
ставе пластовую воду (в свободном или эмульгированном состоя
нии), содержащую различные минеральные соли — хлористый 
натрий NaCl, хлористый кальций СаС12, хлористый магний MgCl2 
и т. д. и зачастую механические примеси. В состав нефтей входят 
также различные газы органического (метан СН4, этан СгН„, 
пропан С3Н 8, бутан С4Н 10) и неорганического (сероводород H 2S, 
углекислый газ С02 и гелий Не) происхождения.

Содержание в нефти воды и водных растзоров минеральных 
солей приводит к увеличению расходов на ее транспорт, кроме, 
того, вызывает образование стойких нефтяных эмульсий и создает 
затруднения при переработке нефти на НПЗ вследствие усилен
ного развития коррозии оборудования. Вот почему нефтн, добы
ваемые из скважин вместе с пластовой водой, подвергают обез
воживанию и обессоливанню непосредственно на месторожде
ниях и на НПЗ.

На товарную нефть, сдаваемую промыслами, утвержден 
ГОСТ 9965—76, согласно которому регламентируются следующие 
показатели примесей в нефтн (табл. 5).

Товарная нефть, поступившая на НПЗ, снова подвергается 
очистке от воды (до 0,1 мг/л) и солей 3—5 мг/л и ниже.
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тльлшн

Норма для группы

Показатели
1 11 111

Содержание:
воды, вес. % 0,5 1.0 1.0
хлористых солей, мг. л 100 300 1 800
механических примесей, вес. % 0,05 0,05 0.05

Давление насыщенных паров в пункте G6 650 60 650 66 650
сдачн, П а  (мм рт. ст.) (500) (500) (500)

Практикой установлено, что существующие методы деэмулп 
сацнн нефтн без подогрева п поверхностно-активных вещепи 
в большинстве случаев малоэффективны и особенно это касастс» 
тяжелых, парафино-смолнстых и вязких нефтей. Поэтому око.ы 
80% всей добываемой обводненной нефтн проходит обработку ил 
термохимических установках, имеющих следующие преимуще
ства:

I) сравнительно быстрый монтаж установки, состоящей m 
блочного полностью автоматизированного оборудования, изго
тавливаемого в заводских условиях; 2) низкая чувствительность 
режима работы установки к широкому изменению содержании 
воды в нефти; 3) возможность изменять деэмульгаторы и режимы 
работы установки по мере изменения характеристики эмульсии;
4) возможность полной ликвидации потерь легких фракций нефти;
5) сокращение обслуживающего персонала на УП Н  за счет авто
матизации процессов.

Для подготовки вязких и тяжелых нефтей получают широкое 
распространение внутритрубная деэмульсация и термохимические 
установки, в которых одновременно происходят обезвоживание, 
обессоливание и сепарация нефти и газа.

Блочное оборудование термохимической установки, выпускае
мое заводами, поставляется ка промыслы с полной автоматиза
цией и монтируется на месте в течение 15—20 дней.

Разработана и внедрена серия блочного автоматизированного 
оборудования термохимических установок заводского изготовле
ния: нагреватели-деэмульсаторы УДО-2М, УДО-3, СП-1000, «Тай
фун», БН-5,4, ПТБ-10, ДГ-6300, НН-6,3 и др.; отстойники ОГ-80, 
ОГ-200, ОГ-200С; аппараты по предварительному сбору пласто
вой воды БАС-1, УГ1С, сепарационные установки и автоматизиро
ванные установки по измерению в потоке качества и количества 
товарной нефти типа «Рубин-2м».

На большинстве месторождений Советского Союза построено 
и действует много различных установок по обезвоживанию и 
обессолпванню нефти, работающих в различных климатических 
условиях с различными физико-химическими свойствами флюидов
и, что самое главное, укомплектованных различным оборудова-
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пнем незаводского изготовления. О писание принципа действия 
И»\ установок можно найти в литературе 13, 7, 17), а теорию 
||ц ip\шения нефтяных э м у л ь с и й  с применением П А В — в рабо-
UI\ I I .  5, 7, 18).

Ниже приведена лишь одна из возможных принципиальных 
i и м установок по обезвоживанию и обессоливанню нефтн, име-

Ри с . 80 . Установка подготовки нефти (У П Н ) И иОДЫ
коллектор — г 
сепараторы dt 
% _  трубопрс 
Ю турбосепаратор;

/ — сборные коллекторы с месторождения- 2 — коллектор — гаситель пульсации; 
J -  сборный газопровод: V -  каплеобрмователь; 5 -  сепараторы второ.! ступени БАС-1: 
6 -  теплообменники; 7 -  блок нагрева Б Н  5.4 (печь):
водяной смесью: 9 — теплоизолированные сепараторы'' ,  К|1 п0 обезвоживанию нефти: 
уловленной из газа нефти; 12 — герметизированные отс  ̂ смсснтель- щ — каплеобразова- 
/,'/ — линии подачи ПАВ дозировочным насосом; ,4 To i.,ш ки По обессоливанию нефти; 
тель; 16 — газоперерабатывающий завод; 17 — отс™ JQ _  к01ше1ше сепарато-
!> — регулируемый штуцер; 19 — винтовой насос-во»"»' ш г товар„0й нефти; 23 — под- 
рь:: 21 — самотечная линия товарной нефтн; 22 — Р р ч-бии-‘,м» по измерению качества 
норный насос; 21 — автоматизированная установка ,.Л ,к[)Ываюшисся и открывающиеся 
и количества товарной нефтн; 25 и 26  — автоматически за •J' ия псдачи пресной горячей 
краны; 27 — расходомеры товарной нефтн «Норд»; '  резервуаров; 31 — головная
воды: 29 — сепаратор товарного парка; 30 — парк т о в а р "_  Водовод на К.НС; 34 — насос 
насосная станция; 32 — магистральный нефтепровод; я сброса пластовой сточной
д.-я подачи пластовой сточной воды на К Н С : З з  —  в° " ! , з 1отовке сточной пластовой воды 
воды из отстойников; 36 — резервуар-отстойник по ijjw  3g __ насос дЛЯ подачи пласто- 
с гидрофильным фильтром; 37  — насос для откачки неф оса тестовой сточной воды из 
ной сточной воды, содержащей П А В : 39  — водовод Дл "  “ ' , аЧ11 СТОЧИой пл..стопой воды, 
ышараТа по предварительному сбросу воды: 40 — Я В ИИ” 
содср; щеЛ П А В

- „/-кого изготовления, обеспе-ющая оборудование в основном заводсь°'и
чивающего высокую степень очистки нефти и воды . 1 1
ны.ми потерями легких фракций утлевоДОР°дов- Зхема т
н о б к и  приведена на рис. 80. ____ .<„0о - г -  .-.о поодукции скважин оезВначале рассмотрим случаи сбора пришли. v /,  v 3 j  o гбооных коллекторах i ,внутрнтрубйои деэмульсации нефти в ™
расположенных на месторождении с обводненность 4̂ _  
40%. Пусть транспортируется нефть средней ^ отн |Я
=  0,83—0,85 т,м3) и средней вязкости (Ю с '•
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Данная установка рассчитана на использование ее с дожиш 
ными насосными станциями (ДНС), смонтированными на мссЯ 
рождении большой площади. На этих ДНС осуществляют 
первая ступень сепарации нефти и газа п предварительный сбр! 
пластовой воды. Установка работает следующим образом.

Обводненная нефть ь виде эмульсин с частично растворениич 
в ней газом после первой ступени сепарации, расположенно! 
на ДНС, поступает в сборные коллекторы, а затем в общин кол» 
лектор, из которого направляется в коллектор— гаситель ny.ii.* 
сацпй.

Перед коллектором—гасителем пульсаций, расположенным 
на территории У П Н , по трубопроводу 40 вводят дренажную 
горячую воду, содержащую ПА В и способствующую разрушении! 
нефтяной эмульсин. Из коллектора—гасителя пульсаций обво i 
ненная нефть поступает в каплеобразователь 4, а затем в сепара* 
торы второй ступени 5, а выделившийся газ направляется в сбор» 
ный газопровод, по которому транспортируется на ГПЗ. II:» 
сборного газопровода 3 газ проходит через турбосепаратор 10, 
где происходит его «тонкая» очистка от капельной взвеси. Вода 
из сепараторов по линии 39 автоматически сбрасывается в ре
зервуар-отстойник 36 с гидрофильным фильтром.

Следует иметь в виду, что коллектор—гаситель пульсаций 
чаще всего может выполнять роль сепараторов второй ступени, 
и тогда их не устанавливают.

Обводненную нефть (воды 6 —8%) из сепараторов через регу
лируемый штуцер (исполнительный механизм) направляют в теп
лообменники 6, в которых происходит предварительный нагрев 
нефтеводяной смеси горячей смесью, прошедшей блок нагрева 7 
и теплоизолированные сепараторы 9.

Сепараторы служат для отделения по возможности всей газо
вой фазы, образующейся в блоке нагрева 7, и интенсификации 
отделения воды от нефти в отстойниках 12. Сепараторы 9 не 
устанавливают, если в блоках нагрева или в любой другой печи 
давление такое, что газовая фаза в них (после нагрева нефти) не 
образуется и не снижает тем самым эффективности разделения 
нефти и воды в отстойниках 12.

Таким образом, в оборудовании 2, 4, 5, 6, 7, 9, 12, 14, 15 и 17 
поддерживается постоянное давление, не превышающее в послед
нем аппарате 0,2 МПа.

Разрушенная в основном в блоке нагрева эмульсия, прейдя 
сепараторы 9, равномерно поступает в герметизированные от
стойники 12, где происходит окончательное отделение нефти от 
воды. Вода из отстойников автоматически сбрасывается в резер
вуар-отстойник 36, а нефть направляется в смеситель 14.

В отстойниках 12 практически получается обезвоженная нефть, 
содержащая воды не белое 1%.

На этой стадии процесс обезвоживания нефги заканчи
вается.
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При отделении нефтн от минерализованной пластовой воды, 
гпчстьенно, происходит также одновременно и обессолпвание 
»Т(1Й нефти. Однако в обезвоженной нефтн до указанных пределов 
(• Г ‘») содержится еще много солей (2000 —3000 мг.л), которые 
следует удалить, чтобы существенно снизить коррозионное раз
решение оборудования промысловых установок п оборудования 
нефтеперерабатывающих заводов. Поэтому в обезвоженную горя- 
ч\ю нефть, прошедшую отстойники 12 и поступающую в смесп- 
гсль 14, одновременно подается по линии 28 пресная горячая 
иода (от 2 до 5% к добыче нефти) для обессоливания нефти. ПАВ 
подают по линии 13 для предупреждения образования эмульсии. 
Пресная горячая вода с ПАВ и обезвоженная нефть бурно пере
мешиваются в смесителе и поступают в каплеобразователь 15 
для предварительного разделения нефти от воды, а затем для 
окончательного разделения направляются в герметизированные 
и теплоизолированные отстойники обессоливания 17. Основное 
назначение смесителя 14 и каплеобразователя 15 — создать усло
вия, способствующие «захвату» каплями пресной воды соленых 
капель пластовой воды, оставшихся в нефти после ее обезвожи
вания.

Эффективность какого «захвата» прежде всего зависит от со
стояния бронирующих оболочек на каплях пластовой воды и 
может оказаться довольно высокой, когда бронирующие оболочки 
на них разрушены. Поэтому, естественно, эффективность обессо
ливания нефти во многом зависит от того, как эффективно проте
кало ее обезвоживание. Если, например, считать, что при обезво
живании нефти на всех каплях пластовой воды бронирующие 
оболочки за счет подачи ПАВ и нагрева были разрушены, то 
обессоливание такой нефти, при соответствующем режиме пере
мешивания и концентрации капель пресной воды, должно быть 
глубоким (5—10 мг/л). Вместе с тем содержание воды в обессолен
ной нефти может находиться на том же уровне (0,1—1 %), а иногда 
даже выше.

Из отстойников обессоливания кондиционная нефть под соб
ственным давлением через регулируемый штуцер 18 направляется 
в концевые сепараторы 20, в которых специальными компрессо
рами 19 поддерживается небольшой вакуум. Из концевых сепара
торов кондиционная нефть (обезвоженная и обессоленная) само
теком поступает в буферные емкости 22 (два резервуара), из 
которых забирается подпорным насосом 23 и прогоняется через 
автоматизированную установку «Рубин-2м» (см. рис. 105), пред
назначенную для измерения количества и качества товарной нефти. 
Если по содержанию воды и солей нефть окажется некондицион
ной, то «Рубин-2м» автоматически закрывает кран 26 и откры
вает кран 25 и подает эту нефть в технологические резервуары 
некондиционной нефти с газоуравннтельной обвязкой, из которых 
она поступает снова в печи БН-5,4, 7, где доводится до нужной 
кондиции (ГОСТ 9965—76).
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После этого товарная нефть измеряется расходомером Я  
н поступает по нефтепроводу в сепаратор 29, а затем в резервуары 
товарного парка 30, расположенного, как правило, на значптс.и. 
ном расстоянии от УПН. Для предотвращения загазованности 
территории товарного парка и вследствие этого возможиоП 
взрывоопасной ситуации перед поступлением нефти в резервуары 30 
устанавливается сепаратор 29, в котором газовое пространстпо 
соединено газопроводом с приемами компрессоров станции. H i 
сепаратора 29 нефть самотеком поступает в товарные резер
вуары 30, оборудованные системой улавливания легких фракций, 
затем забирается из них насосами 31 и подается в магистральный 
нефтепровод 32, транспортирующий эту нефть на НПЗ.

Пластовая вода, отделившаяся от нефти в герметизированных 
отстойниках горизонтального типа 12, а также'в подобных от
стойниках, предназначенных для обессоливания нефти 17, сбра
сывается по водяной линии 35 через регулируемые штуцеры 18 
в тот же резервуар-отстойник с гидрофильным фильтром (см. 
рнс. 100). Из резервуара-отстойника 36 часть воды насосом 38 по
дается по водоводу 40 в начало сборного коллектора, а большая 
часть ее насосом 34 нагнетается на КНС.

Небольшое количество нефти, отделившейся от воды в резер
вуаре-отстойнике 36, время от времени насосом 37 нагнетается 
по нефтепроводу перед теплообменниками 6.

Расположение оборудования, приведенное на рис. 80, в за
висимости от конкретных месторождений и физико-химических 
свойств добываемых нефти, воды и газа может изменяться. Так, 
например, если в сборных коллекторах 1 происходит внутрнтруб- 
ная деэмульсации, кроме того нефть легкая (рн =  800 кг/м3) 
и маловязкая (ц„ =  (2 — 5)• 10-3 Па-с) (2—5 сП), то необходи
мость в установке каплеобразователя 4 и теплообменника 6, 
естественно, отпадает и установка значительно упрощается.

Наоборот, если осуществляются сбор и подготовка тяжелой 
(р„ = 0 ,8 8 —0,94 т/м3) и вязкой нефти (цн = 2 5 —50 сП), то уста
новка подготовки нефти, приведенная на рис. 80, существенно 
может усложниться дополнительным монтажом электродегидра- 
торов (с.м. рнс. 84), не показанных на схеме, размещаемых после 
отстойников.

Для некоторых месторождений, имеющих среднюю плотность 
нефти и нестабильные эмульсии (Самотлор и др.), каплеобразова- 
тели и теплообменные аппараты не устанавливают.

При работе смесителей 14, сепараторов-деэмульсаторов 7 
часто приходится смешивать два вида жидкостей с разными тем
пературами нагрева (например, пресную воду для обессоливания 
и обезвоженную нефть, содержащую соли). Средняя температура 
смеси жидкостей в данном случае определится из следующей 
формулы:

CjGi 1 \ ) !/ор t%),
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где и с2 — удельная теплоемкость жидкостей (для воды г, =
4,19 кДж. кг- С, для нефти с., -  1,9 кДж кг- С (при 15" С); 

(i, и Go — масса соответственно воды и нефти, кг; tx п /., — тем
пература воды и нефти, СС.

Из формулы (VI 11.30) можно определить среднюю тем пер а- 
туру смссн жидкостей:

/сР ~  C' G'r  . ( V I I1 .3 1 )CjGj — с2 G2

Каплеобразователи

Для доведения ПАВ до капелек пластовой воды и разрушения 
«бронирующих» оболочек на их поверхности ранее широко при
меняли различные смесители, клапаны, задвижки и насадкн, 
неэффективность которых можно объяснить следующими двумя 
причинами: недостаточной продолжительностью процесса переме
шивания (доли секунды) и чрезмерным дроблением водяных 
капель (1—2 мкм).

Рис. 81. Каплеобразователь
I — вход нестабильной эмульсин; 2 — 
колена каплеобразователи; Я — выход 
расслоенного потока нефти и йоды

В настоящее время вместо указанных смесительных устройств 
стали применять каплеобразователи.

На рис. 81 приведен общий вид линейного каплеобразователя, 
широко испытанного в промысловых условиях объединения Тат
нефть и показавшего хорошие результаты по укрупнению (коалес- 
ценции) водяных капель, потерявших «брони». Линейный капле
образователь изготовляют из обрезков труб разного диаметра 
и располагают на опорах в горизонтальной плоскости. Диаметры 
отрезков труб увеличиваются от секции к секции в направлении 
движения обрабатываемой эмульсии.

Первая секция — массообменная и предназначена для разру
шения «бронирующих» оболочек на каплях пластовой воды и 
укрупнения их за счет турбулентности потока; вторая секция — 
для коалесценции капель воды до более крупных размеров при 
снижении турбулентности потока и тр е тья— для возможности 
расслоения потока на нефть и воду за счет гравитационных сил.

Очень важным вопросом для науки и практики является опре
деление основных размеров каплеобразователя — диаметров и 
длин отдельных секций.

В работе |7|, исходя из условии равенства расстояний между 
каплями воды, размещенных ъ эмульсии, рекомендуется иринн-
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мать следующие расчетные значения диаметров капель 
б нефти, обрабатываемой в массообменной секции:

Обводненность, °а ...................................  1 5 10 15 20 30
Диаметр капель, м км ...............................  5 10 22 27 36 08

Эти значения учитывают при определении диаметра и 
массообменной секции каплеобразователя.

В работе [7| для определения диаметров и длин отделы 
секций каплеобразователя расчетным способом приведена с 
графиков и номограмм, облегчающих и ускоряющих эти расч 
Кроме того, приведены также эмпирические формулы, по котор| 
построены эти номограммы.

•Так, например, диаметр массообменной секции определи! 
по эмпирической формуле

| 43.3ст1-3|Г 1 +  o , 7 ^ - i^ - j ° '7J I ' 0

( dcp«'J 'Vn°'5PH j
(V I11 ..»•

где а — поверхность натяжения системы нефть—вода, дин/см; 
р„и рн — динамическая вязкость соответственно воды и нефти, Па • с; 
dcр — средний диаметр капель воды, принимается согласи 
приведенных выше данных, см; и — средняя объемная скорос 
потока, см3/с; рн — плотность нефти, г/см3.

Расчетная длина массообменнои секции определяется такжо 
по эмпирической формуле (7]

^ —  ро *  ' ... Р—  '  J ■■ +  20Л, (VI 11.33)1 -  г  ■ ‘ -\2о
Jcp

где W — обводненность нефти, “о; \Fp0 — количество введенного 
раствора ПЛВ, %; U"p — количество в нефти воды, обогащенной 
ПАВ в результате массообменных процессов в первой секции 
(обычно принимается 0,999), к — константа эффективности столк
новений; dcр — осредненный диаметр капель, см; v — кинемати
ческая вязкость нефти, Ст; Q — расход обрабатываемой нефти, 
см3/с.

В работе [71 приведены эмпирические формулы для определе
ния диаметра и длины коалесцирующей секции и секции расслое
ния, которых мы здесь не приводим.

Общая длина каплеобоазователя зависит от многих факторов 
и может достигать в некоторых случаях 300 м.

Принципиальная схема блока нагрева БН-5,4 нефтяной эмуль
син, разработанного конструкторским бюро объединения Саратов- 
нефюгаз, приведена на рис. 82. Блок нагрева БН-5,4 предназна
чается для интенсивного нагрева и перемешивания эмульсии 
с ПАВ, в  результате чего происходит эффективное обезвоживание
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оЛсссолнванне нефти. Кроме того, он может быть использован 
и подогрева высокозязкпх парафннпстых нефтей для нормального 
шипортирования их по трубопроводам.

Ьлок нагрева состоит из четырех (а не из двух, как показано 
I рисунке) последовательно соединенных (по два) между собой 
Ml-п ы х  подогревателей, .блока контрольно-измерительных при
зов КИ П , блока управления и сигнализации (БУС) и щитового

Рис. 82. Блок нагрева БН-5,4 нефтяной эмульсии с отстойниками и каплеобра- 
ювателем:
I  — дымовая труба; 2 — жаровая труба; 3 — винтовая спираль; 4 — корпус огневого 
подогревателя; 5 — пластинчатый компенсатор; 6 — камера сгорания; 7 — горелки тур- 
г> к иного типа; 8 — щитовое укрытие; Р — обмуровка огнеупорная; 10 — каплеобразоил- 
тель; 11 — раздаточный коллектор для равномерного распределения жидкости по сече
нию; 12 — коллектор сброса воды с П А В ; 13 — отстойники теплоизолированные; 14 — 
коллектор товарной нефти

укрытия. Огневой подогреватель состоит из корпуса жаровой 
трубы, винтовой спирали, линзового компенсатора, камеры сгора
ния и газовых горелок турбинного типа.

Блок нагрева работает следующим образом. Нефтяная эмуль
сия после теплообменников (см. рис. 80) подается в межтрубное 
пространство теплоизолированного огневого подогревателя (между 
корпусом 4 и жаровой трубой 2 (см. рис. 82), где происходит на
гревание движущейся эмульсии через стенку трубы горячим.i 
газами, получаемыми в камере сгорания 6. Для увеличения пути 
движения, времени контакта нефти через стенку с горячими га-
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за'.!» движение нефтяной эмульсии в межтрубном прострш 
направлено но винтовой линии 3 с больиюГ! скоростью, бл.ио 
чему возрастает эффе1;тивность теплоотдачи от горячих i 
к жидкости. Нагретая в первом огневом подогревателе эму.1 
подается во второй подогреватель, из которого поступает силч 
в каплеобразователь 10, а затем в герметизированные он 
ники 13, где при низких скоростях потока (<0,008 м.с) ироио 
дпт разделение эмульсии на нефть и воду.

Дымоходы всех жаровых труб соединены в общую дымов! 
трубу 1 высотой около 20 м. Вся автоматика блока нагрева по» 
щзется в щитовом укрытии 8.

При работе блока нагрева контролируются и регулнрхкпо 
следующие параметры: давление топочного газа, температу 
нагрева эмульсии, давление в подогревателях, наличие пламен 
запальника в камере сгорания. Предельные значения температур 
и давления контролируются дистанционно. По технике безоит1 
ности предусмотрена автоматическая отсечка топочного газа п|м 
прекращении циркуляции эмульсии, повышении температуры 
нагрева эмульсии сверх заданной и погасании пламени 
пальника.

Описанный блок нагрева имеет следующие преимущества перед 
другими типами печей: 1) коэффициент использования топочной» 
газа выше 20%; 2) в случае неполадок или прогара жаровой 
трубы весь корпус подогревателя заменяется новым при оста* 
новке блока нагрева на непродолжительное время; 3) произво
дительность блока нагрева в среднем в два-три раза выше, чем 
других печей, а металлоемкость его меньше приблизительно в пол
тора раза.

Блок нагрева характеризуется следующими техническими 
данными:

Производительность по эмульсии при 30%-нон обводнен
ности, м3/сут:

При нагреве до, °С:
5 5 .......................................................................... 5000
65 ............................................................................................. ..4000
80 ............................................................................................. ..3000

Номинальная тепловая мощность, млн. к к а л / ч ....................5,4
Рабочее давление, М П а ...............................................................0,588
Расход топливного газа при номинальной теплопроизводи-

тсльности, м3, ч .......................................................................... 830
Масса одного блока, к г .................................................................8860

Во избежании прогара жаровой трубы в месте контакта холод
ной эмульсии с горячими газами, выходящими из топки, в жаро
вой трубе делается раструб большего диаметра, чем сама жаровая 
труба, а внутренняя часть этого раструба обмуровывается огне- 
упором 9 на длину от 1,5 до 2 м.

Имеется много других типов подогревателей (печей) эмульсий, 
которые отличаются некоторыми конструктивными элемен
тами.



И >ЛЕКТРОДЕГИДРАТОРЫ

i| гяные эмульсии типа В .М разруи;аютсг. в электрическом 
мг, что можно объяснить следующим образом.

I ели безводную п обессоленную нефть палить между двумя 
i h k i i .m i i  параллельными электродами, находящимися под в ы -  

i k i i m  напряжением, то возникает однородное электрическое 
>,м\ силовые линии которого параллельны друг другу (рис. 83, а). 
|Ш замене безводной нефти эмульсией В .М расположение силовых 

^ШШй совершенно меняется и однородность электрического поля 
иирушается (см. рис. 83, б, е). В ре- 
»\льтате индукции диспергирован- с
1Н.1С капли воды поляризуются и вы- ;  
щгиваются вдоль линий поля с об
етованием в вершинах капель воды 
|;|ектрических зарядов, противопо
ложных по знаку зарядам на элек- 
1 родах. Под действием основного н до
полнительного электрических полей

I'jic. 83. Расположение полярных капель воды 
(б, а) в неполярной нефти (а), помещенных в 
метрическое поле

происходит сначала упорядоченное движение, а затем столкнове
ние капель воды, обусловленное силами, определяемыми по 
формуле

где k — коэффициент пропорциональности; е — напряженность 
электрического поля; г — радиус капли; / — расстояние между 
центрами капель.

Из приведенной формулы видно, что если расстояние между 
каплями незначительно, а размеры капель сравнительно велики, 
то сила притяжения становится настолько большой, что адсорби
рованные на поверхности капель воды «бронированные» оболочки, 
отделяющие их от нефти, сдавливаются и разрушаются, в резуль
тате чего происходит коалесценция капель воды.

Эффективность разрушения эмульсий в иоле переменного тока 
значительно выше, чем в поле постоянного тока. В поле перемен
ного тока происходит циклическое изменение движения тока и 
напряженности поля, в результате чего капли воды изменяют 
направление своего движения синхронно основному полю и 
поэтому все время находятся в состоянии колебания. Под воздей
ствием сил электрического поля форма капель постоянно ме
няется, и капли воды испытывают непрерывную деформацию, что 
способствует разрушению адсорбированных оболочек на каплях 
коды и их слиянию.
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Деэмульсаинонные установки с использованием электрическою 
поля строятся в основном на переменном токе промышленном 
частоты (50 Гц). Я

Электродегидраторы применяют для глубокого обессоливания 
средних и тяжелых нефтей. Для этого такие нефти в специальных 
смесителях интенсивно перемешивают с пресной горячей водой 
и эту смесь через маточник, а затем водяную «подушку» вводят

в межэлектродное про
странство электродегидра» 
тора.

Электродегидраторы 1 
устанавливают после блоч
ных печей нагрева БН-5,4 
(или других нагревателей) 
и после отстойников (см. 
рис. 80, 17).

Опыт работы отече-' 
ственных и зарубежных 
электрообессоливающих 
установок (ЭЛОУ) пока
зал, что наиболее эффек
тивными и экономичными 
являются горизонтальные 
электродегидраторы.

Рис. 84. Электродсгидратор 
типа 1ЭГ-160 с вводом эмульсии 
под водяную подушку:
/ и 2 — электроды: 3 — раздаточ
ный коллектор (маточник)

В настоящее время разработаны две конструкции типовых 
горизонтальных электродегидраторов: 1ЭГ-160 и 2ЭГ-160/3, отли
чающихся лишь количеством электродов. Первый электродегидра- 
тор, представленный на рис. 84, имеет два электрода. Второй 
электродегидратор имеет три электрода. Как в первом, так и 
во втором аппарате электроды подвешены горизонтально друг 
над другом, имеют форму прямоугольных рам, занимающих все 
продольное сечение электродегидратора.

Эмульсия подается в электродегидратор через маточник 3, 
обеспечивающий равномерное поступление ее по всему горизон
тальному сечению аппарата. В горизонтальных электродегндра- 
торах нефтяная эмульсия проходит через три зоны обработки. 
В первой зоне эмульсия проходит слой отстоявшейся воды, уро
вень которой поддерживается автоматически на 20—30 см выше 
маточника. В этой зоне нефтяная эмульсия подвергается водной 
промывке, в результате которой она теряет основную массу пла
стовой воды. Затем эмульсию, поднимающуюся в вертикальном 
направлении с небольшой скоростью, последовательно обрабаты-
2 2 0



цшот сначала б зоне электрическим полем слабой напряженности 
меж. и  уровнем отстоявшейся б о д ы  и н и ж н и м  электродом 2, 
и затем в зоне сильной напряженности межд\ обоими электро
дами 2 н I.

Равномерность поступления эмульсин по всему горизонталь
ному сечению аппарата при движении потока вертикально вверх 
и ст\ пенчатое повышение напряженности электрического поля 
между электродами 2 и 1 от нуля до максимальной величины 
позволяют в данном электродегидраторе эффективно обрабаты
вать нефтяную эмульсию любой обводненности. При этом не 
создается опасения замыкания электродов и достигается высокая 
степень обезвоживания и обессоливания нефти.

Электродегпдраторы 2ЭГ-160/3 рассчитаны на разрушение 
эмульсий и обессолнвание нефти, содержащей парафин. Эмульсии 
в этих аппаратах вводят через распределительные головки, поме
щенные между нижним и средним электродами.

Электродегпдраторы имеют следующую техническую харак
теристику:

Рабочее давление, МПа ...........................................1,0 (10 кгс/см2)
Температура эмульсий, ° С .......................................  110
Диаметр аппарата, м ...............................................  3,4
Длина аппарата, м ............................... ... ................... 16,4
Объем аппарата, м3 ................................................... 1G0
Пропускная способность, м3/ ч ...............................  160—225
Напряжение на электродах, В ...............................  11 500—16 500

В настоящее время для обессоливания тяжелых и особенно 
высокопарафинистых нефтей широкое применение находят за 
рубежом электростатические дегидраторы. Особенное распростра
нение эти аппараты получают там, где отсутствует пресная вода, 
добавляемая при обессоливании к нефти.

Сущность работы электростатических дегндраторов очень про
ста и сводится к созданию тем или иным способом статического 
заряда под высоким напряжением на электродах-диэлектриках, 
помещенных в обводненную нефть, или пузырьках газа, подни
мающихся в этой нефти.

Статические заряды диэлектриков и пузырьков газа взаимодей
ствуют с полярными каплями воды, в результате чего последние 
коалесцируют между собой и выпадают в дренаж на дно сосуда.
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ОСНОВНЫЕ ПОНЯТИЯ О ТЕПЛОПЕР ЕДА 41 
И РАСЧЕТ ТЕПЛООБМЕННОЙ АППАРАТУРЫ 

С ЦЕЛЬЮ РАЗРУШЕНИЯ Н ЕФ ТЯН Ы Х ЭМУЛЬСИН

Нагревание эмульсин в различного рода печах и теплообменимм 
аппаратах имеет свою специфику и в ряде случаев трудно под* 
дается расчету.

§ I. ОСНОВНЫЕ ПОЛОЖЕНИЯ ТЕПЛОПРОВОДНОСТИ

Передача теплоты от одного тела к другому может осуществлять! ч 
тогда, когда температура в различных точках тела или системы 
будет различной.

Количество переносимой теплоты в единицу времени (ч) на
зывается т е п л о в ы м  п о т о к о м  Q и выражается в Дж ч 
или в ккал. ч. Тепловой поток через единицу площади сечения илн 
поверхности 5 (м2) называется у д е л ь и ы м т е п л о в ы м  
п о т о к о м ,  или т е п л о в о й  н а г р у з к о й  сечения илн 
поверхности нагрева:

q =  [Дж(м5-ч)] или [ккал/м2 ч)]. ( IX . I)

Различают три вида теплообмена — теплопроводность, конвек
ция и излучение.

