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1.ФИЗИКО-ХИМИЧЕСКИЕ СВОЙСТВА ПЛАСТОВОЙ ПРОДУКЦИИ.



1.1  Способы выражения состава смесей и связь между ними
Состав смесей характеризуется массовыми (gi), молярными (мольными) (Ni), объемными (vi) -  концентрациями компонентов, выраженными в долях или процентах (%).

Массовая доля – масса i-го компонента, отнесенная к общей массе системы:
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Молярная (мольная) доля – число молей i-го компонента, отнесенное к общему числу молей в системе:
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Моль – количество вещества в граммах, численно равное его молекулярной массе.

Число молей равно массе вещества mi, деленной на молекулярную массу Mi:
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Тогда: 
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Объемная доля – отношение объема i-го компонента в системе к общему объему системы:


[image: image8.wmf].

1

å

=

=

n

i

i

i

i

V

V

v

                                                                            (1.5)

Тогда:
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По закону Авогадро при одинаковых давлении и температуре 1 моль любого газа занимает одинаковый объем:

при Н.У. – 273 К и 0,101 МПа – 22,414 л,

при С.У. – 293 К и 0,101 МПа – 24,055 л, 


[image: image11.wmf],

i

i

N

v

=

отсюда для газовых смесей:
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объемный состав является и молярным составом.

Средняя молекулярная масса газовой смеси может быть вычислена по составу:
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где 
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или Ni в долях единицы и
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где 
[image: image16.wmf]i
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или Ni в процентах.

Тогда весовая доля компонента:
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Кроме того:
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Плотность газовой смеси, как аддитивное свойство, можно рассчитать по составу газа и плотности каждого компонента:
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где 
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в долях единицы;

ρ – плотность компонента.

Плотность компонентов газа можно взять из справочников или рассчитать через молярный объем – объем 1 моля газа:

· при нормальных условиях (Н.У.):
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· при стандартных условиях (С.У.):
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· при условиях отличных от НУ или СУ, например в условиях сепаратора, трубопровода и т.д., плотность может быть определена из уравнения состояния реальных газов с учетом коэффициента сверхсжимаемости Z:
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где Ро,То – давление и температура при нормальных условиях, 0,1013 МПа и 273 К, соответственно,

Р, Т - давление и температура при рабочих условиях,

Z - коэффициент сверхсжимаемости. 

· относительная плотность газа представляет собой отношение массы газа к массе такого же объема воздуха:
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где 1,293 и 1,205 плотность воздуха, кг/м3, при НУ и СУ, соответственно.

Типовые задачи.
Типовая задача 1.1
Рассчитать молярную и массовую долю нефти в водонефтяной эмульсии, если объемная доля воды в ней 50% (обводненность). Известно, что молярная масса нефти 200 кг/кмоль, ее плотность 850 кг/м3, плотность воды 1000 кг/м3.

Найти молярный и весовой составы водонефтяной эмульсии

Решение:
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Типовая задача 1.2

Осуществляется однотрубный сбор нефти и газа. В сборный пункт поступает 1641,6 т/сутки безводной смеси.
Найти количество вещества (молей газонефтяной смеси) ежесекундно поступающей в сборный коллектор, если известна плотность пластовой нефти равная 760 кг/м3 и ее молярный объем равный 0,5 л/моль при пластовых Т и Р.

Решение: 
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Типовая задача 1.3
Дан  объемный состав нефтяного газа (vi, %); CH4 – 61,5%, C2H6 – 15,4%, C3H8 – 12,1%, ∑ C4H10 – 6,8%, ∑ C5H12 – 4,4%.

Найти: весовой состав (gi %), молекулярную массу смеси (Мсм), абсолютную и относительную (при Н.У. и С.У.)) плотности смесей.

Решение:
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Задания для домашней и самостоятельной работы


Задача 1.1
Дан объемный состав нефтяного газа. Рассчитать массовые доли компонентов газа, молярную массу смеси, плотность смеси, относительную плотность смеси при НУ и СУ.

Исходные данные


Задача 1.2
Задан массовый состав нефтяного газа. Пересчитать в объемный и оценить плотность смеси. 

Исходные данные
Задача 1.3
В смеси содержится известная масса нефтей трех горизонтов. Для каждой нефти известна плотность и молекулярная масса. Рассчитать массовую, объемную и молярную доли каждой нефти в смеси, и молярную массу смеси.
Исходные данные
Задача 1.4
Рассчитать молярную и массовую долю нефти в водонефтяной эмульсии, если известна объемная доля воды в ней (обводненность эмульсии, B), молярная масса нефти (Мн.), ее плотность (ρн), плотность воды (ρв).
Исходные данные
Задача 1.5

Осуществляется однотрубный сбор нефти и газа. В сборный пункт поступает заданное количество безводной газонефтяной смеси (G). Найти молярную массу смеси (Мсм) и количество вещества (число молей газонефтяной смеси, n), ежеминутно поступающей в сборный коллектор, если плотность и молярный объем смеси при  пластовых температуре и давлении известны.
Исходные данные
Таблица 1.1 

Исходные данные к задаче 1.1
	Номер

варианта
	Состав газа, % об.

	
	СН4
	С2Н6
	С3Н8
	С4Н10
	C5H12
	СО2
	N2

	1
	76,02
	7,46
	6,32
	3,35
	3,31
	3,28
	0,26

	2
	91,00
	3,00
	2,30
	1,30
	1,80
	0,50
	0,10

	3
	56,52
	10,11
	8,59
	4,47
	2,21
	1,53
	16,57

	4
	71,50
	5,89
	1,40
	0,49
	0,02
	0,30
	20,40

	5
	58,60
	14,70
	7,60
	5,80
	5,50
	3,80
	4,00

	6
	48,00
	15,90
	18,20
	9,90
	3,90
	3,60
	0,50

	7
	78,30
	4,60
	6,80
	5,00
	4,50
	0,80
	-

	8
	68,90
	5,80
	7,10
	3,00
	1,00
	1,30
	12,90

	9
	61,10
	14,10
	10,10
	6,10
	3,20
	2,30
	3,10

	10
	91,42
	1,67
	0,96
	2,09
	2,68
	0,58
	0,60

	11
	12,1
	15,10
	17,70
	8,20
	2,50
	8,00
	36,40

	12
	87,13
	1,14
	1,10
	3,19
	5,73
	0,57
	1,14

	13
	39,90
	15,60
	15,60
	6,70
	2,30
	17,20
	2,70

	14
	72,75
	7,15
	2,07
	1,07
	0,35
	0,28
	16,33

	15
	53,10
	13,60
	10,5
	11,5
	4,70
	4,90
	1,70

	16
	82,7
	4,95
	4,3
	4
	2,05
	2
	-

	17
	44,6
	10,4
	14,6
	17,2
	10,2
	0,6
	2,4

	18
	59,8
	8,6
	12,2
	8,6
	1,6
	0,6
	8,6

	19
	69,89
	10,25
	8,99
	4,47
	4,34
	1,68
	0,38

	20
	12,6
	8,8
	15,3
	10,2
	4,8
	0,4
	47,9

	21
	84,78
	3,09
	2,07
	1,34
	1,8
	6,75
	0,17

	22
	76,1
	5,11
	6,16
	6,35
	3,29
	1,48
	1,6

	23
	42,8
	5,5
	8,4
	4,2
	2,15
	1,25
	35,7

	24
	16,5
	9
	16,1
	11,1
	6
	2,2
	39,1

	25
	60,7
	18,9
	10,5
	5,7
	1,4
	0,4
	2,4

	26
	68,9
	13,4
	8,3
	4,4
	1,9
	-
	3,1

	27
	26,91
	14,22
	32,59
	18,31
	2,93
	1,2
	3,84

	28
	56,6
	15,9
	9,9
	8
	4,7
	0,9
	4

	29
	79,91
	5,67
	4,6
	3,26
	2,75
	3,73
	0,08

	30
	43,3
	13,6
	14,8
	9,9
	7,5
	8,2
	2,7

	31
	40,9
	20,6
	17,4
	8,3
	5,2
	0,4
	7,2

	32
	50,3
	16,6
	22,2
	6,2
	1,1
	0,2
	3,4

	33
	87,3
	3,4
	3,3
	1,2
	1,1
	1,3
	2,4

	34
	66
	11
	7,2
	1,6
	2,8
	2,5
	8,9

	35
	60,1
	8,3
	5,7
	2,4
	1
	8,5
	14

	36
	88,9
	5,2
	2
	2
	0,6
	0,5
	0,8

	37
	48
	12,2
	24
	11,1
	2,6
	-
	2,1

	38
	64
	12,2
	11,8
	9
	1,8
	0,5
	0,7

	39
	88,3
	6
	2,8
	0,7
	0,2
	0,3
	1,71

	40
	72,7
	3,9
	8,7
	8,9
	4,2
	0,6
	1


Таблица 1.2 

Исходные данные к задаче 1.2
	Номер
	 Состав газа, массовые доли 

	варианта
	СН4
	С2Н6
	С3Н8
	С4Н10
	С5Н12
	СО2
	N2

	1
	0,39
	0,16
	0,07
	0,05
	-
	-
	0,33

	2
	0,58
	0,21
	0,1
	0,1
	0,01
	-
	-

	3
	0,65
	0,27
	0,07
	0,01
	-
	-
	-

	4
	0,6
	0,2
	0,05
	0,08
	0,07
	-
	-

	5
	0,18
	0,32
	0,18
	0,27
	-
	0,05
	-

	6
	0,42
	0,22
	0,2
	0,1
	0,06
	-
	-

	7
	0,75
	0,1
	0,06
	0,05
	0,04
	-
	-

	8
	0,8
	0,1
	0,07
	0,02
	0,01
	-
	-

	9
	0,74
	0,19
	0,04
	0,02
	-
	0,01
	-

	10
	0,65
	0,08
	0,21
	0,03
	-
	-
	0,03

	11
	0,48
	0,12
	0,28
	0,06
	0,06
	-
	-

	12
	0,51
	0,12
	0,07
	0,06
	-
	-
	0,24

	13
	0,19
	0,28
	0,25
	0,11
	-
	-
	0,17

	14
	0,56
	0,21
	0,17
	0,03
	-
	0,03
	-

	15
	0,54
	0,17
	0,12
	0,1
	0,07
	-
	-

	16
	0,52
	0,14
	0,22
	0,05
	-
	-
	0,07

	17
	0,56
	0,14
	0,22
	0,04
	0,04
	-
	-

	18
	0,36
	0,24
	0,20
	0,10
	0,10
	-
	-

	19
	0,82
	0,08
	0,06
	0,03
	0,01
	-
	-

	20
	0,27
	0,15
	0,17
	0,20
	0,21
	-
	-

	21
	0,32
	0,25
	0,15
	0,10
	0,08
	0,10
	-

	22
	0,48
	0,23
	0,08
	0,04
	-
	-
	0,17

	23
	0,77
	0,18
	0,03
	0,01
	0,01
	-
	-

	24
	0,39
	0,21
	0,14
	0,10
	0,16
	-
	-

	25
	0,80
	0,06
	0,04
	0,05
	0,05
	-
	-

	26
	0,46
	0,28
	0,12
	0,08
	0,06
	-
	-

	27
	0,56
	0,13
	0,16
	0,10
	0,05
	-
	-

	28
	0,68
	0,21
	0,06
	0,04
	0,01
	-
	-

	29
	0,23
	0,27
	0,31
	0,09
	-
	-
	0,10

	30
	0,32
	0,15
	0,07
	0,06
	-
	-
	0,40

	31
	0,45
	0,03
	0,28
	0,12
	-
	-
	0,12

	32
	0,25
	0,35
	0,35
	0,02
	0,03
	-
	-

	33
	0,44
	0,16
	0,18
	0,12
	0,10
	-
	-

	34
	0,53
	0,07
	0,15
	0,10
	-
	0,15
	-

	35
	0,32
	0,14
	0,12
	0,08
	-
	-
	0,34

	36
	0,76
	0,08
	0,06
	0,05
	0,05
	-
	-

	37
	0,69
	0,10
	0,09
	0,07
	0,05
	-
	-

	38
	0,72
	0,09
	0,08
	0,04
	-
	0,07
	-

	39
	0,48
	0,21
	0,16
	0,03
	-
	-
	0,12

	40
	0,77
	015
	0,02
	0,01
	-
	0,05
	-


Таблица 1.3 

Исходные данные к задаче 1.3
	№

вари-

анта
	Нефть 1
	Нефть 2
	Нефть 3

	
	Масса,

т
	Плот-

ность,

кг/м3
	Моляр

ная

масса,

г/моль
	Масса,

т
	Плот-

ность,

кг/м3
	Моляр-ная

масса,

г/моль
	Масса,

т
	Плот-

ность,

кг/м3
	Моляр

ная

масса,

г/моль

	1
	140
	861
	225
	240
	839
	202
	190
	886
	245

	2
	200
	840
	231
	180
	837
	213
	150
	910
	299

	3
	150
	836
	211
	180
	857
	224
	200
	842
	209

	4
	95
	843
	213
	165
	825
	201
	200
	825
	193

	5
	80
	815
	189
	115
	825
	195
	250
	846
	212

	6
	300
	856
	226
	260
	836
	209
	120
	822
	212

	7
	215
	912
	309
	180
	905
	302
	320
	889
	268

	8
	115
	862
	222
	130
	852
	218
	170
	859
	228

	9
	278
	860
	225
	360
	840
	208
	180
	852
	221

	10
	140
	859
	228
	210
	823
	197
	315
	840
	216

	11
	245
	842
	210
	260
	835
	204
	215
	847
	212

	12
	50
	840
	231
	170
	836
	205
	230
	840
	203

	13
	170
	874
	251
	215
	851
	227
	280
	845
	219

	14
	120
	874
	251
	180
	851
	227
	320
	860
	231

	15
	220
	846
	215
	265
	825
	201
	330
	820
	198

	16
	315
	841
	207
	280
	832
	208
	120
	862
	222

	17
	170
	862
	222
	225
	852
	218
	290
	840
	207

	18
	120
	856
	231
	210
	836
	211
	315
	874
	251

	19
	140
	846
	215
	250
	825
	201
	300
	820
	198

	20
	320
	873
	244
	340
	893
	273
	280
	865
	234

	21
	250
	859
	228
	140
	823
	197
	200
	900
	292

	22
	260
	879
	262
	170
	845
	239
	370
	851
	244

	23
	120
	853
	220
	170
	860
	231
	200
	836
	211

	24
	270
	962
	334
	190
	924
	326
	310
	914
	316

	25
	115
	839
	209
	210
	832
	208
	290
	842
	210

	26
	135
	860
	225
	170
	840
	208
	210
	852
	221

	27
	100
	851
	227
	150
	842
	209
	210
	819
	180

	28
	100
	851
	227
	150
	842
	209
	210
	819
	180

	29
	80
	902
	295
	280
	902
	318
	320
	914
	316

	30
	125
	878
	239
	416
	899
	266
	310
	917
	313

	31
	240
	840
	231
	120
	836
	205
	360
	822
	212

	32
	196
	886
	245
	270
	857
	224
	244
	889
	268

	33
	214
	854
	220
	300
	847
	212
	168
	842
	206

	34
	303
	837
	209
	288
	841
	207
	130
	832
	208

	35
	244
	880
	263
	207
	843
	237
	68
	850
	243

	36
	316
	815
	200
	278
	815
	189
	100
	821
	210

	37
	118
	824
	196
	180
	825
	201
	270
	822
	192

	38
	560
	843
	213
	200
	840
	231
	156
	839
	202

	39
	370
	885
	244
	210
	861
	225
	170
	877
	260


Таблица 1.4 

Исходные данные к задаче 1.4
	№ варианта
	Обводненность

эмульсии,

об. доли
	Молярная масса нефти,

г/моль
	Плотность

нефти,

кг/м3
	Плотность

воды,

кг/м3

	1
	0,28
	210
	842
	1047

	2
	0,15
	318
	902
	1160

	3
	0,4
	209
	836
	1080

	4
	0,67
	292
	899
	1053

	5
	0,52
	205
	838
	1040

	6
	0,46
	272
	895
	1050

	7
	0,44
	326
	924
	1030

	8
	0,57
	316
	919
	1180

	9
	0,1
	268
	889
	1038

	10
	0,37
	224
	859
	1022

	11
	0,59
	242
	875
	1095

	12
	0,33
	289
	908
	1076

	13
	0,4
	231
	840
	1055

	14
	0,65
	309
	912
	1025

	15
	0,75
	225
	859
	1048

	16
	0,35
	218
	850
	1027

	17
	0,48
	295
	902
	1070

	18
	0,25
	291
	914
	1020

	19
	0,83
	266
	899
	1140

	20
	0,32
	292
	900
	1060

	21
	0,51
	318
	902
	1160

	22
	0,39
	245
	886
	1072

	23
	0,69
	302
	905
	1084

	24
	0,6
	193
	824
	1038

	25
	0,4
	201
	825
	1180

	26
	0,3
	207
	807
	1080

	27
	0,8
	236
	865
	1045

	28
	0,62
	243
	866
	1066

	29
	0,12
	212
	822
	1098

	30
	0,2
	299
	910
	1120

	31
	0,73
	253
	884
	1200

	32
	0,38
	220
	853
	1110

	33
	0,75
	231
	860
	1015

	34
	0,44
	211
	836
	1138

	35
	0,54
	225
	864
	1107

	36
	0,82
	245
	886
	1090

	37
	0,67
	202
	839
	1059

	38
	0,26
	213
	837
	1044

	39
	0,49
	225
	859
	1062

	40
	0,05
	210
	842
	1050


Таблица 1.5 

Исходные данные к задаче 1.5
	Вариант
	Расход смеси, т/сут
	Плотность смеси, кг/м3
	Молярный объем, л/моль

	1
	6200
	735
	0,29

	2
	17500
	753
	0,27

	3
	5400
	630
	0,36

	4
	11050
	769
	0,27

	5
	10500
	690
	0,32

	6
	17300
	755
	0,31

	7
	10000
	680
	0,4

	8
	1490
	590
	0,28

	9
	1550
	610
	0,24

	10
	11700
	775
	0,23

	11
	3200
	712
	0,25

	12
	18000
	762
	0,29

	13
	1630
	700
	0,28

	14
	15000
	747
	0,3

	15
	18200
	720
	0,26

	16
	14000
	710
	0,35

	17
	12000
	660
	0,24

	18
	16700
	738
	0,31

	19
	12400
	705
	0,33

	20
	2500
	690
	0,25

	21
	10200
	715
	0,32

	22
	8700
	680
	0,3

	23
	9400
	723
	0,29

	24
	7600
	710
	0,24

	25
	14900
	770
	0,3

	26
	8100
	730
	0,33

	27
	7300
	600
	0,27

	28
	11600
	707
	0,31

	29
	7700
	625
	0,26

	30
	980
	675
	0,28

	31
	9900
	720
	0,27

	32
	1400
	640
	0,29

	33
	3700
	580
	0,35

	34
	6000
	700
	0,3

	35
	8000
	720
	0,24

	36
	4000
	730
	0,25

	37
	7000
	740
	0,29

	38
	5400
	790
	0,24

	39
	6800
	690
	0,3

	40
	3000
	700
	0,31


1.2 Перемешивание газонефтяных смесей



Для расчета составов смесей, получающихся в результате перемешивания смесей различного состава, можно воспользоваться следующими уравнениями: 

для смесей газов в нормальных (стандартных) условиях:
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где Nij, Nis - молярная доля i-го компонента в j -м растворе и в смеси, получаемой в результате смешения растворов, соответственно;
      Vj - объем j –го раствора, приведенный к нормальным (стандартным) условиям, 

для смесей нефтей:
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где nj - число молей j -й нефти,
     i - общее число перемешиваемых нефтей.

Уравнение (1.18) является общим и справедливо для смесей (растворов) веществ в любых агрегатных состояниях. Например, при перемешивании пластовых нефтей из скважин, эксплуатирующих различные горизонты и работающих в единый коллектор, состав получающегося попутного газа может быть рассчитан по уравнению 
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где Qнj - дебит сепарированной нефти j-й скважины;
      Гj -газосодержание пластовой нефти j-й скважины (объем газа приведен к нормальным или стандартным условиям).