Т е п л о п р о в о д н о с т ь ю  называется процесс распро
странения теплоты при колебательном движении частиц и их 
взаимном соприкосновении без относительного перемещения.

К о н в е к ц и я  — распространение теплоты переносом жид
кими или газообразными частицами, т. е. частицами, переме
щающимися относительно друг друга.

Процесс распространения тепла электромагнитных колебаний, 
вызываемых лучистой энергией, называется т е п л о в ы м  и з 
л у ч е н и е м ,  или л у ч е и с п у с к а н и е  м.

Рассмотрим эти процессы теплообмена.

Теплопроводность
В 1822 г. Ж- Фурье установил закон теплопроводности, согласно 
которому количество теплоты Qu, проходящей через изотермиче
скую поверхность 5  за время т, выражается формулой

-4^- St , ( IX .2)
on

где di да — производная температуры по нормали или градиент 
температуры (перепад температуры), СС. м. Величина d t .дп в на



правлении убывания температуры отрицательна. Знак минус 
N уравнении ( IX .2) показывает противоположность направлений 
ректоров теплового потока Q„ и температурного градиента dt дп.

Формулу ( IX .2) можно представить в следующем виде, приняв
■ I:

dt
дп '

СУ
5

( I X .  3)

01 куда определяется коэффициент

Л yrad I 1Дж,'(с-м 0О ] или [B t /(m-°C)J. MX.4)

Коэффициент теплопроводности 'к численно равен количеству 
генла, проходящего с единицу времени через единицу поверх
ности при температурном градиенте, равном единице.

Коэффициент теплопроводности является важной физической 
константой, характеризующей способность вещества проводить 
теплоту при непосредственном контакте частиц. Величина л 
зависит от природы вещества, его структуры и температуры. Наи
большим коэффициентом теплопроводности обладают металлы, 
наименьшим — Ызы.

Для чистых металлов величина А. изменяется в пределах от
10 до 500 Вт м-сС. Неметаллические материалы имеют значительно 
меньший коэффициент теплопроводности X — от 0,025 до 3 В т м- С.

Газы плохо проводят теплоту (Я = 0 ,00 6—0,6). Коэффициент Я 
для газов с ростом температуры увеличивается.

Уравнение Фурье для нестационарного режима передачи теплоты в неподвиж
ном. например, слое жидкости описывается дифференциальным уравнением сле
дующего вида:

*  / дЧ . 04 . P t  \
&х

( IX .51

где х, у. г  —• пространственные коэффициенты; а =  к ср — коэффициент, харак
теризующий скорость изменения температуры, называется коэффициентом темпера
туропроводности, м-/с; с — удельная теплоемкость. Д ж 'кг- С; р — плотность, 
кг м3; \': t — оператор Лапласа.

Из уравнения ( IX .5) следует, что изменение температуры во времени t/f dx 
пропорционально коэффициенту температуропроводности а. Следовательно, ско
рость изменения температуры в любой точке будет тем больше, чем больше коэф
фициент а. т. е. он характеризует теплоинерцнонные свойства материала.

Для одномерных процессов уравнение ( IX .5) упрощается и принимает вид
at д-<о — • (IX.5а)
дт дх-

когда параметры 

< IX .6)

В случае передачи тепла при стационарном режиме, т.
:■& зависят от времени, уравнение (X 1.5.) примет вид

а\ - 1  - 0.
Плоская стенка

Если принять, что тепло распространяется вдоль оси д-. п е р п е н д и к у л я р н о й  

поверхностям плоских стенок, то отсчет следует начинать вдоль этой оси от '.д- 
кой поверхности к другой (см. рис. 85, а).
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Уравнение (IX .3) для стенки, перпендикулярной оси х, можно записать 1

dt = ----- 1— dx,к

п результате интегрирования его будем иметь 

t = С.

Постоянная интегрирования С определяется из условий х  =  0; t ~ t , .  of* 
куда С — tL (см. ряс. 85, а). -ОТ

Так как при х  =  д; t — /г, то

■2 -------- 6 Т  ̂ 1* (IX,Я

Из уравнения ( IX .7) определяют значение удельного теплового потока: 

X . . .  Я
(1X1)

Отношение -^-[Вт/(см2-°С)| называется тепловой проводимостью стенки, aoOptM

ная величина-^— |(ма-°С ),']Вг]— тепловым, или термическим, сопротивлении»!, 
стенки.

С учетом формул ( IX .1) и ( IX .8) можно записать:

в - т 5 А ( IX .0 !

Для расчета теплопроводности через многослойную плоскую стенку испо.1к« 
зуют уравнение

(=и
д ; =  v

f= 1

где Дг — общий перепад температур, °С; l . ' f — температурный перепад в Nil 
слое; /г — число слоев (стенок).

Учитывая уравнение ( IX .9), для стационарного режима многослойной сто ки 
можно записать:

Q =  5 Д/, --- - Ь -  5  Ы . =  • • • =  4 L  
01 о» о„ S  Д*„ =  K S  S t, < IX . 10)

где Л' =  , J ‘--------коэффициент теплопередачи за счет теплопроводности. Вт/м1 ( Я

V | l

Суммарное термическое сопротивление многослойной стечки определяется j
выражением

i—n
( IX .  I I )

Цилиндрическая стенка
Количество теплоты, передаваемое через цилиндрическую стенку 
(рис. 85, б), можно определить из формулы ( IX .2), подставляя
вместо S  значение поверхности трубы, т. е.

Q =  — /.S ~  =  -  2\nrtk —  • dr dr

Представим данное уравнение в следующем виде: 

dt =  . Qdr2я Mr

а
t

1

Рис. 85. Теплопроводность (?.) и теплопередача (а) через плоскую (а) и цилиндри

ческую (б) стенки

После интегрирования этого уравнения получим:

t =  -  - Д г -  In г  - f  С.
2nh.

Подстазляя в последнее уравнение граничные значения пере
менных (см. рис. 85, б), при г — r x, t —■ty и при г  =  г., t ~ L

получим:

h =
in r i  С и /о ~ ------^ - г -  1:1 г , — С.

2я/Л, 1 " 2я/А.2я/Л
После вычитания из первого выражения другого it замены 

радиусов трубы на диаметры получим

a „ J 2 J -  ( / . - у .  

" • т г

( IX . 12)
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Последнюю формулу можно представить так:

( IX , I

По данной формуле получают расчетное количество тепло! 
переданное в час через стенку трубы.

Формула ( IX . 12) справедлива и в том случае, когда /• ''/  
т. е. когда тепловой поток направлен от наружной поверх Н0(Щ 
к внутренней.

Если —- <  2, т. е. труба тонкостенная, то кривизна стеМКЙ
слабо влияет на величину теплового потока. Для этого слути 
тепловой поток можно определять по формуле плоской стенки, 
т. е. по формуле ( IX .9).

Таким образом, удельный тепловой поток передачи теплоты 
через цилиндрическую стенку может быть отнесен либо к единиц} 
поверхности qs, либо к единице длины qt.

Из формулы ( IX .9) имеем

личиной б А. для плоской стенки тепловым сопротивлением ци
линдрической стенки.

Конвективный теплообмен
При конвективном теплообмене процесс передачи тепла от жидко
сти или газа твердой стенке носит сложный характер и зависит 
прежде всего от режима движения этих флюидов. Основной пере
пад температуры при турбулентном режиме движения происходит 
в пограничном слое жидкости. Эго означает, что термическое 
сопротивление 6 7. пограничного слоя среды играет решающую 
роль в процессе теплоотдачи (рис. 85, 5). Поэтому увеличение 
степени турбулентности, приводящее к уменьшению толщины 
пограничного слоя б. способствует более интенсивной теплоот
даче. В этом случае процесс теплоотдачи рассчитывают по фор
муле Ньютона

Q — <xS (/« — <ст), ( IX . 14)

согласно которой количество переданной теплоты пропорцио
нально поверхности теплообмена S  и разнести температур между 
основной массой жидкости и стенкой tc.r. Интенсивность про-
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Qs -  -g------- g- Л  -  h). ( IX . 13)

Из формулы ( IX . 12а) имеем

( IX . I ;  .и

Величина -Jr- In .может быть названа по аналогии с вс*
£..К UJ



•та здесь определяется коэффициентом теплоотдачи через сопрп- 
ооновение ccL, Вт/(м2*°С).

Исследованиями установлено, что коэффициент теплоотдачи ас 
пниснт от ряда факторов: средней скорости потока, размеров и 
фмы аппарата, физических свойств жидкости, температуры 

Жидкости /ж и температуры стенки /ст.
В уравнении ( IX . 14) >  tCT. Если гст >■ /ж, то эти два 

•I и па следует поменять местами, чтобы сохранить Q положи
тельным.

Для расчета коэффициентов теплоотдачи ссс, которые зависят 
in многих факторов, влияющих на конвективный перенос тепла, 
используют критериальные уравнения. Эти уравнения выводят на
I.сновании теории подобия или размерности. Общий вид такого 
\ равнения для определения коэффициента, теплоотдачи от жидко
сти к стенке для стационарных условий

\u — /(Re, Рг, Gr). ( IX -15)
Величина коэффициента теплоотдачи ас определяется по 

формуле

где Хи — критерий Нхссельта. характеризующий процесс тепло
обмена между теплоносителем и стенкой (см.рис. 85, tM и /ст). 

В формуле ( IX . 15) обозначены

Критерий Прандтля характеризует отношение вязкостных и 
чемпературопроводных свойств теплоносителя, а критерий Грас- 
гофа— отношение сил молекулярного трения и подъемной силы, 
обусловленной различием плотностей в отдельных точках непзо- 
термического потока.

В приведенных выражениях v — скорость жидкости, м/с; 
d — диаметр трубы, м; v — кинематическая вязкость жидкости, 
м2/'с; ц — динамическая вязкость, Па-с (кг/м-с); g — ускорение 
силы тяжести, м/с2; р — коэффициент объемного расширения, 
1/°С; с — удельная теплоемкость, Дж/(кг-°С) или (во внесистем
ных единицах) ккал/(кг-°С); р — плотность жидкости, кг/м3; 
/ .— коэффициент теплопроводности, Вт/м-°С.

Обработка опытного материала позволила М. А. Михееву 
и И. М. Михеевой 1 получить для определения критерия Нуссельта 
следующие формулы:

1) для ламинарного течения любой жидкости

1 М. А. .Михеев, И. М. Михеева, Краткий курс теплопередачи. М. Госэнерго- 
издат, 1961.

d (IX .16)

( IX .17)
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2) для турбулентного режима (Re >  104)

Х и -  0,021 Rc^8P r ° ^ ( - ^ - ) 0,':3.

В уравнениях ( IX .  17) п ( IX .  18) критерии Прандтля Ргж н Г|м 
характеризуют отношение вязкостных (j.i) и температуроиропн\ 
них (а ) с в о й с тв  теплоносителя в  «ядре» течения жидкости и и при 
стенном ламинарном слое. При сильно развитой турбулентное™ 
когда пристенный ламинарный слой исчезает (вырождаем и), 
отношение этих критериев принимается равным единице.

Д ля трубопроводов, транспортирующих сухие газы, Ргж/Рг,., • 
=  1, и поэтому все приведенные расчетные формулы упрощают o r

Совместная передача тепла конвекцией 
и излучением (лучеиспусканием)

Согласно закону Стефана—Больцмана, количество тепла Q, излучаемою 
в единицу времени, пропорционально поверхности излучающего тела 5 к четиер 
той степени его абсолютной температуры Т . Для технических расчетов этот закон 
можно записать так:

j
где с —• коэффициент пропорциональности, называемый коэффициентом луче
испускания.

Если Q выражено в Вт, a S  в мг , то размерность коэффициента лучеиспускании

Г Q ■1 1 Вт 1[ S T *  .1 1 м2/С4 |

Наибольшее значение коэффициент лучеиспускания имеет абсолютно черное 
тело:

с* =  5,68 ВтДм2- * 4).

Для других тел коэффициент лучеиспускания можно выразить через коэффициент 
лучеиспускания абсолютно черного тела:

cs =  5,68е,

где величина е, называемая степенью черноты тела, представляет собой отношение 
коэффициента лучеиспускания данного тела к коэффициенту лучеиспускания 
абсолютно черного тела.

Передача тепла излучением обычно сопровождается передачей тепла кон
векцией.

Пусть от стенки с абсолютной температурой Т ст тепло передается к среде с аб
солютной температурой Т  (соответствующие температуры (°С) будут /от и 0 * 

Теплота, передаваемая конвекцией, по аналогии с ( IX . 14) составит

Qk ** (^ст —  Ot

я теплота, передаваемая лучеиспусканием,
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Общее количество передаваемой теплоты

Q - Q . + Q . - - 0 + «^[(4гг) ‘ - ( ж ) *]

Q ак ecs
Л 2 к . у _  f - I - VV loo / V юо У

S  (/с т-/ ) . ( IX .  19)
/с т ---^

Второй член выражения, заключенного d квадратные скобки,

(2«_У_Л1_У
/ст —  /

итывается коэффициентом теплоотдачи при лучеиспускании.
Таким образом,

Q =  (сс„ +  ал) S  (/ст -  /) =  aS (/„  -  /). ( IX .20)
Как видно из формулы ( IX .20), при совместной передаче теплоты конвекцией 

и лучеиспусканием можно пользоваться обычными формулами для передачи тепла 
конвекцией, подставляя значение общего коэффициента а.

Таким образом, мы рассмотрели раздельно перенос теплоты 
при теплопроводности, конвекции и излучении. В теплообменни
ках, например, два первых процесса протекают одновременно 
и действуют совместно. Поэтому количественной характеристикой 
этого совместного процесса принято считать коэффициент тепло
передачи К .

Коэффициент теплопередачи К  определяется количеством те
плоты, передаваемой через единицу поверхности в час от одной 
жидкости к другой при разности температур между ними в один 
градус. Коэффициент теплопередачи К  для плоской многослойной 
стенки при установившемся режиме теплового потока опреде
ляется по следующей формуле (см. рис. 85, а):

К  = -----------^ ---------------- . ( IX .21)

S J l + _ L
X./ a2

f=I
Коэффициент теплопередачи через цилиндрическую стенку 

определяется по формуле (см. рис. 85, б)

К - - Г ------ Г - Ь г — Т-> (1Х-22)1п -СС] d j 1 • 2 A* dj с̂2̂2
где п х — коэффициент теплоотдачи от горячей жидкости к стенке 
трубы, Вт/(м*-°С); а2 — коэффициент теплоотдачи от стенки трубы 
к нагреваемой жидкости или во внешнюю среду, Вт/(м2-"С);

и d2 — внутренний и наружный диаметры трубопровода, м; 
\ — коэффициент теплопроводности, Вт/(м-°С).
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Для многослойной цилиндрической стенки

Л' ---------- т --------*------------------------ • О Х'ЗЯ
‘ +  V  ' , „ * *  +  »

а .Л  — J 2Я,/ d, «2^(+»
м

Расчетная формула теплопередачи для стационарного режим! 
имеет следующий вид:

q = / C S ( / 1 - / 2). ( IX.га»

Прн проектировании новых теплообменных аппаратов к:ог> г 
быть поставлены три следующие задачи: I) определение поверх 
ностп нагрева S , необходимой для передачи заданного количеенш 
теплоты Q от горячего теплоносителя к холодному; 2) расчет 
количества теплоты Q, передаваемого через известную поверх
ность нагрева 5, и 3) нахождение конечных температур теплоно
сителей, если известны величины 5  и Q.

Во всех расчетах основными являются уравнение ( IX .23) 
и уравнение теплового баланса:

Q =  M iCl (Г ,, -  Т к) --- M 2ct  ( /к -  /„ ). ( I X . 24)

где Q — количество теплоты, Дж/с; М г и Л12 — массовые расходы 
горячего и холодного теплоносителей, кг/с; Т„  и Т к, а также 
К  и 1* —  начальные и конечные температуры горячего и холод
ного теплоносителей; сх и сг — удельные теплоемкости теплоно
сителей, Д ж .(кг-сС).

Обозначим М хс\ =  W\ и М 2сг =  Û 2, где W носит название 
водяного эквивалента теплоносителя. Тогда уравнение ( IX .24) 
примет вид:

Q =  UPa (Г„ -  Г к) -  IF ,  ( / „ - /к) \V2 Mt . ( IX,24а)

Из уравнения (IX.24а) вытекает соотношение
Д Ту Го
д/2 “  щ  ’

откуда следует, что отношение изменения температуры теплоно
сителей обратно пропорционально их водяным эквивалентам.

При течении жидкостей в теплообменнике температура нх 
изменяется: горячая жидкость охлаждается, а холодная нагре
вается. Характер изменения температуры жидкости, движущейся 
вдоль поверхности нагрева, зависит от схемы ее движения. В тепло
обменных аппаратах применяют три схемы движения жидкостей:
1) прямоточная — когда горячая и холодная жидкости протекают 
параллельно в одном направлении; 2) противоточная — когда 
горячая и холодная жидкости протекают в противоположных 
направлениях; 3) перекрестная — когда жидкости протекают 
в перекрестном направлении. На рис. 86 приведена схема тепло
обменников типа «труба в трубе» и распределения температуры 
при прямотоке (а) и противоток^ (б) по соответствующим длинам
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млн сечениям. Из рисунка видно, что движущая сила процесса, 
I г. разность температур между потоками, в общем случае яв- 
мк-гея переменной величиной. Рассматривая кривые изменения 
имикратур при прямотоке, можно прийти к выводу, что нельзя 
Мшреть выходящий холодный теплоноситель температурой /н 
нише температуры выходящего горячего теплоносителя Т к, т. е.

<  7V, что обусловливается термическим сопротивлением стенок 
геплсобменника. При противотоке же конечная температура 
холодного теплоносителя (к может быть выше конечной темпе
ратуры горячего теплоносителя Т к.

а

Тн

и

Рис. 86. Характер изменеиия температур т̂еплоносителей при прямотоке (а) 
и противотоке (б)

U
1 L Тн ?н

н
Т г

£*

£ 1

При прямотоке и противотоке температурный напор опреде
ляют по среднелогарифмической или среднеарифметической раз
ности температур:

( Г н - Л Л - ( Г к - / к )
Т  м / н

д/ср =  WK----- «к> дая прямотока1 (1Х.25)
In

T K - t K

Мер =  — — -----—  для противотока, ( IX .26)
Ml — «к

1п т ~ Г'  К  -----  « н

По указанным формулам получаются совпадающие результаты. 
Поэтому для противотока и прямотока вместо формул ( IX .25) 
и ( IX .26) можно написать одну:

Д/сР =- Л/б~ %  , (IX.27)

2,303 lg_5/f~
где Мс и AtM — разность температур между потоками; Atc — 
большая разность, А/м — меньшая разность.

Fc.ni соотношение М С1МЫ >  2, то определяется среднело
гарифмическая температура по формуле ( IX .27), если соотношение
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А/а/Д/я < 2 ,  то определяется среднеарифметическая темперлгущ 
по формуле

л/й- '- дл,
д/ср- — !L2— • ( iv m

При расчетах теплообменной аппаратуры приходится полью* 
ваться эквивалентным диаметром, который определяется из ели» 
дующих формул:

а) для кожухотрубчатых теплообменников
, (  JiDa nd- \

4S  Ч  4 "  4 )  D * -n d *  .
3  П nD — nnd D — nd ' ( IX .

б) для теплообменников типа «труба в трубе» при движении 
теплоносителя в межтрубном пространстве

45 МО»- « * * ) - f  D, _ d2
d 3  П ~  n ( D - rd )  D +  d d’ (IX .H i)

В формулах ( IX .29) и ( IX .30) обозначены: 5  — площадь 
сечения потока, m s ; П — смоченный периметр, м; D  — внутрен
ний диаметр аппарата или внутренний диаметр наружной трубы; 
d — наружный диаметр трубок; п — число трубок.

При установившемся процессе количество теплоты, переда
ваемое от горячего теплоносителя к стенке Qlt через стенку Qct 
и от стенки к холодному теплоносителю Q2, должно быть одина
ковым:

Qi =  QcT =  Qi =  Q. ( IX .3 I)
т. е. должно подчиняться уравнению теплового баланса ( IX .24).

Уравнение теплового баланса теплообменника, через который 
протекают нефтяная эмульсия и безводная горячая нефть, имеет 
следующий вид:

сх (^2 — 13) =  G2 c2  (tx — tj)  -j- G3 c3  (tx — 1\), ( IX .32)

где Gx и G2 — количество поступающей в теплообменник соответ
ственно безводной (горячей) и холодной обводненной нефти, кг/ч; 
G3 — количество поступающей в теплообменник пластовой воды 
с холодной нефтью, кг/ч; Cj и сг — удельная теплоемкость соот
ветственно горячей и холодной нефти, Дж/кг- °С; с3 — удельная 
теплоемкость пластовой воды, Д ж /кг-сС; t x — температура эмуль
сии при входе в теплообменник, СС; /2 — температура безводной 
(горячей) нефти при входе в теплообменник, °С; t3 — температура, 
до которой охлаждается безводная горячая нефть при выходе 
из теплообменника, °С; tx — температура эмульсии, до которой 
она нагревается в теплообменнике (обычно неизвестная), СС.

Если рассчитывается блочный нагреватель, например БН-5,4 
(см. рис. 82, 4), в котором сжигается газ, то формула ( IX .32) 
принимает следующий вид:

Q =  G2c2 (tx — /|) -f- G3 c3  (tx — /1).
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I i i f  Q — расход тепла, необходимый для нагрева эмульсин, 
. I к.с или кВт.

Расход топлива (газа) определяется так:

Где* Qp — тепло, выделяемое при сгорании 1 кг газа, ккал/кг; 
i| к. п. д. нагревательного устройства (деэмульсатора), опре
деляемый из формулы

где qyx — теплота, теряемая с дымовыми газами, кДж/кг; qOKp — 
м'плота, теряемая в окружающую среду, кДж/кг.

Ориентировочно можно принимать qyJQp — 0,25 и q0KJQP — 
>•= 0,05, тогда к. п. д. деэмульсационной печи будет г) =  1 — (0,25+ 
-I- 0,05) =  0,7.

Формулу ( IX .32) можно представить также в следующем виде:

^xci (*2 — *з) =  G3 C3  (tx — *1)1 (IX.32а)

а удельную теплоемкость эмульсии так:

Сэ —  Сц +  1 оо" (св —  с „),

где — содержание воды в эмульсин, % ; св и сн — соответ
ственно удельная теплоемкость воды и нефти, Дж/кг- °С; G3 — 
массовый расход эмульсии, кг/ч.

Большие затруднения встречаются при определении полного коэффициента 
теплопередачи К  по формулам ( IX .22) и (IX .22 а), когда приходится рассчитывать 
тепловой режим нефтепроводов.

Полный коэффициент теплопередачи К  от нефти в окружающую среду впер
вые был исследован при ламинарном режиме В. Г. Шухормм, предложившим при
нимать его равным 3,49 Вт/(м2- С) (3,0 ккал/м! -ч °С), i -гем Форхгеймером и Дан- 
форсом.Форхгеймер, например, считал, что К  зависит от физических свойств грунта, 
окружающего трубопровод, а Данфорс — от критерия Рейнольдса. Форхгеймер 
и Данфорс были не совсем правы, поскольку полный коэффициент теплопередачи К  
является функцией внутреннего at и внешнего аг коэффициентов теплоотдачи, 
а также термического сопротивления противокоррозионной изоляции и отложе
ний парафина и грязи на внутренней поверхности трубопровода. Коэффициент а* 
определяется тепловым и гидравлическим режимами потока нефти (см. рис. 85, б), 
а2  — внешними условиями: теплофизическими свойствами грунтов, глубиной 
заложения труб в грунт и т. д. Как правило, ах > а 2, поэтому коэффициент тепло
передачи К  в большей степени зависит от а2. Исключение представляют лишь 
трубопроводы, проложенные на поверхности грунта или в воде. Надежных дан
ных о величине коэффициента теплопередачи К  пока не имеется.

Экспериментально установлено, что внутренний коэффициент теплоотдачи ctj 
(от нефтн к стенке трубопровода) при турбулентном потоке имеет значительно 
большую величину, чем прн ламинарном режиме движения. Поэтому, исходя из 
теплового режима, перекачку нефтей, особенно парафннистых, целесообразно 
осуществлять прн ламинарном режиме, чтобы уменьшить их остывание в лути.

Внутренний коэффициент теплоотдачи а, при ламинарном течении жидкости 
определяется по формулам (IX . 16) и ( IX .17). Для турбулентного режима движе
ния нефти коэффициент ctj определяют по формулам ( IX .16) и ( IX .18).
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Для определения внешнего коэффициента теплоотдачи и2 (от noiv|i\iifi 
трубопровода о окружающую среду) рекомендуется пользоваться дос.ш 
хорошо подтвержденной экспериментально формулой Форхгеймера—Влгтпм i

2Х,ра2 =
Г>I. In

2А
А , У ' ( т с - ) ' - 1] ’

где Vp — коэффициент теплопроводности грунта; А — глубина заложения 
бопровода в грунт (до оси); D,, — наружный диаметр трубопровода.

При 2h D >  2 можно рассчитывать а, с точностью до 1% по формуле кид|

а , » ----2Хгр.—  . (IX.IUIГ-ГР
-1/i
DH

Формулы ( IX .33) и ( IX .34) дают хорошие результаты при сравнительно Солим 
ших заглублениях нефтепроводов: h/D,t > 3  — 4. При малых заглублениях и yh.i 
занные формулы необходимо вводить поправки на тепловое сопротивление ми 
границе грунт—воздух, а при наличии снега — и на тепловое сопротнвлсшЛ 
снежного покрова.

Уточненная формула с поправками Аронса— Кутателадзе имеет вид

“* = --------7 „2Дги , , , (Ш Ш
° " ' " [ 4 ( т с + 4 г ) J  ’

где Хи определяют по формуле ( IX .1G), в которой \ —■ коэффициент тепло, 
проводностн воздуха, принимается равным 0,021-1,103-0,144 Bt,(m-jC) 
(0,021 кхал/м ч°С).

§ 2. РА С ЧЕТ ТЕПЛООБМЕННИКОВ ПРИ НАГРЕВАНИИ 
В НИХ Н Е Ф ТЯ Н Ы Х  ЭМУЛЬСИЙ

При проектировании оборудования для обезвоживающих и обес
соливающих установок чаще всего приходится рассчитывать: 
1) необходимое количество теплоты для нагрева нефтяных эмуль
сий; 2) гидравлические потери при движении этой эмульсии; 
3) расход электроэнергии и 4) поверхность теплообменной аппа
ратуры.

Наибольшую сложность и трудность в этих расчетах представ
ляет определение необходимого количества теплоты для подо
грева нефтяной эмульсии и размера поверхности теплообменной 
аппаратуры. Трудности и сложности таких расчетов вызваны тем, 
что потоки теплоносителей, как правило, бывают не однофазные 
(нефть или вода), а многофазные (нефть движется вместе с водой 
и очень часто с газом).

При движении нефтяных эмульсий с ПАВ в теплообменных 
аппаратах может происходить инверсия эмульсии, в результате 
чего нарушается тепловой режим данного конкретного аппарата.

В самом деле, если при входе в теплообменный аппарат пода
вали эмульсию типа В.А1, а по средине его за счет подогрева и 
перемешивания с ПАВ произошла инверсия этой эмульсин, то, 
естественно, тепловой режим данного аппарата должен быть иным,
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•нм определенный расчетом. В последнем случае потребность в ко
личестве теплоты для нагрева эмульсии до одной н той же темпе- 
(шгуры уменьшается приблизительно в два раза, поскольку 
сдельная теплоемкость воды больше теплоемкости нефтн во
1 только же раз.

Кроме того, самую большую сложность для расчета теплооб- 
MiMiHoro аппарата и опасность его эксплуатации представляет 
тот случай, когда по этому аппарату транспортируется жидкость 
имеете с газом. Такие аппараты практически не поддаются расчету, 
и эксплуатация их часто приводит к аварийному состоянию в связи 
со сравнительно быстрым 
прогаром жаровых труб 
(см. рис. 82, 2). В топке 
таких аппаратов темпера
тура сгоревших газов до
стигает почти 1300° С, и 
если наружная сторона 
жаровой трубы омывается 
или контактирует с газом,

Рис. 87. К расчету теплообмен
ника типа «труба в трубе»

а не с жидкостью, то, естественно, труба эта быстро выйдет из 
строя, т. е. произойдет прогорание трубы.

Пример. Определить поверхность нагрева и число секций теплообменника 
типа «труба в трубе» при следующих условиях: 1) греющая обезвоженная и обес
соленная нефть движется по внутренней стальной трубе (ХсТ =  45 Вт/м °С) 
диаметром d jd x =  55/50 мм и имеет температуру на входе Т„  =  60° С, на выходе 
Т к— 35° С; 2) расход обезвоженной и обессоленной нефти плотностью ри=800 кг/м3, 
Q,i =  6000 кг/ч; 3) нагреваемая эмульсия движется противотоком по кольцевому 
пространству и нагревается до температуры =  50° С при неизвестной темпе
ратуре эмульсии на входе (рис. 87), внутренний диаметр внешней трубы тепло
обменника 100 мм, внешний — 110 мм; 4) расход нагреваемой эмульсии при усло
вии 3?о-ного обводнения нефти равен 6180 кг/ч; 5) длина одной секции теплообмен
ника I  -= 5 м; 6) теплоемкость нефти подлине теплообменника принимаем среднюю 
арифметическую с„ =  2,0 кДж/кг-°С; 7) теплоемкость пластовой воды плотностью 
р„ =  1020 кг/м3 по длине теплообменника также принимаем средней арифметиче
ской с,. =  4,2 кДж/кг°С ; 8) динамическая вязкость нефти при средней темпе
ратуре в теплообменнике цн — 1.5 сП (1,5-10“3 Па с). Теплообменник теплоизо
лирован, и потерями теплоты через внешнюю поверхность пренебрегаем.

Решение. 1) Определяем плотность нефтяной эмульсии при обводненности 
нефти 3?6:

m„ +  mB p,,V„ -f- PuV'o 800-0.97 +  1020-0.03 ___________
1 эм =  — п----------- --------p--------- =  --------------- j—л ------------  806,6 кг, м3 .

V эм К эм 1 М

£) Определяем массовый процент содержания воды в эмульсии. В эмульсии 
с р м =  806,6 кг.'м3 содержится (1020 0,03) 30,6 кг пластовой воды.

3) Количество переданной теплоты определится из уравнения теплового 
баланса ( IX .32):

(^3 -----  / j )  —  G j f j  (^ 1  ----  t x )  +  G 3 C 3  ( fy  ----- / д ) ,
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подставляя в которое известные данные, определим температуру эму.т 
входе в теплообменник: 4.)»!

180 4 ,2 ( 5 0 -/ ,) ;6000 2 ( 6 0 -  3 5 ) -  “ “ - 2 ( 5 0 - / , )  +  .3600 

1Х =  26° С.

3C00

4) Кинематическая вязкость эмульсии при средней температуре в тепл 
мен инке (38° С) v3M =  22,5- 10"с м-,'с.

5) Скорость движения теплоносителей (нефти)

I)!
6000

5-р„

эмульсии 

v»u =

3600 • 800-0,052-0,785 

4КЭМ

— 1,06 М /с.

Р « я  W -  ^36°°)
4-6180

0,423 м/с.806,6-3,14 (0,1* — 0.0552) 3600

6) Числа Рейнольдса для потока греющей нефти 

п . __VufliPe 1.06-0,05 • 800 по и
Re" ----- р Г ~  “ ---- Ш о ^ —  “  2>8‘ ' 10
Режим движения греющей нефти турбулентный, и расчет числа Нуссельта 

и коэффициента теплоотдачи производим соответственно по формулам ( IX . IH) 
и ( IX . 16). ]

При средней температуре в теплообменнике греющей нефти
Т  „ — Г „  6С +  35 =  47,5° С.