Необходимо отметить, что при расчете составов любых смесей (растворов) предполагают, что образующие смеси (растворы) однородны по составу, а химические реакции превращения отдельных компонентов в смеси отсутствуют.

При удалении из смеси отдельных компонентов полностью или частично, молярные доли оставшихся компонентов нефти можно рассчитать следующим образом:
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где Ni - молярная доля i-го компонента в смеси первоначального состава,

      Niуд - молярная доля части i-го компонента, удаляемого из смеси, Niуд < Ni.

Если компонент удаляется полностью, Niуд = Ni, 

Типовые задачи по теме 1.2.
Типовая задача 1.4

Определить молярную долю метана в нефтяном газе, образующемся в результате смешивания 80 м3 газа I горизонта и 20 м3 газа II горизонта. Молярный состав газов, %, I горизонт: сероводород 20, двуокись углерода 20, азот 40, метан 10, этан 5, бутан 5; II горизонт: метан 80, этан, пропан, бутан 5, пентан 5 .

Решение:
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Типовая задача 1.5

Смесь газов двух горизонтов (см. задачу 1.4) очищается от неуглеводородных компонентов. Определить состав смеси после их удаления.

Решение:
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Аналогичный расчет провести по остальным компонентам смеси.

Типовая задача 1.6

Пластовые нефти трех горизонтов - башкирского, визейского и пашийского по единому сборному коллектору попадают на установку подготовки нефти.

Определить состав получающегося нефтяного газа, если в сборный коллектор поступает (м3/сут): 101 нефти башкирского,145 - визейского,204 – пашийского горизонтов, соответственно. Газосодержание пластовых нефтей этих горизонтов соответственно составляет, м3/м3; 33,0 - башкирского, 39,2 -визейского и 37,6 - пашийского. Объем газа приведен к стандартным условиям.

Решение:
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Задания для самостоятельной работы по теме 1.2
Задача 1.6

Рассчитать состав нефтяного газа, образующегося в результате смешения заданных объемов двух газов известного состава. Объемы газов определены в стандартных условиях.

Исходные данные


Задача 1.7
В результате подготовки нефтяной газ освобождается от неуглеводородных компонентов. Рассчитать его состав после удаления неуглеводородных компонентов, принимая исходный состав смеси по результатам решения задачи 1.6.

Задача 1.8
Пластовые нефти трех горизонтов по сборному коллектору поступают на УПН.

Определить состав получающегося нефтяного газа, если известен суточный расход каждой нефти, ее газосодержание и состав попутных газов.

Состав попутных газов нефтей 1-го и 2-го горизонтов принять по задаче 1.6.

Исходные данные



Задача 1.9

В результате переработки газа разгазирования нефти получена 1 т этана. Определить массу переработанного газа. Состав газа принять по решению задачи 1.8.

Таблица1.6 

Исходные данные к задаче 1.6
	№
	№
	 
	 
	                 Состав газа, % об.
	 
	 
	 Объем, м3

	варианта
	горизонта
	 С1
	 С2
	 С3
	 С4
	С5+в
	 СО2
	 N2
	H2S
	V

	1
	1
	65,00
	6,00
	3.,10
	1,20
	2,3
	22,40
	-
	-
	80

	 
	2
	70,50
	6,00
	3,00
	2,20
	2,3
	16,00
	-
	-
	220

	2
	1
	55,2
	16,12
	11,52
	5,79
	2,81
	0,63
	6,43
	1,5
	160

	 
	2
	15,07
	23,43
	25,00
	10,00
	4
	1,60
	20,1
	0,8
	220

	3
	1
	72,86
	10,81
	6,48
	3,13
	3,07
	0,40
	3,25
	-
	180

	 
	2
	70,20
	2,91
	1,09
	1,09
	1,34
	0,61
	22,76
	-
	60

	4
	1
	41,20
	15,00
	15,80
	6,90
	4
	0,10
	17,00
	-
	600

	 
	2
	89,04
	1,18
	1,66
	1,39
	2,62
	411
	-
	-
	200

	5
	1
	70,72
	0,97
	0,46
	0,34
	0,6
	26,91
	-
	-
	150

	 
	2
	75,87
	4,22
	3,36
	1,24
	0,65
	14,66
	-
	-
	300

	6
	1
	84,78
	3,09
	2,07
	1,34
	1,8
	6,75
	0,17
	-
	240

	 
	2
	80,41
	5,52
	4,59
	2,45
	2,87
	4,16
	-
	-
	200

	7
	1
	59,92
	14,96
	10,13
	5,36
	2,04
	1,00
	5,32
	1,27
	80

	 
	2
	39,49
	14,46
	13,09
	6,96
	3,33
	0,52
	21,37
	0,78
	180

	8
	1
	72,04
	4,29
	8,19
	5,12
	4,21
	0,74
	5,41
	-
	120

	 
	2
	63,87
	6,41
	8,47
	7,10
	5,03
	1,48
	7,64
	-
	160

	9
	1
	59,80
	8,60
	12,2
	8,60
	1,6
	0,60
	8,60
	-
	150

	 
	2
	26,90
	14,22
	32,60
	18,30
	2,93
	1,20
	3,85
	-
	300

	10
	1
	74,32
	6,98
	8,65
	4,78
	3,1
	1,22
	0,95
	-
	130

	 
	2
	69,89
	10,25
	8,99
	4,47
	4,34
	1,68
	0,38
	-
	70

	11
	1
	78,40
	10,00
	5,60
	1,30
	1,9
	2,80
	-
	-
	220

	 
	2
	89,40
	1,67
	0,96
	2,10
	2,68
	1,58
	1,61
	-
	140

	12
	1
	90,29
	1,79
	2,02
	1,03
	1,68
	1,88
	1,31
	-
	250

	 
	2
	70,50
	6,00
	3,00
	2,20
	2,3
	16,00
	-
	-
	100

	13
	1
	91,24
	1,85
	2,86
	1,40
	0,63
	1,02
	1,00
	-
	90

	 
	2
	70,20
	2,91
	1,09
	1,09
	1,34
	0,61
	22,76
	-
	230

	14
	1
	27,77
	8,33
	7,73
	3,33
	1,97
	0,73
	50,14
	-
	60

	 
	2
	34,97
	12,86
	13,98
	7,82
	3,8
	1,00
	25,57
	-
	210

	15
	1
	60,51
	9,74
	12,29
	6,33
	1,58
	1,32
	7,98
	0,25
	170

	 
	2
	71,53
	1,29
	0,2
	0,12
	0,02
	2,00
	25,06
	-
	85

	16
	1
	85,10
	5
	1
	1,00
	2,8
	5,00
	0,1
	-
	380

	 
	2
	29,60
	16
	16,5
	8,80
	3,5
	0,60
	27
	-
	120

	17
	1
	85,31
	3,15
	2,18
	0,85
	1,14
	6,48
	0,99
	-
	135

	 
	2
	9505
	1,9
	0,71
	0,29
	1,2
	0,85
	-
	-
	190

	18
	1
	65,00
	6
	3,1
	1,20
	2,3
	22,40
	-
	-
	115

	 
	2
	90,20
	2,6
	0,8
	0,50
	0,6
	5,30
	-
	-
	75

	19
	1
	52,29
	6,36
	8,96
	17,16
	5
	1,96
	3,91
	0,48
	160

	 
	2
	64,78
	9,87
	10,65
	7,16
	2,61
	1,15
	3,47
	0,31
	240

	20
	1
	89,40
	1,43
	0,8
	0,49
	0,51
	0,37
	7
	-
	110

	 
	2
	85,80
	2
	2
	0,70
	1,2
	0,30
	8
	-
	230

	21
	1
	46,00
	18,05
	15,67
	7,40
	4,7
	0,40
	7,78
	-
	145

	 
	2
	73,68
	11,68
	5,11
	2,10
	0,97
	0,03
	6,43
	-
	310

	22
	1
	83,40
	6,00
	0,8
	0,60
	1,2
	8,00
	-
	-
	100

	 
	2
	80,94
	2,60
	0,35
	1,50
	1
	13,60
	-
	-
	70

	23
	1
	41,20
	15,00
	10,8
	6,90
	4
	5,10
	17,00
	-
	400

	 
	2
	85,80
	2,00
	2
	0,70
	1,2
	0,30
	8,00
	-
	150

	24
	1
	46,10
	13,40
	15,6
	7,00
	4
	0,90
	11,00
	2
	200

	 
	2
	31,80
	17,90
	21,3
	16,30
	5,9
	0,50
	5,80
	0,5
	140

	25
	1
	26,91
	14,22
	32,59
	18,31
	2,93
	1,20
	3,81
	-
	55

	 
	2
	63,87
	6,41
	8,47
	7,10
	5,03
	1,48
	7,64
	-
	160

	26
	1
	87,55
	2,74
	2,23
	0,99
	2,32
	1,02
	3,15
	-
	80

	 
	2
	89,40
	1,43
	0,8
	0,49
	0,51
	0,37
	7,00
	-
	230

	27
	1
	90,00
	2,50
	1,88
	1,00
	1,23
	1,58
	1,81
	-
	138

	 
	2
	60,51
	9,74
	12,29
	6,33
	1,58
	1,57
	7,98
	-
	275

	28
	1
	52,49
	16,51
	14,18
	6,41
	2,53
	0,31
	5,45
	1,42
	120

	 
	2
	56,00
	13,00
	2,6
	1,10
	0,7
	1,00
	24,00
	1,6
	180

	29
	1
	58,00
	4,10
	1,2
	0,40
	0,2
	-
	36,28
	-
	500

	 
	2
	71,30
	7,30
	6,2
	4,70
	2,7
	1,40
	6,07
	-
	700

	30
	1
	87,10
	5,49
	0,29
	0,28
	0,91
	4,94
	0,99
	-
	60

	 
	2
	75,87
	4,22
	3,36
	1,24
	0,65
	14,66
	-
	-
	180

	31
	1
	27,70
	21,41
	21,03
	12,54
	6,38
	0,5
	10,44
	-
	300

	 
	2
	34,84
	23,13
	16,23
	6,98
	3,76
	11,01
	4,15
	-
	120

	32
	1
	89,40
	1,43
	0,8
	0,49
	0,51
	0,37
	7
	-
	190

	 
	2
	85,80
	2,00
	2
	0,7
	1,2
	0,3
	8
	-
	90

	33
	1
	60,85
	7,84
	15,27
	8,92
	3,07
	0,24
	3,81
	-
	235

	 
	2
	90,00
	2,35
	1,62
	0,58
	0,18
	0,98
	4,29
	-
	105

	34
	1
	66,52
	7,79
	10,25
	7,65
	2,82
	0,14
	4,83
	-
	50

	 
	2
	37,67
	17,67
	19,5
	10,27
	2,97
	1,17
	10,75
	-
	215

	35
	1
	63,35
	6,38
	13,44
	8,14
	3,47
	1,61
	3,61
	-
	200

	 
	2
	85,75
	3,61
	2,84
	1,07
	0,39
	1,26
	5,08
	-
	130

	36
	1
	78,63
	5,76
	4,99
	6,45
	0,36
	1,7
	2,11
	-
	150

	 
	2
	89,04
	1,18
	1,66
	1,39
	2,62
	4,11
	-
	-
	95

	37
	1
	73,86
	3,47
	8,68
	3
	0,75
	2,23
	8,01
	-
	215

	 
	2
	59,80
	8,60
	12,2
	8,6
	1,6
	0,6
	8,6
	-
	120

	38
	1
	85,80
	2
	2
	0,7
	1,2
	0,3
	8
	-
	240

	 
	2
	73,68
	11,68
	5,11
	2,1
	0,97
	0,03
	6,43
	-
	105

	39
	1
	63,87
	6,41
	8,47
	7,1
	5,03
	1,48
	7,64
	-
	320

	 
	2
	87,55
	2,74
	2,23
	0,99
	2,32
	1,02
	3,15
	-
	90

	40
	1
	72,04
	4,29
	8,19
	5,12
	4,21
	0,74
	5,41
	-
	410

	 
	2
	85,75
	3,61
	2,84
	1,07
	0,39
	1,26
	5,08
	-
	190


Таблица1.7 

Исходные данные к задачe 1.8
	№
	№
	Состав газа, % об.
	Q, м3/сут
	Г, м3/м3

	Вар.
	Гор.
	С1
	С2
	С3
	С4
	С5+в
	СО2
	N2
	1
	2
	3
	1
	2
	3

	1
	3
	41,00
	19,50
	18,30
	6,4
	2,8
	-
	12,0
	70
	85
	90
	200
	80
	96

	2
	3
	86,80
	4,50
	3,00
	2
	3,2
	0,40
	0,10
	80
	90
	100
	200
	240
	300

	3
	3
	85,10
	5,00
	1,00
	1,00
	2,80
	5,00
	0,10
	80
	60
	40
	120
	60
	80

	4
	3
	69,20
	10,00
	10,00
	5,00
	5,00
	0,70
	0,10
	20
	56
	63
	54
	40
	60

	5
	3
	53,00
	9,00
	11,2
	10,00
	5,80
	1,00
	1,00
	100
	80
	38
	70
	130
	105

	6
	3
	41,20
	15,00
	15,80
	6,90
	4,00
	0,10
	17,00
	66
	85
	92
	62
	58
	50

	7
	3
	38,50
	21,00
	20,00
	8,00
	3,50
	-
	9,00
	120
	250
	80
	40
	80
	180

	8
	3
	29,60
	16,00
	16,50
	8,80
	3,50
	0,60
	27,00
	67
	33
	22
	25
	15
	90

	9
	3
	53,60
	14,90
	12,7
	7,70
	2,60
	4,8
	3,70
	85
	116
	55
	42
	78
	15

	10
	3
	46,50
	21,40
	14,40
	4,50
	2,20
	-
	11,00
	26
	90
	44
	30
	60
	80

	11
	3
	31,40
	19,00
	22,00
	9,50
	5,00
	4,1
	9,00
	32
	46
	80
	78
	80
	100

	12
	3
	30,80
	7,50
	21,50
	20,40
	19,80
	-
	-
	54
	39
	120
	110
	140
	200

	13
	3
	38,00
	14,00
	12,00
	7,50
	6,50
	1,5
	20,50
	156
	82
	68
	88
	48
	32

	14
	3
	40,00
	19,50
	18,00
	7,50
	4,90
	0,10
	10,00
	106
	94
	50
	60
	38
	24

	15
	3
	30,00
	18,00
	18,50
	8,00
	5,00
	0,50
	20,00
	92
	77
	37
	54
	44
	82

	16
	3
	67,40
	11,4
	9,50
	4,10
	4,50
	0,10
	3,00
	90
	150
	160
	100
	80
	90

	17
	3
	89,80
	0,20
	0,10
	0,30
	1,30
	8,3
	-
	50
	63
	88
	80
	90
	95

	18
	3
	86,80
	4,50
	3,00
	2,00
	320
	0,40
	0,10
	126
	84
	66
	42
	52
	87

	19
	3
	53,80
	18,40
	12,2
	8,00
	4,3
	0,3
	3
	70
	90
	134
	85
	76
	46

	20
	3
	31,60
	12,8
	24,7
	19,70
	11,2
	-
	-
	40
	75
	64
	60
	54
	32

	21
	3
	70,90
	10,00
	7,6
	4,10
	4,2
	2,2
	1
	112
	65
	70
	48
	50
	64

	22
	3
	76,10
	5,11
	6,16
	6,35
	3,29
	1,59
	1,4
	15
	40
	58
	62
	32
	20

	23
	3
	72,36
	8,44
	6,25
	5,62
	1,71
	2,33
	3,29
	248
	160
	90
	44
	38
	29

	24
	3
	59,92
	14,96
	10,13
	5,36
	2,04
	2,45
	5,14
	156
	87
	130
	40
	53
	19

	25
	3
	39,49
	14,46
	13,09
	6,96
	3,33
	1,43
	21,24
	84
	76
	54
	32
	40
	48

	26
	3
	56,52
	10,11
	8,59
	4,47
	2,21
	2,5
	15,6
	78
	25
	46
	16
	22
	39

	27
	3
	44,63
	14,82
	16,13
	7,99
	3,16
	0,99
	12,28
	80
	60
	64
	26
	32
	40

	28
	3
	89,25
	3,62
	1,26
	1,00
	1,35
	2,8
	0,72
	92
	70
	54
	44
	57
	60

	29
	3
	90,31
	3,15
	2,18
	0,85
	1,14
	1,48
	0,99
	107
	93
	65
	35
	46
	55

	30
	3
	93,77
	1,89
	0,71
	0,47
	0,76
	2,4
	-
	86
	128
	90
	68
	79
	90

	31
	3
	87,31
	5,81
	4,01
	0,36
	2,31
	0,2
	-
	145
	130
	78
	36
	44
	88

	32
	3
	80,40
	10,00
	5,6
	1,30
	1,9
	0,9
	-
	64
	58
	76
	24
	48
	36

	33
	3
	86,80
	4,50
	3
	2,00
	3,2
	0,4
	0,1
	215
	80
	77
	67
	53
	48

	34
	3
	59,80
	8,60
	12,2
	8,60
	1,6
	1,65
	8,4
	68
	52
	40
	65
	62
	15

	35
	3
	26,91
	14,22
	32,5
	18,31
	2,93
	1,2
	3,81
	24
	65
	33
	54
	44
	19

	36
	3
	60,51
	9,74
	12,2
	6,33
	1,58
	0,25
	9,3
	52
	40
	74
	64
	32
	28

	37
	3
	64,78
	9,87
	10,6
	7,16
	2,61
	3,78
	1,15
	90
	82
	43
	26
	38
	45

	38
	3
	52,29
	6,36
	8,9
	17,16
	5,24
	2,2
	7,79
	118
	97
	82
	34
	66
	55

	39
	3
	91,00
	3,00
	2,3
	1,30
	1,8
	0,5
	0,1
	160
	140
	90
	36
	85
	35

	40
	3
	8480
	5,60
	6,1
	1,90
	0,64
	0,9
	-
	94
	88
	36
	180
	240
	50


ПРИЛОЖЕНИЕ К РАЗДЕЛУ 1

Таблица1.8

Плотность и молекулярная масса газов
	Газ
	Плотность, кг/м3 при
	Молекулярная масса, г/моль
	Молярный объем при НУ, м3/кмоль

	
	0о С
	20о С
	
	

	Метан
	0,7172
	0,6673
	16
	22,36

	Этан
	1,3548
	1,2507
	30
	22,16

	Пропан
	2,0090
	1,8342
	44
	21,82

	Изобутан
	2,6803
	2,4176
	58
	21,75

	Н-бутан
	2,7010
	2,4176
	58
	21,50

	Изопентан
	3,4531
	3,0013
	72
	20,87

	Н-пентан
	3,4531
	3,0013
	72
	20,87

	Гексан
	3,7484
	3,5848
	86
	22,42

	Гептан
	4,4731
	4,1680
	100
	22,42

	Диоксид углерода
	1,9767
	1,8307
	44
	22,26

	Сероводород
	1,5358
	1,4311
	34
	22,14

	Оксид углерода
	1,2499
	1,1652
	28
	22,41

	Водород
	0,0898
	0,0837
	2
	22,43

	Азот
	1,2501
	1,1654
	28
	22,40

	Гелий
	0,1784
	0,1664
	4
	22,42

	Аргон
	1,7843
	1,6618
	40
	22,39


1.3 Газосодержание нефти. 

Газосодержание нефти определяют как отношение объема газа, выделяющегося из пластовой нефти в результате ее однократного разгазирования до атмосферного давления при температуре 200 C, к объему оставшейся сепарированной нефти.
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где Vг - объем газа однократного разгазирования пластовой нефти при 200 C, приведенный к стандартным условиям, м3;
Vн - объем сепарированной нефти, остающейся после однократного разгазирования пластовой нефти при 200 C , м3.