Вязкость нефти, П а - с .......................................................... 1,5-10“*
Теплопроводность, Вт/м• °С (из-за отсутствия данных при

нимаем для трансформаторного масла (см. табл. 14) 0,1085 
Удельная теплоемкость, Д ж / к г - ° С ...................................  2000

Критерий Прандтля для ядра нефти
р 1,5-10-3-2000
НГн------------0Л 085------ -  27,7-

Учитывая сильную турбулентность потока (Re =  2,81 • 104), критерий 
Прандтля для пристенного ламинарного слоя можно принять равным критерию 
для ядра нефти, т. с. Ргст =  27,7 =  Ргн.

Тогда последний член в правой части формулы ( IX . 18) будет равен единице, 
и, подставляя в формулы известные данные, получим

Nu„ =  0,021 (2,81 • 104) (27.7)0-43 =  2440.
Коэффициент теплоотдачи от греющей нефти к стенке трубы

«х =  Кц, =  2440 s Q ^ f- г  =  5250 Вт/м*. °С.

7) Число Рейнольдса для потока нагреваемой эмульсии
%  • di 0,423 (D — d2) 0,423(0,1 — 0,055)

22.5-10'“ 22,5-10-е
-  843
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Режим движения нагреваемой эмульсии ламинарный, и расчет критерия 
))псльта н коэффициента теплоотдачи производим соответственно по формулам
IX 17) и ( IX .  16).

При сродней температуре эмульсии в теплообменнике

tx /к 26 so
2/»„ -  v ‘K 38°с.

Вязкость эмульсин, Па-с.................... Щм =  РэмУэм =
=  806,6-22,5-10-“ =

--= 1,82-10'"
Теплопроводность, Вт/м• СС . . . .  =  0,109
Удельная теплоемкость, Дж/кг • СС сэм =  2000

Критерий Прандтля для ядра эмульсии 
1,82-10-=-2000 

НГэм ~  ОЛ09 ~  6,ЗА-

Принимая во внимание наличие изоляции, можно приближенно положить 
А . /:,м» и, следовательно, Ргст =  Ргэм, тогда формула (IX . 17) запишется так:

Nu3M=  O .lSR e ^ P r^ G r^ .

Критерий Гросгофа для эмульсии
gdftAt *9,81 (10-10-2) 7,5 -1 0 -М 5 0 - 26) вв| 1П1 

Огэм- -  (22,5-10-^  -8 ,0 4 -1 0 .

Подставляя данные в последнюю формулу, получим:

NUbm =  0,15 (843)0,33 • (3,34)0,43 (8,64- Ю3)0' 1 =  38,3.
Коэффициент теплоотдачи от внутренней стенки трубы к нагреваемой эмуль

син dB определяется по формуле ( IX .30)

-  -  т г  Т С Т  -  38'3 t J w t  -  89 в,да'  " с>-

Учитывая, что <  2, коэффициент теплопередачи К  определяется по фор-
“I

муле для плоской стенки ( IX .21):

*  =  1 бет , Г  =  ~ Т  “ 2 ,5 -10-2 , Г  ; 83,°- 
cti +  Хст +  а-2 5250 "г  45 '  89 

Ввиду того что в рассматриваемом случае 
Г „ - : Г К 6 0 -3 5  
Т к — t„ ~ 50 — 26 ’

температурный напор At с достаточной для практических целен точностью можно 
определить по средней арифметической разности температур:

At =  /„ — Гэм =  47,5 — 38 =  9,5° С.
Плотность теплового потока
q= К  At=, 83,5-9,5 =  790.
Поверхность нагрега

Q 83,6



Число секций
S  1G6

л<**/ 3,14 11 L0-- 5 62.

I) Гидравлические сопротивления теплообменника определяют по формуле 
Дарси—Венсбаха с учетом местных сопротивлении, вызываемых в отводах при 
переходе из одной секции в другую:

« Н Ф ) * - ( ■ Ж г ^ ф ~ ) х I
1,06'  •=- 103,5** м,2-9.81

68
где V  0.483-68 — суммарный коэффициент местных и гидравлических сопротн- 

1
олений в 68 отводах.

2) Гидравлические сопротивления в теплообменнике для эмульсии, текущей 
в межтрубном пространстве:

ct>
0,4232

• — 47,5 м.Н  (  843 (0,1 — 0.055) 10-* +  ^  ° -573 2-9,81

* Д л я  отвода диаметром 50 мм, радиусом закругления /■„= 150 мм и для 
Re =  28 1 00 коэффициент £ =  0,483.

** Потери на гидравлические сопротивления в теплообменнике »труба в 
трубе» получились слишком большие, поэтому диаметры труб его следует увели
чить или установить кожухотрубчатый теплообменник.



РАСЧЕТ ОТСТОЙНЫХ АППАРАТОВ 
НА ПРОПУСКНУЮ СПОСОБНОСТЬ

по жидкости

ГЛАВА X

Для разделения нефти н воды на УПН применяют закрытые 
п открытые отстойники. Закрытые — обычно входят в состав 
герметизированных установок, а открытые резервуары-отстой- 
кнкн используют на старых, а также на вступивших иа завер
шающую стадию разработки месторождениях (см. рис. 110,6').

Конструкция отстойников должна обеспечивать равномерность 
выхода струн жидкости из распределителя потока (маточника) 
по всему сечению аппаратов.

§ 1. ФИЗИКО-ХИМИЧЕСКИЕ ЯВЛ ЕН И Я, СОПРОВОЖДАЮЩИЕ 
РАЗДЕЛЕНИЕ НЕФТИ И ВОДЫ 
В ОТСТОЙНЫХ АППАРАТАХ

Процесс коалесценции капель, схематично показанный на рнс. 88, 
весьма сложен, и первые детальные исследования его относились 
к изучению единичных капель на плоской поверхности раздела 
двух жидких фаз.

Рис. 88. Влияние различных факторов на коалесцснцшо капель в отстойных 
аппаратах

На основании многочисленных исследований по коалесценции 
капель, обобщенных в работе *, принято считать, что процесс 
коалесценции проходит 5 последовательных стадий (см. рис. 88): 
1) приближение капли к капле или к поверхности, приводящее 
к деформации этих капель; 2) затухание колебаний капли на

1 К. Хансон. Последние достижения в области жидкостной экстракции. 
М., Химия, 1974.

а



поверхности; 3) образование пленки сплошной фазы между капле! 
и слоем скоалесцированной дпсперсной фазы; 4) утончение пленки 
(см. рис. 88, а, Д/ц), ее разрыв н удаление остатков пленки, т. г  , 
иными словами, начало собственно коалесценцин, и 5) перепое 
содержимого капли в объемную фазу, т. е. слияние капель.

Основные показатели, влияющие на коалесцснцию капель, 
следующие: 1) размер капель; 2) высота падения (подъема) капель; 
3) кривизна межфазной поверхности капель; 4) разность плотин 
стей фаз; 5) отношение вязкостей фаз; 6) межфазное натяжение;
7) температура; 8) вибрация; 9) электрическое поле; 10) наличие 
двойного электрического слоя на каплях; 11) присутствие третьем» 
компонента (ПАВ).

Размер капли. Время коалесценцин уменьшается с увеличе
нием размера капель. Это объясняется тем, что большие капли 
быстрее осаждаются (поднимаются) из-за разности плотностей 
нефти и воды, в связи с чем уменьшается время утончения меж- 
фазных пленок (Дh), образованных сплошной средой и подле
жащих удалению (см. рис. 88, а, Д/i2).

Высота падения (подъема) капель. Влияние высоты падения 
(подъема) капель разными исследователями объясняется по-раз
ному. Одни считают, что капли могут приобретать электростати
ческий заряд в процессе движения через сплошную фазу. Вели
чина этого заряда возрастает с расстоянием, что приводит к уве
личению сопротивления на стадии утончения пленки. Другие 
считают, что капли при движении через сплошную фазу загряз
няются малыми количествами естественных ПАВ и стабильность 
капель повышается. Чем больше высота падения, тем значитель
нее загрязнение ПАВ капель, и стабильность их возра
стает.

Кривизна межфазной поверхности. Установлено, что стабиль
ность капель возрастает, если межфазная поверхность вогнута 
по направлению к капле, что соответствует сопротивлению утон
чению пленки (рис. 88, б, Д/ц).

Разность плотностей фаз. Большая разница в плотностях 
приводит, как известно, к значительной деформации капли. 
Они сплющиваются так, что поверхность удаляемой пленки воз
растает, в то же время гидростатические силы, обусловливающие 
утончение пленки, увеличиваются непропорционально. Эти про
тивоположные эффекты стремятся компенсировать друг друга 
(рис. 88, в). I

Отношение вязкостей фаз. Увеличение вязкости сплошной 
фазы относительно вязкчети капель повышает сопротивление 
процессу удаления пленки сплошной фазы, а следовательно, 
замедляет разделение фаз.

Межфкзног натяжение. Высокое межфазное натяжение пре
пятствует деформации капель, и площадь удаляемой пленки умень
шается, в  связи с чем время коалесценцин также должно умень
шаться (рис. 88, г).
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Температура. С увеличением температуры уменьшаются вяз
кость и плотность дисперсии, а следовательно, п время коалесцен- 
ции капель.

Влияние вибрации. Существуют противоречивые взгляды на 
роль вибрации в процессах коалесценцин. Одни считают, что 
вибрация содействует стабилизации удаляемой пленки, т. е. 
замедляет коалесценцию. Другие, наоборот, считают, что вибрация 
существенно ускоряет процесс коалесценцин капель.

Электрическое поле. Установлено, что возникающая между 
электродами постоянного тока сила превышает силу тяжести 
в несколько сот раз и капли, 
помещенные в это поле, быстро 
коалеецнруют. Коалесценция 
капель воды, когда сплошной 
фазой является углеводородная 
жидкость, происходит практи
чески мгновенно (см. рис. 83,6').

Н  аличие двойного электриче
ского слоя. Установлено, что ско
рость коалесценцин капель, 
содержащих электролиты, ниже 
скор ости чистых капель. Это про- 
исходит благодаря образованию 
двойного электрического слоя

Рнс. 89. Корреляция времени коалес- 
ценцин с физическими свойствами дис
персной системы

на поверхности между каплей и удаляющейся пленкой (см. 
рнс. 65, б). Эти двойные слои стремятся замедлить отвод пленки 
в результате возникновения сил отталкивания одноименных за
рядов, находящихся на поверхностях и в движущейся жидкости 
пленки. Этот эффект иногда называют электрической вязкостью.

Присутствие третьего компонента (ПАВ). В  присутствии 
твердых частиц коалесценция усиливается, особенно если они взве
шены в каплях дисперсной фазы (рис. 88, д). При этом твердые ча
стицы образуют мостики, проходящие через пленку, подлежащую 
удалению, и тем самым ускоряют ее разрыв. Присутствие естествен
ных ПАВ на поверхности капель обычно замедляет коалесценцию 
вследствие увеличения поверхностной вязкости и прочности пле
нок. Кроме того, они способствуют сплющиванию капель и тем 
самым увеличению площади пленки, подлежащей удалению.

Известно очень мало работ, в которых установлена зависи
мость времени коалесценцин капель от физических свойств си
стемы. Одна из таких зависимостей приведена на рис. 89, она 
построена по формуле вида:

^  у * ,  „ х , ,
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где а — межфазное натяжение системы нефть—вода, Н,м; ;i 
динамическая вязкость сплошной фазы, Па-с; т  — время угон 
чения п разрыва пленки, с; Л|> — разность плотностей фаз, кг ч"; 
d — диаметр капли, м; g — ускорение силы тяжести, м.с-; L  -J  
высота падения (подъема) капель, м.

В настоящее время установлено, что время коалесценции 
капель в основном определяется процессом утончения пленки 
(рнс. 88, -\Л2) сплошной среды, так как после того, как пленки 
разорвана, коалесценция протекает практически мгновенно.

Первые сравнительно точные измерения скорости утончения 
пленки в пространстве между искривленными поверхностями 
были сделаны Б. В. Дерягиным и сотруд. [12], установившими 
связь утончения пленки с временем коалесценции капель.

Было, например, показано, что хотя при увеличении градиент 
скорости капли и соударялись, тем не менее вероятность коалес
ценции снижалась.

Это означало, что время контакта между каплями было меньше 
времени, необходимого для утончения пленки и последующей 
их коалесценции.

§ 2. ПРИСПОСОБЛЕНИЯ И УСТРОЙСТВА ДЛЯ ПОВЫШ ЕНИЯ 
ЭФФЕКТИВНОСТИ РАБОТЫ ОТСТОЙНЫХ АППАРАТОВ

Основная цель монтажа на установках подготовки нефти герме
тизированных (см. рис. 80, 12 и 17) и открытых отстойников 
сводится к тому, чтобы осуществить качественное разделение 
нефти и воды, т. е. нефть обезводить и обессолить, а в отделив
шейся воде, подлежащей закачке снова в пласт, не должно со
держаться эмульгированных капелек нефти и мехпримесеи.

Для нефтей тяжелых и вязких, трудно поддающихся разделе
нию в отстойниках, после них обычно устанавливают электроде- 
гидраторы, из которых нефть выходит обезвоженной и обессо
ленной.

Доминирующим при разделении нефти и воды в отстойниках 
является гидродинамический эффект, обусловленный гравитацион
ными силами, т. е. разностью плотностей фаз и скоростью потока.

В отстойники, как правило, поступает разрушенная нефтяная 
эмульсия, но не отдельными потоками нефти и воды, как может 
представиться, а в виде их смеси, прошедшей каплеобразователь 
(см. рис. 8 2 ,10). Указанная смесь по стояку, 12 (рис. 90) поступает 
в распределительный коллектор 3 и в отводы с отверстиями, из 
которых она должна выходить равномерными струями по всему 
сечению отстойника.

Прн выходе струй из распределительного коллектора и отво
дов режим движения их должен быть ламинарным, чтобы пред
отвратить возможное образование стойких эмульсий в объеме 
самого отстойника.

При выходе смеси нефти с водой из распределительного кол
лектора и отводов происходит подъем капель нефти к верхней



образующей отстойника, а вода оседает в дренаж i i  по перфори
рованной трубе 2 перетекает в секцию отстойного аппарата. 
С помощью межфазного поплавка 7 и исполнительного механизма 6 
вода сбрасывается за пределы отстойника.

При подъеме капелек нефти через водяную «подушку» 14 на 
границе раздела фаз образуется, как правило, эмульсионный 
слой 13, который постепенно растет по высоте и трудно поддается 
разрушению при воздействии на него даже ПАВ. Увеличение 
по Еысоте эмульсионного слоя часто является основной причиной 
нечеткой работы межфазного поплавкового механизма и повы
шенного попадания капелек нефти в сточную воду.

.9

Рис. 90. Отстойник с распределительным коллектором типа O f-200:
/ — корпус отстойника; 2 — перфорированная труба д .h i подачи воды из правой секции 
ь легл «о; 3 — распределительный коллектор с отверстиями д л я подачи разрушенной эмуль
сии; 4 — отводы с отверстиями; 5 — перегородка; 6 —- исполнительный механизм; 7 — 
м- жф. :-ный уровнемер (поплавок); 8 — лю к-ла з; У — нефтяная линия; 10 — предохрани
тельна:; клапан; / 1 — перфорированный сборный коллектор д л я  нефтн; 12 — стоик д ля 
иодгчи разрушенной эмульсии; /3 — эмульсионный слой; 14 — водяная *подуш ка*

Скопившаяся в верхней части отстойника чистая нефть по 
перфорированному сборному коллектору // и нефтяной линии 9 
выводится за пределы отстойника в концевой сепаратор (см. 
рис. 80, 20). Описанный отстойник, широко применяемый на про
мыслах, в 1977 г. был подвергнут исследованиям на пропускную 
способность бригадой сотрудников из ВНИИСПТнефть и других 
организаций.

Скорости струй, выходящих из отверстий раздаточного кол
лектора и отводов, измеряли с помощью введения в жидкость 
пзотопов с непрерывной регистрацией излучений специальными 
датчиками, установленными на отдельных узлах отстойника.

Исследования показали большую неравномерность скоростей 
жидкостных струй по длине раздаточного коллектора.

Интенсификация разделения нефти и воды в отстойниках 
сводится в основном к сокращению времени отстоя, а следова
тельно, к увеличению производительности этих аппаратов.

Отстойник, разработанный во ВНИИСПТнефть, приведен на 
рис. 91, он более эффективен, чем отстойник, приведенный на 
рис. 90.
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Отстойник работает следующим образом.
Нефтяная эмульсия, предварительно разрушенная в ист 

и прошедшая каплеобразователь, поступает в виде смеси в ко.М 
лектор /, а затем в раздаточный коллектор 2 и отводы 3 (матч» 
ники), имеющие по длине нижней образующей равномерно рис* 
положенные отверстия 9. Суммарная площадь отверстий в 10 рщ 
больше площади сечения коллектора. Это сделано для того, чтобы 
скорость водонефтяной смеси, выходящей из отверстий, была С>ы 
меньше скорости в коллекторе.

Рис. 91. Отстойник ВНИИСПТнефть
/ — ко лле кто р ; 2 — раздаточный коллектор; 3  — отводы с отверстиями; 4 — желоб; 
5 — патрубок д л я  отвода воды; С — нефтесборный коллектор; 7 — корпус отстойника; 
8 — предохранительный клапан; 9 — отверстия, равномерно расположенные, но разные 
по величине

(На рис. 91 схематично показана траектория движения смеси 
нефти и воды, выходящей из отверстий 9 и растекающейся прн 
ударе о желоб 4 в разные стороны.)

Отделившаяся от капелек нефти и скопившаяся в нижней 
части отстойника вода сбрасывается через патрубок.

Отстойники описанного типа объемом 200 м3, установленные 
на опытном участке Нефтеюганского месторождения, показали 
хорошие результаты: процент остаточной воды в нефти после 
прохождения ее по отстойнику не превышал 0,2, а производи
тельность его по нефти равнялась 6000 т/сут. Такой же по объему 
отстойник, приведенный на рис. 90 и работающий в тех же усло
виях, имел следующие показатели: остаточная вода в нефти 
доходила до 1%, а производительность по нефти не превышала 
3000 т/сут.

§ 3. ГИДРАВЛИЧЕСКИЙ РАСЧЕТ РАСПРЕДЕЛИТЕЛЬНОГО 
УСТРОЙСТВА В ОТСТОЙНИКАХ

Эффективная работа отстойных аппаратов зависит от равномерного 
распределения потока жидкости в этих аппаратах, обеспечива
ющего нормальную удельную нагрузку по всему сечению. Для 
этого в отстойных аппаратах монтируют специальные распреде
лители потока (часто называемые маточниками, см. рис. 91, 2 
и 3). Как видно из рисунков, жидкости из маточников в отстой
ники подаются по специально рассверленным отверстиям, от пра-
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пильного расположения и размера которых зависит эффективность 
роботы этих отстойников.

В настоящее время в распределительных устройствах выход
ные отверстия расположены по всей длине отвода равномерно
II с одинаковыми диаметрами. Однако такое размещение отверстий 
не всегда обеспечивает равномерное распределение потока по 
всему сечению аппарата.

Как показали исследования \ точное решение задач о равно
мерном распределении потоков в дырчатой трубе очень сложно

Рис. 92. Иллюстрация графиков к расчету распределительных (дырчатых) кол
лекторов (маточников).
а — распределительный (дырчатый) коллектор с равномерной раздачей жидкости:
I  — разность пьезометрических напоров д л я  длинного коллектора, т .  с. когда

[  =  X -J j-  > 6 ;  2 —  то  же, д ля короткого, когда £ =  J. —  <  6 и 3 — когда £ =  Х —  =  6; б—

карактер изменения пьезометрической линии пдоль короткого дырчатого трубопровода 
и безразмерных координатах при р азличных значениях параметрз С (10, 7. в. &)

и громоздко. Поэтому задача решается для дырчатой трубы 
(отвода) с переменным объемным расходом по сечению и с неко
торыми допущениями.

Допущения эти следующие: 1) жидкость вязкая, несжимае
мая; 2) скорость истечения жидкости зависит от разности давле
ний внутри и снаружи трубы, причем предполагается, что жидкость 
из отверстий вытекает под прямым углом к основному потоку;
3) дырчатая труба горизонтальная, постоянного диаметра.

Исходное дифференциальное уравнение Бернулли запишется так:

*  +  =  0. (Х.1)

_ 2v dv v di< , v dvВ данном уравнении второй член — - —  =- —- -----{- — —  состоит нз двух

слагаемых, имеющих различный физический смысл. Одно слагаемое характери
зует изменение удельной кинетической энергии потока, а другое — потери энер
гии, связанные с раздачей (распределением) потока вдоль дырчатой трубы.

При условии равномерной раздачи объемного расхода в сечении, находящемся 
па расстоянии х  от начала трубы (см. рис. 92, о), будем иметь:

Q — Qh — (Х.2)

1 Егоров А. И. Гидравлический расчет трубчатых систем для распределения 
воды в водопроводных очистных сооружениях. М., Госстрой издат, 19G0.
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где q — объемный отбор жидкости па единицу длины трубопровода; Q -т  цМ 
члльный объемный расход жидкости.

Величина средней скорости в дырчатой трубе (отводе) определяется так

Q <?:. — Ях ,иШ
' х "  а

с  I I-  л & 2  \где 5 — площадь сечения дырчатого отаода 16 ------ -— J .

Из формулы (Х.З) дифференциал скорости на элементарном участке d\ и|)|1 
постоянной площади сечения запишется так:

qdx (S<||

Подставляя в уравнение (Х.1) вместо v и dv их значения из уравнений (X 1| 
и (Х.4), получим

2 lQ - — qx)qdx х
J'1----- & -----------+  “2 dx =  0 (Х.Ж
После интегрирования при постоянных величинах q, S , X и D получаем

( o ; * - e , , « ! + i r i ) - с- <*••>
Подставляя в уравнение (Х.6) граничные условия из рис. 92, т. е. когда
С х 0. ft ft,,.
I. х  — /. ft - Лк и Q„ ql,

получим следующее окончательное уравнение для расчета пьезометрических ни* 
поров вдоль дырчатого отвода:

I  п \. . .  *« Л  /____„\ (Х.7)Л" К  2gS3 (х 3D 2 J 2g (/. 3D 2 j  .

Полученное уравнение показывает, что в зависимости от соотношения между 
величинами в скобках знаки разности начального и конечного пьезометрических 
напоров оказываются различными. Существует классификация дырчатых труб,

согласно которой при X ~  >  6 — это отвечает длинному трубопроводу, и ко

нечный напор в таких трубопроводах будет меньше начального, т. е. Лк <  Л„ 

(см. рис. 92, а, 1). Если жеХ С  6, то конечный напор может оказаться

больше начального, и такой трубопровод относится к короткому трубопроводу 
(рис. 92, а, 2).

В случае, если X 6, то начальный и конечный напоры в трубопроводе

одинаковы (см. рис. 92, а, 3).
Теперь выясним особенности изменения напора вдоль дырчатой трубы при 

значениях безразмерного параметра X//D, близких к шести, т. е. когда условия 
движения отвечают короткому трубопроводу.

Обозначим безразмерный параметр XI.1 D через £, а уравнение (Х.6) предста
вим в безразмерной форме. Для этого расход Q в сечении, находящемся на рассто
янии х  от начала дырчатой трубы, заменим величиной

<? -  дх (Х.8)

а постоянную интегрирования в уравнении (Х.6) обозначим через ft, т. с. С =  Лн. 
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Тогда уравнение (X.fi) примет такой вид: 

См /_  _*_. 11 Л .___ :х'1_ _  Л) J L  _  л А - чЧ  | \ c,i
1 2*Г> 5» V / 3/2 )  / /- / Л52 *

«и*Учитывая, что —v- £ . / wн >. -у- -- г и до.'ля все члены на скоростной

“|,0Р тг7  ■ получаем соотношение в безразмерном виде:

7.Л
; н

(X.IO)

Уравнение (X.IO) позволяет исследовать характер изменения напора вдоль 
трубопровода с непрерывной раздачей.

Найдем экстремальное значение функшш yh Первая прои:вод-

Ш1Я этой функции

; ( l _ ^ £  +  _ ^ ) _ 4  +  4 ^ = 0 .

Последнее выражение представим в виде квадратного уравнения:

e ( - j - ) 2- (4- 2 ; ) i i - - ( 4 - ; ) =.o,

откуда

т-^т^Чт),-1’ (тХ'-Цг-'-т- «•"»
Первый корень =  1 при х =  не удовлетворяет требованиям уравне- 

х  4ння, второй корень -у -  — 1----- — дает максимальное значение безразмерного

параметра у>
В этом можно убедиться, взяв вторую производную от соотношения (X .I0 ) 

и подставив вместо дроби ее значение из выражения (Х.11):

-4 <  0. (X .I2 )

Максимальное значение yj, должно соответствовать минимальной величине 
напора в данном сечении.

Условие (Х.12) показывает, что при

(X .I3 )

пьезометрическая линия не имеет экстремума, при £ =  5 — 20, экстремальная 

точка пьезометрической линии отвечает сечениям (см. рнс. 92, б) (~у~) ~  — 

—  0,8.
В частности, прн Л„ =  hK, когда £ =  6,

По соотношению (Х.10) построены кривые с̂м. рис. 92, б). Анализ кривых 
этого рисунка показывает, что приблизительно равномерную раздачу жидкости
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в коротких дырчатых трубопроводах (при расположении одинаковых отворггмМ 
на одинаковых расстояниях) и при турбулентном режиме течения (автомодслыиИ
X — const) можно получить только при значении безразмерного пврамегрп |

.  .  /
D 5 - 7 .

Если этот параметр равен 10, то неравномерность подачи жидкости черЯ 
дырчатый распределитель достигает значительной величины.

§ 4. ПРЕДУПРЕЖ ДЕНИЕ ОБРАЗОВАНИЯ СТОЙКИХ ЭМУЛЬСИЙ 
В ОТСТОЙНЫХ АППАРАТАХ В ПЕРЕХОДНОЙ ЗОНЕ

При разделении нефти от воды в отстойных аппаратах на гранит’ 
раздела этих фаз часто образуются стойкие слои эмульсий, трудно 
поддающиеся разрушению. Образование стойких слоев эмульсии 
на границе раздела фаз является одной из основных причин не
четкой работы межфазных уровнемеров (см. рнс. 90, 7) и, к»к

1й

f 1!~ 1 Г / м

Рис. 93. Отстойник с коалесцирующей сеткой для разрушения межфазиого слоя 
стойкой эмульсии:
/ — корпус отстойника; 2 — патрубок д л я  ввода эмульсии; 3 — раздаточный дырчатый 
коллектор; 4 — патрубок д л я  сброса воды; .5— лю к; 6 —  коалесцирующая сетка; 7— ввод 
сжатого газа: S — пружина; 9 — поршень; 10 — сборный коллектор д л я  нефти; // — 
сброс газа; /2  — предохранительный клапан: 13 —  слой чистой нефти; /4  — слой стойкой 
эмульсин; 15 — межфазный поплавок; 16 — водяная «.подушка»

следствие этого, попадания в пластовые сточные воды большого 
количества эмульгированной нефти. Для очистки пластовых 
вод от эмульгированной нефти строят специальные очистные 
и дорогостоящие сооружения (см. рис. 107 и 108).

Кроме того, для разрушения образовавшихся стойких слоев 
эмульсий за счет сил гравитации требуется продолжительное 
время отстоя.

Д ля предупреждения образования стойких слоев эмульсий 
и интенсификации работы отстойной аппаратуры закрытого типа 
целесообразно применять механические или гидродинамические 
способы воздействия на эти слои.
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Отстойник с механическим способом воздействия на стойкий 
СЛОЙ эмульсии приведен на рис. 93.

В патрубок 2 вводится смесь нефтн с пластовой водой, которая 
с помощью раздаточного коллектора 3 равномерно по всему 
гсчению отстойника движется через водяную «подушку» 16, вода 
пыпадает в дренаж, а большие капли нефти, содержащие в себе 
мельчайшие частицы воды, поднимаются вверх. На границе 
раздела фаз капли нефтн коалесцируют, а заключенные в этих 
каплях нефти частички воды образуют промежуточный слой 
« гойкой эмульсии 14, высота которого может расти со временем.

По мере увеличения высоты этого слоя в отстойнике межфаз- 
ный поплавок 15 теряет свою «чувствительность», и при сбросе 
пластовой сточной воды в нее попадает большое количество нефти.

Для предупреждения образования стойкого слоя эмульсии 
отстойник оборудуется коалесцирующей сеткой 6, которая время 
от времени может передвигаться вверх и вниз, не давая тем самым 
образоваться этому слою. Коалесцирующая сетка перемещается 
пверх и вниз с помощью сжатого воздуха или газа, подающегося 
и патрубки 7. Поршни 9 поднимаются вверх, увлекая за собой 
коалесцирующую сетку. В  исходное положение коалесцирующая 
сетка возвращается пружиной 8. Передвижение сетки вверх 
п вниз способствует р'азрушению бронирующих оболочек на 
капельках воды, коалесценцпн этих капель и выпадению их 
в дренаж.



ГЛАВА М

НЕФТЕПРОМЫСЛОВЫЕ РЕЗЕРВУАРЫ

§ 1. НАЗНАЧЕНИЕ, КЛАССИФИКАЦИЯ И КО НС ТРУКТИВНЫ Е 
ОСОБЕННОСТИ СТАЛЬНЫХ РЕЗЕРВУАРОВ

Нефтяные резервуары представляют собой емкости различных ра > 
меров, предназначенные для накопления, кратковременного храпе 
нпя и учета «сырой» и товарной нефти. Группу резервуаров, сосрв» 
доточенных в одном месте, принято называть резервуарным парком,

Общий объем товарного резервуарного парка должен бы'п. 
равен двухсуточной плановой производительности всех эксплуа
тационных скважин данного месторождения. Отношение двух
суточного объема добываемой нефти V,, к объему установленных 
резервуаров V0 называется коэффициентом оборачиваемости ре
зервуаров К  =  V JV 0, он характеризует степень использования 
резервуарного парка. Значение К  может колебаться в пределах 
от 2 до 5.

Увеличение дебитов скважин при постоянном объеме резер
вуарного парка повышает коэффициент оборачиваемости. При 
большом резервуарном парке коэффициент оборачиваемости ре
зервуаров мал и потери легких фракций нефти от больших «дыха
ний» сокращаются. Однако сооружение большого резервуарного 
парка обходится слишком дорого. Поэтому оптимальный объем 
резервуарпых парков должен определяться с учетом технико
экономических расчетов, и решение этой задачи встречает весьма 
большие трудности.

При напорной системе нефтесбора на новых месторождениях 
объем резервуарных парков сокращается и предусматривается 
возможность транспортирования нефти из насоса в насос.

Нефтяные резервуары строят из несгораемых материалов 
в наземном, частично заглубленном и подземном исполнениях. 
Для сбора, хранения и замера объема нефтн на нефтяных место
рождениях в большинстве случаев сооружают цилиндрические 
стальные резервуары и реже — бетонные и железобетонные.

Резервуары средней и большой емкости в целях экономии 
металла изготовляют с переменной толщиной стенки в нижней 
части резервуара. Стенки вертикальных цилиндрических резер
вуаров при отсутствии избыточного давления над поверхностью 
жидкости испытывают давление, распределяющееся по закону 
треугольника. В этом случае давление в нижней точке резервуара 
будет р — Hpg. На глубине h давление равно р — hpg, а толщину 
стенки определяют из уравнения

6 M L ,  ( X I . I)
-  1<2



Iдо Ii — высота столба от уровня жидкости до рассматриваемого 
пояса резервуара, м; р — плотность жидкости, кг/м3; D — диа
метр резервуара, м; Rz — допустимое напряжение на растяжение 
на мартеновскую сталь Ст.З (R : — 1400-9,61•104 Па).

Толщину днища резервуара обычно не рассчитывают, по
скольку гидростатическое давление, создаваемое столбом жидко
сти, воспринимается фундаментом, на ко
тором установлен резервуар. Поэтому 
голщнна листовой стали, идущей на изго
товление днищ резервуаров, не превы
шает 5 мм.

При сооружении корпуса резервуара 
стальные пояса могут располагаться тремя 
способами: ступенчатым, телескопическим

Рис. 94. Расположение поясов стальных резервуа
ров:
/ — ступенчатое. I I  — телескопическое: 111 — л с тык;
/ — к р ы та  резервуара; 2 — ферма

н встык (рис. 94). Крыша резервуара 1 воспринимает внешнюю 
нагрузку от снега и вакуума в пределах 245 Па (25 кгс/м2) и вну
треннюю нагрузку от избыточного давления в паровом простран
стве резервуара (до 200 кгс/мг); обычно крышу изготовляют 
из листовой стали толщиной не более 2,5 мм. Крыши вертикаль
ных стальных резервуаров строят трех типов: конические, сфе
рические и плоские. На нефтяных месторождениях чаще всего 
используют резервуары с плоскими крышами, имеющие наимень
шее газовое пространство, а следовательно, и обеспечивающие 
наименьшие потери легких фракций от малых и больших «дыха
ний» (см. § 3 данной главы). Крыши резервуаров располагаются

т,\ьлицл 6

Резервуар

Основные размеры, мм

Общая масса, т
диаметр высота

РВС-100 5 330 5 510 4,98
РВС-200 6 670 6 870 7,51
РВС-300 8 000 6 870 9,93
РВС-400 8 000 8 210 11,05
РВС-700 10 670 8 2-10 16,87
РВС-1 ООО 12 000 9 600 21,57
РВС-2 ООО 14 670 12 320 36,07
РВС-3 ООО 18 680 12 320 54,54
РВС-5 ООО 22 680 12 270 78,37
РВС-7 500 28 020 12 270 125,56
РВС-10 000 33 350 12 270 174,44
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на стропильных перекрытиях (фермах 2), которые могут опирай 
как на промежуточные колонны внутри резервуара, так и нш 
средственно на его стенки.

Стальные резервуары стандартизированы. Размеры их мр 
ведены в табл. 6.

Геометрические размеры типовых резервуаров определены id 
условия минимального расхода стали при использовании л мстя 
стандартных размеров.

§ 2. ОБОРУДОВАНИЕ СТАЛЬНЫХ РЕЗЕРВУАРОВ

Для проведения операций по приему, хранению и отпуску сырой 
н товарной нефти резервуары оборудуют специальной гарнитурой 
и арматурой (рис. 95).

Оборудование резервуаров должно обеспечивать правильную 
и безопасную эксплуатацию резервуаров: 1) наполнение и опорож-

Рис. 95. Расположение оборудования на наземном стальном резервуаре:
I  — световой лю к; 2 — вентиляционный патрубок; 3 — огневой предохранитель; 4 — 
д ы ха те льны й  клапан; 5 — замерный лю к; 6 — указатель уровня (У Д У ) ; 7 — лю к-лаз; 
8 — сифонный кран; 9 — подъемная труба; Ю — хлопуш ка; 11 — шарнир подъемной 
тр убы ; 1 2  — приемно-раздаточные патрубки; 13 — перепускное устройство; 14 — ле
бедка; 15  — управление хлопуш кой; 16 — роликовый блок

нение резервуаров; 2) замер уровня нефти; 3) отбор проб нефти;
4) зачистку и ремонт резервуаров; 5) отстой нефти и удаление под
товарной воды; 6) поддержание давления в резервуаре в безопас
ных пределах.

Оборудование нефтяных резервуаров следующее.
Люк-лаз 7, устанавливаемый на нижнем поясе резервуара, 

предназначен для проникновения людей внутрь резервуара при
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t монте и очистке его от грязи, а также для освещения и про- 
фивання резервуара прн проведении этих работ.
Замерный люк 5, который служит для замера в резервуаре 

уровня нефти н подтоварной воды, а также для отбора проб про- 
йштборннком. Замерный люк устанавливают на патрубке, вва
ренном вертикально в крышу резервуара. Крышка замерного 
Люка герметично соединяется с корпусом прокладкой н нажимным 
inкпдным болтом. Внутри замерного люка расположена направ
ляющая колодка, по которой в резервуар спускают замерную 
Ленту с лотом. Колодку изготовляют из меди или алюминия, 
Чтобы предотвратить искрообразование.

Световой люк 1 устанавливают на крыше резервуара над 
lip немо-раздаточным патрубком. При открытой крышке через него 
ннутрь резервуара проникает свет и проветривается резервуар 
перед зачисткой или ремонтом.

Приемо-раздаточные патрубки 12 предназначены для при
соединения приемных или раздаточных трубопроводов, они разме
щены снаружи резервуаров, а хлопушка 10 и шарнир 11 подъемной 
трубы 9 — внутри резервуара. Диаметры приемо-раздаточных 
патрубков определяются заданной производительностью перекачи
ваемой нефти и колеблются в пределах 150—700 мм. При выборе 
диаметра приемо-раздаточного патрубка исходят из скоростей 
движения жидкости в трубопроводах, принимаемых в пределах 
0,5—2,5 м/с.

Хлопушки 10 устанавливают для предотвращения утечек 
нефти из резервуаров при неисправности задвижек или аварийном 
состоянии трубопровода. Хлопушки могут быть управляемые 
и неуправляемые. При наполнении резервуара струя нефти силой 
давления приподнимает крышку хлопушки, а при остановке пере
качки нефти крышка хлопушки под действием собственного веса 
опускается, закрывая трубу. При откачке нефти из резервуара 
крышка хлопушки открывается принудительно специальным 
устройством, состоящим из вращающегося барабана с наматы
вающимся на него тросом.

Перепускное устройство 13 служит для выравнивания давле
ния нефти с обеих сторон крышки хлопушки. Его устанавливают 
на всех резервуарах высотой более 6 м.

Подъемную трубу монтируют внутри резервуара; предназна
чена она для отбора нефти с требуемой высоты.

Дыхательные клапаны (рис. 96) рассчитаны ка избыточное 
давление или вакуум в газовом пространстве резервуара 20 • 9,81 Па 
(20 мм вод. ст.). Дыхательный клапан работает следующим об
разом. При повышении давления внутри резервуара клапан 3 
поднимается, и лишний газ выходит в атмосферу, а при понижении 
давления внутри резервуара открывается клапан 1, и в резервуар 
поступает воздух. Клапаны 1 и 3 могут быть отрегулированы 
иа определенное давление и подниматься только в том случае, 
когда давление или разряжение внутри резервуара достигнет

253



определенной величины. Над клапанами имеются съемные ли 
через которые вынимают клапаны для осмотра и ремонта.

Размер дыхательных клапанов выбирают в зависимойн 
допускаемой пропускной способности их.

Размер клапана, мм...................................  50 100 150 200 2&)
Пропускная способность, мя/ ч ................ 25 72 М2 210 304' ч

392 Н/'м2. Гидравлический предохранительный клапан устанн»/ 
вают в комплекте с огневым предохранителем. ПредохраннТЦ^ 
ный клапан заливают незамерзающими неиспаряющнмися мии 
вязкими жидкостями (раствор глицерина, этиленглнколь и i|> I, 
образующими гидравлический затвор, через который вым>д||| 
газ с воздухом или входит («вдох») воздух. На рис. 97, a not <нйн 
момент, когда давление в газовом пространстве резервуара ими»» 
расчетного и газ сбрасывается в атмосферу через предохрани.» и. 
ный клапан. На рис. 97, б изображено положение, когда дых»>**«••**

Рис. 90. ДыхателуилП м* 
Ш;ческ1:й хлопан:
/ — л.-; :...и j-икууми: ? •• fcfl
KS! Kvi.. i i i ’-iiOk; i f  — K.l. I .rt j
Сыточнсто давления: V щ 
кладки: 0 — сетки; 0 ~ 
ссткI.; Г — фланец дли У|М 
ю е н п я кляг...на и. о п т .  ii щ
ДОХ С.! И И Т* Л и

Р ис. 97. Работа предохра
нительного клапана при:
а — избыточном Давлении:
6  —  йиккумс: «  — де ле н и и  
и резерр.уаре, раьиом атмо
сфер по му

Дыхательный клапан является ответственным элементом о 
рудования резервуара.

Гидравлический предохранительный клапан (рис. 97) пр 
назначается для ограничения избыточного давления или вши \ 
в газовом пространстве при отказе дыхательного клапана, а шк 
при недостаточном сечении его. Предохранительные клип! 
рассчитаны на несколько большие давление и вакуум, чем дыЦ 
тельный клапан: на избыточное давление 588 Н м2 и разрож##
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ft .лапан не сработал и образовавшийся в газовом пространстве 
Ipuyapa вакуум стал настолько больший, что поступление 
г \а в резервуар происходит через предохранительный клапан, 
р х . 97, в показан случай, когда давление в газозом про- 
нитве резервуара и атмосферного воздуха одинаково.
< п невые предохранители устанавливают на резервуарах в ком

ик if  с дыхательными и предохранительными клапанами и они
■ назначаются для предохранения газового пространства ре- 
|'и .!рг. от проникновения в него пламени через дыхательный 
н предохранительный клапан.
Принцип действия огневых предохранителей заключается 

ь I, что пламя, попадая в огневой предохранитель, проходит 
рг« систему каналов малого сечения и дробится на отдельные 
и.но потоки; поверхность соприкосновения пламени с предохра- 
| Юм увеличивается, возрастает отдача теплоты стенкам ка- 
IIт», и пламя затухает. Основной деталью огневых предохрани-
■ I является спиральная ленточная кассета цилиндрической 

ip'п.1, изготовленная из цветных металлов и помещенная в кор- 
)'! предохранителя.

Пенокамеры (рис. 98) устанавливают на верхнем поясе резер
в о в .  ,

11ену вводят в резервуары через пенокамеры. Подаваемая 
м давлением по трубам 1 из пенореактнвных установок пена 
врывает мембрану 2 из листового свинца, установленную в ка

ре ,j для предотвращения утечки паров нефтн, поступает на 
мир.чность нефтепродукта и прекращает горение, изолируя 
>ш рчность нефтепродукта от кислорода воздуха.

Для измерения уровня и оперативного учета количества 
|фтп в резервуарах различных типоз применяют указатель 
рцц/1Я УД У (рнс. 99). Прибор состоит из поплавка и мерной 
си ш, помещенной в герметичный кожух, который выполнен из 
| и пых коробок и трубы. При изменении уровня поплавок пере
дние гея по направляющему тросу, а мерная лента наматывается 

М бл< ж в смотровой коробке прибора. К прибору можно присоеди
ни г. потенциометрические датчики для передачи показаний уровня 
Е пчметчерский пункт.

Приведенный на рис. 95 общий вид стального резервуара 
1 р к положенным на нем оборудованием рекомендуется применять 
I | I временного хранения обезвоженной и обессоленной нефти 

l i  и,ко в товарных парках головных сооружений.
Д.шныи тип резервуара имеет существенные недостатки, если

1)11 используется на промыслах в качестве аппарата для предса- 
Ьн н'льного сброса пластовой воды (резервуара-отстойника), бу
ферной емкости или технологического резервуара.

Ос.ювная цель таких резервуаров в промысловых условиях 
К 1"  1 гея к разделению нефти и воды на установках У П Н  и раз- 
le.i'M ino воды и эмульгированных капелек нефти па установках 
N114 с расчетом минимальных потерь легких фракций нефтн.

255



Поэтому резервуары для указанных целей (см. рис. 80, 36), 
значительное большинство на промыслах, должны работать i 
стоянным уровнем нефти (чтобы исключить большие «дылан 
и оборудоваться специальным распределительным устроПсТ 
обеспечивающим равномерность подъема нефтеводяной см<чч| 
всему сечению резервуара.

Рис. 98. Пенокамеры:
/ — пенопроводы; 2 — мембрп- 
на; .{ — корпус камеры: 4 — 
крышка корпуса; 5 — меноелнв: 
(• — направляющий козырек:
Г — верхний поис резервуара

Рис. 99. Указатель уровня с 
дистанционной передачей 
типа УДУ:
/ — опора; J  — указатель уров
н я с дистапцнопно:t приставкой;

и б — трубы; «/ — кронштей
н ы ; J — углопые п о ляки ; Г — 
лю к: 8 — н чранлйюг.игА т^ос: 
.v — поплавок; IV  — опора д ля 
крепления тр<*еа

На месторождениях Татарии, Башкирии широко nitfiptW 
зервуар-отстойнпк с «жидкостным гидрофильным фильтром*, |Ц" 
работанным в ТатНППИнефть (pirc. 100).

В резервуарах-отстойниках с гидрофильным фильтром t'AfljH 
ненную нефть обезвоживают и подвергают первичной пщцЧЩ 
пластовую воду, отделившуюся от нефтн.

Отстойники с гидрофильным фильтром производят И I itn«t 
типовых вертикальных резервуаров. Их технические харпктНИ 
стики приведены в табл. 7 (7J.
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P;ic. JOO. Резервуар-отстой
ник.
a — резервуар-отстойник:
‘  — подводящий трубопровод;
2 — дырчатый моточки к; 3 — 
цилиндрическая емкость для 
сбора и выеод.ч нефти нз резер
вуара; 4 — трубопровод для от
вода нефти: 5 — трубопровод 
для отвода воды; 6  — восходя- 
щ.-.я труба гндроэатвора: 7 — 
нисходящая труба гидроззт- 
пора; в — шток; 9 —  подвижной 
патрубок; 10 — трубопровод 
для опорожнения резервуара;
I I  —  поплавок датчика уровня 
водонефтяного контакта; 12 — 
поплавок датчика уровня на
полнения резервуара;
б —  распределительное устрой
ство (маточник): I  —  подводя
щий трубопровод: 2  — лучевые 
отеоды с отверстиями; 3  — об
щая емкость; 4 — опоры для  
лучевых отводов

н Г С Лутош кин



Отстойник на базе речериу 1 |ч

Техническая характеристика
РБС -Ю 00 PBC -2000 РВС-1

Производительность на входящей во
донефтяной смеси, тыс. м8/сут

3 6 I I

Содержание воды в нефти, %  
Содержание воды в отделившейся неф

т и .  % :

40 40 10

а) при подаче деэмульгатора в про
мысловую систему сбора

2 2 2

б) без подачи деэмульгатора 12 12 и
Содержание нефти в отделившейся 

воде, мг'л
100 100 100

Высота водяного контактного слоя 
(фильтра), м

4,5 5,0 5,0

Высота наполнения резервуара, м 
Температура иодонефтяной смеси, :С

8,5 10.0 
Более 20

10,0

Для более эффективного сочетания процессов обезвожнипиИ! 
нефти и очистки отделившейся пластовой воды в сырье до но* 
ступления его в резервуар-отстойник добавляют горячую дрпыт» 
ную воду, поступающую из отстойников окончательного u(Vt 
воживания.

.Место ввода горячей дренажной воды и диаметр подводчщгш 
трубопровода должны быть такими, чтобы обеспечить необчощ* 
мое время перемешивания с достаточной степенью турбулентное!It 
потока (Re ^  8000).

Это создает необходимые условия для разрушения значитсЛн 
ной части эмульсии в подводящем трубопроводе до поступление 
ее в резервуар-отстойник.

Подготовленная таким образом нефтеводяная смесь постуитЧ 
под слой дренажной воды, служащей своеобразным «гидрофнлм 
ным фильтром», где происходят процессы дополнительной дез>м\.1|»1 
сации нефти и очистка отделившейся от нефти воды, в данном e.'iyi 
чае — процесс пенной деэмульсации нефти (см. рис. 77, а).

Для достижения наиболее полного эффекта работы резери\ арш 
отстойника необходимо соблюдать следующие условия:

1) водонефтяная смесь в подводящем трубопроводе nue.it 
добавления дренажной воды должна двигаться в турбулентной 
режиме с числом Рейнольдса порядка 8000;

2) время движения смеси в подводящем трубопроводе должно 
быть не менее 15 мин [7J;

3) смесь подают под водяной слой с помощью лучевого дыр»] 
чатого маточника, равномерно расположенного по всему сечения 
резервуара (см. рис. 100, б).

После наполнения резервуара до проектной высоты hp ft,, 
и стабилизации уровня нефтяного слоя регулируют уроне т ,
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мимсфтяного контакта на требуемую высоту, перемещая (вверх 
in вниз) подвижном патрубок в гпдрозатворе.

Уровень слива воды в гпдрозатворе устанавливают, исходя 
• следующей формулы

(Лири т  Ацрц) ц 1К'ри£*

туда

Л, ^ - г Л « - А г .
Ри

I lf |iu н р„ — соответственно плотность нефтн п воды, кг/м*; 
гидравлические потери в водосборной трубе и гпдрозатворе,

II, /ic — расстояние от уровня днища резервуара до верхней 
(фнмкп нисходящей трубы 7 гидрозатвора, м.

Ии*. 101. Резервуар-отстой-

Гик, разработанный в Тат- 
111111111 ефть, р а ботающи и 

принципу гидрофобного 
Мльтра:

i n и од нефтяиоЛ эмульсии;
р.,:<диТочиый коллектор;

»ui,M«'p:> д л я  эмульсин; •/ — 
отстоя вшсЛся нефти; 

сброс поды; 6 , 7  — сообщи- 
Г|им1нчм сосуды д ля пыпо.да поды:
• регулирующий шток; 9 —

(местное сопротиплс- 
B j l r >: i t  — патрубок; / / , 12 —
H l i . i i i i t K i i  уроьнеу.'ра; I J  — ка- 
| М' с • дл.» сбор л нефтн

Данный резервуар-отстойник работает при постоянном верх
нем уровне h„ нефти и переменном уровне водонефтяного кон- 
|,н гл, который можно регулировать в широких пределах гпдра- 
•иическнмн сопротивлениями, создаваемым подвижным па- 
I рубком 9.

Так, если подвижной патрубок поднимается вверх, то умень- 
Нпмотся гидравлические сопротивления и увеличивается уровень 
Ио in в резервуаре /г„, а это значит, что улучшается качество под- 
пнпвлмваемых нефти и воды.

Распределительное устройство, расположенное на расстоянии
• ».'< м от днища резервуара (рнс. 100, б), состоит из трех элементов: 
IH).(водящего коллектора /, лучевых отводов 2, подсоединенных 
К иСнцей емкости 3, выполненной в виде барабана с эллиптической 
•фишкой. Для создания равномерного распределения эмульсии 
ПО площади резервуара и эффективного ее разрушения в водяной 
•милушке» в лучевых отводах 2 сверлят отверстия с постепенным 
\in п чением их диаметра от центра к периферии резервуара.

Разработанный ТатНИПИнефть 171 резервуар-отстойник
• жидкостным гидрофобным фильтром (рис. 101) монтируют на 
М'Мковках подготовки сточных пластовых вод (см. рнс. 109, 17).
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On предназначен для очистки их от капелек эмульгнроппи 
нефти и механических примесей, обладающих как гидрофоЛ 
так и гидрофильной поверхностью.

В отстойниках с гидрофобным жидкостным фильтром f l  
временно протекают два процесса: дождевание воды, содер/ынг 
капельки эмульгированной нефти и механические примеси, hi 
слой гидрофобной контактной среды (нефти) и высаждение мг* 
нических примесей, имеющих гидрофильною поверхность, не К 
резервуара.

Воду, содержащую капельки эмульгированной нефти н мм 
нические примеси, подают по подводящему трубопроводу й А 
линдрическую емкость, из которой по отдельным лучам, нмеющн 
по длине различные отверстия, ее направляют в виде пр\# 
в контактную среду (нефть). При этом капельки нефти п мехпм| 
ческие примеси с гидрофобной поверхностью, находящиеся н m• i»>, 
контактируют с окружающей их нефтью и сливаются с и*л, 
в результате чего происходит очищение сточной пластовой ищи, 
движущейся вниз за счет сил гравитации. Механические iipifl 
меси, имеющие гидрофильную поверхность, движутся имеет 
с каплями воды вниз и оседают на дне резервуара-отстойнинй,

Жидкостные гидрофобные фильтры практически не чуш ши* 
тельны к высокому содержанию в воде нефти и механичен мц 
примесей и способны работать в режиме самоочищения.

По мере работы в отстойнике накапливается слой т 'ф т, 
которую после камеры 13 по отводу 4 подают на нужды промысМ 
или на дополнительную очистку от механических примесей

§ 3. МЕТОДЫ БОРЬБЫ С ПОТЕРЯМИ УГЛЕВОДОРОДОВ 
ПРИ «Д Ы ХА НИ ЯХ» РЕЗЕРВУАРОВ

Основные потери легких фракций нефти из резервуаров Ol inntof 
при больших и малых «дыханиях».

Процесс опорожнения и наполнения товарного резериуц'и 
нефтью, сопровождающийся вначале впуском воздуха в rfim m ii 
пространство ГП  резервуара, а затем выбросом газовоздушнпй 
смеси в атмосферу, называется большим «дыханием».

Малые «дыхания» товарного резервуара получаются в pet) ЛМ 
тате впуска воздуха и выпуска газовоздушной смеси через дыкйя 
тельный клапан при изменении температуры и давления в течение 
суток.

Методы снижения потерь углеводородов прн испарении iie |'iii 
в товарные резервуарах условно можно разбить на три группы! 
1) предупреждающие испарение нефти; 2) уменьшающие испмрс* 
ние; 3) сбор продуктов испарения нефти.

Потери нефти прн хранении в негерметнзированных pompi 
вуарах в большой степени зависят от испаряемости ее. Чем бодьиц 
в нефти легких фракций, тем больше испаряемость и потерь Ш 
при прочих равных условиях. Из сказанного следует, что и«
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к. .тсднен ступени сепарации необходимо поддерживать высокую 
Ьмпсратуру,' а давление в сепараторе — ниже атмосферного.

I) настоящее время для борьбы с потерями нефти, хранящейся 
» резервуарах, рекомендуется применять плавающие крыши
I  понтоны, в которых газовое пространство сведено к минимуму. 
EkPMj резервуара с плавающей крышей показана на рис. 102. 
И,тикающие на поверхности нефти крыши почти полностью устра
нит г газовое пространство резервуаров и таким образом предот
вращают потерн легких фракций нефти от малых и больших 
Пиханий». Плавающие крыши изготавливают из металла и пласт
ин. сы. Зазор между стенкой резервуара и плавающей металличе- 
|Но(1 крышей делается до 25 см. Для уплотнения зазора между

Ии. 102. Резервуар с плавающей 
Iftuuirl):

mim.op. уплотняю щ ий зазор ме- 
i  корпусом резервуара и плавающей 

(•ш.еЛ; 2 — плавающая крыша; 3 — 
. н но и трубка д л я  спуска ливневы х 

м , 4 — лестница д л я  оемвтра крыши; 
»■ лестница д л я  подъема к  плаваю- 

i> н крыше; 6 — шарнирная труба 
*и ' пуска воды; 7 — ввод нефти'в ре-

Пришей и корпусом резервуара и предотвращения утечки легких 
фрикций делаются специальные затворы из цветного металла или 
Й* щ бестовой ткани, пропитанной бензостойкой резиной. Приме
нимо плавающих крыш наиболее эффективно на резервуарах, 
решающих с большим коэффициентом оборачиваемости.

Ливневые воды с крыши стекают по водостокам с обратным 
1м|оном, представляющим собой короткую вертикально загнутую 
(in конце трубку, погруженную в нефть. Работа обратного сифона 
in мована на том, что вода тяжелее нефти, уровень воды в трубке 
рпда ниже уровня нефти в резервуаре. Если же атмосферные 
in и txii, стекая по водостоку, переливаются через край, они, 
нрийдя слой нефти, скапливаются на дне резервуара, откуда 
пнтяются обычным способом.

И резервуарах с понтоном кровля стационарная и нет шарнир- 
Mm I руб и водостоков с обратным сифоном, так как стационар- 
Ийи кровля предотвращает попадание на плавающий понтон 
(ИМосферных осадков.

Ч тя  уменьшения испарения нефти в резервуарах за рубежом 
и пбенно широкое распространение получили экраны из пласт- 
Мигсовых полых шариков и пластмассовых пленок. Пластмассо- 
Иыг шарики диаметром 0,01—0,2 мм изготавливают из фенольных, 
||т|м.1Льдегидных и карбамндных смол, шарики наполнены азо- 
|им Применение экрана из пластмассовых шариков позволяет 
)|М1||ьшить испарение нефти в 5—б раз.
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Защита резервуаров от нагревания солнечными лучочЦ 
вторая группа методов защиты от испарения нефти. Дли »Г. 
резервуары следует покрывать лучеотражающимн cm » 
красками с высоким коэффициентом отражения. Наиболее |» 
пространеннымн теплоотражающими красками являются <Ц 
и алюминиевые, причем белые краски значительно эф|нмни' 
алюминиевых. В табл. 8 приведены основные показатели 
резервуаров, покрытых различными красками.

тль.'иии

Окраски корпуса

Показатели
бела» алюминиевая ч

Солнечная радиация, поглощенная ре 59 88
зервуаром 

Потеря газовоздушно»» смсси 100 170
Потеря нефтепродукта 100 180

ИХ)

•ди»
210

Окраска резервуаров одновременно является защитой п (М 
атмосферной коррозии, поэтому краски должны быть коррпаном 
ностойкими.

К  методам третьей группы по снижению потерь нефтн ММ 
хранении ее в резервуарах относится использование газоуракнЦ|

Рис. 103. Обвязка товарных резервуаров для сбора газа при больших и милМЯ 
«дыханиях»:
1 — резервуары; 2 — наклонный газопровод; 3 — резервуар-компенсатор; 4 -■ МиНДММ 
сйтосбор мн к

тельной системы, сущность которой сводится к следующем* 
Газовые пространства резервуаров через систему тонкостенным 
газопроводов соединяются между собой. Работа резерпущти 
с такой обвязкой весьма эффективна, когда прием и отпуск неф|И 
из резервуаров проводят одновременно. Тогда газы пз заполни»' 
мых резервуаров перетекают в опоражнивающиеся, и потери of 
больших «дыханий» сводятся к нулю. Однако в связи с возмс»ж* 
ными трудностями осуществления синхронной работы сис 11414 
резервуаров к ним обычно подключают резервуары-компепсам'!'»i 
и резервуары с подъемными крышами (рис. 103). Из резерву*........
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Iтощих несинхронно, лишний газ поступает по наклонному 
проводу (во избежание образования гидравлических и ледя-

* пробок) сначала в конденсатосборник, а затем в резервуар- 
шсисатор с подъемной крышей. В этот резервуар поступает 
i.iIок газов из газовых пространств резервуаров, когда подача 
h i в них превышает отпуск, и, наоборот, из резервуара-ком-

III .пора газ поступает в резервуары, когда отпуск нефти пре-
II ыет над поступлением.

I 1АЩИТА СТАЛЬНЫХ РЕЗЕРВУАРОВ ОТ КОРРОЗИИ

ильные резервуары подвержены внешней и внутренней кор- 
,11и. Почвенной коррозии подвергается днище резервуара, 
одящееся в контакте с грунтом, а корпус и крыша резервуара — 

чопорной коррозии, которая не бывает интенсивной, и ее 
успехом предотвращают нанесением на наружную поверхность 
мичных красок. Эти покрытия должны быть прочны и водо- 
фоницаемы с тем, чтобы вода не проникала под слой краски 

in иызывала электрохимического процесса разрушения. Корро- 
м диищ резервуаров зависит от химического состава грунтов 
и v влажности. Дни1йи резервуаров защищают от коррозионного 
•рушения двумя методами: нанесением на внешнюю сторону 
ища битумной изоляции и созданием изолирующего слоя, а про- 

трессивного действия грунтовых вод применяют катодную 
протекторную защиту (см. § 6 гл. V).
Внутренняя коррозия резервуаров является более интенсив- 
, особенно в присутствии влажного воздуха и сернистых соеди- 
ий, содержащихся в некоторых нефтях. В этих условиях 
Iро выходит из строя крыша резервуара, которая постоянно 
тактирует с газовоздушной смесью. Сравнительно быструю 

оррозию крыш можно объяснить следующим образом. Попа- 
йющий в газовое пространство резервуара при больших «дыха- 
1«|н \' влажный атмосферный воздух конденсируется на холод- 

\ стенках резервуара (ночью). В образовавшихся каплях рас- 
ряется выделившийся из нефти сероводород. Сероводород 
присутствии кислорода воздуха образует серную кислоту и 
льфнды железа, вызывающие иногда самовозгорание и воспла- 
нсиие нефтепродуктов:

'.-I V о- 2H2S 4- 0 2 =  FeS - f  2Н20 ,
I I .  12H2S - f -3 0 2 =  4Fe20 3 - f  12R.O,
I l,S  -j- 20, -> H 2S 0 4.

Для устранения контакта газа и кислорода воздуха с металлом 
ь I и .1111 и корпусом резервуара внутреннюю поверхность их покры- 
( I i i i o i  различными металлическими и пластмассовыми покрытиями,
I такими к воздействию нефти и легких углеводородов. Перед 
шипением покрытий резервуары тщательно очищают от остатков
ЦИ|>Т11.
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Пластовая вода, осаждающаяся на дне резервуаров, содгр 
различные соли, являющиеся хорошими электролитами. Л\* i 
днища резервуара, как правило, неоднороден по составу, и н и 
сутствнп электролита отдельные части листов, обладая ринк 
потенциалами, образуют гальванопары, являющиеся источник 
электрохимической коррозии днищ. Интенсивность коррозионн 
разрушения днищ увеличивается, когда в пластовых води\ 
держится соль магния MgCL, которая при гидролизе оброМ 
соляную кислоту, существенно ускоряющую процесс pat|i\i 
нпя днищ:

МдС12 +  2Н20  -► Mg (ОН)3 -f- 2HCI,

Коррозионному разрушению днищ в значительной cini* 
способствует также подогрев нефтн и пластовой воды, содгр 
щихся в резервуарах.

Многолетней практикой эксплуатации резервуарных пир 
установлено, что стоимость применяемых в настоящее прем 
средств защиты днищ от коррозионного разрушения не превыщ? 
2% расходов, затрачиваемых обычно на замену днищ г 
вымн.

За последнее время для предотвращения коррозии внутрснн 
поверхности стальных резервуаров все шире начинают примени! 
биметаллы. Биметалл представляет обычную углеродистую пяДГ 
на которую наносится тонкий слой (от 0,3 до 2 мм) легированно 
коррознонностойкой стали (например, ЭЯ-1).

Кроме того, днище резервуаров защищают от коррозии i.i#» 
дующими методами:

1) периодическим добавлением в подтоварную воду ще.ю'и’Л, 
нейтрализующих кислоты;

2) покрытием днища слоем каменноугольного пека толщи ной 
3—5 см, не растворимого в нефтях и нефтепродуктах; над с.ии<\| 
пека должна поддерживаться постоянной высоты водяная но< 
душка;

3) особенно эффективно применение эпоксидно-этилежпшЦ 
краски ЭП-755 и краски ХС-717, а также красок, изготовлен нм» 
на основе фенолформальдегидных смол (ФЛ-723, ФЛ-721 I)

§ 5. РАСЧЕТ ПОТЕРЬ Л ЕГК И Х  ФРАКЦИЙ НЕФТИ
ПРИ БОЛЬШИХ И МАЛЫХ «Д Ы ХА НИ ЯХ» РЕЗЕРВУАРОВ

При негерметизированных системах сбора нефтн в резервуариын 
парках потери легких фракций могут достигать 3?о от добычи 
нефти. Возникает вопрос: от каких параметров зависят поп рм 
легких фракций нефти, хранящейся в резервуаре, и как можно 
их оценить?