Массовую долю растворенного в нефти газа можно рассчитать по уравнению:
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где mн, mг - массы сепарированной нефти и газа, соответственно, представляющие в растворе пластовую нефть, кг;
ρн - плотность серарированной нефти в стандартных условиях, кг/м3;
ρг - плотность газа однократного разгазирования нефти, приведенного к стандартным условиям, кг/м3. Уравнение (1.22) следует из (1.1) с учетом (1.21),так как для смеси газов:
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Из (1.2) с учетом (1.3) и правила аддитивности получают:
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где Мнг, Мг - молярные массы нефти с растворенным в ней газом и растворенного газа соответственно, кг/моль;
Nг -молярная доля растворенного в нефти газа.
Если неизвестна молярная масса нефти с растворенным в ней газом, то молярную массу растворенного нефти газа можно рассчитать по уравнению:
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где Мн - молярная масса дегазированной нефти. Из сопоставления (1.24) и (1.25) следует:
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Типовыезадачи по теме 1.3
Типовая задача 1.7
Определить массовую и мольную долю растворенного в пластовой нефти газа и молярную массу пластовой нефти, если газосодержание нефти Го = 100 м3/м3, плотность газа ρг = 1,5 кг/м3, плотность сепарированной нефти ρн = 860 кг/м3, а молярная масса сепарированной нефти Мн = 200 кг/кмоль.

Решение:
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Молярная доля растворенного газа не может быть рассчитана по (1.24) и (1.25) из-за недостатка исходной информации. Однако известно, что молярный объем газа в стандартных условиях в первом приближении можно принять равным 24 м3/кмоль, т.е.:

Мг/ ρг = 24 м3/кмоль, следовательно, из 
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 получаем
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Соответственно для молярной массы пластовой нефти в первом приближении
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Задания для домашней и самостоятельной работы по теме 1.3
Задача 1.10

Определить массовую и мольную доли растворенного в пластовой нефти газа, если известно газосодержание нефти, плотность газа, плотность и молярная масса сепарированной нефти.
Исходные данные


Задача 1.11
Доказать справедливость выражения:
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где Мн, г - молярные массы дегазированной нефти и растворенного газа соответственно.

Таблица1.9

Исходные данные к задаче 1.10 
	Вариант
	Плотность нефти, кг/м3
	Плотность газа, кг/м3
	Газонасыщенность,

м3/м3
	Молекулярная масса нефти, кг/к∙моль

	1
	835
	0,8
	67
	245

	2
	874
	1,4
	105
	202

	3
	848
	1,42
	80
	210

	4
	842
	1,35
	94
	240

	5
	839
	1,22
	78
	251

	6
	873
	1,42
	171
	236

	7
	853
	1,2
	82
	220

	8
	837
	1,38
	295
	213

	9
	857
	0,6
	76
	232

	10
	884
	1
	100
	271

	11
	851
	0,7
	87
	244

	12
	870
	0,9
	94
	246

	13
	846
	0,82
	69
	239

	14
	876
	0,67
	82
	248

	15
	820
	0,67
	70
	198

	16
	845
	0,80
	472
	219

	17
	862
	0,74
	174
	231

	18
	876
	0,86
	290
	249

	19
	851
	0,93
	180
	232

	20
	848
	0,81
	230
	240

	21
	879
	0,67
	260
	262

	22
	873
	0,82
	198
	245

	23
	816
	0,87
	216
	203

	24
	841
	0,78
	208
	214

	25
	823
	0,84
	174
	253

	26
	904
	0,98
	290
	236

	27
	807
	0,72
	180
	203

	28
	825
	0,87
	230
	215

	29
	880
	0,64
	260
	230

	30
	857
	0,75
	198
	189

	31
	840
	0,92
	216
	202

	32
	832
	1,04
	208
	273

	33
	810
	0,62
	164
	206

	34
	824
	0,78
	280
	218

	35
	900
	0,93
	229
	199

	36
	805
	0,88
	257
	270

	37
	868
	0,65
	186
	254

	38
	892
	0,65
	212
	296

	39
	837
	0,81
	234
	234

	40
	876
	0,7
	295
	220


1.4.Корреляционные связи физико-химических свойств нефти.



Плотность сепарированной нефти в зависимости от температуры можно рассчитать исходя из определения коэффициента термического расширения нефти:
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где ρн, ρн(t) -плотность сепарированной нефти при 20 оС и при температуре t соответственно, кг/м3;
αн - коэффициент термического расширения нефти, зависимостью которого от температуры в диапазоне от 10 до 120 оС можно пренебречь и рассчитать его по формулам:
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Для растворения в нефти газа необходимо повысить давление и привести систему в равновесие. Увеличение давления уменьшает объем нефти, растворение же в ней газа увеличивает его. Эти два процесса противоположного изменения объема нефти можно учесть раздельно введением двух различных коэффициентов: сжимаемости нефти и «набухания» ее.

Таким образом, объем нефти при растворении в ней газа при постоянных температуре и давлении до газонасыщенности Го можно рассчитать по формуле:
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где V1н - объем сепарированной нефти при постоянных давлении и температуре в системе, м3;
Го - отношение объема газа, растворяемого в нефти, к объему этой нефти, приведенные к стандартным условиям;
λнг - коэффициент изменения объема нефти из-за изменения ее насыщенности газом:
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где ρн, ρг - плотности нефти и газа, растворяемого в нефти при 20 оС и 0,1 МПа, кг/м3.
Легко показать, что коэффициент λнг равен отношению:
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где ρгк - кажущаяся плотность газа, растворенного в нефти, кг/м3.

При этом нефть с растворенным в ней газом при постоянных давлении и температуре рассматривают как раствор, подчиняющийся правилу аддитивности:
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где mн, mг - массы сепарированной нефти и газа, который должен быть растворен в ней, соответственно, кг;
ρ1н - плотность сепарированной нефти при давлении и температуре в системе, кг/м3.

Объемный коэффициент нефти можно рассчитать по формуле:
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где Р - давление в системе, МПа; 
β- коэффициент сжимаемости сепарированной нефти;

      t - температура оС.
Для нефтей в пластовых условиях объемный коэффициент в первом приближении можно определить по формуле:
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Плотность нефти с растворенным в ней газом можно рассчитать по уравнению:
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Влияние температуры на давление насыщения нефти газом может быть оценено по эмпирической формуле:
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где pst, psto -давления насыщения при температурах t и t0 соответственно, МПа;
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где NCH4, NА - молярные доли метана и азота, соответственно, в газе однократного разгазирования нефти при 20 оС до атмосферного давления.

Молярная масса сепарированной нефти (кг/кмоль) в результате ее однократного разгазирования при 20 оС до атмосферного давления может быть рассчитана по формуле:
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где μн - вязкость сепарированной нефти при стандартных условиях, мПа·с.

В определенном диапазоне плотности сепарированной нефти удовлетворительные результаты дает известная формула Крего:

[image: image92.wmf](

)

н

н

н

М

1

1

03

,

1

29

,

44

r

r

-

×

=

,                                                    (1.40)

где ρ1н - отношение плотности сепарированной нефти при 15,5 оС к плотности воды при той же температуре.

Молярную массу пластовой нефти можно рассчитать по формулам, аналогичным (1.39)
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или по двухпараметрической формуле: 
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При отсутствии данных по молярной массе сепарированной нефти и ее вязкости, а также плотности газонасыщенной нефти молярную массу пластовой нефти можно определить по формуле:
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Удовлетворительная связь между вязкостью сепарированной нефти и температурой описываются известным уравнением Вальтера:
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где μн - относительная кинематическая вязкость сепарированной нефти при температуре t, численно совпадающей с кинематической вязкостью нефти, выраженной в квадратных миллиметрах на секунду;
a1, a2 - эмпирические коэффициенты, зависящие от состава нефти.

Для применения (1.45) необходимо знание экспериментальных значений вязкости нефти при двух температурах, подставляя которые в (1.45), можно определить коэффициенты, зависящие от состава нефти.

Используя два экспериментальных значения вязкости нефти при температуре 20 и 50 оС, температурную зависимость динамической вязкости нефти можно описать:
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где μ20, μ50, μt -относительные динамические вязкости нефти при атмосферном давлении и температурах 20, 50, и t оС соответственно, численно равные соответствующим значениям динамической вязкости сепарированной нефти, выраженной в миллипаскалях в секунду.

Если известно только одно экспериментальное значение вязкости нефти при какой-либо температуре t0, то значение ее при другой температуре можно определить по формуле:
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где                                          
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μt, μt0 - динамическая вязкость нефти при температуре t и t0 соответственно, мПа·с;
а, С - эмпирические коэффициенты.

Если μ ≥ 1000 мПа·с, то

С = 10,   1/ мПа·с; а = 2,52·10-3,    1/ оС;                                  (1.49)

если 10 ≥ μ ≥ 1000 мПа·с, то

С = 100,   1/мПа·с; а = 1,44·10-3,    1/ оС                                   (1.50)

если μ < 10 мПа·С, то

С= 1000,   1/ МПа·с; а = 1,76·10-3,   1/ оС                                 (1.51)

При отсутствии экспериментальных данных для ориентировочных оценок вязкости нефти при 20 оС и атмосферном давлении можно воспользоваться следующими формулами:

если 845 < ρн < 924  кг/м3,
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если 780 < ρн < 845  кг/м3,
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где μн, ρн - вязкость и плотность сепарированной нефти при 20 оС и атмосферном давлении, мПа·С и кг/м3,соответственно.

По формуле Чью и Каннели можно рассчитать вязкость газонасыщенной нефти при давлении насыщения
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где μs - вязкость нефти, насыщенной газом, при температуре t и давлении насыщения, мПа·с;
μt - вязкость сепарированной нефти при температуре t, мПа·с;
А, В - эмпирические коэффициенты, определяемые по формулам:
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Теплоемкость нефти может быть рассчитана по формуле:
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где ρн - плотность нефти, кг/м3;
t - температура, оС.
Типовые задачи по теме 1.4
Типовая задача 1.8
Найти плотность сепарированной нефти Сретенского месторождения тульского горизонта при температуре 68 оС, если плотность ее при 20 оС равна 849 кг/м3, и нефти кыновского горизонта того же месторождения при 73 оС, если плотность ее при 20 оС равна 893 кг/м3.

Решение: 

если 780 =< ρн =< 860 кг/м3;   
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аналогично для кыновского горизонта: 
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Типовая задача 1.9
При приготовлении рекомбинированной пробы пластовой нефти Радаевского месторождения сепарированная нефть плотностью 883 кг/м3 при 20 0С и атмосферном давлении сжимают до пластового давления 12,7 МПа и нагревают до пластовой температуры 26 0С. Затем эту нефть насыщают попутным газом плотностью 1,4кг/м3 при 20 0С и 0,1МПа до газонасыщенности 24,1 м3/м3 (объемы газа, растворяемого в нефти и нефти приведены к 20 0С и атмосферному давлению). Определить, насколько увеличится объем 0,5 кг нефти из-за растворения в ней газа и кажущуюся плотность растворенного газа.

Решение: 
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где ρн - плотность серарированной нефти при 20 0С и 0,1 МПа;
β- коэффициент сжимаемости сепарированной нефти; β =6,5·10-4 1/МПа∙;
Рпл - пластовое давление
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где
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Типовая задача 1.10
При приготовлении рекомбинированной пробы пластовой нефти Радаевского месторождения сепарированная нефть плотностью 883 кг/м3 при 20 0С и атмосферном давлении сжимают до пластового давления 12,7 МПа и нагревают до пластовой температуры 26 0С. Затем эту нефть насыщают попутным газом плотностью 1,4кг/м3 при 20 0С и 0,1МПа до газонасыщенности 24,1 м3/м3 (объемы газа, растворяемого в нефти и нефти приведены к 20 0С и атмосферному давлению). Рассчитать объемный коэффициент нефти.

Решение:
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приближенно 
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Все величины входящие в эти уравнения известны из решения предыдущей задачи поэтому
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Экспериментальное значение объемного коэффициента этой нефти равно 1,07

Типовая задача 1.11
При приготовлении рекомбинированной пробы пластовой нефти Радаевского месторождения сепарированная нефть плотностью 883 кг/м3 при 20 0С и атмосферном давлении сжимают до пластового давления 12,7 МПа и нагревают до пластовой температуры 26 0С. Затем эту нефть насыщают попутным газом плотностью 1,4кг/м3 при 20 0С и 0,1МПа до газонасыщенности 24,1 м3/м3 (объемы газа, растворяемого в нефти и нефти приведены к 20 0С и атмосферному давлению). Рассчитать плотность нефти в пластовых условиях.

Решение:
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Все величины входящие в уравнение известны из решения задач 1.9 и 1.10

если b = 1.057, то 
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если b = 1.072,то 
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Справочное значение плотности пластовой нефти Радаевского месторождения составляет 875 кг/м3, что отличается всего на 8 кг/м3 от расчетного значения 867 кг/м3 при объемном коэффициенте 1,057.

Типовая задача 1.12
Давление насыщения нефти Кваснинского месторождения при пластовой температуре 78 0С составляет 19,9 МПа. Газонасыщенность пластовой нефти 188 м3/м3,обьемное содержание азота 12,9 %, метана -68,9 % в газе, растворенном в нефти. Плотность сепарированной нефти 799 кг/м3.Определить давление насыщения нефти в результате ее охлаждения при подъеме по стволу скважины от забоя до устья, если температура нефти на устье составляет 28 0С.

Решение:
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[image: image140.wmf](
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 Типовая задача 1.13
Найти молярную массу сепарированной нефти Азевского месторождения, если ее плотность 893 кг/м3, вязкость 41,2 мПа∙с при 20 оС и атмосферном давлении.

Решение:
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Молярную массу сепарированной нефти определяют по формуле Крего, для этого находят относительную плотность нефти при температуре 15,5 оС. Как рассчитано раннее, коэффициент термического расширения нефти плотностью 893 кг/м3 равен 0.7485 ∙ 10 - 3 1/ оС, тогда плотность нефти при 15,5 оС будет:
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Так как относительная плотность по воде в 1000 раз меньше, то по формуле Крего:
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Типовая задача 1.14
Определить вязкость сепарированной нефти Шагирского месторождения при 73 оС, если известна только ее плотность при 20 оС в поверхностных условиях, равная 919 кг/м3.

Решение: 
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 если 10 ≤ μ ≤ 1000 мПа·с, то С = 100,   1/мПа·с;    а = 1.44·10-3,    1/ оС 
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[image: image152.wmf](
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Типовая задача 1.15
Рассчитать динамическую вязкость нефти Урицкого месторождения, если давление насыщения уменьшилось от 14,2 до 2 МПа (при температуре 42 0С) с соответствующим уменьшением газонасыщенности от 68,2 до 10 м3/м3 и последующим затем охлаждением нефти на 18 0С. Известно, что вязкость сепарированной нефти Урицкого месторождения при 20 и 50 0С соответственно составляет 23,6 и 8,3.

Решение:
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μ(42) = 10,5мПа∙с    μ(24) = 24 мПа∙с;
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при Го = 68,2


[image: image158.wmf](

)

(

)

59

,

0

2

,

68

10

576

,

8

2

,

68

10

4

,

12

exp

3

3

=

×

×

-

×

×

=

-

-

A



[image: image159.wmf](

)

(

)

759

,

0

2

,

68

10

631

,

4

2

,

68

10

02

,

8

exp

3

3

=

×

×

-

×

×

=

-

-

В


при Го = 10


[image: image160.wmf](

)

(

)

919

,

0

10

10

576

,

8

10

10

4

,

12

exp

3

3

=

×

×

-

×

×

=

-

-

A



[image: image161.wmf](

)

(

)

956

,

0

10

10

631

,

4

10

10

02

,

8

exp

3

3

=

×

×

-

×

×

=

-

-

В



[image: image162.wmf]B

t

s

A

m

m

×

=

,     при t =42 0C,     
[image: image163.wmf]с

мПа

нг

×

=

×

=

5

,

3

5

,

10

59

,

0

757

,

0

m
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Справочное значение вязкости нефти при температуре 42 0С, газонасыщенности 68,2 м3/м3 и давлении 14,5 МПа составляет 3,5 мПа∙с, что совпадает с расчетным ее значением при давлении 14,2 МПа. Влиянием незначительного различия давления на вязкость нефти можно пренебречь. Охлаждение газонасыщенной нефти вызывает не только увеличение ее вязкости, но и снижение давления насыщения.
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Полученная расчетная вязкость 16,1 мПа∙с несколько завышена из-за неучета сжимаемости нефти при давлении выше давления насыщения.

Типовая задача 1.16

Рассчитать теплоемкость сепарированных нефтей Сосновского месторождения при 20 0С, если их плотности (кг/м3) равны для горизонта В1 - 862, Д1 – 815

Решение:


[image: image166.wmf](

)

2

1

8

,

496

325

,

107

н

t

С

р

r

+

×

=

;    
[image: image167.wmf](

)

(

)

)

/(

1889

862

20

8

,

496

325

,

107

1

2

1

К

кг

Дж

В

С

р

×

=

+

×

=



[image: image168.wmf](

)

(

)

К

кг

Дж

Д

С

р

×

=

+

×

=

/

1943

815

20

8

,

496

325

,

107

1

2

1


Задания для самостоятельной работы по теме 1.4
Задача1.12
При приготовлении рекомбинированной пробы пластовой нефти сепарированную нефть известной плотности сжимают до пластового давления и нагревают до пластовой температуры. Затем эту нефть насыщают попутным газом известной плотности до заданной газонасыщенности. Определить, насколько увеличится объем 1 кг нефти.

Исходные данные


Задача1.13
По условиям задачи 1.12 рассчитать объемный коэффициент нефти и объем, который займет 1 кг нефти в пластовых условиях.

Задача 1.14

Найти плотности сепарированных нефтей двух месторождений при заданной температуре, если известны их плотности при 20 оС. Дать заключение о влиянии температуры на плотность нефти.

Исходные данные


Задача1.15
Рассчитать плотность газонасыщенной нефти, если известна плотность сепарированной нефти при 20 0С, плотность насыщающего попутного газа при стандартных условиях и газонасыщенность.

Исходные данные
Задача 1.16

Найти молярную массу сепарированной нефти, если известны ее плотность и вязкость при стандартных условиях. (Использовать ф.1.39 и формулу Крего.)

Исходные данные


Задача 1.17

Определить вязкость сепарированной нефти при заданной температуре, если известна только ее плотность при 20 оС в поверхностных условиях.

Исходные данные


Задача1.18
Рассчитать теплоемкость нефти, исходя из значения плотности, используя формулу 1.57 из электронного учебника.

Исходные данные



Таблица1.10

Исходные данные к задаче 1.12 
	№ варианта
	Характеристики

	
	Плотность нефти, кг/м3
	Плотность газа,

кг/м3
	Давление пластовое,

МПа
	Темпер. пластовая,оС


	Газонасыщенность,

м3/м3
	Коэффициент сжимаемости

сепарированной нефти10-4,

МПа-1
	Молекулярная

масса

нефти,

кг/кмоль

	1
	835
	0,8
	20
	71
	67
	1,3
	245

	2
	874
	1,4
	13
	90
	105
	6,5
	202

	3
	848
	1,42
	19
	100
	80
	9
	210

	4
	842
	1,35
	15
	54
	94
	7,8
	240

	5
	839
	1,22
	24
	60
	78
	3,6
	251

	6
	873
	1,42
	28
	58
	171
	22,4
	236

	7
	853
	1,2
	30
	65
	82
	8,2
	220

	8
	837
	1,38
	16
	150
	295
	39,7
	213

	9
	857
	0,6
	40
	91
	76
	2,4
	232

	10
	884
	1
	32
	62
	100
	5,8
	271

	11
	851
	0,7
	55
	88
	87
	4,6
	244

	12
	870
	0,9
	27
	55
	94
	7,2
	246

	13
	846
	0,82
	18
	78
	69
	8,9
	239

	14
	876
	0,67
	20
	98
	82
	3,5
	248

	15
	820
	0,67
	30
	82
	70
	6,3
	198

	16
	845
	0,80
	77
	160
	472
	48.3
	219

	17
	862
	0,74
	66
	150
	174
	38,9
	231

	18
	876
	0,86
	77
	152
	290
	48,0
	249

	19
	851
	0,93
	68
	154
	180
	35,3
	232

	20
	848
	0,81
	75
	156
	230
	42,4
	240

	21
	879
	0,67
	67
	160
	260
	39,6
	262

	22
	873
	0,82
	70
	158
	198
	40,3
	245

	23
	816
	0,87
	69
	155
	216
	42,5
	203

	24
	841
	0,78
	72
	153
	208
	37,0
	214

	25
	823
	0,84
	39
	92
	174
	22,0
	253

	26
	904
	0,98
	30
	105
	290
	39,7
	236

	27
	807
	0,72
	40
	98
	180
	32,6
	203

	28
	825
	0,87
	37
	100
	230
	28,9
	215

	29
	880
	0,64
	32
	94
	260
	20,8
	230

	30
	857
	0,75
	35
	96
	198
	30,4
	189

	31
	840
	0,92
	39
	102
	216
	34,6
	202

	32
	832
	1,04
	34
	90
	208
	26,8
	273

	33
	810
	0,62
	18
	84
	164
	21,0
	206

	34
	824
	0,78
	68
	76
	280
	37,0
	218

	35
	900
	0,93
	52
	64
	229
	23,8
	199

	36
	805
	0,88
	39
	92
	257
	36,1
	270

	37
	868
	0,65
	77
	56
	186
	30,4
	254

	38
	892
	0,65
	29
	49
	212
	28,2
	296

	39
	837
	0,81
	45
	83
	234
	32,5
	234

	40
	876
	0,7
	60
	79
	295
	26,8
	220


Таблица1.11

                   Исходные данные к задачам 1.14- 1.18 
	Вариант
	ρн1,

кг/м3
	ρн2,

кг/м3
	t,

0С
	ρг,

кг/м3
	Го,

м3/м3
	υн1∙104,

м2/с
	Mн1,г/моль

эксперимен.