Величина потерь легких фракций нефти в резервуаре, н<> 
имеющем понтона и плавающей крыши, зависит от:

1) плотности, вязкости и температуры нефти;
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i!) степени очистки нефти от окклюдированного газа на по
здней ступени сепарации (см. рис. 80, 20) и величины давления 

ной ступени;
Л) времени хранения нефти и температуры окружающего

1Духа;
•I) частоты наполнения н опорожнения резервуара (большие 

ьл.ишя» резервуара).
Чем ниже плотность и вязкость нефтн и выше температура, 

м выше ее испаряемость, а следовательно, больше ее потери 
|>е 1ервуаре. Величина потерь нефти значительно возрастает
■ <ке, если частота наполнения и опорожнения резервуаров 

in шчивается. Для существенного снижения потерь легких 
акций нефтн необходимо: 1) чтобы все сырьевые и товарные ре- 

рпуары имели понтоны или плавающие крыши, при этом газовое 
и* фанство (ГП) в них сведется к нулю и практически не будет 
иаряться нефть; 2) при отсутствии понтонов или плавающих 
Min нефть следует стабилизировать перед транспортированием 
и товарные резервуары, т. е. подогреть для извлечения легких 
акций, являющихся при нормальных условиях, газами, а се- 
рацню горячей нефти желательно проводить под вакуумом.
11осле стабилизации нефти на промысле и полного отбора

• иге легких фракций ее можно транспортировать до нефтепере- 
и'мгывающих заводов практически без потерь.

11оскольку на промыслах резервуары, как правило, не имеют 
игопов и плавающих крыш, а стабилизируют нефть не пол-
II гью, то необходимо уметь рассчитывать потери1.

.Массовые потери углеводородов, выбрасываемых в атмосферу
• резервуаров, определяют по формуле

О - У м ,  ( X I .  1)

И' И о — объем газовоздушной смеси, вышедшей из резервуара 
411 и теряемый промежуток времени при нормальных условиях, 
I I”; с — средняя концентрация углеводородов в газовоздушной 
pkii i и, доли единицы; р0 — плотность вышедших из резервуара 
»| к модородов (газа) при нормальных условиях, кг/м3.

И зависимости от физико-химических свойств нефти концен- 
и я углеводородов по высоте ГП  резервуара может быть рав- 

«о к рной и неравномерной.
При наполнении и опорожнении резервуаров с легкой нефтью 

(С 800—820 кг/м3) концентрация углеводородов по высоте 
|й миюздушного пространства практически сохраняется равно
мерной, но непостоянной во времени, а для тяжелых нефтей 
((*,, -  850—920 кг.м3) — неравномерной и непостоянной. Равно- 
*и |<иогть концентрации углеводородов по высоте и объему ГП  
и |н и рвуаре зависит в основном от: 1) интенсивности испарения

1 Константинов Н. Н. Борьба с потерями от испарения нефти и иефтепродук-
|ми Ч , Гостоптехиздат, 1961.
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нефти п 2) темпа выделения окллюдированного газа из нее, 
чина которого значительно выше у легких нефтей, чем у пьм 

Средняя концентрация углеводородов в ГП  резерв)при 
щественно зависит также от скорости подъема илн падения \|i 
нефти в резервуаре прн приемо-сдаточных операциях.

Приведение объема газовоздушной смеси к нормальным ) 
виям в формуле (X I.  1) проводят приближенно так:

1'0 - РРт 0\ 
РцТ рг

где Рр и Тр — соответственно давление и абсолютная m il 
тура в газовоздушном пространстве резервуара; р0 и Т и д| 
ние и абсолютная температура при нормальных условиях 
=  760 мм рт. ст., Т и — 273 К); г — коэффициент сжимлш 
газа, здесь можно принимать равным 1.

Средняя концентрация углеводородов в ГП  резервуара, 
дящая в формулу (X I.  1) и зависящая от интенсивности и про 
жительности испарения нефти т с площади контакта 5„, икр: 
ляется нз следующего выражения:

с = qSHx
(X

где q — интенсивность испарения нефти и выделения из нее они ' 
дированных пузырьков газа, не успевших отделиться в сеппрптп 
м3 (м2-ч); S H — площадь поверхности, с которой происх< 
испарение нефти и выделение пузырьков газа, м2; т — нргми, 
(опорожнения, наполнения, хранения); Vr. п — объем газошмду 
ного пространства в резервуаре, м3.

Из формулы ( X I.2) видно, что средняя концентрация yi 
водородов в ГП  резервуара прямо пропорциональна интенсиишм 
испарения нефти, площади контакта ее с газовоздушным и 
странством и времени контакта т  и обратно пропорциони.и. 
объему газовоздушного пространства Vr. п, т. е. чем больше oft 
ГП  резервуара, тем меньше концентрация углеводородои С II 
всех прочих равных условиях.

На основании опытных данных среднюю концентрацию )|Д 
водородов в ГП  резервуара, при расчете потерь нефти, MQ)f 
принимать в пределах от 0,1 до 0,5.

При опорожнении резервуара интенсивность изменения ГйГ 
воздушной фазы, согласно формуле ( X I.2), можно npc.u i;iiui| 
в следующем виде:

9о — ^ г л с _ (К г .  п. к  —  ^ г .  п. н^к) Рг. п (7*0 т  О
S HT0 S MT07607 'г. п

|Х1 »|

где qu — интенсивность выделения газа и испарения iitnjitfl 
приведенная к стандартным условиям, м3 (м2-ч); ск — 1|ч;и1в (  
концентрация углеводородов в долях объема ГП соответгишцЛ 
до (Vr. п. н) и после (F r. п. к) опорожнения резервуара; I ,  „
266



(X I.5 )

К .....— начальный и конечный объемы ГП  резервуара, м3; рГшП —
■Лю.потное давление газовоздушной смеси, мм рт. ст.; Т Тш п — 
Валютная температура газовоздушной смеси, К; Т и — абсо- 
“нинля температура, К ( Т 0 =  273 К); t — температура газовоз- 

UMiioft смеси и нефти, "С.
Определение интенсивности выделения газа и испарения 

I'm при заполнении резервуара проводят также с учетом объема 
концентрации углеводородов, вытесненных в атмосферу:

(£ц с„) Vр. п, н рг. п (2/3 90) /v r л^
~  о _ * 7 АП Т  * Vо ц Т3 / DU • / г. п

При хранеипн нефтн в резервуаре интенсивность выделения 
:м и испарения нефти, вытесняемых в атмосферу, определяется 
следующей формулы:

I г. п ( .  „ I Рг. п (273 — 201
' S„T.V V к " 1 W. „ )  7607"г . п

с — средняя во времени концентрация легких фракций нефти, 
'in объема ДК, вытесняемого в атмосферу, из-за превышения 

Имения в ГП  над давлением, устанавливаемым дыхательным 
hi предохранительным клапаном.

Массовые потери углеводородов, выбрасываемых в атмосферу 
н ' резервуара при заполнении его, могут определяться также 
Ми следующей формуле:

Ро I * Г .  П . Н ' Г. П. К  J » с̂р

(X I.6 )

Где G — потери легких фракций, кг; VT. п. „ и Кг. п. к — на
мни,ный и конечный объемы ГП  резервуара, м3; рг. п.ю Рг.п.к — 
(исшльное и конечное давление в ГП  резервуара; сср — средняя 
Концентрация углеводородов; рср — средняя плотность угле- 
П" юродов в ГП  резервуара.

При расчетах потерь легких фракций нефти, выбрасываемых 
и ГП резервуара при наполнении, опорожнении и хранении, по 

формулам ( X I.3), ( X I .4) и ( X I.5) возникает большая трудность 
н определении начальной с„ и конечной ск концентраций угле- 
•н, к .родов, которые, как правило, находятся для разных по фи- 
шчгскнм свойствам нефтей экспериментально или расчетом с ис
пользованием закона Рауля—Дальтона, характеризующего рав- 
iiniiccHoe состояние системы между фазами смесь газов—нефть. 
iV.'iii экспериментальные данные или эмпирические формулы, 
т .  которым можно определять эти концентрации, отсутствуют, 
in для расчетов потерь нефти следует задаваться этими концен- 
|р||11нями, учитывая свойства нефти (плотность, вязкость, ско- 
pi..'iii падения или подъема уровня нефти при заполнении и опо
ри,к ионии резервуара).
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МЕТОДЫ ИЗМЕРЕНИЯ КОЛ И Ч I ( I И А 
И КАЧЕСТВА ТОВАРНОЙ I I I  •Н||

ГЛАВ > Ш

Нефть, прошедшую У П Н , а иногда и установки по стабили ШИП 
направляют в товарные парки, где вторично измеряют ее об ья 
и передают товарно-транспортным организациям.

§ 1. КАЛИБРОВКА ТО ВАРНЫХ РЕЗЕРВУАРОВ 
ДЛЯ ИЗМЕРЕНИЯ В НИХ ОБЪЕМА НЕФТИ

Применяются три метода учета товарной нефти: объемный, ш|1 
совый и объемно-массовый.

Большие количества товарной нефти измеряют преп.м)||Ш 
ственно объемным методом с использованием в качестве mc|>um| 
емкостей резервуаров, в которые поступает и хранится и«'<|>» |«> 
Каждый резервуар предварительно калибруют с интервалом п I . м 
с тем, чтобы установить зависимость высоты налива (взлни.п п 
от объема V. Результаты калибровки оформляют в виде калнГ'ро* 
вочной таблицы на каждый резервуар в отдельности.

Резервуары можно калибровать разными способам):: 1) длр 
малых резервуаров — наливом в емкость и сливом из нее 1>Г*Щ 
ренных объемов воды; 2) с помощью объемных счетчиков, npiт у  
ская через них воду прн наливе в резервуар и при сливе; 3) 
ром и подсчетом объема резервуара, исходя из его фактический 
размеров. Последний способ составления замерных таблиц наи
более распространен.

Для измерения количества нефти объемным способом н i\ie* 
ряют высоту уровня нефти и высоту подтоварной воды, рассчту» 
вают объем нефти при данных высотах уровней по калибровом 
таблице резервуара, вносят поправки на температурные и ним 
рения.

Емкости резервуара рассчитывают с большой точностью до 
четвертого знака десятичных дробей. Длину окружности и иы. щу 
резервуаров обмеряют узкой стальной лентой с натяжешнм «• 
силой в 8 кгс. Длину и другие размеры измеряют не менее ;ш)Л 
раз, и среднее двух измерений принимается для расчета. Ра жни» 
между двумя измерениями не должна превышать 3 мм для длины 
<50 м и 5 мм для длины >50 м. Обмеры выполняет спецна.и.нни 
комиссия и оформляет нх актом.

Для стальных вертикальных резервуаров замеряют длину 
окружности второго пояса, полезную высоту каждого поясе И, 
толщину листов. Остальные размеры определяют аналитические 
При определении фактической емкости резервуара и состамлсинн
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it шбровочнон таблицы после вычисления теоретической вместн- 
н in необходимо е н о с и т ь  поправку на «вредный объем», т. е. 
I.,почать объем колонн, труб и т. д.
Калибровочная таблица — это документ, на основании кото- 

|с.ю учитывают количество товарной нефтн.

Я В Ь
I

| СПОСОБЫ ОТБОРА ПРОБ ИЗ РЕЗЕРВУАРОВ

К« ичество товарной нефти измеряют в массовых единицах (т) 
Н определяют по замерным таблицам резервуаров, дающих объем
на ю величину (м3), с последующим пересчетом в единицы массы. 
Дли пересчета объемных количеств товарной нефти в массовые 
N рпервуар спускают пробоотборник и берут пробу, определяют 
и ютностн нефти, а затем умио- 
•tittlOT объем на плотность и по
ручают массу нефти. Однако 
вписанная последовательность 
Операций по определению мас
тного количества нефти в ре- 
•гриуаре будет давать большую 
ошибку, если не учитывать,
Що плотность нефти и темпе- 
|Штура по высоте резервуара

Рнс. 104. Пробоотборник для взятия 
[ |||'<i0 нефти из резервуаров

и'меняются. Поэтому к отбору проб нефти из резервуаров предъ- 
ипляют высокие требования, чтобы свести ошибки к минимуму.

Отборы проб бывают индивидуальные и средние. Индивиду- 
(ги.ная проба характеризует качество нефти в одном данном месте 
н.in на определенном заданном уровне.

Средняя проба характеризует среднее качество нефти в одном 
ими нескольких резервуарах. Средняя проба получается смеше
нием нескольких индивидуальных проб. Для более точного опре- 
имсния количества товарной нефти пользуются средними пробами.

Пробу нефтн из резервуаров отбирают стандартными пробо
отборниками, представляющими собой стальные стаканы с утя- 
iiH ленным дном для быстрого погружения их в нефть.

Крышка 1 пробоотборника (рис. 104) имеет овальную форму 
и \ крепляется на оси 2 несколько наклонно. Края крышки плотно 
притерты к внутренним стенкам стакана для предотвращения 
••опадания жидкости с других уровней резервуара в процессе 
Подъема пробоотборника. На крышке имеются два кольца А и Б  

mi крепления к ним пусковых цепей и втулка В  для мерной ленты. 
1окрытый пробоотборник спускают в резервуар через замерный 

люк на цепи, прикрепленной к кольцу А, до намеченного уровня, 
который определяют по мерной ленте. Спущенный на заданный
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уровень пробоотборник выдерживают в течение 5—7 мни С м< 
чтобы температура его была равна температуре нефти. 1,м 
цепь, соединенную с кольцом А, ослабляют п пробоотборш 
удерживают за цепь, соединенную с кольцом Б ; прн этом и 
влиянием массы пробоотборника крышка открывается и жидкое 
входит в пробоотборник. По прекращении выделения пузырьЯ 
воздуха на поверхности нефти ослабляют цепь кольца Б, крышм 
пробоотборника закрывается, и его за цепь кольца А извлек,! 
на поверхность.

При определении массы нефти в резервуарах вследствие I 
совершенства измерительных приборов и самого метода :)пм|| 
могут происходить ошибки из-за неточного измерения п.и 
ностп р„, уровня нефти и подтоварной воды, температуры нсфш 
Ошибки эти могут получиться вследствие изменения длины меи 
ной ленты из-за отклонения ее температуры от калибровом поп 
из-за погрешности замерных (калибровочных) таблиц резервупрщ, 
погрешности, возникающей от неравномерной осадки корпусЦ 
резервуара, и т. д.

Определение уровня нефти в резервуаре и слоя подтоварной 
воды в практике называется замером, который должен прон iftfl 
литься с точностью до миллиметра.

Уровни нефти и подтоварной воды в резервуарах больший 
вместимости определяются мерной лентой с миллиметровыми 
делениями и лотом по специальной методике. Лоты служит дли 
натягивания мерных лент и для определения слоя подтоварной 
воды посредством прикрепляемой к ним водочувствительной ле ти  
Для измерения нефти применяют прорезные лоты длиной 300 мм 
В качестве водочувствительного состава можно применять ми» 
торский клей, подкрашенный чернилами и нанесенный на бумяЩ* 
ную ленту.

Объем нефти в резервуаре определяют как разность между 
полным объемом, занятым нефтью, и объемом подтоварной поды

Плотность нефти в резервуаре не является постоянной меди 
чиной для всей массы жидкости, поэтому приходится определить 
среднюю плотность всего объема нефти, чтобы найти ее млееу,

В верхних слоях резервуара температура нефти, как пропило, 
выше, чем в нижних. Содержание воды в нефти возрастает сверчу 
вниз, а следовательно, и плотность также будет изменяты'й 
Для точного определения средней плотности нефти необходимо 
правильно отбирать среднюю пробу, точно и своевременно и imp 
рять температуру и плотность этой пробы. Все эти опернинн 
проводятся согласно ГОСТ 2517—60.

Средняя плотность нефти определяется пефтеденснмс1рич 
сразу же после извлечения пробы из резервуара.

Наиболее распространен следующий порядок измерения коли 
чества нефти при приемо-сдаточных операциях: 1) измерений 
температуры пробы сразу же после ее извлечения из резерву.чрп,
2) определение средней плотности нефти н приведение ее к ГОМ*
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пгратуре -  20 С; 3) определение содержания воды в отобранной 
средней пробе аппаратом Дина—Старка в массовых процентах. 
После этого измеренный объем обводненной нефтн умножают на 
| реднюю плотность ее н получают массу брутто. Из данной массы 
иычптают массу воды, полученную умножением общей массы 
"И |ажной» нефти на массовый процент обводненной нефтн, н полу- 
ч.нот массу нетто.

Ручной способ выполнения приемо-сдаточных операций с то- 
иирной нефтью имеет следующие основные недостатки:

1) необходимо иметь сравнительно большой штат операторов 
и лаборантов по отбору и анализу проб из резервуаров;

2 ) отбор проб и анализ их проводят через определенные про
межутки времени, в которые, режим работы установок по обез- 
пожпванню и обессоливанию нефтн может измениться, и, есте- 
1 Iпенно, ручной способ выполнения всех операций не может обес
печить надлежащего контроля за качеством сдаваемой нефти;

3) на точность всех операций при ручном способе оказывают 
илняние субъективные факторы операторов, осуществляющих 
приемо-сдаточные операции товарной нефти.

Указанные выше серьезные недостатки в приемо-сдаточных 
операциях товарной нефти послужили основанием для разработки 
автоматизированных Систем сдачи готовой продукции. Октябрь
ским филиалом ВНИИКАнефтегаз была разработана и внедрена 
мл Туймазинском и других месторождениях автоматизированная 
установка по непрерывному измерению количества и качества 
товарной нефтн «Рубин-2м».

| 3. АВТОМАТИЗИРОВАННАЯ УСТАНОВКА ПО ИЗМЕРЕНИЮ 
КОЛИЧЕСТВА И КАЧЕСТВА ТОВАРНОЙ НЕФТИ

Установка «Рубин-2м» (рис. 105), работает следующим образом.
Из установки подготовки нефти У П Н  нефть подается в герме

тизированные резервуары /, из которых забирается подпорным 
насосом 2 и прогоняется по автоматическому влагомеру 3 (см. 
рис. 18) и солемеру 4. Если содержание воды и солей в нефти 
ныше нормы, то зонд влагомера 3 выдает аварийный сигнал в блок 
местной автоматики БМА, и при помощи гидропривода 8 отсе- 
Iягель 5 перекрывает линию товарной нефти; одновременно от- 
еекатель 6 открывает линию некондиционной нефти, которая 
позвращается по линии 7 на повторную подготовку в У П Н . При 
прекращении поступления аварийного сигнала с влагомера 3 
или солемера 4 отсекатель 5 открывается, а отсекатель 6 закры- 
вается.

Поток товарной нефти проходит фильтр 9, затем радпоизо- 
юпный плотномер 10, откуда поступает в турбинный расхо
домер 11, в котором вращается турбинка с угловой скоростью, 
пропорциональной линейной скорости потока. Вращение тур- 
бинки преобразуется в электрические импульсы, поступающие
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в БЛ1А — счетное устройство объемного количества тои.ци 
нефти. Затем величины объемов тсварной нефти автомашин 
умножаются на показания плотномера 10 с учетом темпера!)рн 
поправки, выдаваемой автоматическим термометром 12, п фпн 
руются на расходомере 11, установлением на лицевой пинг i 
блока.

Основные показатели «Рубина-2м» следующие:

Максимальная пропускная способность, т/сут 10 000
Рабочее давление, М П а ..............................................  2,45
Содержание воды не более, % .............................. 10
Содержание солей, м г / л ..............................................  40

Температура нефти, °С .............................................. От - f5  до 100
Вязкость нефти, с С т ....................................................... 100
Относительная погрешность измерения количе

ства товарной нефтн, вес. % ..................................  0,5

§ 4. ЗАРУБЕЖНЫЙ ОПЫТ АВТОМАТИЗИРОВАННОЙ СДАЧИ 
ТОВАРНОЙ НЕФТИ

В  конце пятидесятых и в начале шестидесятых годов в нефтедобы 
вающей промышленности США бурно развизаютсл и внедряю и и 
автоматизированные системы добычи, сбора и подготовки нефш, 
что позволило не только резко сократить количество наземною 
труда, но и существенно снизить расходы на техиологиче( KOI 
оборудование, оказавшееся излишним при автоматизированной 
системе сбора и подготовки нефти.

В  США автоматический учет и передача товарной нефти ти  р 
вые были разработаны в Американском нефтяном и н с т н т г  
(АНИ) п испытаны в 1955 г. Автоматический метод учета п пер« 
дачи нефти в трубопровод предусматривает использование н< 
прерывно работающих автоматов по измерению количества и 
качества нефтн. Если нефть не соответствует установленной кии
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'И, автоматические приборы возвращают ее на повторную 
ппГ.отку. Учетными документами для сдачи и приема подготов- 

1|цюй нефти являются данные автоматических регистрирующих 
сборов. Эти данные отпечатываются электрической машинкой 
in цифропечатгиощнм устройством на специальном бланке, 

Цнпрый является приемо-сдаточным документом для промысловой 
1|м бопроводной компании. Первые автоматические установки 

fin чатывали только показания счетчиков, а затем вводились 
Bnp.iBKH. учитывающие изменение средней плотности нефти, 
l(i н ржания воды и примесей в ней, а также температуру нефти. 
Г  Д л я распространенного метода учета и сдачи продукции иро- 

ia характерно наличие большого резервуарного парка, в ко
вром происходит накопление нефти, измерение ее качества и ко

ме *dnSa- 

ус.щммиу
/5 /X П

2 3 /
н ы л * с псснысла

£

Iос;

Си. I0G. Автоматизированная установка сдачи товарной нефти типа Л А К Т .

ЛН'Нчтва совместно с представителями сдающей и принимающей 
|»|»| аннзаций, оформление приемо-сдаточных документов и откачка 
принятой ими нефти. Установки для автоматического учета и пере
дачи нефти, получившие широкое распространение в США, позво-
...... г значительно сократить резервуарный парк, обслуживающий
персонал, потери от испарения нефти, повысить точность измере
ний сдаваемой нефтн и коэффициент использования насосного 
Оборудования.

1$ последние годы в США и Канаде получили широкое распро- 
Ирапение установки автоматической закрытой перекачки нефти 

ирсбптелю — установки Л А К Т . Конструктивно установки 
X T  чрезвычайно разнообразны, однако с декабря 1961 г.

* иг пользованию стали рекомендовать только стандартные уста- 
(Юнкн этого типа. Наиболее распространенными являю тся уста- 
IHiiiKii с суточной производительностью от 16 до 80 м3 н от 80 до 
100 м®.

.\'становка Л А К Т  большой производительности, разработанная 
фирмой «Шелл ойл компанп», показана на рис. 106. Блок приема 
н ш пуска нефти состоит из двух резервуаров 8 и 6, предназначен
ии ч соответственно для кондиционной и некондиционной нефтн. 
( h новиым элементом замерного блока является принудительный 
иОимный расходомер 14. В  зависимости от показаний анализатора 
качества 1 нефть с установки подготовки может поступать в основ
ной резервуар 8 пли в резервуар некондиционной нефти 6. Если
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содержание воды и солей в нефти находится в пределах || 
то анализатор качества подает сигнал на трехходовой пи 
цпонный клапан 7, который направляет поток конлнии 
нефти в резервуар 8. Как только уровень нефти в ре и'Ц 
достигнет поплавкового переключателя 10, включается мш 
который начинает подавать нефть потребителю черем 
блок, состоящий из фильтра 13, объемного расходомера I I  
лятора давления 15, пробоотборника 16 и насоса внешней 
качки 17. При снижении уровня нефти в резервуаре до ими 
вого переключателя 11 автоматически отключаются нлгор 
и 17. Если в процессе работы установки анализатор качг 
выдает сигнал о появлении некондиционной нефти, хпрпн 
зующейся излишним содержанием воды и солей, то клип 
переключает поток нефти в резервуар 6. Как только уровень 
в резервуаре 6 достигнет поплавкового переключателя /, 
чается насос 2, который начинает откачивать некондиций 
нефть на установку подготовки нефти. При снижении у; 
нефти до переключателя 3 автоматически отключается нш

Поплавковый переключатель 9 предназначен для ripe;i>n|»f 
ния переполнения резервуара 8, когда он срабатывает, грг\ 
вой клапан 7 направляет нефть в резервуар 6. Переключиi 
предупреждает переполнение резервуара 6 подачей сигнале 
блокирующий клапан, установленный на линии п о с ти  
нефти на данную установку.

Основными элементами установок J IA K T  являются mum 
пробоотборник 15 и объемный или турбинный расходомер с н|> 
дительным перемещением 14. Кроме того, в нее входит ycipoft 
для определения содержания воды в нефти емкостного типа, 
рое фиксирует отклонение диэлектрической постоянной нп| 
стандартного значения, вызванного присутствием в ней

При использовании установок Л А К Т  уменьшаются помри 
испарения; повышается точность замера нефтн; сократи 
сроки и стоимость хранения нефти в промысловых резерти 
парках; снижаются капиталовложения на обустройство и i 
живание товарных парков; упрощаются вычислительные и у 
ные операции по сдаче и приему товарной нефти; создает г и 
можность перехода к полностью автоматизированной гиг 
управления промыслом.

По американским данным, расходы на эксплуатацию \ 
новки Л А К Т  средней мощности составляют всего лишь 600 Д' 
в год, причем из этой суммы на техническое обслуживание «от 
чивается 50% .

Роторные, турбинные расходомеры с принудительным игре 
щением, используемые в установках Л А К Т , в идеальных \г 
виях чрезвычайно точны. Однако на их точность влияют ни >ми 
нефти, содержание газа, гидравлические потери на трение Ко 
бинированное влияние этих факторов на показания прнЛож 
в сочетании с различными условиями работы учитываются ноИЙ
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иым коэффициентом счетчика. Поскольку физические свойства 
фш меняются, то для точных измерений необходима периодиче- 

н проверка счетчика. Интервалы между проверками могут 
тавлять от 30 до 90 сут в зависимости от конкретных условий. 
Температурная корректировка проводится компенсатором, 

ыновленным на приборе. Колебания температуры нефти, ко
ме являются источником ошибок при замерах, могут возник- 
II,, например, прн переключении потока нефти холодного ре- 

ijiiivapa на сепаратор с подогревом.
Корректировка не всегда линейна, и в некоторых случаях 

ибки в компенсации приводят к большим колебаниям в показа
ми приборов.

Огбор пробы прп непрерывных замерах должен быть пропор- 
оиален расходу. На этом принципе основана работа большин- 
Ш1 применяемых пробоотборников.

Пробоотборник, не обеспечивающий отбор истинной средней 
|»обы, может быть причиной крупных ошибок в сдаче товарной 
фги.



КАНАЛИЗАЦИЯ ПЛАСТОВЫХ ВОД, ОЧНОМ 
ОТ НЕФТИ И МЕХАНИЧЕСКИХ ПРИМИ Ml 

ИСПОЛЬЗОВАНИЕ ПЛАСТОВЫХ СТОЧНЫХ М*н|

В настоящее время как в отечественной, так и в зарубежпо/t Ч 'Ш  
тике при разработке нефтяных месторождений с целью интеи. шШ 
кацнн добыч!! нефти и увеличения коэффициента нефкмидИ 
широко применяют заводнение продуктивных пластов. .МткиЛШ 
ний опыт внедрения этого метода показывает его высоки» |Я 
фективность как на новых, так и на истощенных месторождпщЛ 
с однородными и неоднородными коллекторами, при мало(1 и |цИ 
вышенной вязкости нефти.

Поддержание давления закачкой воды в пласт в зависимое 
от размера площади месторождения может осуществляться лп| Я 
способами: 1) для сравнительно небольших месторождений щ 
путем закачки воды в нагнетательные скважины, расположения 
за контуром нефтеносности, и 2 ) для больших месторождении я  
лежь «разрезается» рядами нагнетательных скважин на отдсльнЯ 
эксплуатационные площади (внутриконтурное заводнение). >Ц| 
способы поддержания пластового давления предъявляют болмЦЯ 
требования к методам и качеству подготовки воды к заводнении».

Д ля поддержания давления в продуктивных горизонтах момД 
применять как поверхностные (пресные), так и пластовые м пняЛ  
лизованные воды, добываемые вместе с нефтью.

§ 1. ПЛАСТОВЫЕ ВОДЫ И ИХ ОСНОВНЫЕ СВОЙСТВА [3, 8, !4|

Воды добываемые вместе с нефтью на поверхность, назывиюнй 
пластовыми. Как известно, по мере разработки нефтяных Met ни 
рождений количество добываемых вместе с нефтью пластовых т и  
увеличивается и на конечной стадии разработки может доспишь 
95—98?о (см. рнс. 1).

По составу, плотности и физико-химическим свойствам п лт нм 
вые воды различных месторождений неодинаковы. Д ля срцпнИ* 
ния химического состава и оценки нх качества пластовые пищ 
классифицируют по характерным признакам (классификации ми
Ч . Пальмеру и л и  В . А. Сулину). Классификацию пластовых поД 
по Ч . Пальмеру широко используют за рубежом, у нас в стр/жё 
эти воды классифицируются по В . А. Сулину.

Все пластовые воды по Ч . Пальмеру в зависимости от сснино», 
шений, содержащихся в них ионов .\а+, К* и С Г, SO j“, ,\и, 
разделяются на пять классов, основными из которых я в л я т ь  и 
I класс— щелочные и I I I  класс — жесткие (хлоркальцпмыг) 
воды.
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lice пластовые воды по классификации В . А. Сулина подразде
лится на четыре класса: 1) сульфатнонатриевые; 2 ) гидрокарбо- 
цтонатриевые; 3) хлормагниевые и -1) хлоркальциевые. В  свою 
тредь, каждый класс разделяется еще па три группы вод: гпдро- 
и||(юнатные, сульфатные и хлорндные, а каждая группа включает 
|н1 подгруппы: кальциевые, магниевые и натриевые.

Принадлежность пластовых вод к тому или иному типу уста
ми к ;швают лабораторным анализом соотношения количеств от- 
дмьных ионов.

Д ля оценки химического состава пластовых вод обязательно 
Определяют шесть ионов: С Г; SO;- , НСО„, Са2+, Mg2+, Гча+, 
и ыкже плотность и водородный показатель воды (pH). Такой 
й н .и н з  называется стандартным, и л и  шестнкомпонентным. Иногда 
дополнительно в пластовых водах определяют содержание следую
щих ионов: J ',  Вг~, N H {, СО^, Fa2+, H„S.

Пластовые воды, добываемые вместе с нефтью и содержащие бром (В г) и 
И"д (J), часто перерабатывают на специальных заводах для получения этих про
дуктов в чистом виде.

Кроме указанных характеристик пластовых вод важными показателями 
я» шются также степень минерализации и содержание растворенных газов.

11од минерализацией пластовых вод понимается суммарное содержание в воде 
риг торенных неорганических' солей.

Согласно акад. В . И . Вернадскому, все пластовые воды (и поверхностные в том 
Ингле) по величине минерализации разделяются на четыре класса: 1) пресные 
t  минерализацией до 1 г/л (или 1000 мг/л 2) солоноватые (слабомннерализовап- 
111,11') — от 1 до 10 г/л (1000— 10000 мг/л); 3) соленые (минерализованные) —  от 10 
ди 50 г/л (10000— 50000 мг/л) и 4) рассолы, минерализация которых выше 50 г/л 
(50000 мг/л).

Для различных месторождении минерализация пластовых вод изменяется 
* Пределах от 15 до 3000 г/л (15000—300000 мг/л). Минерализация пластовых вод, 
unit правило, растете глубиной залегания продуктивных горизонтов, кз которых 
ншлекается нефть.

С повышением минерализации воды увеличивается ее плотность, которая мо- 
И<| I достигать в отдельных случаях 1,5 г/см3.

Перекачка высокомннерализованной пластовой воды насосами требует по
вышенного расхода мощности двигателей, однако вместе с этим для високомнне- 
I' .шзованных вод улучшаются процессы отстаивания нефти от воды, уменьша- 
. и пабуханне глинистых частиц продуктивного пласта и понижается темпера- 
typa замерзания этой воды.

В  пластовых водах могут присутствовать следующие газы: азот ( Х 2), серо
водород (H 2S), углекислый газ (С 02), кислород ( 0 2), метан (СН4), зтан (С2Н с) 
и др. н количестве от 15 до 200 л/м3 воды в зависимости от давления.

Вязкость пластовой воды зависит в основном от температуры и может изме
ни н,ся в пределах 0,2—2 сП.

В  настоящее время вместе с ие [ тыо добывается около 550— 600 млн. м® пла- 
I 'ПЫХ вод в год.

| I. НЕФТЕПРОМЫСЛОВЫЕ ПЛАСТОВЫЕ СТОЧНЫЕ ВОДЫ,
ИХ ДОСТОИНСТВА И НЕДОСТАТКИ
111*11 НАГНЕТАНИИ В ПРО ДУКТИВНЫ Е ПЛАСТЫ

Пластовые сточные воды в отличие от пластовых вод содержат, 
к и к правило, пресные води (до 1 2 %), идущие в основном на обес- 
тливание нефти, и ливневые воды (до 3?«). Кроме того, в про-



цессе обезвоживания и обессоливания нефти на У П Н  к пласт 
сточным водам добавляют различные П А В.

В настоящее время по всем месторождениям нашей i i р 
объем пластовых сточных вод превышает 800 млн. м" в пи  
пользование пластовых сточных вод для поддержания плас т  
давления способствует охране окружающей среды от загрм) 
ния и значительно сокращает безвозвратные потери вод, забн|» 
мых из внешних источников для нужд нефтедобывающей иромы 
ленности.

Пластовые сточные воды при использовании нх для заиод 
ния обладают преимуществами перед пресными водами.

1) Они имеют более высокую минерализацию и вязкость, к| 
того, содержат в себе П А В, вследствие чего обладают лучшей не 
вымывающей способностью.

По данным Г. А. Бабаляна \ коэффициент нефтеотдачи и 
дуктпвного пласта при заводнении пластовыми сточными иодп 
на 5— 8 % больше, чем прн использовании пресных вод.

2) При закачке пластовых сточных вод сохраняется пронмц 
мость продуктивных пластов, содержащих глинистые частицы 
алевролиты, так как эти породы при контакте с водой, имени 
в своем составе соли, практически не разбухают и не снижают си 
проницаемости.

3) Пластовые сточные воды плотностью от 1 ,1  до 1,2 i • 
создают на забое нагнетательных скважин более высокое гидр 
статическое давление, что способствует лучшей приемисто 
скважин.

4) Закачка сточных пластовых вод в нагнетательные скважнн 
предотвращает загрязнение водоемов (рек, озер), а следовательно, 
и истребление ценных пород рыб.

5) Температура пластовых сточных вод, как правило, чиним 
тельно выше температуры вод поверхностных источников (0 "|', 
рек, морей), что оказывает благоприятное влияние на лриемН1 

стость (поглощение) нагнетательных скважин и на процесс пефш 
вытеснения.

Однако утилизация пластовых сточных вод связана с ридпм 
больших затруднений: 1) необходимость достижения определении# 
степени очистки этих вод для предотвращения засорения прнллГюП 
ных зон нагнетательных скважин и поддержания высокой и ни 
стоянной их приемистости; 2 ) необходимость строительства ерлннн* 
тельно сложных и дорогих очистных сооружений, занимающий 
большие площади; 3) защита строительных конструкций, обор у ДО» 
вания, трубопроводов и нагнетательных скважин от корроннш- 
ного разрушения; 4) большие затруднения, связанные с п р о тч■ 
сом восстановления приемистости нагнетательных скважин в сии ш 
с недопустимостью излива пластовых вод на поверхность icm iii

1 Бабалян Г . А . Физико-химические процессы в добыче нефти. М ., IЬ  i|lrt 
1974.
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| I. ОСНОВНЫЕ ТР ЕБ О В А Н И Я , П Р Е Д Ъ Я В Л Я Е М Ы Е  
К ПЛАСТОВЫМ СТОЧНЫМ ВОДАМ, Н А ГН ЕТА ЕМ Ы М
II П РО Д У К ТИ ВН Ы Е ГО РИЗО НТЫ

К пластовым сточным водам, подлежащим закачке в продуктив
ные пласты, предъявляются следующие основные требования:
I) стабильность химического состава закачиваемой воды; 2 ) по
ниженная нефтевымывающая способность; 3) вода не должна 
Иизывать быстрого снижения приемистости нагнетательных сква
жин; 4) не должна быть коррозпонно активной; 5) затраты на 
очистку и подготовку воды должны быть минимальными.

Кратко поясним эти требования.
Стабильность химического состава пластовой сточной воды. 

) т  значит, что в подготовленной для нагнетания воде при хране
нии и перекачке не должны образовываться твердые взвешенные 
частицы за счет химических реакций.

Большинство пластовых сточных вод имеет низкую стабиль
ность, что связано со значительным содержанием в них ионов бикар
бонатов НСО“ н солей закисного железа в форме бикарбоната 
Го (НСО,),.

Если пластовая сточная вода контактирует с кислородом воз
духа, то происходит реакция вида

4Fe (НС03)2 - f  0 2 +  2НгО -> 4Fc(OH)3 - f  8С02,

и результате которой образуются осадок гидрата окиси железа, 
приводящий к снижению приемистости нагнетательных скважин, 
и весьма коррозионно агрессивный углекислый газ.

Повышенная нефтевымывающая способность. Закачиваемая 
н пласт вода должна обладать достаточной нефтевымывающей 
i пособностью, обеспечивающей при заводнении не менее 60% 
добычи от балансовых запасов нефти. На увеличение коэффици
ента нефтеотдачи продуктивных горизонтов при их заводнении 
существенно влияют П А В, которые содержатся в пластовой сточ
ной воде. Вода, содержащая П А В, обладает низким поверхност
ным натяжением на границе с нефтью и значительно эффективнее 
| мачивает породы продуктивных пластов, т. е. она более полно 
отмывает нефть, удерживаемую на поверхности поровых каналов 
иод действием капиллярных и адгезионных сил (см. рис. 79, а). 
Значительная часть П А В, содержащихся в воде, адсорбируется 
h ;i поверхности пород, поэтому добавку П А В к воде целесообразно 
применять при внутриконтурном заводнении пластов с неболь
шим содержанием воды, в результате чего концентрация П А В  
на поверхности капилляров увеличивается, что ведет к повыше
нию нефтеотдачи.

Вода не должна вызывать быстрого снижения приемистости 
нагнетательных скважин. Д ля поддержания приемистости нагне- 
тительных скважин на определенном уровне содержание механи-
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ческнх примесей п количество нефти в пластовой сточной в 
закачиваемой в продуктивные пласты, должно быть строго пор 
ровано для каждого месторождения.

Нормирование примесей в пластовой сточной воде необходи 
проводить с учетом геолого-физнческой характеристики проду 
тпвных горизонтов (в основном проницаемость и трещиноватой 
а также расположения нагнетательных скважин на нлоща,ш * 
сторождения (законтурные или внутриконтурные скважин

На основании большого опыта закачки пластовых сточных 
на Ромашкинском месторождении в Татарии, Арлаиском 
в Башкирии и на некоторых других месторождениях севера I 
менской области нормирована величина примесей в воде (таб/i 
[14].

тльлшц
Допустимое содержание в воде, 41

Месторождение механи
ческих

примесей
нефти жгло*

Ромашкинское 
пласт проницаемостью 300— 500 мД:

при внутрнконтурном заводнении 15 20 1
при законтурном заводнении 

пласт проницаемостью 500 мД и выше:
15 10

при внутри контурном заводнении 25 40 2
при законтурном заводнении 25 15

Арланское 25 3 0 -4 0 _
Западно-Сургутское, пласт проницае

мостью 600 мД
20 30 2

Усть-Балыкское, пласт проницае
мостью 800 мД

3G 50

Известно, чем чище пластовая сточная вода, закачивагмии 
в пласт, тем выше приемистость нагнетательных скважин и и'м 
меньше, при всех прочих равных условиях, необходимое их коли 
чество, а следовательно, и меньше расходы, связанные с поддсц 
жаиием пластового давления.

Однако большая степень очистки пластовых сточных вод сия* 
заиа, прежде всего, со значительным удорожанием строителм шй 
очистных сооружений, и, кроме того, она не всегда бывает опрмй 
данной. Поэтому к очистке пластовых сточных вод для кажнш  
месторождения следует подходить сугубо индивидуально, и гмч, 
где проницаемость продуктивных коллекторов высокая ( 6 0 0  

800 мД), нет необходимости в сооружении сложных и дорогоеюи 
щих установок.

Степень очистки сточных вод должна быть такой, чтобы сохрп 
нялась устойчивая приемистость нагнетательных скважин при не* 
высоком давлении (10 МПа) закачки. Согласно «Правилам отри  
боткн нефтяных месторождений и эксплуатации скважин» (1964 i
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М , Недра), нормы допустимого содержания в закачиваемой воде 
гх.ншческих, химических и органических примесей должны 
I гннавлнваться ЦНИЛамн, ЦНИГРами Н Г Д У  или научно- 
сслсдовательскн.ми институтами на основании лабораторных 

Исследований и опытной закачки воды в скважины. В этих же 
•Правилах» рекомендуется устанавливать требования к качеству 
ниI метаемой воды той организацией, которая составляет проект 
(миработкн данного месторождения.

Для оценки норм качества закачиваемой воды предложены 
(миличные критерии. Например, М. Э. Апельцин 18] указывает, 
Що качество воды должно быть таким, чтобы при закачке 500 ООО м3 

Цоды давление повышалось на 0,5 МПа.
При закачке пластовых сточных вод в нагнетательные сква

жины следует учитывать также давление нагнетания вод и сов
местимость их с пластовыми.

Практика показала, что для многих продуктивных пластов 
увеличение забойного давления в нагнетательных скважинах 
Ни 10 н- 20”о сверх пластового влечет за собой раскрытие трещин 
и повышение приемистости скважин. На многих площадях Ро- 
м/ипкинского месторождения при повышении давления нагнета
ние с 10 до 15 МПа (100— 150 кгс/см2) приемистость нагнетатель
ных скважин увеличилась в 2 —3 раза.

При несовместимости процесс выпадения солей из смеси вод 
может привести не только к снижению приемистости нагнетатель
ных скважин, но и к значительному осложнению эксплуатации
• in темы сбора и подготовки нефти по причине интенсивного обра
щения и отложения солей. Очень важно учитывать совмести
мость вод при разработке многопластовых месторождений, где 
проводится подготовка нефти и воды с различными физико-хими
ческими свойствами.

Коррозия оборудования и трубопроводов при закачке пластовой 
I точной воды в пласт. Коррозия трубопроводов и оборудования 
системы заводнения наносит ежегодно огромный материальный 
ущерб нефтяной промышленности.

Материальный ущерб от агрессивного действия пластовых
• гочных вод обусловливается не только потерей металла и авария
ми, но и снижением приемистости нагнетательных скважин при 
•ш.пчке в них вод с продуктами коррозии.

Углекислый газ (С 02) в воде усиливает химическую коррозию 
(i м. рис. 38), коррозионная активность С 0 2 возрастает с повыше- 
ммем температуры воды. Агрессивность углекислого газа связана
• гем, что он понижает pH воды и приводит к разрушению за
щитных пленок на металле. Отложения окислов железа стано- 
IIII гея рыхлыми и легко уносятся потоком воды.

Наличие в пластовой сточной воде сероводорода (H 2S) резко 
\нелнчивает скорость коррозии. Кроме того, согласно современ
ным представлениям, сероводород в нефтяных пластах может 
"бразовываться в результате восстановления сульфатов (CaS04),
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содержащихся в воде. При этом одновременно происходит ок! 
ленне углеводородов нефти кислородом сульфатов до углекпс.ю 
газа и воды.

Процессы восстановления сульфатов протекают следу юшм 
образом:

CaS04 -  СН4 -» СаСО., -f- H 2S — Н,,0,
т

7CaS04 +  С„Н20 7СаСО, — 2С02 ЗН.,0 -J- 7H .S.

Сероводород реагирует с железом с образованием сернист 
железа, которое не образует плотной защитной пленки на мет п.1 

и не предохраняет его от дальнейшей коррозии.
Сероводород в присутствии кислорода, особенно в откры'м 

системах подготовки воды, образует также серную кислоту
H 2S 4 - 202 -  H 2S 0 4

и сульфиды железа
4Fe2 +  12R .S  -j- 30., -  4FC0S, -  12Н20 ,

I
выпадающие в осадок. Поэтому наличие в воде H 2S даже в нении 
чительном количестве может служить причиной интенсивной кор* 
розии и снижения приемистости нагнетательных скважин.

Скорость углекислотной и сероводородной коррозии зпиигмт 
главным образом от pH среды, а также от температуры и скорости 
движения воды. Чем выше температура и скорость движения иоди, 
тем выше скорость химической коррозии.

Снизить коррозионную агрессивность воды по отношению к мл» 
таллам можно: 1) исключением контакта пластовой сточной жми 
с кислородом воздуха; 2 ) введением в воду ингибиторов корронш,
3) изоляцией поверхности труб и оборудования различными ми* 
териалами; 4) обескислороживанием воды; 5) применением мат 
риалов, стойких к коррозии в пластовых водах.

Лабораторные и промысловые исследования (141 покпд.мм, 
что самыми высокими защитными свойствами обладают ишиПн 
торы гексаметафосфат натрия, И-1-А, И К Н -1 , И К Б -2 , И К I»• 4 
и S-15 (полиэтоксиамин). Они снижают скорость коррозии в сргд 
нем на 85-т-98%.

Металлы подвергаются биокоррозии, вызываемой сульфит 
поглощающими и сульфатообразующнми бактериями, которые 
о тн о с я тс я  к анаэробным, т. е. способным жить и развиваться при 
отсутствии свободного кислорода и получать энергию для жи ин> 
деятельности расщеплением органических и неорганических m 
ществ. Однако эти микроорганизмы могут также развив»)ын 
и в воде, содержащей растворенный кислород.

Исследования микробиологов показали, что большая ч.и и, 
сероводорода, выделенного этими бактериями, образуется иод 
отложениями, где они закрепились на поверхности металла.

Следует отметить, что в стоках, где имеются бактерии, ш.мы 
вающие коррозию, отмечаются большие накопления ила и и imp
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(к mm цвета воды до черного. Земляные пруды, открытые резер- 
»\ары н загрязненный слой фильтров — места, где наиболее благо
приятны условия для роста бактерий п загрязнения воды.

Концентрация минеральных солей в пластовой сточной воде
Оо.'ше 1 0 0  г л н очистка воды в закрытых системах оказывают подав
ляющее действие на жизнедеятельность бактерий, вызывающих 
коррозию металла.

В пластовых сточных водах, закачиваемых в продуктивные 
илисты, содержание микроорганизмов у нас пока не контроли
руется и не нормируется.

В США, согласно стандарту Р-38 A P I, допустимое содержание 
ипкроорганизмов в воде не превышает 10 ООО в 1 см3, а сероводо
род должен полностью отсутствовать.

Борьба с биохимическими процессами восстановления сульфа
та  до H 2S  при заводнении нефтяных пластов обычно сводится 
к подавлению жизнедеятельности бактерий в нагнетаемой воде.

Существует несколько способов стерилизации воды. Однако 
наибольшее распространение в практике получили методы обра
ботки нагнетаемой воды реагентами-бактерицидами и бактерио- 
патами.

К бактерицидам относятся формальдегид и фенолы, которые 
офавляют и разрушают' клетки микрооорганнзмов. Действие 
Лпктериостатов сводится к тому, что вокруг микроорганизмов 
образуются оболочки из химических соединений, препятствую
щих нормальному обмену веществ клеток и, следовательно, их 
ра (множению. В  качестве бактериостатов могут применяться 
имидазолин, первичные амины, щелочные реагенты и т. д.

Затраты на очистку и подготовку воды должны быть минималь
ными. Ассигнования, направляемые на создание систем П П Д , 
и общем объеме нефтепромыслового строительства с каждым годом 
рястут и составляли: в 1965 г. — 5 ,7% , в 1967 г. — 10,7%, 
и 1970 г. — 14%, в 1975 г. — 18%. Приблизительно третья часть 
•тих ассигнований расходуется на сооружение установок подго
товки воды (У П В), занимающих, как правило, большие площади 
и требующих больших расходов железобетона и металла.

Д ля месторождений, где 85% поверхности занято водой (Самот- 
лор и др.), исключительно важной является проблема сокраще
ния площади под У П В . Опыт показывает [7, 14, 15 J, что самой 
■ффективной очисткой пластовой сточной воды от капелек нефти 
и механических примесей является закрытая напорная установка 
подготовки воды.

*1 4. ОТКРЫТЫЕ И ЗАКРЫТЫЕ СИСТЕМЫ СБОРА 
ПЛАСТОВЫХ СТОЧНЫХ ВОД

Открытые системы. До недавнего времени исключительно 
широкое распространение имели установки подготовки пластовых
• точных вод открытого типа, которые долго еще будут эксплуатиро
ваться на старых площадях месторождений.
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На рис. 107 показана схема У П В , работа которой с поим  
к следующему. Отделившаяся от нефти вода из отстойников шип' 
тнческн сбрасывается по водоводу / в песколовку 2 , где пропс хоД 
отделение механических примесей. Из песколовки 2 нефтПЩ 
эмульсия типа Н  В  самотеком поступает в нефтеловушки 
где при снижении скорости воды из последней отделяю т! н 
пелькн нефти, скапливаясь в верхней части нефтеловушки, < tut 
пившуюся ловушечную нефть время от времени забирают шмМ 
сом 4 и подают на У П Н  для доведения ее до кондиции. l i  t 
ловушек 3 вода с микронными капельками нефти (70-4 80 мин 
самотеком поступает в два параллельно соединенных пру ДМ

Рис. 107. Установка очистки пластовых сточных вод открытого типа:
/ — водовод с У П Н ; 2 — песколовка; 3 — нефтеловушки; 4 — насос для нсфтслопуннНН 
ной нефти; 5 — трубы-отстойники; 6 — приемная камера; 7 — насос; Я — пош ргш-имя 
работающие песчаные фильтры; 9 — подовод для иромынкн фильтров; 10 — илоннмннМ 
толь; // — водовод чистой воды; 12 — емкость для чистой воды; 13 — насос подачи инДМ 
для промывки фильтров; 14 — насос для подачи чисто Л пл&стовоЛ сточной воды н« K IlO  
15 — водовод к КНС

отстойника 5, в которых скорость воды не превышает 0,008 м/с, 
в результате чего капельки нефти всплывают и скапливакт и 
на поверхности воды. Из прудов-отстойников вода самотеком по 
ступает в приемную камеру 6, из которой забирается насосом f  
и подается на попеременно работающие фильтры 8. После фнлм 
тров 8 вода по линии 11 подается в отстойник чистой воды /:* 
По мере загрязнения фильтра и повышения в нем гидравлически! 
сопротивлений его отключают и ставят на промывку. Промыпн) 
проводят чистой водой с насосом 13. Грязную воду после промынкн 
фильтров сбрасывают в илонакопитель 10.

Средние показатели качества сточной пластовой воды по cry* 
пеням описанной У П В  приведены в табл. 10 [7].

При закачке воды такого качества в пласт с проницаемостью 
коллектора менее 200 мД приемистость нагнетательных скважин 
ежегодно падает на 6 - И 0 % .

Установка очистки пластовых сточных вод имеет недостатки
I) нефтеловушки и пруды-отстойники сооружают из железой*
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ТАБЛИЦ А 10

Показатели

Место отбора проб

до нсфтс* 
лопушок

после неф
теловушек

после
ирудь-

отстоАннка

•мпература, °С 
II
идсржание, мг/л: 

нефти
механических при

месей 
чакисного железа

4 3 -5 3
6,4

4306
169

20

40-51
6,3

363
138

18

23 -3 5
7,5

27
53

после
фильтра

21-23
7,4

14
22

Юна, и они очень дороги; 2) для установки нужна большая пло- 
Пыдь; 3) в процессе разработки нефтяного месторождения произ- 
цоднтельность этой установки должна постоянно увеличиваться 
п ' вязи с возрастающей добычей нефти; 4) сточная вода в установке

II

V
1 / "*\ , //'у> Г-l |1

I ’m 108. Установка очистки пластовых сточных вод закрытого типа:
/ -  линия предварительного сброса води; 2 — коалесинрующий фильтр теплонзолиро- 
I' I iiuft (см. рис. 110); 3 — выкидная линия для нефти; 4 — сборник нефти; 5 — выкидная
к.... in для горячей чистой воды; 6 — выкидная линия для обессолен ной и обезвоженной
Ц|ф|||; 7 — теплоизолированный отстойник ВНИИСПТиеф ть (см. рис. 91); 8 — капле- 
М>|'" оьатель; 9 — линия для выхода обезвоженной и обессоленной нефти; 10 — насос 
»лн подячн горячей пластовой сточной воды, содержащей П Л В , на КНС; I I  — насос для
........ горячей пластовой воды, содержащей П А В, п нефтяную эмульсию, 12 — отвод
Ili|iMчей воды из отстойника ВНИИСПТиеф ть 7 в коалссиирующий фильтр 2; 13 и 14 — 
Имдиоды горячей сточной воды, содержащей П Л В , для предварительного разрушения 
«мульсип в оборудовании У П Н

контактирует с кислородом воздуха, который, растворяясь в  ней,
■ нособствует коррозии водоводов и насосов, перекачивающих эту
йоду.

Закрытые системы. В  настоящее время начали применять 
м гановки очистки пластовых сточных вод закрытого типа, в ко- 
тр ы х не происходит контакта воды с воздухом.

На рис. 108 пунктиром показана часть оборудования, относя
щиеся к установке подготовки нефти (У П Н ) (см. рис. 80). Жнр-
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ны.мп линиями в плане показана закрытая установка подюшЦ 
пластовой сточной воды (У П В ), которая монтируется на ОДГ 
площадке с УГ1Н.

Как видно из рисунка, установка очень проста, занимай 
большую площадь и включает в себя четыре тина оборудонпн 
каплеобразователь 8, отстойники ВНИИСПТнеф ть 7, коол(Ч 
рующне фильтры 2, насосы 10 п 11 для подачи горячен пл;к m 
сточной воды, содержащей П А В , соответственно на КНС и и 
стему У П Н  с целью разрушения эмульсин.

§ 5. МЕТОДЫ Р А ЗРУ Ш ЕН И Я  Н Е Ф ТЯ Н Ы Х  ЭМУЛЬСИЙ 
ПРЯМОГО ТИ П А

В открытых системах (см. рис. 107) эмульсии прямого типа оПн 
зуются из-за плохого отстоя в сепараторах-подогревателях [Ь Д< • 
ДГ-1600 и др.), отстойниках 12 и 17 (см. рис. 80).

Основным традиционным методом разрушения эмульсин нр 
мого типа как в закрытых, так и в открытых системах явлмгн 
сндементационный метод, основанный на снижении скорое 
потока и разделении капель нефти и воды за счет гравитационны 
сил, т. е. разности плотностей их.

Ниже рассмотрены нетрадиционные методы разрушения <м\ im 
сий прямого типа: 1) резервуары-отстойники; 2 ) коалесцнруюЩЕ 
фильтры; 3) флотационные установки; 4) ультразвуковые генерй 
торы (гидродинамические излучатели) и 5) различного рода ум** 
водородные растворители.

Резервуары-отстойники. В  процессе разработки месторожш 
ния и увеличения содержания в нефти воды закрытую установку 
подготовки пластовой сточной воды (см. рис. 108) можно расти* 
рпть, смонтировав дополнительные коалесцирующие фнльгрЯ 
и отстойники.

Однако по мере увеличения обводненности продукции сквпжнн 
расширять У П В  таким образом нерационально из-за больниц 
затрат металла.

Поэтому на более поздней стадии разработки месторождений, 
когда скважины сильно обводнены, целесообразно применить
установки подготовки нефти другого типа. Общая схема уста и.... .
подготовки нефти и воды для месторождений, находящихся мй 
поздней стадии разработки, приведена на рис. 109. Как видно Щ 
схемы, основным оборудованием являю тся сепараторы,резерву,ipu 
отстойники, печь подогрева и насосы.

Приведенная на схеме установка работает следующим обра нщ
Обводненная нефть в виде нестойкой эмульсии по сборному 

коллектору 1 поступает в наклонный трубопровод, в котором при 
исходит предварительное отделение газа от жидкости. Газ ИДВ1 

по вилке в каплеуловнтель 3 жалюзийного типа, а жидкое и. 
в сепаратор. Газ через регулятор давления «до себя» */ под сов» 
ственны.м давлением транспортируется на ГП З , а обводнен и» И
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•|нь из сепаратора 2 через исполнительный механизм 5 направ
имся в резервуар-отстойник 6 с гидрофильным жидкостным филь
мом, где происходит предварительное разделение нефти от воды. 
«•>| |ь с верхней части резервуара-отстойника забирается сырье- 
мм насосом 8 и нагнетается им в блок нагрева 10. Горячая обвод
имая нефть поступает в теплоизолированный сепаратор 11, 
котором отделяется газовая фаза, поступающая через регулятор 

щиення 4 в газопровод, транспортирующий этот газ на ГП З . 
идкость через регулируемый штуцер 12 направляется во второй 

псрвуар-отстойник 6а, где происходит окончательное разделе

ние . 109. Установки подготовки нефти (У П Н ) и воды (У П В) на поздней стадии 
р#1||.|ботки иафтяных месторождений:
I  •» сборный коллектор с промысла; 2 — сепаратор с предварительным отбором газа; 
I  I. а ил «уловитель с жалюзи Л ной насадкой; 4 регулятор давления «до себя»; 5 — ис- 
шмни тельный механизм для сброса жидкости; в  и <7а — резервуары-отстойники с гидро- 
§н 1I.UMM жидкостным фильтром; 7 — вакуумный газопровод; 8 — сырьевой насос: 9 — 
{Дннн i подачи П А В ; 10 — блок нагрева БН -5 ,4  (печь); // — сепаратор; 12 — регулируе- 
!м1< I штуцер; 13 — газоперерабатывающий завод (ГП З); /4 — компрессорная станция; 
/й п< довод; 16 — насос для собранной нефтн; 17 — резервуар-отстойник с гидрофоб- 

Ш«м /).пдкостным фильтром: 18 — подпорный насос; 19 - -  автоматизированная установка 
По н »ч“рению качества и количества товарной нефти «рубнн-2м»; 20 и 2 Г —- автоматически 
*ци|’мь.1|0щиеся и открывающиеся краны; 22 — расходомеры товарной нефти; 23 — ре- 
М>1 | .ры товарного парка; 24 — головная насосная для пврекачки товарной нефти: 25 — 
Ьмгигтрильный нефтепровод; 26  — насос для откачки дренажной воды на KHL.

мне нефти и воды, т. е. обезвоживание и обессоливание ее. Если 
Мювоживание и обессоливание нефти во втором резервуаре- 
О'п тойнике 6а происходит недостаточно эффективно, т. е. нефть 
Получается некондиционной, то по линии 9 дозировочным насосом 
рекомендуется подавать ПАВ.

Кондиционная нефть из резервуара-отстойника 6а забирается 
подпорным насосом 18 и через автоматизированную установку 
*Рубин-2 м», расходомер нефти 22 подается в товарный парк ре- 
"Ч>иуаров 23, имеющих обвязку для улавливания легких фракций
... I'm (см. рис. 103). Из резервуаров 23 нефть забирается насосами
hi ювной насосной станции 24 и направляется в магистральный 
нефтепровод 25, транспортирующий эту нефть на Н П З .

Для сведения потерь легких фракций нефти до минимума газо- 
иое пространство резервуаров-отстойников 6 и 6а соединяется 
t приемом компрессоров, установленных на станции 14.
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Пластовая вода из резервуаров-отстойников в и ба сбр 
е э с т с я  по водоводам 15 в резерву ар-отстойник 17 с гидрофоб 
жидкостным фильтром (см. рис. 1 0 1 ), устанавливаемым ниже 
первых для обеспечения необходимого самотека. Очнщепими 
капелек нефтн и мехпрнмесей кондиционная вода забпр.к 
насосом 26 и подается на кустовую насосную станцию дли 
качки ее в продуктивный пласт.

На поздней стадии разработки нефтяного месторож.и-нм 
когда нефть сильно обгоднена (70-г-90?■<,), нефтяные эм у 1 ЦП 
(см. рнс. 70), образующиеся в системе промыслового сбора, се 
н о б я т с я  неустойчивыми и сравнительно легко разрушают».')! (if 
подаче в них П А В, незначительном нагреве или одновремоии 
использовании этих методов.

На разрушение нефтяных эмульсий в этот период разрабоТ  ̂
месторождений оказывает влияние закачка воды в пласт. Прич* 
закачка пластовой и пресной вод, содержащих П А В, по-разиой 
влияет на темпы разрушения нефтяных эмульсий. При закаЦ 
в продуктивные горизонты пластовой воды, имеющей высокЯ 
плотность (рг =  1,08-5-1,18 кг.м:*), разрушение нефтяных эмуЛ) 
снн, а также разделение нефти и воды, происходящее в ре:и-риу 
рах-отстойниках 6 и 6а, более интенсивно из-за большой pa.uiuv i 
плотностей воды н нефти. При увеличении скорости расолоеЩЩ 
е о д ы  н нефти сокращается необходимое время отстоя, а слс.юи^ 
тельно, уменьшается количество о т с т о й н о й  аппаратуры— » 
положительное явление.

Однако содержание солей после обезвоживания нефти и чтец! 
случае получается значительным (1300-;-3000 мг/л), и постом» 
доведение такой нефти до кондиции возможно только с применении»! 
пресной воды и в очень редких случаях —  злектродегидрагоро|!

При закачке пресной воды в пласт пластовая высокоминерилЯ 
зоваиная вода с большой плотностью постепенно опрссняегсн «  
содержание солей и плотность ее уменьшаются. Поэтому ражчелИ 
ние нефти и воды в этом случае в резервуарах-отстойниках проис
ходит медленнее, т. е. увеличивается время отстоя, а это зш 'ии, 
что увеличивается необходимое количество отстойного обор у до* 
вання.

Положительным в этом случае является то, что нефть пос.Ц 
обезвоживания, как правиле, получается кондиционной по ео.шМ 
и не требуется дополнительного расхода пресной воды для обв<|1 

сол и ван и я.
Таким образом, установки подготовки е о д ы  (У П В) на ноздНШ 

стадии разработки месторождения (см. рнс. 1 , I I I  и IV )  сп.паш 
упрощаются, а высвобожденное блочное оборудование после нами 
нения этих установок (см. рнс. 80, 4, 5, 6, 9, 12, 15, 16, 19 u 2D) 
можно использовать на других вновь обустраиваемых месторож ДА* 
ниях.

КоалесцируЮщие фильтры. Как показывает само назвпииё. 
коалесцирующие фильтры предназначаются для «улавливания»
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мелких капелек нефти из пластовой сточной воды. Имеется не- 
|колько конструкций таких фильтров. Одна из них показана на 
рис. 110, Она разработана в институте БашНИПИнефть. Работает 
Фильтр следующим образом.

Предварительно освобожденная от крупных капель нефти пла- 
| говая сточная вода в отстойниках, например, ВНИИСПТиефть 
(см. рис. 108, 7), поступает по линии 5 в камеру предварительного 
отстоя 4. Из камеры предварительного отстоя вода направляется 
it отсеки 3, заполненные гранулированным полиэтиленом с раз
мерами гранул 4— 5 мм. Гранулированный полиэтилен способ- 
I гвует «захвату» нефтяных капель и свободно пропускает через 
гранулы воду. На пути движения воды к выходам 6 и нефти к вы-

Гис. 110. Коалесцирующий фильтр-отстойник БашНИПИнефть

ходам / имеются перегородки 2 , изменяющие направление потока 
утих флюидов и способствующие гравитационному их разделению.

Коалесцнрующий фильтр-отстойник объемом 100 ма рассчитан 
на очистку воды с содержанием нефти 500 -s- 2000 мг л и механи
ческих примесей до 5 мг л прн скорости фильтрования до 11 м ч, 
пропускная способность фильтра-отстойника при этом равна 
1500 м3/сут.

Очищенная вода автоматически сбрасывается по водоводам 6, 
.1 «чистая» нефть — по нефтепроводам 1.