	1
	893
	832
	62
	1,4
	25
	0,3250
	-

	2
	950
	807
	74
	0,8
	92
	37,5500
	-

	3
	910
	841
	44
	1,2
	70
	69,0000
	-

	4
	921
	850
	59
	0,9
	84
	1,6330
	-

	5
	869
	856
	80
	0,7
	58
	0,4030
	-

	6
	824
	924
	68
	0,8
	62
	0,0514
	-

	7
	816
	902
	65
	1,1
	102
	0,248
	151

	8
	873
	853
	80
	0,8
	55
	1,388
	229

	9
	850
	924
	52
	0,7
	94
	0,585
	181

	10
	855
	876
	70
	1
	74
	0,638
	208

	11
	841
	891
	64
	0,6
	82
	0,447
	183

	12
	845
	866
	45
	0,9
	42
	0,484
	180

	13
	841
	870
	58
	1,4
	68
	0,454
	193

	14
	863
	899
	72
	1,3
	35
	0,679
	228

	15
	848
	912
	68
	1,2
	80
	0,651
	199

	16
	844
	905
	49
	0,7
	60
	0,534
	193

	17
	844
	863
	50
	1,5
	30
	0,571
	184

	18
	850
	875
	75
	0,9
	70
	0,565
	192

	19
	834
	914
	60
	0,8
	65
	0,405
	181

	20
	848
	910
	84
	1,2
	90
	0,635
	170

	21
	839
	907
	68
	0,7
	40
	0,473
	213

	22
	837
	884
	79
	0,6
	82
	0,430
	193

	23
	844
	874
	53
	0,8
	115
	6,76
	184

	24
	863
	821
	78
	0,6
	200
	7,87
	228

	25
	847
	886
	47
	0,9
	96
	7,49
	170

	26
	861
	894
	64
	1,1
	42
	11,56
	201

	27
	845
	900
	82
	1,3
	87
	5,73
	180

	28
	826
	879
	75
	0,6
	90
	6,21
	184

	29
	875
	814
	68
	0,7
	62
	87,46
	228

	30
	784
	870
	50
	1
	74
	6,37
	156

	31
	873
	795
	60
	1,2
	54
	15,9
	229

	32
	907
	837
	64
	0,8
	70
	26,17
	216

	33
	834
	892
	44
	0,9
	108
	4,86
	181

	34
	855
	902
	58
	1,1
	226
	7,47
	208

	35
	837
	887
	49
	1,4
	35
	5,14
	193

	36
	848
	872
	40
	0,6
	82
	7,68
	199

	37
	870
	798
	52
	0,8
	74
	12,67
	203

	38
	861
	858
	69
	0,7
	58
	12,72
	239

	39
	858
	897
	74
	0,9
	66
	15,83
	230


1.5. Физико-химические свойства пластовых и технических вод
Пластовые воды нефтяных месторождений это неотъемлемая часть продукции добывающих скважин, которая обусловливает значительную долю осложнений при добыче и подготовке нефти на промыслах.

Пластовые воды нефтяных месторождений, как правило, представляют собой сложные многокомпонентные системы. Обычно они содержат ионы растворимых солей:

· анионы OH(-), CL(-), SO42(-), CO32(-), HCO3(-),

· катионы H(+), K(+), Na(+), NH4(+), Mg2(+), Ca2(+), Fe2(+), и др.

· ионы микроэлементов: Br(-), J(-), и др.

· коллоидные частицы: SiO2, Fe2O3, Al2O3;

· растворенные газы: CO2, H2S, CH4, H2, N2 и др.

· нафтеновые кислоты и их соли.

Количественные соотношения между этими ионами определяют тип пластовых и сточных вод. Под минерализацией воды понимают общее содержание растворенных в ней солей. По В.И.Вернадскому природные воды в зависимости от массового содержания (%) в них растворенных веществ делятся на:

· пресные с содержанием солей 0,001 – 0,1;

· минерализованные, содержание солей 0,1 - 5;

· рассолы с содержанием солей 5 – 35

Важной характеристикой химического состава пластовой и сточной вод является содержание в ней водородных ионов.

Часть молекул воды диссоциирует на ионы H2O = H (+) + OH (-)
Состояние равновесия при данной температуре характеризуется константой:
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где C(H+), C(OH-) - концентрации ионов H(+),OH(-) в воде соответственно, моль/л;
C(H2O) - концентрация H2O, моль/л.

Концентрация воды постоянна и равна 55,56 моль/л. Поэтому из (1.58) следует:
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где Кв - ионное произведение воды, значение которого при различных температурах представлен в таблице(1.12).

При нейтральной реакции концентрации ионов водорода H(+) и гидроксильной группы OH(-) равны,
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Ионное произведение воды                                           Таблица 1.12

	t 0С
	Kв∙10-14
	t 0С
	Кв∙10-14
	t 0С
	Кв∙10-14
	t 0С
	Кв∙10-14

	0
	0,112
	25
	1,01
	60
	9,61
	150
	234

	5
	0,186
	30
	1,47
	70
	21,0
	165
	315

	10
	0,293
	35
	2,09
	80
	35,0
	200
	485

	15
	0,452
	40
	2,92
	90
	53,0
	250
	550

	18
	0,570
	45
	4,02
	100
	59,0
	306
	304

	20
	0,680
	50
	5,47
	122
	120
	
	


Так как при температуре 22 0С ионное произведение воды равно 10-14, то

C(H+) = 10-7 моль/л                                                                    (1.61)

Отрицательное значение логарифма концентрации водородных ионов обозначается pH, т.е.

-lgC (H+) = pH или      С(H+) = 10-pH                                         (1.62)

Следовательно, реакции водных растворов при 22 0С с помощью этого показателя будут характеризоваться следующим образом:

· pH = 7 - нейтральная,

· pH > 7 - щелочная,

· PH < 7 - кислая.
Из физических свойств пластовой и сточной вод наибольшее значение в процессах сбора и подготовки имеют плотность и вязкость ее. Плотность пластовой (минерализованной) воды в зависимости от солесодержания может быть в первом приближении рассчитана по формуле:
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где ρв - плотность дистиллированной воды при 20 оС, кг/м3;
S –концентрация соли в воде (растворе), кг/м3.

В диапазоне температур от 0 до 45 оС плотность водных растворов солей нефтяных месторождений изменяется мало, поэтому в первом приближении влияние температуры может быть учтено следующим образом: 
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где ρвп(t), ρвп - плотность минерализованной воды при температуре t и 20 оС соответственно, кг/м3.

Важное значение имеет возможность учета изменения вязкости попутной воды при изменении ее температуры, солесодержания и, как следствие, плотности. Как показывает обработка экспериментальных данных, в первом приближении вязкость минерализованной воды может быть рассчитана следующим образом:

при  ∆ρ ≤∆ρ1       
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где μвп - вязкость пластовой воды при температуре t, мПа·с;
μв(t) –вязкость дистиллированной воды при температуре t, мПа·с; значение ее может быть определено по справочнику или по формуле
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где  ∆ρ разность между плотностью минерализованной и дистиллированной вод

при 20 оС, кг/м3;       
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где  ρвп - плотность минерализованной воды при 20 оС, кг/м3;
∆ρ1 -параметр, определяемый по формуле:
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при  ∆ρ > ∆ρ1                  
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где А (ρ) -функция, значения которой зависят от температуры и плотности:
при 0≤ t ≤20 оС
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при 20≤ t ≤30 оС


[image: image180.wmf](

)

(

)

(

)

(

)

1

20

032

,

0

1

5787

,

0

096

,

2

r

r

r

r

r

D

-

D

×

-

×

-

D

×

-

D

×

=

t

A

 (1.71)

при t > 30 оС
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Типовые задачи по теме 1.5


Типовая задача 1.17

Температура воды после ступени предварительного сброса 33 0С, pH = 7.

Определить реакцию сточной воды.

Решение:

C(H+) = 10-7 моль/л

При нейтральной реакции в соответствии с формулой концентрации ионов водорода и гидроксильной группы равны, поэтому показатель pH нейтральной реакции воды при 33 0С будет следующим:
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В соответствие с определением  рассчитываем показатель нейтральной реакции

воды

pH = -lgC (H+) = 6,87

Так как  6,87 < 7 то среда кислая.

Типовая задача 1.18

Температура попутной воды в технологическом процессе последовательно принимает значения 0, 15, 25, 33 и 45 оС, а солесодержание ее равно 200 г/л. Определить изменение плотности и вязкости минерализованной воды в технологическом процессе.

Решение:
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Рассчитываем параметр  ∆ρ1
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Так как 152,6 > 116,4 
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Результаты аналогичных расчетов для других заданных температур помещены в таблицу. 

Таблица1.13

Результаты решения задачи

	t оС
	ρвп
кг/м3
	∆ρ1
кг/м3
	μв(t)

мПа∙с
	А(ρ)

мПа∙с
	μвп(t)

	0
	1152
	116,4
	1,8
	178,87
	2,72

	15
	1151
	104,5
	1,15
	193,31
	1,79

	25
	1150
	96,6
	0,91
	193,91
	1,42

	33
	1150
	90,2
	0,76
	190,62
	1,18

	45
	1149
	80,7
	0,61
	199,1
	0,96


Из результатов следует, что вязкость уменьшилась почти в 3 раза, а плотность - на 3 кг/м3 при изменении температуры от 0 до 45 оС.

Задания для самостоятельной работы по теме 1.5
Задача 1.19

Определить концентрацию ионов гидроксила ОН(-) в воде, если ее pH и температура известны.

Задача 1.20
Температура попутной воды в технологическом процессе последовательно принимает ряд значений. Определить изменение плотности и вязкости минерализованной воды в технологическом процессе при известном ее солесодержании.

Исходные данные


Таблица1.14

Исходные данные к задаче1.19

	Параметры


	Номер варианта

	
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13

	pH
	6,6
	7,5
	10,0
	5,0
	12,7
	9,0
	12,0
	14,0
	3,0
	6,0
	5,0
	9,4
	7,8

	Т, 0С
	60
	40
	20
	70
	50
	45
	18
	25
	35
	80
	30
	10
	5

	Параметры


	Номер варианта

	
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24
	25
	26

	pH
	11,0
	9,5
	7,4
	11,0
	5,3
	4,8
	11,0
	8,6
	6,0
	3,3
	13,0
	11,0
	9,2

	Т, 0С
	20
	50
	45
	40
	90
	70
	60
	35
	25
	30
	18
	80
	18

	Параметры


	Номер варианта


	
	27
	28
	29
	30
	31
	32
	33
	34
	35
	36
	37
	38
	39

	pH
	7,9
	11,6
	10,5
	8,4
	9,4
	12,4
	6,2
	8,8
	5,3
	10,2
	14,0
	12,0
	13,0

	Т, 0С
	15
	10
	90
	35
	35
	35
	80
	70
	50
	60
	35
	20
	0


Таблица1.15

Исходные данные к задаче 1.20
	Параметры
	Номер варианта

	
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13

	S,  г/л
	150
	25
	80
	280
	200
	173
	184
	105
	98
	64
	59
	156
	120

	Т1, оС
	10
	20
	8
	0
	12
	9
	4
	6
	5
	11
	15
	10
	7

	Т2, оС
	32
	30
	24
	12
	20
	18
	16
	25
	28
	30
	32
	26
	22

	Т3, оС
	45
	40
	38
	28
	40
	38
	35
	45
	36
	44
	45
	39
	34

	Параметры
	Номер варианта

	
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24
	25
	26

	S,  г/л
	76
	112
	84
	106
	62
	93
	142
	218
	168
	80
	176
	70
	126

	Т1, оС
	5
	9
	11
	10
	0
	20
	15
	18
	6
	4
	12
	14
	16

	Т2, оС
	15
	20
	24
	28
	18
	30
	32
	30
	15
	16
	25
	26
	28

	Т3, оС
	28
	30
	32
	36
	28
	40
	44
	39
	27
	25
	32
	34
	45

	Параметры
	Номер варианта

	
	27
	28
	29
	30
	31
	32
	33
	34
	35
	36
	37
	38
	39

	S,  г/л
	58
	146
	185
	132
	87
	64
	114
	92
	107
	92
	69
	75
	168

	Т1, оС
	8
	12
	23
	16
	10
	9
	0
	15
	18
	20
	14
	16
	13

	Т2, оС
	16
	20
	32
	22
	18
	16
	14
	26
	23
	30
	25
	24
	21

	Т3, оС
	26
	28
	43
	31
	25
	27
	20
	32
	30
	40
	33
	34
	29


1.6 Жесткость воды
Жесткостью воды называется суммарное содержание растворимых солей катионов

Ca(2+), Mg(2+), Fe(2+) [кмоль/кг] [моль/л].

Временная или карбонатная жесткость Жв, Жк обусловлена содержанием в воде гидрокарбонатов 2-х валентных металлов: Ca(HCO3)2, Mg(HCO3)2, Fe(HCO3)2.

Постоянная или некарбонатная жесткость Жп, Жнк обусловлена в воде содержанием сульфатов, хлоридов 2-х валентных металлов CaSO4, MgSO4, CaCl2, MgCl2...

Жобщ = Жп + Жв = Жнк + Жк                                                     (1.73)

Жесткость воды оценивается содержанием в ней солей в миллиграммах - эквивалентах на литр воды (мг - экв/л).

Типы природных вод классифицируются в зависимости от содержания 2-х валентных катионов.

1. Очень мягкая вода            - до 1,5 мг-экв/л

2. Мягкая вода                       -  в 1,5 – 3,0 мг-экв/л

3. Умеренно жесткая вода    -  в 3,0 – 5,0 мг-экв/л

4. Жесткая вода                     -  в 6,0 - 9,0 мг-экв/л и выше

Для характеристики жесткости воды пользуются так называемыми градусами

жесткости.

1 российский   1грЖ соответствует 1мг-экв/л Ca(2+)
1 немецкий      1грЖ = 10мг CaO в 1л. воды или 0,357мг-экв/л

1 французский  1грЖ = 10мг CaCO3 в 1л. воды или 1,12мг-экв/л

1 английский   1грЖ = 10мг CaCO3 в 0,7л. воды или 0,284мг-экв/л

1 американский 1грЖ = 1мг CaCO3 в 1л. воды или 0,0199мг-экв/л

В зависимости от соотношения между Жобщ и содержанием в ней ионов гидрокарбонатов HCO3- нефтепромысловые сточные воды условно делятся на 2 группы:

Iгр   Жобщ = Жк + Жнк + Ж(Ca) + Ж(Mg)                                (1.74)

Жп = Жобщ ≥ q(HCO3)  - жесткие (кислые)

Жп = Ж(Ca) + Ж(Mg) ≥ q(HCO3) - жесткие (кислые)

G (HCO3) - содержание ионов гидрокарбонатов

IIгр  Жобщ  = Ж(Ca) + Ж(Mg)                                                   (1.75)

Жп = Жобщ < q(HCO3) - щелочные (мягкие) pH ≥ 7

вода, содержащая Ca(HCO3)2 имеет щелочную реакцию

Ca (HCO3)2 + H2O = Ca (OH) 2 + H2O + CO2
Как устраняют жесткость воды?

Жк (временную) карбонатную можно устранить двумя методами:

1. Термический метод - кипячением при 100 0Cв течение 1-2 часов

Ca(HCO3) = CaCO3 + CO2 + H2O

CaCO3 - выпадает в осадок (накипь)

2. Химический метод:

Ca(HCO3)2 + Ca(OH) = 2CaCO3 + 2H2O + CO2
Жп (постоянную) жесткость устраняют химическим способом:

1. Введением соды:

CaSO4 + Na2CO3 = CaCO3 + Na2SO4
CaCO3 - накипь, Na2SO4 - раствор
2. Введением Ca (OH) 2, NaOH, NH4OH:

MgSO4 + Ca (OH) 2 = Mg (OH) 2 + CaSO4
Mg (OH) 2 - накипь

3. Ионным обменом (введением катионов или анионов) это наиболее экономичный способ.

MgSO4 + 2NH4OH = Mg(OH)2 + (NH4)2SO4
В случае если количество ионов HCO3 превышает суммарное содержание ионов Ca и Mg, вся жесткость считается карбонатной.

Эквивалентом Э ионов вещества, диссоциированного в воде, называется их молекулярная масса или часть ее, соответствующая единице валентности. Или иначе эквивалентом Э ионов называется отношение молекулярной массы ионов к валентности его в растворе (реакции). Таким образом, для определения эквивалента Э нужно молекулярную массу иона, подсчитываемую как сумму атомных масс элементов его составляющих, разделить на валентность иона nи в данной реакции:

Э = Ми / nи                                                                                   (1.76)

Таким образом, чтобы выразить содержание ионов вещества в растворе, нужно, например, в миллиграмм-эквивалентах на килограмм (мг∙экв/кг), нужно количество миллиграммов ионов вещества в килограмме раствора разделить на его эквивалент.
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где qэi -концентрация i-х ионов в растворе, мг-экв/кг;

qi -массовая доля i-х ионов в растворе;
mi -масса i-х ионов в растворе, кг;
mв - масса воды в растворе, кг;
k -число разновидностей ионов растворенных веществ в воде (натрий, кальций и т.д.);

Эi -эквивалент i-х ионов в данном растворе;
qi∙103 –содержание i-х ионов в растворе, мг/кг.

Типовые задачи



Типовая задача 1.19

В одном литре исследуемой воды содержится 21 мг ионов Mg(2+) и 56 мг ионов Ca(2+).
Найти Жобщ.

Решение:

Зная, что 1мг-эквЖ соответствует содержанию в 1л H2O 12,5 мг Mg(2+) или 20,004 мг Ca(2+) находим

1 мг-экв/л – 12,15 мг Mg(2+)
x     - 21 мг Mg (2+)
x = 21/12,15 = 1,73 мг-экв/л

1 мг-экв/л – 20,4 Ca(2+)
x     - 56 мг Ca(2+)
x = 56/20,04 = 2,79 мг-экв/л

Жобщ = Ж (Ca2+) + Ж(Mg2+) = 1,73 + 2,79 =  4,52 мг-экв/л

Таким образом, чтобы выразить содержание ионов вещества в растворе в мг-экв в литре или на кг. (мг-экв/кг) нужно количество миллиграммов ионов вещества в литре (или в килограмме) раствора разделить на его эквивалент.
qvi = mvi / Эi,

где q(v,i) - содержание i-тых ионов, мг-экв/л;
m(v,i) - концентрация i-тых ионов вещества мг/л.
Типовая задача 1.20

Определить тип пластовой воды, ее карбонатную и некарбонатную, кальциевую и магниевую жесткость и процентно-эквивалентный состав, если известно, что в одном литре пластовой воды содержаться ионы Cl (-) -38065,8 мг; SO42(-) =83,9 мг; 

HCO3(-) = 482,0 мг; Ca2(+) = 1667,7 мг; Mg2(+) = 249,7 мг и Na =?