В случае засорения коалесцирующей загрузки ее промывают 
10%-ным раствором керосина в воде по водоводу 5 в течение 
30 мин. Грязную воду после промывки сбрасывают по дренажному 
водоводу 7.

Флотационные установки. Флотация — это процесс, основан
ный на всплывании дисперсных частиц, «захваченных» пузырь
ками воздуха или газа, с образованием на поверхности воды пено
образного слоя.

Флотационные процессы извлечения дисперсных систем впер- 
пые широко начали применять в горнорудной промышленности 
для обогащения различных руд 1 и развивались в течение дли
тельного времени как эмпирические методы.

1 Эйгелес М. А. Основы флотации несульфидных минералов. .М., Недра, 1964.
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В настоящее время наиболее эффективным считается ,\нми.< 
напорной флотации, заключающийся в насыщении воды га.шц 
или воздухом, находящимися под давлением, с последующий 
понижением его до атмосферного или созданием над поверхиостм® 
воды вакуума.

В этой связи рекомендуется следующий метод очистки п л а с т 
вь;х сточных вод от примесей с флотационной установкой.

Из печей-деэмульсаторов (УДО-3, СП-1000, Д Г-1600 и д р ! 
(рис. 111, а) горячая сточная вода под давлением (0,6 МПа) пц 
водоводу направляется в теплообменник 5, где, отдав тепло ХОЙ

Рис. 111. Очистка пластовых сточных вод с применением флотации.
а — предварительная очистка горячей воды: / — поступление эмульсии: 2 — ?тчь'М й 
эмульсатор: 3 — водовод; 4 — водовод холодном пресно Л воды: 5 *- теплообмен K t jf l  
6 — коалесцирующнЯ фильтр: 7 — водовод:
0 — флотационная установка для очистки воды: / — стальной вертикальный р<* и*|н»уцй4 
2 — флотационная Kavepa; 1 — отстоЛнкам ера; 4 •- штуцгр; 5 — отвод о гв '^ ччи Й Н  
водь:: 6 — кольце во.': ж*лоб для сбора нефти: Г — отвод для уловлений нефти; Л — of* 
вод-ссадка h i флотециракоП каv.еры; 9 — отвод осадка и 5 отстойной камеры

лодной пресной воде, идущей по водоводу 4 для обессолни.пши 
нефти на установке У П Н , поступает в горизонтальный коалес» 
цирующпй фильтр 6, в котором происходит предварительн Ш 
очистка этой б о д ы  от крупных механических примесей и капелей 
нефти. После фильтра вода по водоводу 7 через штуцер I (см, 
рис. 111,6), снижающий давление до 0,1 МПа, направляем и 
в виде газоводяной эмульсии (пены) во флотационную камеру J 
Во флотационной камере происходит «прилипание» (схватывании) 
пузырьками газа механических примесей (капелек нефти, шор 
дых частиц) и унос их в верхнюю часть флотатора.

Время пребывания воды в объеме флотационной камеры не 
должно превышать 2 0  мин. а в объеме отстойной камеры 3 .) ч

Нагрузка на флотаторы по воде принимается ра:пиН| 
3,4— 6,4 м" м-’ -ч. давление насыщения воды газом —  0,3— 0 ,6 .Ml In, 
количество выделяемого газа из воды — 25 л/м3. Остаточное см»
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держание нефти в воде после флотации 4— 30 мг/л, механических 
примесей (твердых) 10 : 30 мг/'л.

Выделяемый из воды газ необходимо отсасывать специальной 
1 пюдупкой и направлять его на свечу.

Теоретические основы флотационного процесса.
При контакте капелек эмульгированной нефти и твердых ча- 

CTiii.it находящихся в пластовой сточной воде, с пузырьками газа 
и зависимости от смачиваемости указанных частиц водой могут 
получаться прочные и слабые соединения (рис. 1 1 2 ).

Прочные соединения с газовым пузырем (рис. 112, а) обра
зуются при плохой смачиваемости часНтщ водой (нефть, гидро
фобные твердые соединения), 
на границе которых (вода— п
Ьфть-г-газ) получается боль- в ч в — -. - .— ■— и ж —
РОЙ угол смачивания 0. -г-—'■

I ’не. 112. Принципиальная схема при
липания дисперсных частиц к Пузырь-
кпм газа во флотационной камере -  —__=__ —__=---- =— - — -----=;—.

которых (вода — гидрофильная частица — газ) получается неболь
шой угол смачивания 0  и очень мал периметр соприкосновения 
частицы с. пузырьком, поэтому сила поверхностного натяжения 
будет меньше массы частицы, и образовавшийся агрегат (частица- 
пузырек) будет разорван. Следовательно, частицы хорошо смачи
ваемого компонента не будут подняты пузырьками газа и осядут 
па дно аппарата.

Величина краевого угла 0, необходимого для сохранения с е я з и  
между пузырьком и частицей, привлекала внимание многих 
исследователей 1. А. Н . Фрумкин показал, что равновесие пу
зырьков при их закреплении иа частицах в иоле гравитационных 
сил полностью определяется силами поверхностного натяжения, 
гидростатическим давлением и давлением газа внутри пузырька, 
и вывел уравнение равновесия пузырька, прилипшего к горизон
тальной поверхности:

где а — диаметр основания пузырька, см; а поверхностное 
натяжение, дин/см; 0  - краевой угол; V — объем пузырьков, 
см1; р — плотность жидкой среды, г/см:!; R  радиус кривизны 
пузырька в вершине, см; Н  — высота пузырька, см.

1 Эйгелес М. Л. Основы флотации несульфидных минералов. М., Недра, 1964.
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Слабые соединения с газо
вым пузырем (рис.. 1 1 2 , б) обра
зуются при хорошей смачива
емости частиц водой, на границе

л  гит sin 0 — Vf>(> — — ■ ( X I I I . I )



Пользуясь методом, предложенным А. Н . Фрумкиным, М. Л. (П- 
гелес вывел уравнение равновесия малой частицы, прилипший 
к пузырьку большого размера, при условии неподвижности пу 
зырька. Условия удержания частицы на пузырьке слеп 
ющие:

q 2яа<тж_г sin 0 — яо% ж. г ( - L -  - f  , ( X I I I  У»

где q — все частицы в воде; R t и /?., — радиусы кривизны г.шп 
ных сечений пузырька на горизонтальной плоскости прилппиИ! 

частицы (см. рис. 1 1 2 ).
Из последней формулы можно опреде

лить краевой угол 0 , необходимый для р ан н и  
весия на поверхности пузырька и частицы 

' весом в воде q, дин:

sin  0 =  2 я в о Ж- г  ( ж  +  ' ( X I 1 I ' J)

Формула показывает, что величина крас 
вого угла 0 , необходимого для закреплении 
частицы на пузырьке, зависит от массы чм 
стицы, от размеров контура прилипания, от 
радиусов кривизны пузырька и, следов! 
тельно, от его деформации.

ч Ультразвуковые генераторы (гидродинамические шлу 
чателн)
Во ВНИИнефть разработан метод, основанный Mil 
диспергировании прнмссей, находящихся в пластовой

Рис. 113. Гидродинамический излучатель типа УГС-7

сточной воде и не требующей специальной очистки воды при зикачно 
в пласт.

Для этой цели были использованы гидродинамические пластинчатые (гни* 
УГС-7у) и роторные (типа ГАРТ-Пр) излучатели, разработанные НИИХММмашом 
и выпускаемые машиностроительным заводом (г. Таллин).

Общин вид гидродинамического излучателя типа УГС-7 приведен на рнс 11И 
Он состоит из следующих основных деталей: акустического стакана (вторичного 
резонатора) /, равнопрочной консольно закрепленной пластины 2, сопла 3 II 
регулировочного устройства 4.

Регулировочное устройство позволяет перемещать сопло вверх и вниз и до 
бнваться тем самым нужного зазора между острием пластины и соплом.

Сопло предназначено для плавного перехода жидкости от трубы в у ikoo Щг 
левидное отверстие прямоугольной формы.

Пластина 2 увеличивает интенсивность звуковых колебаний, возникающих 
при прохождении жидкости. При этом происходит диспергирование крупных чи 
стнчек. содержащихся в воде, на более мелкие частички, которые, фильтрумь 
через породы продуктивных пластов, не снижают приемистости нагнетательных 
скважин.

Акустический стакан изготавливают из специальной стали, его рассчитываю! 
как вторичный резонатор.
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Собственная частота колебаний консольно-закрепленной пластины (Гц) 
определяют из формулы

частоту звуковой волны (Гц), образованной завихрениями жидкости в акустичес
ком стакане, —• по формуле

и частоту звуковой волны (Гц) в зависимости от давления струи жидкости —  по
формуле

В формулах X I I I . 4, X I I I . 5 и X I I I . 6 обозначены: d —• толщина пластины, с.м; 
/ — длина консоли пластины, см; Е  —  модуль Юнга, дин/см2; р —.плотность 
материала пластины, г'см3; Q — производительность излучателя, см3,с; 5  —> 
площадь истечения жидкости из сопла, см2; Л — зазор от сопла до острия плас- 
стины, с.м; р — давление струи жидкости, кге см-.

Скорость истечения жидкости из сопла определяют по формуле (м/с)

v = ц V 2gp,
где |.i — коэффициент расхода, принимается равным 0,G; g — ускорение свобод
ного падения, м/с-; р — давление, м вод. ст.

В зависимости от производительности и необходимой степени диспергирова
ния частиц нефти и твердых взвесей излучатели собирают в блоки.

Работа гидродинамических излучателей сопровождается большим и вредным 
для окружающих людей шумом, поэтому каждый излучатель заключен в надеж
ную звукоизоляцию.

В оптимальном режиме работы пластинчатые гидродииамичсские излучатели 
обеспечивают диспергирование 95% частичек нефти до размеров 0 ,5 -г-2 мкм, 
остальные 5% имеют размер 3-=-5мкм. Размер твердых частиц не превышает 
I мкм.

Допустимое количество нефти и механических примесей в пластовой сточной 
поде, проходящей через гидродинамические излучатели, соответственно не должно 
превышать 1200 и 120 мг/л.

Производительность двух последовательно работающих излучателей УГС-7у 
не превышает 3,5 м3/ч, а роторного ГА Р Т-П Р  —• 50 м3/'ч.

Использование углеводородных растворителей

Этот способ очистки пластовых сточных вод от капелек нефти и механических 
примесей разработан в институте ВНИИТнсфть (г. Куйбышев). Он основан на 
извлечении нефтн и гидрофобных твердых частиц при помощи органического рас
творителя —.четыреххлористого углерода CCI,. Пластовая сточная вода посту
пает снизу в экстракционную камеру вертикального отстойника, сверху вводят 
реагент с большей (1,59 г см3) плотностью, чем у воды. Реагент стекает в нижнюю 
зону отстойника, а осветленная вода поднимается в верхнюю зону, проходитфильтр 
in  древесных стружек и отводится из отстойника. Отработанный реагент выводят 
на регенерацию в камеру выпарнвання и после конденсации паров в холодиль
нике снова вводят в отстойник (экстрактор). Выделенный шлам транспортируют 
на иловые площадки.

На установке Мухановского месторождения при очистке сточных вод таким 
методом содержание нефти снижалось со 11)9-^3080 до 3-*-5 м гл , а механических 
примесей — с 51-ь1147 до 5.4-г- 10,С мг л.

Потери CCI, определяются растворимостью его в воде (80-ь 150 мг л )  в зави
симости от минерализации и остатком его в шламе после регенерации.

( X I I I . 4)

0.5Q
S/i ( X I I I . 5)

420 У р ( X I1 1.6)
Л
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Озонирование пластовой сточной воды для очистки ее от нефти и П А В п|ь i 
ложено институтом ВНИИТнефть. Д ля этих целей используется озонированный 
воздух, получаемый в озонаторных установках. Очистка пластовой сточной воды 
от нефти проводится диспергированием озонированного воздуха в сточной нодг 
Продолжительность контакта озонированного воздуха со сточной волоЛ 
10— 2 0 мин, остаточное содержание нефти 0—2 мг/л, деэмульгаторы, присутсгиу 
кичие в воде, окисляются на 95— !00"6.

Стоимость очистки 1 м3 пластовой сточной воды остаточного содвржлмнн 
в ней нефти 0—2 мг/л оценивается в 16 коп.

На рис. 114 показана электрофлотационная установка, ис
пытанная на промыслах Куйбышевской области и давшая хоро
шие результаты *.

Рис. 114. Электрофлотационная установка:
/ — шламонакопитсл:»; 2 — корпус гидроциклона; J — тапгенциальный патрубок; 
4 — бункер—успокоитель шлама; 5 — ленточный транспортер; б — электродные O.i.'Uii; 
Г — перегородки перелива жидкости; 8 — сброс счищенной пллстоэоЛ сточной поды; 
9 — спускные патрубки для грязи; 10 — бункеры-накопители; 11 — аноды; 12 — к.i годы

Сточная вода с механической взвесью и капельками нефти 
подается в тангенциальный патрубок 3 гидроциклона 2 , в котором 
происходит отделение крупных частиц взвеси, сбрасываемых 
в шламонакопитель 1. Мелкие частицы взвеси и капельки нефтн 
из гидроциклона перетекают в бункер-успокоитель 4, а из него — 
в электродные блоки 6, в которых на дне флотационной установки 
смонтированы катоды 12 и аноды 11. При пропускании электри
ческого тока через электроды напряжением 7—8 В и плотностью 
1 0 — 1 2  мА/см2, происходит электролиз минерализованной пла
стовой воды с образованием мельчайших пузырьков водорода 
и кислорода, которые, всплывая, уносят с собой механическую 
взвесь и капельки нефти.

Расход электроэнергии на обработку 1 м3 воды не превышает
0,12 к В т -ч  при производительности по сливу чистой воды 18 мя ч 
с 1 м2 электродного блока.

1 Работы проведены в институте ВНИИТнефть, г. Куйбышев, инж. Линько- 
вым Ф. С.
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Всплывшие на поверхность пу зырьки газа вместе с механнче- 
i кнмп частицами и капельками нефти подхватываются лентой 
транспортера 5 и скапливаются в бункере-накопителе 10, из ко
торого сбрасываются по спускному патрубку 9 за пределы флота- 
юра, разделенного перегородками перелива жидкости.

Кроме очистки сточной воды от механической взвеси и капелек 
иефти в электрофлотаторе происходит нейтрализация воды.

При пропускании электрического тока с анода ухо д ят (и он 
разрушается) гидрированные ионы двухвалентного железа Fe2i-t 
л на катоде образуются ионы О Н ', в результате чего получается 
гндрозакись железа

Fe2* +  20Н~ =  Fc (ОН)2.

1 идрозакись железа может окисляться атомарным кислородом, 
пол\'чаемым при электролизе воды:

4Fe (ОН), -г 20 +  2Н30.-> 4Fe;(0H)s, 

или активно реагировать с сероводородом, присутствующим в воде:
2Fe (0 Н )3 +  3H ,S  =  Fe,S3 +  6 Н ,0 .

Окисление сероводорода в электрофлотаторе может проходить 
также по реакции

2 H ,S - j- 0 - * 2 S  +  2 H ,0 ., (К)
Нейтрализация сточных вод от углекислого газа происходит 

но уравнению
Fe (ОН), +  2С0, -  Fe (НС03),.

К  недостаткам электрофлотационной установки следует от
нести повышенную коррозионную активность сточной воды из-за 
присутствия в ней атомарного кислорода, если не связать его 
полностью согласно уравнению (К).

§ 6. ОХРАНА О КРУЖ АЮ Щ ЕЙ СРЕДЫ В СВЯЗИ  
С ИСПОЛЬЗОВАНИЕМ ПЛАСТОВЫХ С ТО ЧНЫ Х ВОД

В  настоящее время исключительно большое внимание уделяется 
вопросам охраны окружающей среды и рациональному использо
ванию природных ресурсов. Учитывая важность этих вопросов, 
нефтедобывающие предприятия в процессе разработки и обу
стройства нефтяных и газовых месторождений осуществляют боль
шой комплекс водоохранных мероприятий, направленных па 
прекращение загрязнений открытых водоемов, рек и морей пла
стовыми сточными водами, объем которых превышает 800 млн. м8 

в год.
Так, по отрасли объем закачиваемых сточных вод в пласты 

для поддержания давления возрос с 27 млн. м3 в 1966 г. до 
275 млн. м3 в 1975 г., т. е. более чем в 10 раз. Остальные объемы 
»тнх вод закачивают в поглощающие горизонты и частично сбра

сывают на поля испарения.
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При транспортировании пластовых сточных вод происходи г 
усиленная коррозия трубопроводов и насосного оборудовании, 
приводящая к частым авариям, в результате чего при разлит- 
этой воды гибнет вся окружающая растительность.

Если пластовые сточные воды сбрасывают в озера, реки и моря, 
то происходит гибель ценных пород рыб и истребление флоры 
и фауны.

В связи с этим особо жесткие требования предъявляют сейчас 
к  трубопроводам, транспортирующим пластовые сточные води 
на Каспийском море, где разводятся ценные породы рыб и где 
имеются морские месторождения.

Мероприятия по предупреждению загрязнения вод Каспии 
ского моря, как правило, проводят в процессе бурения, эксплуа
тации и ремонта скважин, а также во время сбора, транспортиро
вания и первичной обработки продукции скважин. Кроме того, 
предусмотрены устройства, предупреждающие загрязнения мори: 
специальные оградительные кожухи («юбки»), предупреждаю
щие разлив и разбрызгивание глинистого раствора при спуско
подъемных операциях, короба и лотки у ротора, буровых насосои 
и т. д., которые позволяют собирать глинистый раствор в одном 
месте и предотвращать попадание его в море. У  скважин установ
лены специальные приемные чаны, которые обеспечивают сбор 
жидкости при различных операциях на скважинах, а также транс
портировку этой жидкости в нефтесборный коллектор, связываю
щий скважину с нефтесборным пунктом.

Пластовые сточные воды, собранные со всех нефтесборных 
пунктов (см. рис. 10, 9) и резервуаров товарной нефти, до ее утили
зации проходят соответствующую очистку. На очистной установке 
или У П В  вода проходит отстойники и две ступени фильтров.

Из фильтров второй ступени очищенная пластовая вода по
ступает в емкости чистой воды, из которых насосами КНС  по
дается в нагнетательные скважины.



ПОДГОТОВКА ПРЕСНОЙ ВОДЫ К  З А К А Ч К Е  
В П Р О Д У К ТИ В Н Ы Е  ПЛА С ТЫ

ГЛ А В А  X IV

Количество пластовых сточных вод, добываемых вместе с нефтью 
и используемых в системе заводнения, обеспечивает потребность 
для этих целей не более чем на 30% , остальные 70% закачиваемых
о продуктивные пласты вод, как правило, пресные и реже мор
ские.

§ I. Ф И ЗИ КО -Х И М И ЧЕС КИ Е СВОЙСТВА ПРЕСНОЙ ВОДЫ

Нагнетаемые в продуктивные пласты пресные воды обладают раз
личными физико-химическими и биолого-бактериологическими по
казателями (свойствами).

К  физическим показателям поверхностных вод относятся тем
пература воды, содержание в ней взвешенных веществ, запах, 
вкус и цветность (мутность).

К  химическим показателям качества воды относятся pH, на
личие азотсодержащих веществ, растворенных газов, хлоридов, 
сульфатов, железа, марганца, жесткость, щелочность, а также 
окисляемость воды.

К биологическим и бактериологическим показателям качества 
поверхностных вод относятся наличие в них живых организмов 
п бактерий, состав которых зависит от химических показателей 
поды в водоеме.

Из всех перечисленных показателей поверхностных вод при 
определении пригодности их к закачке в продуктивные пласты 
особое внимание должно обращаться на: 1) температуру воды;
2) количество взвешенных веществ; 3) pH; 4) количество раство
ренных газов; 5) жесткость; 6 ) щелочность; 7) окисляемость; 
8 ) биологические и бактериологические показатели качества воды.

1. Температура закачиваемой в пласт воды. Нагнетание боль
ших объемов холодных поверхностных вод (особенно в зимний 
период) понижает температуру флюидов в пласте 1. С пониже
нием температуры увеличивается вязкость нефтн, повышаются 
показатели ее структурно-механических свойств. В нефтях, со
держащих парафин и смолы, при понижении температуры в  пласте 
могут образовываться и отлагаться кристаллы парафина, резко 
упсличивающне фильтрационные сопротивления и, как следствие
• того, способные снизить нефтеотдачу. Поэтому для каждого 
месторождения необходимо знать допустимые пределы изменения

1 Кострюков Г . В ., Голиков А. Д. Температурный режим Ромашкинского 
месторождения. At., Гостоптехнздат, 1962.
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температуры закачиваемой в пласт воды и ее влияние на попело* 
ние флюидов в пласте.

2. Количество взвешенных'частиц К В Ч  в поверхностных водах 
может колебаться в больших пределах и определяться фогоколорп- 
метрическим методом (при концентрации взвеси до 1 0 0  мг/.i) 
и с помощью бумажных фильтров (если эта концентрация выше 
1 0 0  мг/л).

Допустимые пределы изменения механических примесей, со
держащихся в поверхностных водах, как и для пластовых сточных 
вод, зависят от геолого-физических характеристик продуктивных 
горизонтов (проницаемости, трещиноватости, состава пород).

3. Концентрация водородных ионов в нейтральных водных 
растворах равна концентрации гидроксильных ионов (Н* 1 ■■ 
=  [ОН’] =  10-7, т. е. pH =  7.

4. Растворенными в поверхностных водах могут быть кисло
род, углекислота, сероводород, азот и метан.

Углекислота встречается во всех водах и влияет на изменен но 
солевого состава закачиваемой в пласт воды.

H 3S, 0 2, С 02, содержащиеся в поверхностных водах, вызы
вают коррозию трубопроводов и насосов, и поэтому количество 
их должно быть минимальным.

5. Жесткость природных вод связана с наличием в них каль
ция и магния. Обычно различают карбонатную и некарбонатную 
жесткость. Карбонатная жесткость вызывается содержанием в воде 
ионов СО5-  и НСОд.

Некарбонатная жесткость обусловлена наличием в воде соеди
нений Са и Mg с ионами сильных кислот — серной и соляной!

Са2+  - f S 0 ;j -  =  CaS01.

Mg2+ -f 2СГ =  MgCl2.
6 . Щелочность зависит от содержания в воде солей угольной 

кислоты (Н0СО3).
7. Окисляемость воды обусловлена наличием в ней органиче

ских веществ и легкоокисляющихся неорганических примесей 
(сероводород, закисное железо, сульфаты).

Величина окисляемости поверхностных вод непостоянна и 
меняется в зависимости от поступающих в них веществ. Внезап
ное повышение ее свидетельствует о сбросе в источник поверх
ностных вод большого количества сточных или промышленных 
вод, содержащих органические и легкоокисляемые неорганиче
ские вещества.

§ 2. ТРЕБО ВА Н И Я, П Р Е Д Ъ Я В Л Я Е М Ы Е  К КА ЧЕС ТВУ  
ПРЕСНОЙ ВОДЫ

Д ля успешного осуществления процесса заводнения к качестну 
воды предъявляются определенные требования. Механические 
примеси и микроорганизмы, содержащиеся в нагнетаемой воде,
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заиливают поверхность фильтрации и закупоривают поровые 
каналы продуктивного пласта, снижая приемистость нагнетатель
ных скважин. Например, закачка сульфатной воды в пласты, 
содержащие хлоркальциевые соли, приводит к образованию не
растворимого осадка гипса

SO;' +  Са-+ -j- 2Н 20  =  1 CaS04. 2 Н ,0 .

В тех случаях, когда для заводнения пластов, насыщенных 
сероводородной жидкостью, применяется вода, содержащая же
лезо и кислород, в пористой среде может происходить окисление 
с образованием твердых осадков гидратов закиси Fe (ОН ) 2 и 
окиси Fe (ОН ) 3 железа, сульфида железа FeS и элементарной серы.

Согласно существующим правилам и инструкциям, вода, пред
назначаемая для закачки в пласты, должна содержать не более
2 мг/л взвешенных твердых частиц и 0,3 мг/л железа. Опыт, на
копленный по заводнению нефтяных месторождений как у нас, 
так и за рубежом, показывает, что такой глубокой степени очистки 
воды не требуется. Качество воды для заводнения следует норми
ровать для каждого конкретного месторождения с учетом коллек
торских свойств пластов и применяемого метода заводнения —  
внутриконтурного или законтурного.

Кроме механических примесей, в закупорке пор продуктивных 
пластов активное участие принимают также различные микро
организмы и водоросли, находящиеся в нагнетаемой воде. Наи
более опасными из них являю тся сульфатвосстанавливающие 
бактерии, развитие и деятельность которых отмечается, например, 
при внутриконтурном заводнении Ромашкинского месторождения. 
Установлено, что активная деятельность сульфатвосстанавливаю- 
щих бактерий возникает через год после начала закачки воды 
в пласты. При этом бактерии способны почти полностью восста
навливать сульфаты, имеющиеся в закачиваемой воде, и образовы
вать до 1 0 0  мг/л сероводорода.

Пресная вода, закачиваемая в залежь, иногда является глав
ной причиной ухудшения коллекторских свойств пластов в связи 
с разбуханием глинистых материалов, входящих в состав пород. 
При значительном количестве глин в пласте целесообразно ис
пользовать для заводнения не пресные, а .минерализованные воды, 
которые практически не вызывают разбухания глпн, а следова
тельно, и не уменьшают поглотительной способности нагнета
тельных скважин.

Уменьшение поглотительной способности нагнетательных 
скважин может быть вызвано также коррозией металла труб, по 
которым закачивается сода в пласт. При подготовке и закачке 
воды в пласт происходит обычно химическая и электрохимическая 
коррозия металла труб. Продукты коррозии труб, попадая в при
забойную зону скважины и оседая в фильтровой части ее, за ко
роткий промежуток времен» могут снизить приемистость этой 
скважины до нуля.
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Качество поды, подлежащей нагнетанию в пласты, обычно опреде
ляю т в лабораторных условиях фильтрацией ее через естествен 
ные керны. Вода считается пригодной для закачки в пласт, ес..и 
проницаемость естественного керна остается постоянной. Основ
ной недостаток лабораторной оценки состоит в том, что не всегда 
возможно перенести полученные данные в промысловые условии. 
Объясняется это тем, что фильтрация воды через керн в лаборатор
ных условиях не может полностью моделировать всех процессов, 
происходящих в реальной скважине. Кроме того, ограниченное 
число кернов, отбираемых при бурении нагнетательных скважин, 
оказывается недостаточным для характеристики коллекторских 
свойств пласта в целом как по мощности, так и по простиранию. 
Достоверные данные о качестве воды для заводнения и об опти
мальном значении давления нагнетания можно получить лишь 
в результате пробных закачек воды в пласты с использованием 
глубинных расходомеров, которые фиксируют поглотительную 
способность отдельных пропластков, слагающих продуктивный 
горизонт. При пробной закачке можно выяснить не только до
пустимое содержание механических примесей в воде, но и опти
мальный размер взвешенных частиц, которые могут проходить 
по порам пласта, не снижая приемистости скважин.

При оценке качества пресной воды, подлежащей закачке 
в пласт, особое внимание уделяют только двум факторам: допу
стимому содержанию взвешенных частиц и железа.

Наибольшую опасность в отношении закупорки пор призабой
ных зон нагнетательных скважин и загрязнения их фильтрующих 
поверхностей создают взвешенные частицы, содержащиеся в за
качиваемой воде. К  нормированию допустимого содержания в воде 
взвешенных частиц следует подходить индивидуально для каж
дого месторождения в зависимости от характеристики коллектора 
и в первую очередь его трещиноватости. Так, например, в пласты 
горизонта Д, Миннибаевской площади Ромашкинского месторож
дения в течение длительного времени закачивается очищенная 
речная вода с содержанием 6 — 1 0  мг/л взвешенных частиц раз
мером до 1 0  мк и 0,4— 0 , 8  мг/л закненого и окненого железа, и 
тем не менее снижения приемистости нагнетательных скважин 
этой площади пока не замечено.

В природных водах, используемых для заводнения нефтяных 
пластов, содержится, как правило, железо в различных состоя
ниях: в виде гидратов закиси Fe (О Н), и двухвалентных и трех
валентных ионов. При благоприятных условиях соединения же
леза способны коагулировать с образованием хлопьев и закупори
вать фильтрационную зону пласта. Применяемые в настоящее 
время методы не обеспечивают полной очистки воды от железа, 
поэтому норма содержания железа в пресных водах была установ
лена опытным путем не более 1 м г’л.

§ 3. ПРИНЦИПИАЛЬНЫЕ СХЕМЫ водоподготовки
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Водозаборные сооружения строятся для обеспечения место
рождения необходимым количеством воды для заводнения в те
чение всего периода его разработки. Водозаборные сооружения 
должны строиться по возможности вблизи районов заводнения и 
отличаться простотой технических решений и экономичностью 
капитальных и эксплуатационных расходов. Этим требованиям 
наиболее полно отвечают водозаборы, базирующиеся на грунтовых 
подах. Состав грунтовых вод практически не изменяется но сезо
нам года, и они, как правило, содержат мало взвешенных твердых 
частиц и могут использоваться для заводнения без очистки.

В  районах, бедных грунтовыми водами, могут быть использо
ваны воды открытых водоемов — рек, озер, водохранилищ, мо-

Рис. 115. Водозаборы поверхностных вод
<1 — подруслоиыи водозабор: / — обсадная труба; 2 — эксплуатационная колонна; 
' фильтр; 4 — вакуумный резервуар; 5 — вакуум-компрессор; С н 9 — насосы; 7 —  
• глезобетонныА колодец; 8 — резервуар чистой воды; б — водозабор открытого водоема: 
/ — прием насоса; 2 — приемная труба; 3 — площадка; 4 — сваи; 5 — насосная станция 
парного подъема

рей. Однако поверхностные воды значительно уступают по ка
честву грунтовым водам и подлежат обработке на водоочистных 
станциях.

Водозаборы грунтовых вод разделяются на подрусловые п ар
тезианские. В  практике заводнения большее распространение 
получили подрусловые водозаборы, схема которых приводится 
на рис. 115, а. В  пойменной части реки бурят водоотбирающие 
скважины глубиной 20— 30 м, обсаживают их трубами диаметром 
300 мм, в которые спу'скают водоподъемные трубы диаметром 
200 мм. Водоотбирающие скважины могут работать как на само- 
изливе (сифон) за счет поддержания в вакуум-котлах постоянного 
вакуума, равного 650 мм рт. ст., так п прн помощи индивидуаль
ных насосов, установленных на устьях водоотбирающнх скважин. 
Для заводнения Туймазинского месторождения на реке И к  про
бурено, например, 2 0  водоотбирающнх скважнн с общей произво
дительностью 2 0  тыс. м3/сут.

При наличии высоконапорных вод в разрезе пластов давление 
и залежи можно поддерживать путем непрерывного перепуска 
ноды из этих пластов в продуктивный коллектор. Применяются 
гзкже схемы перекачки воды по стволу скважины из одного пласта
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в другой погружными центробежными электронасосами. Такие 
схемы получают широкое распространение на месторождениих 
Тюменской области.

На рис. 115, б показано водозаборное сооружение из откры' 
того водоема, вода которого нагнетается насосами на водоочисг* 
ную станцию.

В поверхностных пресных водах, подлежащих закачке в пласты, 
могут содержаться в различных количествах частицы глины, 
песка, ила, планктонные организмы и т . д. Плотность этих частим 
более единицы, однако осаждение их в массе воды происходит 
крайне медленно, а некоторые из этих частиц, имеющие размер

Рис. 116. Типовая водоочистная станция
/ — водэвод, идущий от станции первого подъема; 2 — дозатор; .? — смеситель; 4 — ос»»• i 
литс ль (отстойник); 5 — фильтр; 6 — резервуар чистой воды; 7 — насосная станция in it 
рого подъема; 8 — насос д л я  промивкн фильтров; 9 — стояк д л я  .сброса грязной подщ 
10 — лоток

3— 4 мкм, или коллоидные суспензии (0 , 1 -н 0 ,0 ()1  мкм), обладли 
большей удельной поверхностью, практически не осаждаются под 
действием одной лишь гравитационной силы. Во всех этих слу
чаях для очистки воды от тонкодисперсных взвешенных вещепи 
используют химические методы ее обработки, в результате ко
торых частицы взвеси укрупняются и быстро осаждаются.