Решение:

Известно, что пластовые воды электронейтральны.

Поэтому число молей положительно заряженных ионов (катионов) должно быть равно числу молей отрицательно заряженных ионов (анионов), следовательно, исходный состав пластовой воды необходимо перевести в мг-экв состав в соответствии с:
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Так как плотность пластовой воды неизвестна, будем выражать концентрацию ионов вещества в растворе в мг-экв на литр раствора из соотношения

qvi = mvi / Эi
Тогда концентрация ионов хлора Cl(-) в растворе (пластовой воде) будет

q (v, Cl (-)) = 38065,8/35,45 = 1073,79

Результаты аналогичных расчетов представлены в таблице 1.16

Для определения концентрации Na(+)
1073,79 + 1,75 + 7,90 = 83,22 + 20,55 + r(Na)

r(Na) = 1083,44 -103,77 = 979,67

Жо = Ж (Са) + Ж(Mg) = 83,22 + 20,55 = 103,77

Так как 103,77 > 7,90,т.е. Жо > r(HCO3), то пластовая вода жесткая

Как видно из следовательно, некарбонатная жесткость воды равна:

Жнк = 103,77 - 7,9 = 95,87

Присутствие ионов натрия не придает воде жесткости

Таблица1.16

	Ионы
	Содержание ионов

	
	мг/л
	мг-экв/л
	%-экв


	Cl(-)
	38065,8
	1073,79
	49,55

	SO42(-)
	83,9
	1,75-1083,44
	0,08-50,00

	HCO3(-)
	482,0
	7,90
	0,37

	Ca2(+)
	1667,7
	83,22
	3,84

	Mg2(+)
	249,7
	20,55-1083,44
	0,95-50,00

	Na(+)
	
	979,67
	45,21

	
	
	∑2166,88
	∑100,00


Задания для домашней и самостоятельной работы по теме1.6


Задача 1.21
Рассчитать эквивалентное содержание ионов, представить полученные данные в процентно-эквивалентной форме, вычислить все виды жесткости, классифицировать воду по степени жесткости, определить ТИП пластовой воды, если известно, содержание основных ионов в одном литре пластовой воды. Рассчитать содержание иона натрия.
Таблица1.17

Исходные данные к задаче 1.21
	N вар.
	Содержание ионов, мг\л

	 
	Cl(-)
	SO4(2-)
	HCO3(-)
	Ca(2+)
	Mg(2+)

	1
	14184
	19
	1208
	576
	34

	2
	9727
	-
	744
	79
	33

	3
	8688
	-
	207
	405
	107

	4
	11699
	-
	241
	451
	213

	5
	11271
	5
	61
	1036
	25

	6
	14153
	9
	125
	1724
	58

	7
	16307
	0
	129
	2104
	0

	8
	16330
	4
	275
	2405
	426

	9
	20290
	3
	714
	1063
	103

	10
	24601
	8
	1068
	1436
	448

	11
	20680
	6
	1190
	1039
	112

	12
	18637
	4
	1208
	786
	114

	13
	21122
	16
	1738
	1076
	116

	14
	14155
	1151
	559
	670
	108

	15
	37630
	416
	634
	14800
	480

	16
	81766
	5267
	183
	10145
	1594

	17
	1540
	862
	24
	120
	24

	18
	82945
	1
	170
	10590
	1478

	19
	1690
	840
	171
	80
	24

	20
	15718
	678
	428
	1810
	662

	21
	17
	16
	372
	41
	17

	22
	11698
	-
	241
	450
	212

	23
	14184
	19
	1208
	576
	34

	24
	73920
	56
	61
	9287
	2128

	25
	1528
	908
	-
	418
	184

	26
	6245
	3
	408
	499
	166

	27
	185000
	467
	28
	39000
	6870

	28
	184200
	4100
	38
	1360
	190

	29
	341000
	80
	1080
	153000
	15000

	30
	98
	48
	242
	45
	34

	31
	16699
	75
	49
	289
	241

	32
	146800
	4030
	80
	2420
	520

	33
	33048
	4769
	73
	3189
	3132

	34
	110500
	1900
	100
	6700
	1900

	35
	50400
	4130
	260
	2850
	430

	36
	28
	1189
	329
	502
	35

	37
	35251
	8454
	-
	1635
	648

	38
	11
	547
	2
	10
	107

	39
	238060
	360
	360
	77300
	13200

	40
	107710
	650
	305
	23056
	2023


1.7 Фазовые состояния углеводородных систем и расчеты разгазирования нефти.

Давление и температура в системе сбора и подготовки продукции добывающих скважин непрерывно изменяются, что сопровождается фазовыми превращениями: разгазированием нефти, кристаллизацией парафина, выпадением солей в сложных гидродинамических условиях. Фазовые превращения происходят при отделении нефти и конденсата от их паров в сепараторах, при хранении нефти и конденсата в резервуарах, при образовании и разложении кристаллогидратов углеводородных газов.

Сжатие и охлаждение углеводородных газов при компрессионных методах переработки газа и его транспорте сопровождается фазовыми переходами. Фазовые переходы имеют место при выветривании сырого бензина или конденсата в емкостях.

Если скорость установления термодинамического равновесия между фазами смеси значительно превышает скорость изменения давления или температуры, паровая и жидкая фазы находятся в термодинамическом равновесии.

В такой системе все же возможен переход вещества из одной фазы в другую: в условиях термодинамического равновесия происходит равновесный массообмен компонентов между фазами, т.е. количество каждого компонента, перешедшего из первой фазы во вторую за данный промежуток времени равно количеству компонента, перешедшему из второй фазы в первую за тот же промежуток времени.

В замкнутом объеме при термодинамическом равновесии масса или число молей каждого компонента в системе остаются неизменными.

В условиях термодинамического равновесия при невысоких давлениях (до 1МПа) и температурах справедливо уравнение Дальтона-Рауля о равенстве парциальных давлений компонентов в паровой и жидкой фазах:
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где Niv, NiL - молярные концентрации i- го компонента в паровой и жидкой фазах соответственно;
P - давление паров смеси;
Qi - упругость насыщенных паров i-го компонента в чистом виде при заданной температуре системы.

Давление паров смеси над жидкостью в условиях термодинамического равновесия складывается из парциальных давлений компонентов, входящих в жидкость:
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Таким образом, из уравнения равновесия (1.78) следует, что распределение углеводородов между фазами двухфазной равновесной системы протекает в соответствии с упругостью насыщенных паров углеводородов и их молярными концентрациями.

При нарушении равновесия в системе вследствие изменения температуры или давления начинается перераспределение углеводородов между фазами, которое происходит до тех пор, пока парциальные давления каждого компонента в паровой и жидкой фазах не сравняются.

Углеводороды, обладающие при данной температуре упругостью насыщенных паров Q большей, чем общее давление Р системы, будут иметь более высокую концентрацию в паровой фазе, чем в жидкой и наоборот, углеводороды с давлением насыщенных паров меньшим, чем давление паров смеси, будут иметь более высокую концентрацию в жидкой фазе, чем в паровой. Следовательно, состояние углеводород, находящихся в смеси, определяется не только давлением и температурой, но еще и составом фаз.

Используя законы Рауля и Дальтона-Рауля, зная температуру и давление, при которых находится смесь, по концентрации компонента в одной фазе можно найти его концентрацию в другой. (См. задачи по курсу 'Физика пласта').

Такое решение, при котором определяются только составы паровой и жидкой фаз, не позволяют определить молярные доли паровой и жидкой фаз а, следовательно, рассчитать материальный баланс работы сепараторов, конденсаторов, испарителей, разделительных колонн, процессов сжатия и охлаждения углеводородных газов.

Константа фазового равновесия.

Рассмотрим многокомпонентную смесь заданного состава в молярных долях, находящуюся в двухфазном состоянии пар-жидкость при условиях термодинамического равновесия.

Масса смеси остается постоянной. Давление смеси газов изменяется только за счет изменения объема смеси. Температура смеси поддерживается постоянной.

Так как в данном случае имеются три переменные - давление смеси, определяемое ее составом, температура и упругость паров, которая при высоких давлениях смеси углеводородов является функцией не только температуры, но и общего давления, введена так называемая константа равновесия, представляющая собой отношение упругости паров индивидуального углеводорода Qi к давлению смеси Рсм
С учетом уравнения (1.78) можем записать:
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где Кi - константа равновесия i-го компонента при данных термодинамических условиях.

Константой фазового равновесия, или коэффициентом распределения i-го компонента в паровую и жидкую фазы, называется отношение молярной доли i-го компонента в паровой фазе к молярной доле его в жидкой фазе.

Константа фазового равновесия определяется экспериментально или расчетными методами.(табл.прил.) При низких давлениях и температурах константы  фазового равновесия углеводородов мало зависят от состава смеси.

Уравнения фазовых концентраций.
Процесс изменения соотношения между фазами и переход компонентов смеси из одной фазы в другую при постоянных массе и составе смеси и изотермическом изменении давления называется контактной (однократной) конденсацией или контактным (однократным) испарением в зависимости от того, происходит конденсация компонентов из паровой фазы или испарение компонентов жидкой фазы при изменении давления.

Общее число молей - n рассматриваемой исходной смеси равно числу молей паровой nV и жидкой nL фаз при давлении Р и температуре t:
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Число молей i-го компонента распределяется между фазами следующим образом:
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где Ni(L+V), NiV, NiL - молярные доли i-го компонента в исходной смеси.

Если разделить левую и правую части уравнения (1.82) на n, т.е. написать уравнение материального баланса распределения компонентов в смеси для одного моля смеси, то получим:
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где
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NV, NL - молярные доли паровой и жидкой фаз соответственно.
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если из (1.80) уравнения записать:
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и подставить эти выражения в (1.83), получим соотношения, связывающие молярную долю i-го компонента в двухфазной системе с общим составом смеси:
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Уравнения (1.86),(1.87) называются уравнениями фазовых концентраций компонентов смеси. Они позволяют определять концентрацию компонентов в фазах при заданных давлениях, температуре, исходном составе смеси и константах фазового равновесия.

Молярная доля паровой фазы Nv определяется из следующих соотношений:
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где n - число компонентов смеси.

Тогда из (1.86), (1.87) с учетом (1.88):
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                     (1.89)
Это выражение называется уравнением фазовых равновесий. 
Решение уравнения фазовых равновесий (1.89) методом последовательных приближений позволяет найти такое значение NV, при котором
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Затем по уравнениям фазовых концентраций, зная NV, находим молярный состав фаз.

Таким образом, алгоритм решения задачи на расчет равновесных составов нефти и газа при сепарации следующий:

· Определяем по таблице константы фазового равновесия для заданных давления и температуры сепарации для каждого компонента нефтегазовой смеси;

· Дальнейший расчет проводим в программе EXCEL:

· Решаем уравнение фазового равновесия методом последовательных приближений, т.е. последовательно задаваясь произвольными значениями NV – мольной долей газовой фазы, добиваемся, чтобы значение правой части уравнения по абсолютной величине было меньше 0,003.

· Используя уравнения фазовых концентраций и подобранное значение NV, рассчитываем молярный состав жидкой и паровой фазы. Проверкой правильности решения служит выполнение следующих соотношений: 
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Пример расчета фазового равновесия приведен в приложении.

· Исходя из молярного состава рассчитываем требуемые свойства фаз (молекулярную массу, плотность и другие).

· Количество нефти и отсепарированного газа: рассчитываем число молей исходной смеси углеводородов: 
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· Зная NV, а значит и NL, рассчитываем число молей нефти и число молей газа:
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· Зная число молей и молекулярную массу фазы, можно рассчитать количество каждой фазы:
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Типовые задачи


Типовая задача 1.21

Рассчитать равновесные составы нефти и газа в газожидкостной смеси, поступающей в сепаратор при давлении 0,3 МПа и температуре 38 0С, если известен состав пластовой нефти (молярные доли): азот – 0,001, метан – 0,3298, этан – 0,0345, пропан – 0,0702, изобутан – 0,019, бутан – 0,0467, изопентан – 0,0166, пентан – 0,0249, гексан + высшие – 0,083 и нелетучая часть – 0,3743.

Решение:

По таблицам из Приложения определить константы фазового равновесия при давлении 0,3 МПа и температуре 38 оС. 
Для заданного состав смеси при известных константах фазового равновесия по уравнению (1.89) найти молярную долю NV газообразной фазы в смеси, а по уравнениям (1.86) и (1.87) рассчитать, соответственно, составы равновесных жидкости (NiV) и газа (NiL).

Для этого задаемся произвольными молярными долями газообразной фазы в смеси. Например, первое приближение NV = 0,5. Затем, используя данные о составе смеси, рассчитывают значение левой части уравнения (1.89). В результате вычислений, при молярных долях газообразной фазы в смеси NV = 0,5; 0,4 ;0,475; 0,47; 0,46; 0,465; 0,4655; 0,467; 0,466 получены соответственно следующие значения левой части уравнения 0,0; 

-0,1074; 0, 2151; -0,0284; -0,0126; 0,0191; 0,0032; 0,0017; -0,0042; 0,000077.

Принимаем как окончательное значение NV = 0,466.

Так как исходный состав пластовой нефти, как правило, содержит погрешность, то при решении (1.89) вполне можно ограничиться приближением, при котором абсолютная величина значения правой части уравнения (1.89) отличается от нуля не более, чем на 0.003, что позволяет сократить объем вычислительной работы.

Результаты расчета равновесных составов газообразной и жидкой фаз по (1.86) и (1.87) представлены в таблице 1.18.

Расчет количества образовавшихся фаз показан в типовой задаче 1.23

Таблица1.18

Равновесные составы смеси нефти и газа при 0,3 МПа и 38 оС
	 

Компо-ненты

 
	Молярные составы нефти и газа при различных приближениях

	
	Nv = 0.465
	Nv = 0.466
	Nv = 0.467

	
	Nil
	Niv
	Nil
	Niv
	Nil
	Niv

	N2
	8∙10-6
	0,0021
	8∙10-6
	0,0021
	8∙10-6
	0,0021

	CH4
	0,011
	0,6965
	0,011
	0,6952
	0,0109
	0,6937

	C2H6
	0,0052
	0,0682
	0,0052
	0,0681
	0,0052
	0,068

	C3H8
	0,0296
	0,1169
	0,0296
	0,1168
	0,0295
	0,1166

	i-C4H10
	0,0148
	0,0238
	0,0148
	0,0238
	0,0148
	0,0238

	C4H10
	0,0431
	0,0508
	0,0431
	0,0508
	0,0431
	0,0508

	i-C5H12
	0,0218
	0,0107
	0,0218
	0,0107
	0,0218
	0,0107

	C5H12
	0,0343
	0,0141
	0,0343
	0,0141
	0,0344
	0,0141

	C6H14
	0,1394
	0,0181
	0,1396
	0,0181
	0,1398
	0,0182

	C7H16+
	0,6996
	0
	0,7009
	0
	0,7023
	0

	Итого
	0,9988
	1,0013
	1,0003
	0,9997
	1,0018
	0,998


Таблица1.19

Пример оформления решения задачи на расчет фазового равновесия нефть-газ в EXCEL:

	Компо-

ненты
	Молярный

состав пластовой

нефти,   Ni(L+V)
	Молекулярная масса компонентов, г/моль
	Константы равновесия при Р=0,6 МПа,

t=20 ОС
	Молярный состав

продуктов

сепарации
	бор

NV

	
	
	
	
	Нефть, NiL
	Газ, NiV
	

	СН4
	0,2671
	16
	25
	0,034706
	0,867658
	0,8329522

	С2H6
	0,0182
	30
	7
	0,006731
	0,047120
	0,0403889

	С3Н8
	0,0375
	44
	1,4
	0,033735
	0,047229
	0,0134941

	i-C4H10
	0,0152
	58
	0,56
	0,017327
	0,009703
	-0,007624

	n-C4H10
	0,0352
	58
	0,38
	0,042562
	0,016173
	-0,026389

	i-C5H12
	0,0183
	72
	0,16
	0,023901
	0,003824
	-0,020077

	n- C5H12
	0,0262
	72
	0,12
	0,034460
	0,004135
	-0,030326

	C6H14
	0,0729
	86
	0,04
	0,099568
	0,003982
	-0,095586

	C7+ ВЫСШИЕ
	0,5074
	250
	0
	0,703744
	0
	-0,703745

	
	
	
	
	0,996738
	0,999827
	0,0030892

	
	Сумма = 1
	
	
	
	
	NV = 0,279

	
	
	
	
	
	
	NL = 0,721


Продолжение таблицы расчетов1.19

	Молеку-

лярная масса смеси,

Мсм
	Число молей исходной смеси,    nсм
	Число молей нефти,     nн
	Число молей газа,     nг
	Молеку-лярная масса нефти,      Мн
	Молеку-лярная масса газа,      

Мг
	Количест-

во нефти,      Gн,

 т/сут
	Количест-

во газа,       Gг,

 т/сут
	Заданный расход смеси, т/сут

	4,27
	
	
	
	0,55
	13,88
	
	
	

	0,54
	
	
	
	0,20
	1,41
	
	
	

	1,65
	
	
	
	1,48
	2,08
	
	
	

	0,88
	
	
	
	1,00
	0,56
	
	
	

	2,04
	
	
	
	2,47
	0,94
	
	
	

	1,32
	
	
	
	1,72
	0,27
	
	
	

	1,87
	
	
	
	2,48
	0,29
	
	
	

	6,26
	
	
	
	8,56
	0,34
	
	
	

	126,85
	
	
	
	175,93
	0
	
	
	

	145,71
	823
	594
	229
	194,43
	19,8
	115450,8
	4549,2
	120000


Типовая задача 1.22
Рассчитать молярные и массовые доли нефти и газа при двухступенчатой дегазации пластовой нефти. Температура дегазации 20 0С. Давление на первой ступени 0,6 МПа, на второй 0,1 МПа. Состав пластовой нефти: метан 0,2695; этан 0,0180; пропан 0,0375; изобутан 0,0152; бутан 0,0352; изопентан 0,0183; пентан 0,026; гексан 0,0729; гептан+высшие 0,5074. Молярная масса фракции гептан+высшие 284 кг/кмоль.

Решение:

Решение задачи аналогично предыдущей (табл.1.20).

Константы фазового равновесия при давлении 0,6 МПа рассчитывают (см. приложение) квадратичной интерполяцией (см. предыдущую задачу).

Молярную массу пластовой нефти рассчитывают по формуле
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где n - число компонентов;
Ni(L+V) - молярная доля i-го компонента в смеси;

Мi - молярная масса i-го компонента, кг/кмоль.

Результат решения уравнения (1.89), необходимый в дальнейшем для расчета составов и равновесного газа, при молярных долях газообразной фазы в смеси NV = 0,5; 0,25; 0,3; 0,28; 0,285; 0,283; 0,284 соответственно дает следующие значения левой части уравнения: -0,7212; 0,1393; -0,0631; 0,0134; -0,0062; 0,0016;таблица 1.20. Составы нефти и газа на первой ступени сепарации

Таблица1.20

	Компо-

ненты


	Молярн. состав пластовой нефти
	Молярн. масса, кг/кмоль
	Константы равновесия при

р =0,6 МПа, t=20 0С
	Молярный состав, %

	
	
	
	
	жидкости
	газа

	
	
	
	
	Расчет-ный
	Откор-

ректир.
	Расчет-ный
	Откор-

ректир.

	СH4
	0,2695
	16,04
	28,5
	3,07
	3,07
	87,46
	87,46

	C2H6
	0,0180
	30,07
	5,1
	0,83
	0,83
	4,25
	4,05

	C3H8
	0,0375
	44,09
	1,45
	3,33
	3,33
	4,82
	4,52

	i-C4H10
	0,0152
	58,12
	0,48
	4,40
	4,40
	2,11
	1,81

	C4H10
	0,0352
	58,12
	0,39
	4,25
	4,25
	1,66
	1,39

	i-C5H12
	0,0183
	72,15
	0,145
	2,41
	2,41
	0,35
	0,25

	C5H12
	0,0260
	72,15
	0,119
	3,46
	3,46
	0,41
	0,31

	C6H14
	0,0729
	86,17
	0,031
	10,04
	9,04
	0,31
	0,21

	C7H16
	0,5074
	284
	0
	70,77
	69,21
	0
	0

	высшие
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	нефть
	∑1,0000
	163
	 
	∑102,56
	∑100,00
	∑101,37
	∑100,00


Так как значение левой части (1.89) при NV = 0,283 удовлетворяет неравенству |0,0016| < |0,003| (см. задачу), то молярная доля газообразной фазы на первой ступени дегазации пластовой нефти при давлении 0,6 МПа и температуре 20 0С может быть принята равной 0,283.

Необходимость корректировки состава нефти и равновесного газа вызвана неточностью решения (1.89). При корректировке учитывают следующее. Из-за некоторой неравновесности разгазирования нефти в сепараторах фактический состав жидкости более обогащен легкими углеводородами по сравнению с рассчитанным равновесным составом. Поэтому корректируют в составе жидкости только доли тяжелых компонентов, а в составе газа доли всех компонентов тяжелее метана в сторону уменьшения.

Пренебрегая захватом пузырьков газа жидкостью на первой ступени сепарации, принимают за исходный состав нефти на второй (последней) состав жидкости на первой ступени (1.21)

Составы жидкой и газообразной фаз рассчитывают по (1.86) и (1.87) после решения уравнения (1.89) при последовательных приближениях молярных долей газообразной фазы в смеси NV = 0,5; 0,1; 0,005; 0,076; 0,06; 0,059; 0,0595 и соответствующих значений левой части его: -1,3345; -0,2748; 0,1082; -0,1292; -0,0041; 0,0058; 0,00079.

Корректировку расчетных составов нефти и попутного газа проводят аналогично корректировке составов после первой ступени сепарации.

Таблица 1.21

Составы нефти и газа после второй ступени сепарации

	Компо-ненты


	Молярный состав смеси на входе в сепаратор
	Константы равновесия при

р=0,1 МПа
	Молярный состав, %

	
	
	
	жидкости
	газа

	
	
	
	расчетный
	откоррект.
	расчетный
	откоррект.

	СH4
	0,0307
	174
	0,27
	0,27
	47,30
	47,30

	C2H6
	0,0083
	29
	0,31
	0,32
	9,03
	9,03

	C3H8
	0,0333
	8
	2,35
	2,36
	18,81
	18,81

	i-C4H10
	0,0440
	2,8
	3,97
	3,97
	11,13
	11,11

	C4H10
	0,0425
	2,0
	4,01
	4,01
	8,02
	8,0

	i-C5H12
	0,0241
	0,8
	2,44
	2,44
	1,95
	1,95

	C5H12
	0,0346
	0,6
	3,54
	3,54
	2,13
	2,1

	C6H14
	0,0904
	0,18
	9,50
	9,50
	1,71
	1,7

	C7H16
	0,6921
	0
	73,59
	73,59
	0
	0

	высшие
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	 
	∑1,0000
	 
	∑99,98
	∑100,00
	∑101,37
	∑100,00


Молярные массы нефти и газа на I и II ступенях сепарации, рассчитанные по (1.8), представлены в таблице 1.22.

Таблица 1.22.

Молярные массы нефти и газа

	Нефть и газ I и II ступеней
	Молярная масса, кг/моль

	Нефть:
	

	пластовая
	163

	после I ступени сепарации
	216

	после II ступени сепарации
	227

	Газ
	

	после I ступени сепарации
	19,7

	после II ступени сепарации
	34,1


В окончательном виде составы нефти и газа при двухступенчатой дегазации пластовой нефти при 20 0С с давлением на первой ступени 0,6 МПа, а на второй 0,1 МПа представлены в таблице1.23 Как видно из табл.1.23, газ после первой ступени сепарации содержит всего 12,46% компонентов тяжелее пропана. Газ же после второй ступени сепарации содержит таких компонентов 45,45%, т.е. в 3,6 раза больше. Так как газ после второй ступени содержит почти половину жирных компонентов, его необходимо направлять на дополнительную обработку.

Таблица 1.23.

Составы нефти и газа по ступеням сепарации

	Компоненты

 
	Массовый состав, %

	
	пластовой

 нефти
	после I ступени
	после II ступени

	
	
	нефти
	газа
	нефти
	газа

	СH4
	2,65
	0,24
	71,22
	0,01
	22,26

	C2H6
	0,33
	0,13
	6,19
	0,03
	7,97

	C3H8
	1,01
	0,69
	10,13
	0,40
	24,32

	i-C4H10
	0,54
	1,19
	5,35
	1,00
	18,4

	C4H10
	1,26
	1,15
	4,11
	1,00
	13,64

	i-C5H12
	0,81
	0,82
	0,93
	0,76
	4,13

	C5H12
	1,15
	1,17
	1,15
	1,12
	4,44

	C6H14
	3,85
	3,61
	0,92
	3,61
	4,30

	C7H16
	88,40
	91,59
	0
	92,07
	0

	+высшие
	 
	 
	 
	 
	 

	 
	∑100,00
	∑100,00
	∑100,00
	∑100,00
	∑100,00


Типовая задача 1.23
Газ концевых ступеней сепарации в количестве 143,82 т/сут сжимается до давления первой ступени сепарации 0,5 МПа и охлаждается в воздушном холодильнике до 10 0С, затем поступает в сепаратор для отделения конденсата от газообразной фазы.

Молярный состав газа концевых ступеней сепарации принять следующим (%): метан 47,3, этан 9,03, пропан 18,81, изобутан 11,11, бутан 8,0, изопентан 1,95, пентан 2,1, гексан 1,7.

Определить составы газа и конденсата после компримирования и охлаждения. Найти количество получающегося конденсата.

Решение:

Решение задачи сводится к решению уравнения фазовых равновесий (1.89) и затем уравнений (1.86), (1.87). Константы фазового равновесия определяют по номограммам или таблицам.

Решения уравнения (1.89) при последовательных приближениях молярных долей газообразной фазы смеси NV = 0,5; 0,99; 0,9; 0,9; 0,92; 0,91; 0,917 равны соответственно значениям левой части этого уравнения: 0,7998; -0,5308; 0,0553; -0,1440; -0,01010; 0,0243; 0,00059.

Если значение левой части уравнения (1.89) по абсолютной величине меньше 0,003, то поиски решения заканчиваются, а молярная доля газообразной фазы, при которой получено такое отличие левой части от нуля, используется в дальнейших расчетах.

Всего в сепаратор поступает 143,82 т/сут смеси углеводородов, молярная масса которых равна:
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=0,473∙16,04+…+0,017∙86,17= 34,1 кг/моль,

где r - число углеводородов в смеси.

Из всего количества молей смеси углеводородов

m/Mсм = 143,82/34,1∙10 3 = 4217,6 кмоль/сут

0,917 составляет газ и 0,083 – соответственно, конденсат.

Так как молярная масса получающегося газа равна
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= 0,5144∙16,04 + ... + 0,0038∙86,17 = 31,5 кг/кмоль,

а конденсата
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 = 0,0155∙16,04 + ... + 0,162∙86,17 = 62,66 кг/кмоль,

то количество конденсата, образующегося в сепаратор, будет

4217,6∙62,66∙0,083 = 21,93 т/сут,

и, соответственно, газа

4217,6∙31,5∙0,917 = 121,83 т/сут.

Сумма 121,83 + 21,93 = 143,76 < 143,82 на 0,06 вследствие округления при расчете.

Полученный газ содержит еще много пропан-бутановых фракций и поэтому охлаждение его только до 10 оС недостаточно.

Результаты предоставлены в таблице 1.24.

Таблица 1.24

Составы конденсата и газа после компримирования при 0,5 МПа и охлаждении до 10оС

	Компоненты
	Константы равновесия
	Молярный состав, %

	
	
	конденсата
	газа

	
	
	расчетный
	откоррект.
	расчетный
	откоррект.

	СH4
	33,0
	1,56
	1,55
	51,44
	51,44

	C2H6
	5,0
	1,93
	1,95
	9,67
	9,67

	C3H8
	1,3
	14,75
	14,75
	19,18
	19,18

	i-C4H10
	0,45
	22,42
	22,45
	10,09
	10,09

	C4H10
	0,35
	19,80
	19,80
	6,93
	6,93

	i-C5H12
	0,11
	10,61
	10,60
	1,17
	1,17

	C5H12
	0,09
	12,69
	12,70
	1,14
	1,14

	C6H14
	0,024
	16,19
	16,20
	0,39
	0,38

	Сумма 
	 
	99,95
	100,00
	100,01
	100,00


Задание для самостоятельной работы по теме 1.7


Задача 1.22

Рассчитать равновесные составы нефти и газа для газожидкостной смеси, поступающей в сепаратор при заданном давлении и температуре,если известен состав пластовой нефти (мольн.%).Определить количетво получающихся нефти и газа при заданном расходе сырья, и известной молекулярной массе нелетучего осадка.

Таблица1.25

Исходные данные к задаче1.22
	Состав смеси, % мольн.
	Варианты

	
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10

	СН4
	32,55
	24,42
	17,26
	27,37
	27,45
	36,01
	38,30
	39,58
	50,35
	17,26

	С2H6 
	0,38
	1,22
	3,24
	2,36
	3,89
	0,30
	9,61
	0,27
	13,20
	3,24

	С3Н8
	0,72
	2,67
	6,82
	5,00
	8,01
	0,32
	7,99
	0,22
	7,29
	6,82

	i-C4H10
	1,16
	1,68
	1,36
	2,01
	1,78
	0,64
	0,86
	0,62
	1,35
	1,36

	n-C4H10
	0,82
	3,56
	4,17
	3,86
	5,70
	0,12
	3,94
	0,13
	3,36
	4,17

	i-C5H12
	1,29
	1,96
	1,65
	1,98
	2,09
	0,22
	1,27
	0,27
	1,22
	1,65

	n- C5H12
	0,53
	2,65
	2,58
	2,38
	3,53
	0,06
	2,48
	0,08
	1,78
	2,58

	C6H14
	3,47
	5,22
	4,42
	5,27
	5,66
	1,56
	3,20
	0,76
	2,48
	4,42

	C7+ ВЫСШИЕ  

(нелетучий остаток)
	59,08
	56,62
	58,50
	49,77
	41,89
	60,77
	32,35
	58,07
	18,97
	58,50

	Молекулярная масса остатка
	264
	206
	249
	240
	210
	284
	264
	314
	215
	250

	Расход сырья, т/сут
	5200
	6500
	5980
	8000
	6000
	7600
	6800
	8400
	10000
	9200

	Условия сепарации:
	

	давление, МПа
	0,3
	0,2
	0,4
	0,6
	0,7
	0,5
	0,4
	0,5
	0,6
	0,7

	температ., оС
	30
	20
	10
	20
	25
	30
	20
	10
	15
	35


	Состав смеси, % мольн.
	Варианты

	
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20

	СН4
	21,43
	12,71
	21,43
	26,7
	27,4
	26,2
	34
	39,6
	33,5
	12,98

	С2H6 
	0,66
	3,35
	0,66
	1,5
	2,36
	2,17
	0,84
	0,3
	8,2
	3,35

	С3Н8
	3,46
	8,48
	3,46
	1,9
	5,99
	5,3
	2,53
	0,2
	10,6
	8,48

	i-C4H10
	1,80
	2,24
	1,8
	1,6
	2,01
	1,6
	1,41
	0,6
	2,1
	2,24

	n-C4H10
	5,50
	6,39
	5,5
	1,9
	3,88
	4,2
	2,56
	0,6
	6,8
	6,39

	i-C5H12
	2,94
	2,33
	2,94
	5,1
	7,23
	6,5
	6,12
	1,0
	7,0
	2,33

	n- C5H12
	4,65
	3,69
	4,65
	4,9
	7,68
	7,4
	5,72
	4,1
	6,3
	3,69

	C6H14
	-
	0,27
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	C7+ ВЫСШИЕ  

(нелетучий остаток)
	59,55
	60,54
	59,56
	56,4
	43,45
	46,63
	46,82
	53,6
	25,5
	60,54

	Молекулярная масса остатка
	223,6
	222,6
	223,6
	240
	235
	175
	275
	220
	180
	222,6

	Расход сырья, т/сут
	2600
	10000
	5450
	20000
	1500
	4000
	1000
	10000
	5500
	6300

	Условия сепарации:
	

	давление, МПа
	0,1
	0,1
	0,1
	0,6
	0,4
	0,9
	0,5
	0,5
	0,6
	0,1

	температ., оС
	40
	20
	10
	20
	10
	0
	25
	25
	35
	40


	Состав смеси, % мольн.
	Варианты

	
	21
	22
	23
	24
	25
	26
	27
	28
	29
	30

	СН4
	21,44
	28,72
	33,14
	34,45
	28,37
	28,48
	24,75
	26,8
	34,49
	36,32

	С2H6 
	0,66
	2,72
	0,38
	0,84
	2,36
	3,89
	1,22
	1,71
	8,24
	0,3

	С3Н8
	3,46
	6,37
	0,72
	2,08
	5,0
	8,21
	2,67
	5,33
	10,57
	0,32

	i-C4H10
	1,80
	1,65
	1,16
	1,41
	2,01
	1,78
	1,68
	1,55
	2,12
	0,64

	n-C4H10
	5,50
	4,9
	0,82
	2,56
	3,88
	5,7
	3,56
	4,15
	6,77
	0,12

	i-C5H12
	2,94
	1,84
	1,29
	1,72
	1,98
	2,09
	1,96
	1,73
	1,9
	0,22

	n- C5H12
	4,65
	2,83
	0,53
	1,78
	2,38
	3,53
	2,65
	2,46
	2,94
	0,06

	C6H14
	-
	8,42
	3,47
	4,4
	5,27
	5,66
	5,22
	4,74
	4,13
	1,56

	C7+ ВЫСШИЕ  

(нелетучий остаток)
	59,58
	42,56
	58,49
	50,76
	48,75
	40,66
	56,29
	51,53
	28,84
	60,46

	Молекулярная масса остатка
	238
	238
	264
	270
	239
	210
	206
	229
	187
	284

	Расход сырья, т/сут
	150
	140
	90
	100
	120
	180
	200
	160
	190
	110

	Условия сепарации:
	

	давление, МПа
	0,3
	0,4
	0,5
	0,6
	0,7
	0,8
	0,3
	0,4
	0,5
	0,55

	температ., оС
	20
	15
	-15
	10
	-10
	25
	5
	15
	-5
	-20


	Состав смеси, % мольн.
	Варианты

	
	31
	32
	33
	34
	35
	36
	37
	38
	39
	40

	СН4
	35,02
	40,1
	27,49
	17,69
	38,82
	40,64
	52,42
	21,44
	12,98
	33,5

	С2H6 
	1,5
	0,27
	1,48
	3,24
	0,65
	9,61
	13,2
	0,66
	3,35
	8,2

	С3Н8
	3,15
	0,22
	1,94
	6,82
	0,98
	7,9
	7,29
	3,46
	8,48
	10,6

	i-C4H10
	1,34
	0,62
	0,85
	1,36
	0,72
	0,86
	1,35
	1,80
	2,24
	2,1

	n-C4H10
	3,43
	0,13
	1,93
	4,17
	0,3
	3,94
	3,36
	5,50
	6,39
	6,8

	i-C5H12
	1,76
	0,27
	1,42
	1,65
	0,33
	1,27
	1,22
	2,94
	2,33
	7,0

	n- C5H12
	2,43
	0,08
	1,55
	2,58
	0,19
	2,48
	1,78
	4,65
	3,69
	6,3

	C6H14
	4,71
	0,76
	3,67
	4,42
	1,37
	3,2
	2,48
	-
	-
	-

	C7+ ВЫСШИЕ  

(нелетучий остаток)
	46,66
	57,55
	59,67
	58,07
	56,64
	30,1
	16,9
	59,55
	60,54
	25,5

	Молекулярная масса остатка
	231
	314
	286
	249
	363
	264
	215
	223,6
	222,6
	180

	Расход сырья, т/сут
	100
	120
	110
	120
	130
	140
	150
	2600
	200
	190

	Условия сепарации:
	

	давление, МПа
	0,6
	0,5
	0,7
	0,3
	0,4
	0,8
	0,8
	0,1
	0,7
	0,5

	температ., оС
	-5
	5
	20
	-15
	10
	-10
	-20
	10
	10
	20


НЕФТЯНЫЕ ЭМУЛЬСИИ
Продукция скважин представляет собой смесь газа, нефти и воды. Вода и нефть при перемешивании образуют механическую смесь водо- нефтяную эмульсию, причем количественное соотношение воды и нефти в процессе разработки месторождения может меняться в широких пределах.

Эмульсия - это смесь дисперсных частиц, которые образуются под влиянием затраченной энергии. Большинство исследователей считает, что в пластовых условиях диспергирование газо-водо-нефтяных систем исключается. Глубинные пробы жидкости, отобранные у забоя скважины, как правило состоят из безводной нефти и воды.

При подъеме нефти и понижении давления газ выделяется с такой энергией, что ее уже достаточно для диспергирования капель пластовой воды. Но наиболее устойчивые нефтяные эмульсии образуются при механическом способе, компрессорном способе добычи нефти, когда в качестве рабочего агента применяется воздух

Эмульсией называется такая система двух взаимно нерастворимых жидкостей (или не вполне растворимых), в которых одна содержится в другой во взвешенном состоянии в виде огромного количества микроскопических капель (глобул).
Нефтяные эмульсии характеризуются следующими свойствами:

I. Дисперсность - т.е. степень раздробленности.

Дисперсионность является основной характеристикой эмульсии и характеризуется тремя величинами (параметрами):

1. dк - диаметр капли

2. 1/dк - обратная величина диаметру капли (дисперсность)

3. Sуд - удельная межфазная поверхность

II. Вязкость эмульсии – не аддитивное свойство.

μэ ≠ μн + μв                                                                                 (2.5)

где μн - абсолютная вязкость нефти;

μв - абсолютная вязкость воды.
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а измеряемая вязкость μ* называется кажущейся.

dк  может быть самым разнообразным и колебаться в пределах от 0,1 до 100мк (микрон) 10-5–10-2 см.

Эмульсии могут быть:

1. монодисперсные, состоящие из dк одинакового диаметра,

2. полидисперсные, микрогетерогенные системы, видны в микроскоп,

3. коллоидные, ультрамикрогетерогенные системы.

Для оценки вязкости используются различные эмпирические формулы:
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где μэ - вязкость эмульсии;

μ - внешняя вязкость;

ε  - отношение объема диспергированного вещества к общему объему.
III. Плотность эмульсии - функция почти аддитивная и потому определяется относительно легко (на основании структурно молекулярной особенности молекул).
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где g - содержание Н2О и растворимых солей в эмульсии, %:
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где go - содержание чистой воды,%;

X - содержание растворимых солей в воде, %.
IV. Электрические свойства эмульсии. И нефть и вода, хорошие диэлектрики, (φ - удельная электропроводность). Дана в таблицах. Электропроводность нефтяных эмульсий обусловлена не только количественным содержанием Н2О, нефти дисперсностью и количественным содержанием кислот и солей.

V. Устойчивость - способность в течении некоторого времени не разрушаться и не разделятся на нефть и воду. 

Типовые задачи
Типовая задача 2.1
Пластовая вода плотностью 1086 кг/м3 и нефть плотностью 840 кг/м3 при добыче образуют эмульсию. Рассчитать плотность эмульсии, если известно, что она содержит 45% чистой воды, а минерализация обусловлена NaCl или CaCl2.
Решение

Плотность эмульсии определяется по формуле
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Исходя из плотности пластовой воды по таблице находим соответствующее содержание растворенных солей Х, %: 

при ρв = 1086 кг/м3    Х = 12%

Рассчитываем содержание воды и растворенных солей в эмульсии:
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Плотность эмульсии:
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Типовая задача 2.2

Рассчитать содержание чистой воды в нефтяной эмульсии, если плотность эмульсии равна 980 кг/м3, плотность воды 1197 кг/м3, а минерализация обусловлена NaCl или CaCl2.