Химические реагенты, добавка которых к воде способствует 
укрупнению частиц взвеси и образованию хлопьев, в практике 
подготовки воды принято называть к о а г у л я н т а м и .

Воду открытых водоемов, содержащую значительное коли
чество взвешенных частиц, подвергают химической очистке i i .i 
специальной водоочистной станции (рис. 116).

Водоочистная станция работает следующим образом. Вода n;t 
о ткрытых водоемов центробежными насосами первого подъеми 
направляется в нижнюю часть вертикального конусного смеси 
теля. При этом из дозирующего устройства в воду подается не
обходимое количество коагулянта, способствующего укрупнению 
взвешенных частиц. В  смесителе коагулянт равномерно перемеши
вается со всем объемом воды. Обработанная химическим реаген
том вода через верхнюю часть смесителя поступает в нижнюю 
часть осветлителей, где начинают образовываться хлопья, осе
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дающие в шахте осветлителей. Из осветлителей вода выходит 
с небольшим содержанием механических примесей, которые 
окончательно задерживаются в фильтрах. Очищенная вода из 
фильтров самотеком направляется в резервуары, из которых цен
тробежными насосами второго подъема перекачивается в кустовые 
насосные станции. Из КНС , где установлены насосы высокого 
давления, вода подается в нагнетательные скважины. Д л я  про
мывки загрязненных фильтров насос подает очищенную воду из 
резервуара в дренажную систему фильтров для их очистки. Из 
фильтров загрязненная вода попадает через стояк 9 в канализа
ционный лоток 10 и сбрасывается снова в тот водоем, из которого 
она поступила на прием насоса.

Наибольшее распространение в качестве коагулянтов полу
чили сернокислый алюминий A L  (S 0 4)3- 18НгО и хлорное же
лезо FeCl3. При введении в воду, например, сернокислого алюми
ния происходит его диссоциация с образованием трехвалентных 
катионов алюминия:

А12 (SO.,)3 ̂  2A13+ -H 3 S0 ; .

Ионы алюминия вступают в обменную реакцию с катионами, 
находящимися в адсорбционном слое твердых частиц, загряз
няющих воду. Этот процесс протекает быстро и заканчивается 
по исчерпании обменной способности частиц взвеси. После этого 
идет гидролиз избытка добавленного к воде сернокислого алю
миния с образованием в конечном счете коллоида гидроокиси 
алюминия

А1?+ +  ЗН 20  -  I  А1 (ОН)3 +  З Н * .

Гидрат окиси алюминия поднимается в осветлителе в виде 
хлопьев медленнее, чем пресная вода с мехпримесями, в резуль
тате чего последние захватываются этими хлопьями и уносятся 
по трубе в ссадконакопитель.

Выделившиеся при гидролизе ноны водорода Н+ понижают pH 
воды, кроме того, избыток этих ионов замедляет процесс гидро
лиза. Поэтому для успешного проведения коагуляции обычно 
избыток ионов водорода связывают добавлением к воде соды, 
извести или едкого натра. При введении соды связывание ионов 
водорода происходит по реакции 

2 Н +  +  СО ,- -у f  COz - f  Н 20 ,

а при введении извести или едкого натра 
Н * -I- О Н- -у Н 20

На водоочистных станциях иногда воду подщелачивают не
гашеной известью СаО.

При гашении извести получается гидрат окиси кальция (га
шеная известь)

СаО +  Н гО -> Са (ОН)2, 

употребляемый в качестве реагента при подщелачиванни.
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Хлорное железо в воде диссоциирует с образованием трех» 
валентного катиона железа

FeCl, -*• Fca+ -f-ЗС Г .

Гидролиз трехвалентного железа происходит по уравнению 
Fe3* -f-3H ,0  Fe (ОН), -j-З Н * .

Коллоид гидроокиси железа коагулирует и осаждается также 
в виде хлопьев, увлекая за собой частицы взвешенных вещее i и, 
находящихся в воде.

Рис. 117. Осветлитель (от* 
стойник):
/ — подвод воды; 2 — централь* 
ная шахта; 3 — периферийны»* 
лотки  осветлителя; 4 — трубки 
дли отсоса осветленной поды;
5 — межтрубное пространство]
6 —- клапан д л я  пропуска поды 
при опорожнении осветлители;
7 — поддонный осадкоулопн- 
те ль; 8 — выпуск осадка; У - 
дырчатые распределительны** 
тр убы ; /0 — дырчатое днищ»*

За последнее время в качестве коагулянта широко стали при
менять полиакриламид (ПАА), который диссоциирует в воде с об
разованием цепочки отрицательно и положительно заряженных 
групп. Каждая молекула ПАА, имеющая форму вытянутой це
почки, адсорбирует несколько взвешенных в воде частиц, в ре
зультате чего увеличиваются скорость коагуляции и очистка 
поверхностных вод.

Кратко остановимся на работе осветлителей и фильтров, яв 
ляющихся основным оборудованием водоочистных станций.

Осветлитель (рис. 117) работает следующим образом. Обра
ботанная коагулянтом вода из смесителя по трубе 1 подается 
в межтрубное пространство 5 через дырчатые распределительные 
трубки 9. Из межтрубного пространства вода поднимается через 
дырчатое днище 10 в зону взвешенного осадка осветлителя. Д ля 
поддержания хлопьев во взвешенном состоянии под каждым от
верстием дырчатого днища создается расходящийся конусом по
ток воды. Вода со взвешенным осадком движется вверх быстрее,

Зона.
осИстлсния

:  . Jona 
Взвешенного). 
... осадка

/Р-О

’ Осадкоул/ютна.'пс/н
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чем поднимаются хлопья, в результате чего мехпримеси захваты
ваются и поднимаются вместе с этими хлопьями. Достигнув пере
пускных окон в центральной шахте 2, ’-:асть воды вместе с хлопьями 
попадает в межтрубное пространство этой шахты. В результате 
разделения потоков скорость движения воды от верхних граней 
перепускных окон резко падает, что способствует еще большему 
очищению воды от взвешенных в ней частиц. Осветленная вода 
собирается периферийными лотками осветлителя и направляется 
на фильтры. Избыток осадка в осветлителях через центральную 
шахту 2 попадает в поддонный осадкоуловитель 7, в который 
введены четыре конца трубок для отсоса осветленной воды, вы 
веденные к сборному лотку ниже уровня воды в осветлителе.

Каждая трубка имеет наверху задвижку, которой регулируются 
отсос воды и равномерное распределение осадка в поддонном 
осадкоуловителе. Скопившийся осадок периодически сбрасывается 
на иловые площадки. Осветлители могут быть круглыми или ква
дратными в плане.

Основным недостатком этих осветлителей является их чувстви
тельность к изменению расхода воды. Поэтому расход воды реко
мендуется изменять плавно, не более чем на 1 0 % от расчетной 
производительности.

Д ля удаления коагулированной взвеси из воды наряду с ос
ветлителями применяют также горизонтальные отстойники, из
готовленные из железобетонных плит и рассчитанные на большую 
производительность. Продольный разрез такого отстойника при
веден на рис. 118. Работает данный отстойник следующим обра
зом. Обработанная коагулянтом вода поступает по водоводу 5 
в камеру хлопьеобразования /, затем распределяется с помощью 
лотков 3 по отсекам горизонтального отстойника. Из камеры хло
пьеобразования 1 вода поступает в секцию горизонтального отстаи
вания 2 через дырчатые перегородки. Сброс осадка из отстойника 
осуществляется через дырчатые лотки 4 и шламопровод 7 . Выход 
осветленной воды производится по водоводу 6. В горизонтальном
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отстойнике имеются вентиляционные трубы 8, колонки для <и 
бора проб воды 9 и камера 10 для управления задвижками.

Описанные отстойники успешно эксплуатируются на очисиюА 
станции в Набережных Челнах, где ежесуточно подготавливаем и 
более 300 тыс. м3 воды из р. Камы для заводнения нефтяных место» 
рождений Татарии.

В  пяти отстойниках (по 10 тыс. м3 каждый) осаждается около 
94—98% коагулированной взвеси, содержащейся в воде. Недоспи 
ком горизонтальных отстойников является отсутствие приспособ* 
лений для контроля и автоматического выпуска осадка.

Фильтры применяют для завершения процесса освобождении 
воды от взвешенных частиц при осветлении, обезжелезиваннн и

Рис. 119. Скоростной фильтр откры
того типа:
/ — подача поды в фильтры; 1 — ж('Л(0 
для отвода грязно»! промывочной поди, 
Л — горизонтальные лотки для ри» 
номерного распределения воды по пло
щади фильтра: 4 — дренажная puCnpc 
делительная система; 5 — кап.,лн?..пи
он ни й канал; в  — отвод очищенной 1»о« 
ды; 7 — коллектор для подачи чистоЛ 
воды на промывку фильтров; (f — :и» 
движка для спуска грязной промыроч* 
ной воды

умягчении. Фильтры представляют собой резервуары, загружен
ные песком или дробленым антрацитом, через которые с опреде
ленной скоростью пропускают воду. Под давлением столба воды, 
находящегося над фильтрующим материалом, высота которого 
колеблется от 1,5 до 2 м, происходит фильтрация. По мере работы 
фильтра загрязнения, отлагающиеся на поверхности зерен филь
трующей среды, уменьшают свободное сечение пор, и гидравли
ческое сопротивление прохождению воды возрастает. Когда по
теря напора в фильтрующей среде достигнет предельно допусти
мой величины для данного фильтра, его включают для промывки. 
Схема продольного разреза скоростного открытого фильтра при
ведена на рис. 119.

На дне фильтра расположена дренажная система, служащая 
для отвода фильтрата по трубе и равномерного распределения 
промывной воды по всей площади фильтра при его промывке. 
Над дренажем уложены поддерживающие гравийные слои и 
фильтрующий слой. Несколько выше фильтрующего слоя уста
новлен желоб, предназначенный для отвода из фильтра гр яз
ной промывочной воды. Выше желоба расположены горизонталь
ные желоба (лотки) 3, в которые по общему коллектору подается 
вода из осветлителей.

Д ля промывки фильтра закрывают задвижку на подводящем 
трубе 1, открывают задвижку на спускной трубе и понижают уро
вень воды в фильтре до сборных желобов. Затем открывают за
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движку для подачи очищенной воды из трубы в дренажную си
стему.

При этом фильтрующий материал (песчинки) в восходящем по
токе воды всплывает и очищается от фильтрата. Количество пода
ваемой очищенной воды должно быть таким, чтобы фильтрующий 
материал не достигал переливных кромок желобов. Грязная про
мывочная вода по желобам отводится в водосточный канал.

При обработке воды различают фильтрование д вух видов: 
медленное фильтрование со скоростью 0, l-f-0 ,3  м/ч и быстрое — 
со скоростями до 12 м/ч. На практике применяют исключительно 
быстрое открытое фильтрование.

Фильтры рассчитывают на пропускную способность. Основным 
расчетным параметром для определения площади фильтров я в 
ляются допустимые скорости фильтрации при нормальном режиме 
работы фильтров.

Общую площадь фильтров определяют по формуле

'  i/p ( Т  —  п т 2 —  п т 3) —  3,6na>Ti ’

где Q — полезная производительность станции, м3/сут; ир — рас
четная скорость фильтрования до 1 2  м/ч; w — интенсивность про
мывки фильтра (принимается в зависимости от крупности зерен 
фильтрующего слоя в пределах 1 2 -4 - 2 0  л/с-м2); Т  — продолжитель
ность работы станции, ч; п —  число промывок, фильтра в  сутки 
(принимается равным 1 ,5-^-2); т 3 —  продолжительность простоя 
фильтра в связи с промывкой, ч (принимается 0,5 ч); т 3 —  продол
жительность сброса первого фильтрата после промывки фильтра 
(принимается 0 , 2  ч); —  продолжительность одной промывки, ч 
(принимается в среднем 0 ,1  ч).

На действующих станциях величины xlt  т2 и т 3 устанавливают 
в процессе эксплуатации. Обычно на станциях производитель
ностью до 3 тыс. м3/сут используют два фильтра, о т 3 до 
5 тыс. м3/сут — три фильтра, от 5 до 10 тыс. м3/сут —  четыре 
фильтра, от 15 до 20 тыс. м3/сут —  шесть фильтров.

§ 4. П РИ Н Ц И П И А Л ЬН Ы Е СХЕМЫ ВОДОСНАБЖЕНИЯ 
Д ЛЯ ЗАВО Д НЕНИЯ Н Е Ф ТЯ Н Ы Х  ПЛАСТОВ

В комплекс сооружений (рис. 120, а) по подготовке и акачке 
воды в продуктивные пласты входят: водозабор 1, насосная стан
ция первого подъема 2, водоочистная станция 3, резервуары чис- 
стой воды 4, насосная станция второго подъема 5, магистральные 
водоводы 6, подводящие водоводы 7, подземные резервуары чистой 
воды 8, блочные кустовые насосные станции (Б КНС) 9, водоводы 
высокого давления 10 п нагнетательные скважины 11.

Магистральные водоводы строят кольцевыми (как показано на 
рис. 120, а), лучевыми (рис. 120, б) и линейными. Д ля больших 
месторождений, имеющих круглую или овальную форму площади,
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используют кольцевые магистральные водоводы с перемычками, 
имеющие большую маневренность на случай аварии.

Все водоводы в заводнении выполняют только из цельнотяну
ты х  бесшовных стальных труб.

Диаметры магистральных и подводящих водоводов колеблются 
от 300 до 1020 мм, и рассчитывают их на максимальное рабочее 
давление до 3 МПа.

Рис. 120. Принципиальная схсма водо
снабжения для заводнения нефтяных 
пластов

Рис. 121. Распределение воды в высоко
напорных водоводах

Водоводы высокого давления применяют диаметром от 100 до 
150 мм и рассчитывают на максимальное рабочее давление до 
25 МПа и на пропуск воды до 2000 м3/сут. К  водоводам высокого 
давления диаметром 1 0 0  мм подключают одну нагнетательную 
скважину, а к водоводам диаметром 150 мм — две скважины.

На рис. 121 приведена схема распределения воды в высоком;'- 
порном водоводе диаметром 150 мм, подводящем воду к двум нагне
тательным скважинам.

Как видно из схемы, на водоводе высокого давления 1 устанав
ливают концевые колодцы с задвижками 2 и колодцы с расходоме
рами воды 3 из сборного железобетона.

§ 5. МЕТОДЫ КО НТРО ЛЯ И РЕГУ Л И РО В А Н И Я  ПРИЕМИСТОСТИ  
Н А Г Н Е ТА ТЕ Л Ь Н Ы Х  СКВАЖ ИН

Нефтяные месторождения Советского Союза в основном .многопла
стовые. Выработка запасов нефти каждого пласта самостоятельной 
сеткой эксплуатационных и нагнетательных скважин требует
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больших капиталовложений и не всегда себя оправдывает. По
лому в настоящее время все чаще применяют совместную экс
плуатацию многопластовых месторождений одной скважиной. 
Разобщению подлежат в первую очередь пласты, значительно отли
чающиеся друг от друга по коллекторским свойствам. При осу
ществлении совместной закачки воды, приведенной на схеме 
рис. 1 2 2 , в каждый из разобщенных пластов воду подают по от
дельному каналу под разным, как правило, давлением (pi, рг\ р:1), 
обеспечивающим заданный объем 
закачки.

Разные давления нагнетания воды 
но пластам принимают в полном со
ответствии с коллекторскими свой
ствами: в пластах с хорошей прони
цаемостью (500-4-800 мД) давление 
нагнетания понижается, с плохой 
и средней проницаемостью ( 1 0 0 -г-

400 мД) — повышается.
При заводнении продуктивных 

пластов важной и трудной для дости
жения задачей является равномерное 
стягивание контура нефтеносности, 
обеспечивающего полноту извлечения 
нефти из недр. Поэтому эффективность

Рис. 122. Схема заводнения трех продуктив
ных пластов через одну нагнетательную сква
жину:
/ — насосно-компрессорныс трубы; 2 — ппкеры;
.У — эксплуатационная колонна; 4 — цементное 
кольцо; 5 , 6 , 7  — профили приемистости продук- 
типных горизонтов

заводнения нефтяных пластов в огромной степени зависит от 
умения контролировать и регулировать приемистость нагнета
тельных скважин на месторождении, или, иными словами, от 
умения «следить» за скоростью продвижения водонефтяного кон
такта и, если возникнет необходимость, вовремя воздействовать на 
изменение этой скорости на отдельных участках этого контакта.

Так, например, на рис. 123 показан первоначальный контур 
нефтеносности (сплошная линия) и текущий контур нефтеносности 
(пунктирная линия) одного условного месторождения в процессе 
разработки. Нагнетательные скважины расположены за первона
чальным контуром нефтеносности.

Анализ этого рисунка показывает, что продуктивные пласты, 
расположенные против нагнетательных скважин 2, 4, 8, I I ,  12 и 14, 
имеют высокую проницаемость, а следовательно, скорость продви
жения воды в них также высокая. Продуктивные пласты, располо
женные против нагнетательных скважин 6, 7, 10, 13, 15, 16 и /7(
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имеют низкую проницаемость, и скорость продвижения воды в ниц 
также небольшая.

Д ля выравнивания скорости продвижения текущего водонеф 
тяного контакта необходимо уменьшить давление нагнетаемой 
воды в скважинах 2, 4, 8, 11, 12 и 14 и увеличить это давление 
в скважинах 6, 7, 10, 13, 15, 16 и 17.

Д ля существенного увеличения приемистости нагнетательный 
скважин 10, 13 и 17 в них следует произвести гидроразрыв пли 
солянокислотную обработку и одновременно с этим увеличить дни 
ленне нагнетания.

Скорость продвижения водонефтяных контактов можно контро
лировать расчетным путем (построением карт обводненности) и 
геофизическими методами с применением различных приборок,

11

Рис. 123. Изменение по 
ложения водонефтяшчи 
контакта (пунктирная ли 
ния) при нагнетании воды 
в пласт

Объемы закачки воды через одну скважину контролируют с по
мощью различных типов глубинных расходомеров, отличающихеи 
друг от друга в основном пакирующим устройством.

Большой вклад в разработку таких расходомеров внеелн инсти
ту ты  БашНИПИнефть (быв. УФ Н И И ) и ВНЙИнефть.

Объемы закачки воды через одну скважину по пластам регули
руют следующими методами:

1) изменением давлений на выкидных линиях, подводящих воду 
к нагнетательным скважинам, с помощью регулируемых штуцером 
или клапанов;

2 ) подачей в нагнетательную воду специальных закупориваю 
щих материалов (шариков), изолирующих частично или полностью 
те пропластки, в которые закачка воды нежелательна или ее 
требуется ограничить. В  этом случае на устье скважины поддер 
живают достаточно высокое давление нагнетания, необходимое для 
закачки зоды в слабопроницаемые пропластки;

3) продуктивные пропластки в скважине с различной прони
цаемостью изолируют друг от друга лакирующими устройствами, 
а закачку осуществляют по отдельным каналам (насосно-компрес
сорным трубам) с различными давлениями в зависимости от прони
цаемости пропластка (см. рис. 1 2 2 );
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4 ) на некоторых участках раздельную закачку воды следует 
сопровождать регулированием отбора нефти из отдельных пластов 
в рядах эксплуатационных скважин, что является дополнительным 
средством по выравниванию скорости продвижения закачиваемой 
поды и обеспечит более полное извлечение нефти из всех находя
щихся в разработке пластов;

5 ) в некоторых случаях в продуктивных пластах, значительно 
отличающихся извлекаемыми запасами нефти и коллекторскими 
свойствами, рекомендуется применять для каждого пласта инди
видуальную сетку нагнетательных скважин.

§ 6. МЕТОДЫ ПОДДЕРЖ АНИЯ ПРИЕМИСТОСТИ  
Н А ГН Е ТА ТЕ Л Ь Н Ы Х  СКВАЖ ИН

В настоящее время накоплен большой опыт эксплуатации нагне
тательных скважин, в результате чего установлены две основные 
причины снижения их поглотительной способности при постоянном 
давлении нагнетания: 1) загрязненность фильтрующей поверхно
сти призабойной зоны и 2 ) рост пластового давления в зоне распо
ложения скважины.

Загрязнения фильтрующей поверхности призабойных зон 
нагнетательных скважин в процессе закачки воды в пласт (а следо
вательно, и потери приемистости этих скважин) носят сложный 
характер [8 , 14].

Следует отметить, что загрязнения призабойной зоны во вре
мени могут простираться на большие расстояния и достигать 50 м 
от оси скважины.

Восстановление приемистости нагнетательных скважин прово
дят: 1) промывкой, 2 ) дренажем, 3) длительным самоизливом,
4) прерывистым самоизливом, 5) импульсными методами дренажа.

Кратко остановимся на этих методах.
1. Интенсивная промывка нагнетательной скважины со спу

ском насосно-компрессорных труб ниже интервала перфорации 
способствует очистке ствола скважины, забоя и водоводов от про
дуктов коррозии. Однако эта операция не решает основной за
дачи —  очистки самой призабойной зоны пласта. Поэтому про
мывка всегда должна предшествовать опробованию скважины на 
приемистость.

2. Дренаж призабойной зоны пласта проводят поршневанием 
или компрессорным способом. Оба способа преследуют одну и 
ту же цель: понижение забойного давления, в результате чего 
создаются условия для притока жидкости из пласта в скважину и 
очищение тем самым призабойной зоны скважины.

3. Очистку призабойной зоны нагнетательных скважин дли
тельным самоизливом применяют на переливающихся скважинах. 
11а длительный самоанализ скважины открывают обычно при оста
новке кустовой насосной станции из-за отсутствия воды, электро
энергии или при проведении ремонтных работ. При длительном 
самоизливе (объемом примерно 1 0 — 2 0  эксплуатационных колонн)
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концентрация взвешенных частиц в воде резко уменьшается и 
дальнейшее продолжение процесса становится нецелесообразным, 
В  начальный период самонзлива концентрации взвешенных частиц 
в воде большая и затем постепенно снижается из-за падения пласто
вого давления и уменьшения скоростей поступления воды в ctbo . i 
скважины.

4. Сущность прерывистого самонзлива заключается в том, что 
нагнетательную скважину периодически быстро открывают и за
крывают, в результате чего происходит резкое изменение забойного 
давления, влекущее к увеличению скорости самоизлива и очище
нию тем самым призабойной зоны от механических примесей и 
продуктов коррозии.

Продолжительность самоизлива при этом способе очистки ко
леблется в пределах 1 0 — 1 2  мин, а продолжительность восстанов
ления забойного давления закрытой скважины —  5—7 мин.

В  процессе проведения дренажа призабойной зоны по описан
ному способу наблюдается вынос большого количества продуктон 
коррозии в основном в виде гидрата окиси железа. При этом проис
ходит попеременное чередование порций грязной и чистой воды, 
выходящей из скважины.

Продолжительность полного цикла обработки скважины не 
превышает 4 ч, и за это время выбрасывается всего 150—̂-200 м3 воды 
вместо 2000^-3000 м3 при длительном самоизливе.

5. Физическая сущность импульсного метода дренажа по суще
ству ничем не отличается от прерывистого самоизлива. Импульс
ный метод дренажа осуществляют с помощью специальных при
способлений, устанавливаемых на выкидных линиях нагнетатель
ных скважин и называемых пульсаторами.

Пульсаторы позволяют быстро открывать и закрывать нагнета
тельную скважину и создавать тем самым резкие перепады давле
ний, в результате чего происходят большой приток воды из пласта 
и очищение призабойной зоны от механических примесей и про
дуктов коррозии. При импульсном методе дренажа продолжи
тельность самоизлива не превышает 30 с, и такое же время дается 
на восстановление забойного давления в скважине.

В работе В . А. Еронина и сотр. [14] приведены, например, 
такие данные по импульсному методу очистки призабойной зоны 
нагнетательной скважины: максимальное содержание количества 
взвешенных частиц в начале импульсного самоизлива равнялось 
1300 мг.'л, спустя 30 мин работы скважины К В Ч  в воде не превы
шало 60 мг.'л.

Таким образом, всеми перечисленными методами очистки при
забойных зон можно пользоваться для поддержания приемистости 
нагнетательных скважин.

Однако объективно оценить потенциальную возможность каж
дого метода можно только на основе правильного представления и 
глубокого изучения особенностей фильтрации загрязненной воды 
в проницаемых и трещиноватых пластах.
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§ 7. СХЕМА БЛОЧНОЙ АВТО М АТИЗИРО ВАННО Й  
КУСТОВОЙ НАСОСНОЙ СТАНЦИИ (БКНС)
И МЕТОДЫ Р ЕГУ Л И Р О В А Н И Я  ПОДАЧИ ВОДЫ

Блочные кустовые насосные станции предназначены для нагнета
ния очищенных вод (как поверхностных, так и пластовых) в про
дуктивные горизонты.

Число БК Н С , их расположение на месторождении, мощность 
устанавливаемых насосов определяют на основе проекта разра
ботки залежи и технико-экономических расчетов. Во избежание 
больших гидравлических потерь при подаче воды к нагнетательным 
скважинам Б К Н С  обычно располагают вблизи скважин. В БК Н С  
устанавливают от двух до пяти центробежных насосов, один из ко
торых — резервный. Современные блочные кустовые насосные 
станции полностью автоматизированы.

Все операции по отключению рабочих агрегатов (электродви
гатель— насос) и включению резервного агрегата в аварийных 
случаях осуществляются аппаратурой блока местной автоматики 
с передачей в Ц Д Н Г  (цех по добыче нефти н газа) или Ц И ТС  сиг
нала об аварии.

Блок местной автоматики отключает двигатель насоса при: 
перегреве подшипников насоса или двигателя, коротком замыка
нии в двигателе, снижении давления на выкиде, обусловленного 
порывом напорных водоводов, чрезмерной утечкой воды из сальни
ков, прекращении подачи воды на БК Н С . Все эти неисправности 
ликвидирует специальная ремонтная бригада.

В  табл. 11 приведены технические данные центробежных насо
сов \ применяемых на БКН С .

т а б л и ц а  и

Шифр iksc ос а

Параметры

3
53
Х>

О•л

о•л

3

Ц 
НС

 
18

0 
11

22

0л
и
1
а

оX
G

3

Производительность, м3'ч 180 180 180 180 180
Напор, м вод. ст. 950 1185 1422 1G60 1900
Высота подъема жидкости на приеме, 4 4 4 4 4

м вод. ст.
Температура перекач. жидкости, ’’С 8 - 4 0 8—40 8—40 8— 40 8 - 4 0
Число секций 8 10 12 14 16
Диаметр рабочих колес, мм 300 300 300 300 300
Потребляемая мощность. кВт 780 970 И60 13G0 1530
К. п. д. 70 70 70 70 70
Масса, кг 4080 4450 4810 5210 5570

1 Указанные насосы выпускаются согласно ГО СТ 10407—70.
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Блочные типовые кустовые насосные станции в зависимости 
от числа установленных насосов имеют производительность 3600, 
7200 и 10 800 м3/сут веды.

Блочные кустовые насосные станции отапливаются теплом, 
выделяемым электродвигателями или электрическими печами.

Подземные
резервуары Н нагнетательны м  

скважинам

Рис. 124. Блочная кустовая насосиан 
станция (БКСН):
/ — магистральный водовод; 2 — прием 
ный коллектор; 3 — дистанционно упра
вляемые задвиж ки; 4 — центробежные на
сосы; 5 — электродвигатели; 6 — расхо* 
домеры; 7 — высоконапорный коллектор. 
8, 9 — задвиж ки; К) — сборный коллек
тор д л я  сброса грязной воды при ПрО.МЫНКР 
н дренаже нагнетательных скважин

Рис. 125. Характеристика совместной 
ргботы центробежного насоса и трубо
провода:
А Ц С  — раГота насос ; МС  —« работа 1р>» 
Сопроводи

Схема блочной кустовой насосной станции приведена на 
рис. 124. Она работает следующим образом.

И з магистрального водовода вода под давлением около 0,3 МПа 
вначале поступает в подземные резервуары, из которых по прием
ному коллектору засасывается центробежными насосами, приво
димыми в движение электродвигателями. Пройдя насосы и ди
станционно управляемые задвижки, вода попадает в высоконапор-
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иый коллектор-распределитель (9,5-н-19 МПа), из которого через 
задвижки и расходомеры она нагнетается в скважины. Если к кол
лектору-распределителю подсоединены две нагнетательные сква
жины, то разделение и измерение количества воды по ним провсдят 
согласно схеме, приведенной на рис. 1 2 1 .

Д ля очистки призабойных зон нагнетательных скважин, осно
ванной на самоизливе (фонтанировании) и восстановлении нх при
емистости, открывают и закрывают задвижки на распределитель
ном коллекторе, и грязную воду сбрасывают в пруды-испари
тели.

Регулирование продвижения водонефтяного контакта в про
цессе заводнения (см. рис. 123) осуществляется изменением напора 
или производительности центробежных насосов в Б К Н С . Реже 
изменяют число оборотов этих насосов.

Из рнс. 125 видно, что насос, установленный в БК Н С , работает 
на режиме, при котором потребный напор И ,ттр равен напору 
иасоса, т. е. энергия, потребляемая прн движении воды по трубо
проводу МС, равна энергии, сообщаемой воде насосом.

Равенство напора насоса и потребного напора установки полу
чается для режима, определяемого точкой С, которая называется 
рабочей точкой. Таким образом, данной характеристике насоса 
(кривая ABC) и насосной установки (кривая МС) соответствует 
только одна рабочая точка С.

Д ля того чтобы изменить подачу воды насосом, т. е. изменить 
режим работы насоса, необходимо изменить либо характеристику 
насоса, либо характеристику насосной установки.

Предположим, что для регулирования продвижения водонеф
тяного контакта необходимо уменьшить подачу воды насосом 
в нагнетательную скважину.

Прикрывая задвижку на выкидной линии и увеличивая тем 
самым потери напора в установке, мы уменьшаем подачу воды на
сосом, т. е. QB <  Qc (см. рис. 125). В  результате увеличения потерь 
напора в установке характеристика насосной установки пойдет 
круче и пересечет кривую напоров Н  — j  (Q) насоса 
в точке В.

При этом режиме напор насоса Н п складывается из напора, 
расходуемого при эксплуатации с полностью открытой задвижкой 
Н в, и потери напора в задвижке /г3, т . е. Н п — Н ’в -{- /г3.

На рис. 125 напор Н г характеризует энергию, затрачиваемую 
для подъема жидкости на высоту Н г —  от уровня жидкости на 
приеме насоса до свободного уровня жидкости на выкиде.

Из сказанного следует, что регулирование работы насоса 
дросселированием (прикрытием задвижки) вызывает дополнитель
ные потери энергии, т. е. снижается к. п. д. установки, поэтому 
этот способ регулирования неэкономичен. Вместе с тем благодаря 
исключительной простоте регулирование дросселированием полу
чило наибольшее распространение в промысловых условиях блоч
ных кустовых насосных станций.
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Мощность, потребляемую двигателем центробежного насоса, 
определяют по формуле

QHps
1 (.00  п ’

где Q — объемная производительность насоса, м3 с; р — плотность 
перекачиваемой воды, кг м3; Н  — полный напор, развиваемый 
насосом, м вод. ст.; g =  9,81 м/с* — ускорение свободного паде
ния; i i  — общий к. п. д. насосной установки, представляющий со
бой произведение к. п. д. насоса т|„ х  к. п. д. передачи х  к. п. д. 
двигателя »]д; 1000 — переводной коэффициент из В т  в кВт.
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