Решение:

Содержание воды в нефтяной эмульсии определяется по формуле:
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Исходя из плотности пластовой воды по таблице 2.1 из Приложения [2] находим соответствующее содержание растворенных солей Х в %

при  ρв = 1197 кг/м3   Х = 26%

Рассчитываем содержание чистой воды в эмульсии:
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ПРИЛОЖЕНИЕ К РАЗДЕЛУ 2

Таблица2.1

Плотность растворов неорганических солей

	NaCl (20*)
	CaCl2 (20*)

	Х, %
	ρ, кг/м3
	Х, %
	ρ, кг/м3

	1
	1005,3
	1
	1007,0

	2
	1012,5
	2
	1014,8

	4
	1026,8
	4
	1031,6

	6
	1041,3
	6
	1048,6

	8
	1055,9
	8
	1065,9

	10
	1070,7
	10
	1083,5

	12
	1085,7
	12
	1101,5

	14
	1100,9
	14
	1119,8

	16
	1116,2
	16
	1138,6

	18
	1131,9
	18
	1157,8

	20
	1147,8
	20
	1177,5

	22
	1164,0
	25
	1228,4

	24
	1180,4
	28
	1260,3

	26
	1197,2
	30
	1281,6

	-
	-
	35
	1337,3

	-
	-
	40
	1395,7


Типовая задача 2.3
В сборный коллектор после первой ступени сепарации дожимными насосами перекачивается обводненная продукция L скважин с дебитами Qj, м3/сут (в условиях сборного коллектора). Массовая обводненность продукции каждой j-той скважины в условиях сборного коллектора составляет Wj. Известны значения плотности нефти ρн и воды ρв после дожимных насосов.

Найти: 

· массовую долю воды в смеси продукций всех скважин (массовую обводненность);

· плотность эмульсии в сборном коллекторе (плотность смеси эмульсий всех скважин).

Решение:

1. Определение массовой обводненности смеси продукции скважин.

Известно, что массовая доля компонента в смеси gi – это отношение массы i-го компонента к суммарной массе смеси L компонентов (1.1).
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В частном случае, массовая доля воды в водонефтяной эмульсии W -это отношение массы воды в эмульсии к массе водонефтяной эмульсии:
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где mэ – масса водонефтяной эмульсии, кг,

mэ = mв + mн,                                                                             (2.19)
где mн - масса нефти в эмульсии, кг. 

Исходя из уравнений (1.1) и (2.18), можем записать:
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Из уравнения (2.18) следует, что масса воды в продукции j-той скважины равна:

mвj = Wj∙mэj.                                                                               (2.21)

Тогда уравнение (2.20) примет вид:
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Зная дебит скважины, массу эмульсии j-той скважины можно рассчитать по уравнению:

mэj = Qj ∙ρэj ∙t,                                                                              (2.23)
где t - время, с.

Учтем, что плотность эмульсии - это
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Подставляем уравнения (2.23) и (2.24) в уравнение (2.22):
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После преобразований получаем:
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Подставляем числовые значения из условия задачи, получим:

Wсм = 0,0645 / 0,3996 = 0,16

2. Определение плотности эмульсии в сборном коллекторе.
По определению, плотность смеси веществ - отношение массы к объему этой смеси: 
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По этому определению и условиям задачи можем записать:
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Зная дебит скважины, объем эмульсии j-той скважины можно рассчитать по уравнению:

Vэj = Qj∙t                                                                                     (2.28)
Подставив (2.23) и (2.28) в (2.27) , получим:
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С учетом выражения (2.24) для плотности эмульсии:
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                                      (2.30)
Подставляя значения параметров из условия задачи, получаем:

ρсм = 357422,5 / 404 = 884,7 кг/м3
Задание для самостоятельной работы по теме 2
Задача 2.1

Пластовая вода известной плотностью и нефть известной плотностью при добыче образуют эмульсию. Рассчитать плотность эмульсии, если известно, скольков ней содержится чистой воды, а минерализация обусловлена NaCl или CaCl2и выразить ее в размерности кг/м3. Результат вычислений округлить с точностью до десятых по правилам округления.
Исходные данные



Задача 2.2
Рассчитать содержание чистой воды в нефтяной эмульсии, если известна плотность эмульсии, плотность нефти и плотность воды, а минерализация обусловлена NaCl или CaCl2 Результат вычислений округлить с точностью до десятых по правилам округления.
Исходные данные


Задача 2.3
В сборный коллектор после первой ступени сепарации дожимными насосами перекачивается обводненная продукция L скважин с дебитами Qj, м3/сут (в условиях сборного коллектора). Массовая обводненность продукции каждой j-той скважины в условиях сборного коллектора составляет Wj. Известны значения плотности нефти ρн и воды ρв после дожимных насосов.

Найти: 

· массовую долю воды в смеси продукций всех скважин (массовую обводненность);

· плотность эмульсии в сборном коллекторе (плотность смеси эмульсий всех скважин).

Исходные данные




Таблица 2.2
Исходные данные к задаче 2.1
	Параметр
	Варианты

	
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10

	Плотность пластовой воды, кг/м3
	1005,3
	1101,5
	1041,3
	1177,5
	1100,9
	1031,6
	1180,4
	1228.4
	1085,7
	1014,8

	Плотность нефти, кг/м3
	864
	872
	880
	865
	902
	832
	897
	880
	844
	852

	Содержание чистой воды, %
	45
	20
	34
	56
	28
	12
	60
	40
	45
	8

	Минерализация обусловлена
	NaCl
	CaCl2
	NaCl
	CaCl2
	NaCl
	CaCl2
	NaCl
	CaCl2
	NaCl
	CaCl2


	Параметр
	Варианты

	
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20

	Плотность пластовой воды, кг/м3
	1086
	1086
	1086
	1086
	1056
	1056
	1180
	1180
	1180
	1027

	Плотность нефти, кг/м3
	840
	840
	840
	863
	860
	848
	800
	832
	835
	820

	Содержание чистой воды, %
	12
	8
	26
	12
	20
	36,8
	30
	30
	10
	40

	Минерализация обусловлена
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl


	Параметр
	Варианты

	
	21
	22
	23
	24
	25
	26
	27
	28
	29
	30

	Плотность пластовой воды, кг/м3
	1027
	1027
	1086
	1071
	1071
	1041
	1041
	1041
	1056
	1180

	Плотность нефти, кг/м3
	815
	828
	812
	820
	873
	820
	877
	813
	830
	860

	Содержание чистой воды, %
	42
	15
	40
	40
	45
	40
	32
	25
	55
	68

	Минерализация обусловлена
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl


	Параметр
	Варианты

	
	31
	32
	33
	34
	35
	36
	37
	38
	39
	40

	Плотность пластовой воды, кг/м3
	1178
	1178
	1084
	1260
	1260
	1260
	1102
	1102
	1228
	1120

	Плотность нефти, кг/м3
	815
	828
	812
	820
	873
	820
	877
	813
	830
	860

	Содержание чистой воды, %
	45
	20
	34
	56
	28
	12
	60
	40
	45
	8

	Минерализация обусловлена
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2


Таблица2.3

Исходные данные к задаче 2.2
	Параметр
	Варианты

	
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10

	Плотность эмульсии, кг/м3
	860
	870
	900
	888
	965
	931
	919
	944
	868
	891

	Плотность нефти, кг/м3
	840
	840
	840
	863
	860
	848
	800
	832
	832
	820

	Плотность пластовой воды, кг/м3
	1086
	1086
	1086
	1086
	1056
	1056
	1180
	1180
	1186
	1027

	Минерализация обусловлена
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl
	NaCl


	Параметр
	Варианты

	
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20

	Плотность эмульсии, кг/м3
	1120
	1037
	976
	1153
	937
	1145
	918
	956
	1149
	876

	Плотность нефти, кг/м3
	860
	823
	860
	800
	820
	867
	818
	870
	880
	840

	Плотность пластовой воды, кг/м3
	1178
	1178
	1084
	1260
	1260
	1260
	1102
	1102
	1228
	1120

	Минерализация обусловлена
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2

	Параметр
	Варианты

	
	21
	22
	23
	24
	25
	26
	27
	28
	29
	30

	Плотность эмульсии, кг/м3
	1120
	1037
	976
	1153
	937
	1145
	918
	956
	1149
	876

	Плотность нефти, кг/м3
	860
	823
	860
	800
	820
	867
	818
	870
	880
	840

	Плотность пластовой воды, кг/м3
	1178
	1178
	1084
	1260
	1260
	1260
	1102
	1102
	1228
	1120

	Минерализация обусловлена
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2

	Параметр
	Варианты

	
	31
	32
	33
	34
	35
	36
	37
	38
	39
	40

	Плотность эмульсии, кг/м3
	1120
	1037
	976
	1153
	937
	1145
	918
	956
	1149
	876

	Плотность нефти, кг/м3
	860
	823
	860
	800
	820
	867
	818
	870
	880
	840

	Плотность пластовой воды, кг/м3
	1178
	1178
	1084
	1260
	1260
	1260
	1102
	1102
	1228
	1120

	Минерализация обусловлена
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2
	CaCl2


Таблица2.4

Исходные данные к задаче 2.3
	Параметр
	Варианты

	
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10

	Дебиты скважин, м3/сут

Q1

Q2

Q3

Q4

Q5
	142

138

129

118

100
	150

130

80

70

100
	93

122

128

140

153
	95

82

107

113

122
	84

115

140

120

100
	95

91

105

62

70
	110

115

90

80

150
	60

92

117

133

120
	133

120

118

109

80
	140

120

90

111

80

	Обводненность продукции, %

W1
W2

W3

W4

W5
	0,48

0,39

0,27

0,30

0,12
	0,90

0,70

0,30

0,20

0,60
	0,20

0,28

0,32

0,35

0,70
	0,32

0,24

0,29

0,40

0,80
	0,90

0,20

0,40

0,30

0,10
	0,20

0,37

0,15

0,80

0,70
	0,30

0,40

0,50

0,45

0,80
	0,24

0,18

0,35

0,47

0,12
	0,88

0,76

0,72

0,30

0,90
	0,80

0,60

0,40

0,50

0,70

	Плотность нефти, кг/м3
	832
	827
	852
	823
	818
	839
	880
	866
	810
	892

	Плотность пластовой воды, кг/м3
	1053
	1090
	1039
	1036
	1044
	1084
	1015
	1111
	1084
	1160


	Параметр
	Варианты

	
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20

	Дебиты скважин, м3/сут

Q1

Q2

Q3

Q4

Q5
	60
92

117

133

120
	67

75

89

115

140
	80

82

75

78

62
	75

79

84

64

70
	115

98

70

120

140
	65

68

70

73

76
	60

65

70

78

83
	125

117

80

60

100
	86

92

88

105

118
	90

75

110

130

142

	Обводненность продукции, %

W1
W2

W3

W4

W5
	0,24

0,18

0,35

0,47

0,12
	0,33

0,28

0,15

0,42

0,1
	0,5

0,46

0,48

0,3

0,2
	0,3

0,34

0,4

0,12

0,2
	0,8

0,9

0,3

0,4

0,2
	0,1

0,15

0,2

0,18

0,3
	0,2

0,24

0,32

0,48

0,5
	0,3

0,7

0,8

0,6

0,4
	0,42

0,38

0,29

0,15

0
	0,33

0,44

0,65

0,6

0,7

	Плотность нефти, кг/м3
	832
	811
	873
	837
	870
	850
	858
	825
	864
	841

	Плотность пластовой воды, кг/м3
	1111
	1052
	1060
	1030
	1020
	1100
	1040
	1042
	1025
	1045


	Параметр
	Варианты

	
	21
	22
	23
	24
	25
	26
	27
	28
	29
	30

	Дебиты скважин, м3/сут

Q1

Q2

Q3

Q4

Q5
	50

90

115

130

135
	140

120

90

111

80
	116

118

120

90

85
	107

91

85

78

67
	85

88

78

71

65
	68

72

75

81

150
	112

143

91

116

130
	94

98

107

123

118
	55

40

70
100

85
	60

72

58

85

75

	Обводненность продукции, %

W1
W2

W3

W4

W5
	0,9

0,6

0,5

0,55

0,48
	0,8

0,6

0,4

0,5

0,7
	0,83

0,74

0,79

0,56

0,4
	0,9

0,8

0,4

0,3

0,35
	0,33

0,38

0,21

0,26

0,28
	0,3

0,4

0,35

0,42

0,9
	0,67

0,61

0,49

0,51

0,3
	0,39

0,42

0,51

0,3

0,2
	0,6

0,6

0,49

0,26

0,3
	0,7

0,4

0,21

0,32

0,56

	Плотность нефти, кг/м3
	839
	815
	828
	833
	873
	830
	814
	816
	825
	850

	Плотность пластовой воды, кг/м3
	1051
	1160
	1076
	1105
	1025
	1066
	1034
	1087
	1050
	1100


	Параметр
	Варианты

	
	31
	32
	33
	34
	35
	36
	37
	38
	39
	40

	Дебиты скважин, м3/сут

Q1

Q2

Q3

Q4

Q5
	80
72

45

100

85
	110

90

80

70

100
	95
120
125
110

130
	95

80
100
110
125
	82
115

130
120

100
	95

90
105

60
50
	110

125

70

80

130
	60

92

117

133

120
	60
50
90
100
80
	120

120

90

115
80

	Обводненность продукции, %

W1
W2

W3

W4

W5
	0,48

0,39

0,25
0,30

0,15
	0,90

0,70

0,30

0,25
0,60
	0,20

0,25
0,30
0,35

0,70
	0,30
0,25
0,25
0,40

0,80
	0,90

0,20

0,40

0,30

0,30
	0,60

0,35
0,35

0,85
0,50
	0,60

0,45
0,20

0,45

0,60
	0,25
0,60
0,35

0,40
0,35
	0,80
0,60
0,75
0,30

0,56
	0,70

0,60

0,40

0,40

0,75

	Плотность нефти, кг/м3
	812
	820
	842
	835
	820
	875
	880
	865
	820
	895

	Плотность пластовой воды, кг/м3
	1040
	1140
	1100
	1092
	1110
	1150
	1015
	1080
	1095
	1150


3.СЕПАРАЦИЯ



 HYPERLINK  \l "_3.1._ВЫБОР_ОПТИМАЛЬНОГО_ЧИСЛА СТУПЕ" 

3.1 Выбор оптимального числа стутеней сепарации


При сепарации газа от нефти на нефтяных месторождениях и газа от конденсата на газоконденсатных месторождениях возникает вопрос: что выгоднее для получения жидких углеводородов и нефти - многоступенчатая (5-7ступеней) или трехступенчатая сепарация? Для однозначного ответа на этот вопрос должна учитываться система сбора нефти и газа на площадях нефтяных месторождений или газа и конденсата на газоконденсатных месторождениях.

При многоступенчатой сепарации нефти, применяемой, как правило, при высоких давлениях (3,93-7,86 МПа) на устьях скважин, в результате незначительного понижения давления и температуры на каждой ступени происходит постепенное выделение газовой фазы (вначале легких фракций - метана, этана, затем частичное выделение тяжелых углеводородов - пропана, бутанов, пентанов) и в нефти остается большое количество невыделившихся тяжелых углеводородов.

Если при том же высоком начальном устьевом давлении применить трех- или двухступенчатую сепарацию, то в результате резкого снижения давления в сепараторах будет интенсивно выделяться газовая фаза, и вместе с легкими углеводородами в газовую фазу из нефти перейдет большое количество тяжелых углеводородов.

Таким образом, если сравнить многоступенчатую сепарацию с трехступенчатой по выходу нефти, то первая оказывается более эффективной, чем вторая.

Однако, если многоступенчатая сепарация будет применяться в системах негерметизированного сбора и транспорта нефти, то все тяжелые углеводороды, оставшиеся в нефти, постепенно испаряются из нее, и эффект сепарации будет сведен к нулю.

Ввиду того, что при трехступенчатой сепарации в газовую фазу переходит большое количество тяжелых углеводородов, представляющих собой ценное сырье, рационально направлять их в этом случае на газофракционирующую установку (ТФУ) или на газоперерабатывающий завод (ГПЗ) для получения из этих газов жидких углеводородов и в частности, пропан-бутанов и газового бензина.

С точки зрения экономии металла, удобства обслуживания и наличия поблизости от месторождения ГПЗ целесообразно во всех случаях применять трехступенчатую сепарацию. Выделившейся на первой ступени сепарации газ под собственным давлением направляется на местные нужды: в котельные, для отопления жилых и производственных зданий и т.п. Газ же, получаемый на второй и третьей ступенях сепарации, будет жирным, т.е. содержащим большое количество тяжелых углеводородов, поэтому он вначале направляется на компрессорную станцию, а после сжатия в компрессорах - на ГФУ или ГПЗ.

Сказанное выше целиком относится и к газоконденсатным месторождениям.

Состав фаз (газ, нефть), которые выделяются в сепараторе, можно регулировать изменением давления и температуры.

Суммарное количество газа (свободного и растворенного), содержащегося в нефти поступающего на первую ступень сепарации, определяется по формуле:
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Количество газа, оставшегося в растворенном состоянии в нефти Vp и поступающего из первой ступени во вторую, равно:
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Дебит отсепарированного свободного газа на первой ступени будет равен:
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Дебит свободного газа, отсепарированного на второй ступени, будет равен:
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где: V - количество газа, поступающего из скважины, м3/сут;
Го - газовый фактор скважины, м3/м3 ;
Qн - дебит нефти, м3/сут;
V1,V2, - количество газа, сепарируемого соответственно при давлениях Р1, Р2, (в 1, 2, ... ступени), м3/сут;
α - коэффициент растворимости газа в нефти при температуре и давлении в сепараторе, м2/н;
Р1, Р2 - давление на первой, второй и.т.д. ступенях сепарации, Па.
Коэффициент растворимости газа в нефти α при давлениях выше 9,81∙105 Па (10 кгс/см2) обычно изменяется линейно. Величины α для давлений сепарации меньших 10 кгс/см2, будут различные. Поэтому для точных определений необходимо построить (или иметь) кривую изменения α от давления на основе анализа глубинной пробы соответствующей скважины.
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Рис. 3.1 Зависимость коэффициента растворимости газа в нефти от давления
Типовые задачи

Типовая задача 3.1
На первую ступень сепарации поступает нефти 300 т/сутки. Газовый фактор равен 70 м3/м3. Нефть обезвоженная. Разгазирование нефти осуществляется на трех ступенях сепарации под давлением: на первой ступени 3,9 МПа, на второй – 0,98 МПа, на третьей – 0,098 МПа. Плотность нефти на ступенях сепарации соответственно равна: 800, 820, 840 кг/м3.Определить количество газа, выделившегося на каждой ступени, приняв коэффициенты растворимости газа в нефти по графику: α1 = 0,98, α2 = 0,7 и α3 = 0,15 (см2/кгс).

Решение:

Суммарное количество газа, содержащегося в нефти в свободном и растворенном состоянии:
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Количество газа, оставшегося в растворенном состоянии после первой ступени сепарации:
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Количество газа, выделившегося на первой ступени сепарации:
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Количество газа, выделившегося на второй ступени: 
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Количество газа, выделившегося на третьей ступени:
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Суммарное количество выделившегося газа:
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Количество газа, оставшегося в нефти:
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Если нефть склонна к пенообразованию, то большое количество оставшегося газа может стать причиной образования пены, что приведет к увеличению пульсаций в трубопроводах и увеличению турбулентности потока. Следствием этого явится увеличение выпадения солей. Для парафинистых нефтей вышеназванные факторы приведут к увеличению выпадения кристаллов парафина. В целом оба явления увеличат рельефность трубопровода. В конечном итоге последствия значительного содержания газа в нефти приведут к усталостным разрушениям трубопровода.
Задания для  домашней и самостоятельной работы по теме 3.1

Задача 3.1
На первую ступень сепарации поступает известное количество нефти с известным газовым фактором. Нефть обезвоженная. Резгазирование осуществляется на трех ступенях сепарации под соответствующим давлением P1, P2, P3, плотность нефти на ступенях сепарации соответственно равна ρ1, ρ2, ρ3. Определить количество газа, выделившегося на каждой ступени сепарации, приняв коэффициенты растворимости газа в нефти по графику.
3.2 Расчет сепараторов на пропукную способность.
Любой тип сепараторов должен рассчитываться на пропускную способность как по газу, так и по жидкости. Сравнительно легко поддаются расчету вертикальные гравитационные сепараторы и гидроциклонные.

3.2.1  Расчет вертикального гравитационного сепаратора

Количество газа, выделяющегося в сепараторе, определяется по формуле
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где Vг - количество газа, проходящего через сепаратор при нормальных условиях, м3/сут; 

α - коэффициент растворимости газа в нефти, Па;
Qн - количество нефти, проходящей через сепаратор, м3/сут;
Р1 и Ро - соответственно давление в сепараторе и нормальное давление (101,3∙103), Па;
Т1 и Т2 - соответственно термодинамическая температура в сепараторе и нормальная (273 грК);
z - коэффициент сжимаемости газа.
Поделив правую часть уравнения (3.5) на число секунд в сутках и на площадь сечения сепаратора F = π∙D2 / 4, можно найти среднюю скорость газа в сепараторе:
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                   (3.6)
Из выражения (3.6) можно определить диаметр сепаратора:
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Средняя скорость газа в сепараторе Wгср должна быть несколько меньше расчетной скорости оседания частиц жидкости Wч, определяемой формулой Стокса:

а) Re ≤ 1
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где d - диаметр оседающей или всплывающей частицы (жидкости, газа), м;
ρж и ρг – соответственно, плотность жидкости и газа в условиях сепаратора, кг/м3;
g - ускорение свободного падения, м/с2;

μг - абсолютная вязкость газа, Па∙с.
б) 2 < Re≤500, формула  Алена:
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в) Re > 500, формула Ньютона - Ритингера:
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Условие осаждения частицы:
Wч - Wг > 0                                                                                 (3.11)

На практике при расчетах принимается:

Wч =1,2∙Wг                                                                                 (3.12)

Пропускная способность вертикального сепаратора по газу связана со скоростью газа следующим уравнением:
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где Wг - скорость подъема газа в вертикальном сепараторе, м/с;
F - площадь поперечного сечения сепаратора, м;
Р1 и Ро - соответственно давление в сепараторе и нормальное давление (101,3∙10 3), Па;
Т1 и Т2 - соответственно рабочая температура в сепараторе и нормальная (273 К);
z - коэффициент сверхсжимаемости газа.

Отсюда:
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Подставив уравнения (3.8) и (3.14) в (3.12) получаем:
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или
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Расчет вертикальных гравитационных сепараторов по жидкости сводится к выполнению условия, чтобы скорость подъема уровня жидкости Wж в них была меньше скорости всплывания газовых пузырьков, т.е.

Wн < Wг                                                                                     (3.16)

Скорость всплывания пузырьков газа Wг в жидкости можно определять по формуле Стокса (3.8), заменив в ней динамическую вязкость газа μг на динамическую вязкость жидкости μн.

Учитывая соотношение (3.16), пропускную способность вертикального сепаратора по жидкости можно записать в следующем виде:
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                (3.17)
или
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После подстановки в формулу (3.18) величин F = π∙D2/4, g = 9,81м/с2, и соотношения Wг = 1,2∙Wн, получим:
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3.2.2  Расчет горизонтального гравитационного сепаратора по газу

В условиях горизонтального сепаратора:
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где Wн - скорость оседания частиц нефти, м/с;
Wг - скорость газа в сепараторе, м/с;
h - расстояние по вертикали от верхней образующей до уровня нефти в сепараторе, м;
h = (0,5 – 0,55)D;
L - длина сепаратора, м.
Подставив в (3.20) выражения для скоростей (3.8) и (3.14), получаем уравнения для определения пропускной способности по газу:
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При расчетах сепараторов на пропускную способность плотность газов в условиях сепаратора рассчитывается по формуле:
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где ρо - плотность газа при Н.У., кг/м3;
Р, Ро - соответственно давление в сепараторе и давление при Н.У. (Ро = 0,1013 МПа = 1,033∙9,81∙10 4 Па);
Т, То - соответственно абсолютная температура в сепараторе, и абсолютная нормальная температура (273 К).

Типовые задачи

Типовая задача 3.2
При прохождении нефтегазовой смеси через штуцер в сепараторе образуются капли нефти диаметром 30 мкм. Смесь находится под давлением 2 МПа при 293 К. Найти скорость осаждения капель нефти и определить пропускную способность вертикального гравитационного сепаратора по газу, если его диаметр 0,9м, ρн = 800 кг/м3 ρог = 1,21 кг/м3, Z = 1, μг = 0,000012 Па∙с (вязкость газа в рабочих условиях).

Решение:

1. Определим плотность газа в условиях сепаратора:
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2. Рассчитаем скорость осаждения капли нефти заданного диаметра:
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3. Рассчитать пропускную способность сепаратора по газу можно по нескольким формулам (3.5, 3.13, 13.14, 13.15). Для (3.13 и 13.14) необходимо знать скорость газа. Поскольку должно выполняться условие  Wн = 1,2∙Wг, чтобы происходило осаждение капель нефти, отсюда:
Wг = Wн / 1,2 = 0,0318/1,2 = 0,0265 м/сек

4. Пропускная способность по газу:
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Типовая задача 3.3
Пропускная способность по газу вертикального сепаратора диаметром 0,8 м равна 5∙104 м3/сут. Установить, будет ли происходить оседание капель нефти диаметром 80 мкм в потоке газа, если давление в сепараторе 4 МПа, температура 300 К, плотность нефти 780 кг/м3, плотность газа ( при Н.У.) 1,20 кг/м3, вязкость газа в рабочих условиях 0,000012 Па∙с (кг/м3), Z = 0,7.

Решение: 

Условием осаждения капель нефти является:

Wн > Wг

1. Определим скорость  газа:
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2. Определим скорость оседания частицы (капли нефти) по формуле Стокса:
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где 
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Сравним скорость частицы и скорость газа:

Wн = 0,2088 м/с,  Wг = 0,0221 м/с,  Wн / Wг = 9,45

Если частица нефти заданного диаметра не осаждается при данных параметрах режима сепаратора, то рассчитайте:

а) величину давления сепарации, при котором частица заданного диаметра будет осаждаться;

б) минимальный диаметр частицы, которая будет осаждаться в заданных условиях

Типовая задача 3.4
Через вертикальный сепаратор диаметром 0,9 м проходит нефть вязкостью 10 сП (10∙10-3 Па∙с) и плотностью 0,8 г/см3 в количестве 200 т/сут. Определить скорость подъема уровня нефти в сепараторе (без учета времени, затрачиваемого на сброс) и диаметр пузырьков газа, которые поднимутся при этой скорости. В сепараторе поддерживается режим: давление 1,962 МПа (20 кгс/см2), температура 300 К, плотность газа 21,8 кг/см3.
Решение: 

Условием всплытия пузырьков газа:

Wн < Wг
1. Определяем скорость подъема уровня нефти:
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2. Скорость подъема пузырьков газа должна превышать скорость подъема уровня нефти в 1,2 раза. Отсюда:

Wг = 1,2∙Wн = 1,2∙0,00455 = 0,00546 м/с

3. Диаметр пузырьков газа, которые поднимутся при данной скорости подъема уровня нефти, рассчитываем из формулы Стокса:


[image: image333.wmf](

)

g

W

d

г

н

г

н

г

×

-

×

×

=

r

r

m

18

=
[image: image334.wmf](

)

81

,

9

8

,

21

800

10

46

,

5

10

10

18

3

3

×

-

×

×

×

×

-

-


[image: image335.wmf]мм

м

36

,

0

,

10

59

,

3

4

=

×

=

-


Типовая задача 3.5
Определить производительность горизонтального сепаратора по газу, если его диаметр равен 0,9 м, длина 4,5 м. Расстояние от верхней образующей до уровня нефти 0,45 м. Рабочее давление 10 кгс/см2, температура 300 К. Капельки нефти, оседающие в потоке газа, имеют диаметр 25 мкм, относительная плотность газа по воздуху ρ' = 0,95, вязкость газа 0,000011 Па∙с, Z = 0,95; плотность нефти 780 кг/м3, плотность воздуха (при С.У.) 1,205 кг/м3.

Решение:

1. Определим плотность газа при С.У.:

ρо = ρ'∙ρв = 0,95∙1,205 = 1,145 кг/м3
2: Определим плотность газа в рабочих условиях:
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3. Определим производительность:
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Задания для самостоятельной работы по теме 3.2
Задача 3.2
При прохождении нефтегазовой смеси через штуцер в сепараторе образуются капли нефти диаметром d, мкм. Смесь находится под давлением P, МПа при T, К. Найти скорость осаждения капель нефти и определить пропускную способность вертикального гравитационного сепаратора по газу, если его диаметр D. Известны плотность нефти, плотность газа и его вязкость, фактор сверхсжимаемости, z=1.
Исходные данные



Задача 3.3
Известна пропускная способность по газу вертикального сепаратора, его диаметр, давление и температура в аппарате. Установить, будет ли происходить оседание капель нефти определенного диаметра и плотности в потоке газа известной плотности и вязкости, z=1. 

Исходные данные



Задача 3.4
Через сепаратор проходит известное количество нефти с ивестной плотностью и вязкостью. Определить скорость подьема уровня нефти в сепараторе (время на сброс нефти не учитивать) и диаметр пузрьков газа , которые поднимуться при этой скорости, если Re=1.
Диаметр, режим работы сепаратора и плотность газа при Н.У. известны.

Исходные данные



Задача 3.5
Определить производительность горизонтального сепаратора по газу, если известны его диаметр, длина, расстояние от верхней образующей до уровня нефти, рабочее давление и температура. Известны также диаметр капель нефти, плотность газа по воздуху, вязкость газа, плотность газа, Z, плотность нефти. Сравнить с производительностью вертикального сепаратора тех же габаритных размеров. Рабочие условия одинаковы,z=1.
Исходные данные
Задача 3.6
Определить внутренний диаметр сепаратора при известных: диаметре капелек и плотности нефти, динамической вязкости, температуре и плотности газа (ρг при Н.У.), давлении в сепараторе, пропускной способности по газу, z=1.

Исходные данные
Таблица3.1
Исходные данные к разделу 3.2
	Параметр
	Варианты

	
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10

	Давление 

сепарации, МПа
	0,70
	0,35
	0,50
	0,60
	0,40
	0,45
	0,55
	0,20
	0,24
	0,15

	Температура сепарации, оС
	25
	30
	20
	22
	32
	40
	24
	28
	18
	26

	Диаметр 

сепаратора, м
	2,0
	1,6
	1,2
	1,6
	3,4
	2,0
	3,4
	3,0
	1,6
	2,4

	Диаметр капли нефти, (з.3.2) мкм
	95
	95
	100
	75
	65
	80
	70
	90
	50
	85

	Плотность нефти, кг/м3
	818
	838
	860
	820
	815
	845
	870
	852
	887
	893

	Плотность газа 

при НУ, кг/м3
	1,80
	0,75
	0,90
	1,2
	0,88
	0,84
	0,70
	0,80
	0,67
	1,1

	Вязкость газа, 

Па*с,   10-5
	3
	1,3
	2
	1,8
	1,5
	1,2
	1,6
	1,1
	1,4
	1,0

	Пропускная способность 

по газу, м3/сут ∙102
	14928
	9936
	5592
	18720
	74880
	28128
	39600
	33600
	11208
	30120

	Диаметр капли нефти, (з.3.3) мкм
	40
	60
	75
	45
	80
	80
	55
	90
	70
	80

	Вязкость нефти, 

Па*с,   10-3
	0,248
	0,5
	1
	0,7
	0,7
	0,6
	1
	0,84
	0,8
	0,3

	Количество нефти, т/сут.
	8000
	4000
	1500
	3800
	40000
	6000
	33000
	20000
	2500
	10000

	Длина сепаратора, м
	8,5
	6,8
	5,4
	6,8
	15,3
	8,5
	15,3
	13,0
	6,8
	11,0

	Диаметр капли нефти, (з.3.5) мкм
	40
	60
	75
	45
	80
	80
	55
	90
	70
	80

	Диаметр капли нефти, (з.3.6) мкм
	95
	55
	80
	100
	75
	40
	60
	75
	45
	85


	Параметр
	Варианты

	
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20

	Давление 

сепарации, МПа
	3,7
	0,4
	0,5
	0,2
	0,1
	0,4
	0,4
	0,6
	0,2
	0,2

	Температура сепарации, оС
	22
	20
	25
	22
	20
	20
	35
	15
	10
	26

	Диаметр 

сепаратора, м
	2,4
	1,6
	1,2
	3,0
	3,4
	2,0
	2,4
	3,0
	3,4
	1,2

	Диаметр капли нефти (з.3.2), мкм
	75
	65
	65
	90
	32
	50
	60
	20
	20
	40

	Плотность нефти, кг/м3
	816
	815
	820
	845
	850
	838
	880
	877
	872
	815

	Плотность газа 

при НУ, кг/м3
	1,3
	0,88
	0,7
	0,8
	1,9
	1,2
	0,9
	1,4
	1,2
	1,2

	Вязкость газа, 

Па*с,   10-5
	1,2
	1,5
	1,6
	1,3
	1,3
	1,2
	1,1
	1,2
	1,2
	1,2

	Пропускная способность 

по газу, м3/сут   102
	22440
	15096
	13200
	45120
	60240
	22656
	19896
	29760
	44880
	4968

	Диаметр капли нефти, (з.3.3) мкм
	40
	120
	90
	80
	40
	50
	60
	35
	40
	20

	Вязкость нефти, 

Па*с,   10-3
	0,248
	3
	1
	0,7
	0,7
	0,6
	1
	0,84
	0,8
	0,3

	Количество нефти, т/сут.
	13944
	3984
	1593,6
	19920
	39840
	7968
	11952
	23904
	35856
	996

	Длина сепаратора, м
	11,0
	6,8
	5,4
	13,0
	15,3
	8,5
	11,0
	13,0
	15,3
	5,4

	Диаметр капли нефти, (з.3.5) мкм
	40
	50
	60
	70
	80
	90
	100
	60
	70
	85

	Диаметр капли нефти, (з.3.6) мкм
	65
	95
	92
	70
	56
	50
	80
	40
	50
	60


	Параметр
	Варианты

	
	21
	22
	23
	24
	25
	26
	27
	28
	29
	30

	Давление 

сепарации, МПа
	0,5
	0,7
	0,35
	0,3
	0,6
	0,4
	0,45
	3
	4
	0,8

	Температура сепарации, оС
	20
	25
	30
	24
	20
	20
	40
	11
	9
	20

	Диаметр 

сепаратора, м
	3,4
	2,0
	2,4
	3,0
	3,4
	1,2
	2,4
	1,6
	1,2
	3,0

	Диаметр капли нефти, (з.3.2) мкм
	100
	95
	95
	45
	75
	75
	80
	35
	70
	80

	Плотность нефти, кг/м3
	860
	818
	838
	860
	820
	886
	835
	880
	790
	815

	Плотность газа 

при НУ, кг/м3
	0,9
	1,8
	0,75
	1,7
	1,2
	0,9
	0,84
	1,21
	1,3
	0,9

	Вязкость газа, 

Па*с,   10-5
	2
	3
	1,3
	1,4
	1,8
	2
	1,8
	1,5
	1,7
	2

	Пропускная способность 

по газу, м3/сут   102
	74880
	28128
	39600
	33600
	11208
	30120
	22440
	15096
	13200
	45120

	Диаметр капли нефти, (з.3.3) мкм
	40
	60
	75
	45
	80
	80
	55
	90
	70
	80

	Вязкость нефти, 

Па*с,   10-3
	2
	1
	1,5
	0,5
	1
	2,5
	2
	2,37
	0,499
	6

	Количество нефти, т/сут.
	31872
	9960
	13944
	21912
	35856
	400
	10956
	3984
	1992
	26892

	Длина сепаратора, м
	15,3
	8,5
	11,0
	13,0
	15,3
	5,4
	11,0
	6,8
	5,4
	13,0

	Диаметр капли нефти, (з.3.5) мкм
	75
	65
	65
	90
	32
	50
	60
	20
	20
	40

	Диаметр капли нефти, (з.3.6) мкм
	80
	80
	110
	80
	120
	120
	60
	75
	55
	40


	Параметры
	Варианты

	
	31
	32
	33
	34
	35
	36
	37
	38
	39
	40

	Давление 

сепарации, МПа
	0,8
	0,3
	0,5
	0,2
	0,1
	0,4
	0,4
	0,6
	0,2
	0,2

	Температура сепарации, оС
	17
	20
	30
	24
	20
	20
	40
	11
	9
	20

	Диаметр 

сепаратора, м
	2,0
	2,4
	3,0
	3,4
	1,2
	2,4
	1,6
	1,2
	3,0
	3,4

	Диаметр капли нефти (з.3.2), мкм
	40
	60
	95
	45
	75
	75
	80
	35
	70
	80

	Плотность нефти, кг/м3
	835
	820
	838
	860
	820
	886
	835
	880
	800
	815

	Плотность газа 

при НУ, кг/м3
	1,5
	1,2
	0,7
	0,8
	1,9
	1,2
	0,9
	1,4
	1,2
	1,2


	Вязкость газа, 

Па*с,   10-5
	1,3
	2,5
	1,3
	1,4
	1,8
	2
	1,8
	1,5
	1,7
	2

	Пропускная способность 

по газу, м3/сут   102
	16800
	30120
	5616
	60240
	7536
	16800
	11208
	13200
	33600
	105600

	Диаметр капли нефти (з.3.3), мкм
	80
	40
	90
	80
	40
	50
	60
	35
	40
	20

	Вязкость нефти, 

Па*с,   10-3
	0,5
	4
	1,5
	0,5
	1
	2,5
	2
	2,375
	0,499
	6

	Количество нефти, т/сут.
	5976
	14940
	23904
	41832
	1792,8
	12948
	4183,2
	1593,6
	27888
	33864

	Длина сепаратора, м
	8,5
	11,0
	13,0
	15,3
	5,4
	11,0
	6,8
	5,4
	13,0
	15,3

	Диаметр капли нефти, (з.3.5) мкм
	55
	75
	80
	65
	30
	40
	90
	100
	45
	65

	Диаметр капли нефти, (з.3.6) мкм
	80
	100
	45
	80
	95
	65
	75
	35
	80
	100



4.ТЕХНОЛОГИЧЕСКИЕ РАСЧЕТЫ ТРУБОПРОВОДОВ


4.1 Гидравлический расчет простых напорных трубопроводов.


При гидравлическом расчете трубопровода обычно решаются три задачи:

- определение диаметра или

- начального давления P1, или

- пропускной способности Q.

Основные уравнения гидродинамики:
1. Объемный расход:
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где ω – линейная скорость, м/с;
S – площадь поперечного сечения трубы, м2.

2. Массовый расход:
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Для трубопроводов круглого сечения, так как 
[image: image342.wmf] 
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 формула (4.1) примет вид
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3. Уравнение неразрывности: в любой точке трубопровода массовый расход должен быть постоянным – частный случай выражения закона сохранения вещества:
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Если жидкость несжимаема, то (1 = (2  и
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то есть это уравнение материального баланса потока.

4. За основу гидравлических расчетов трубопроводов принимается уравнение Бернулли, частный случай выражения закона сохранения энергии, которое для идеальной жидкости имеет вид:
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где  Р1, Р2 - давления в сечениях 1 и 2, Па;

ρ - плотность, кг/м3;

ω1,  ω2, - средние линейные скорости в сечениях 1 и 2, м/с;

g- ускорение свободного падения, м/с2.

Каждый член уравнения (4.6) имеет размерность высоты и носит соответствующее название:

Zi - определяет высоту положения различных точек линии тока над плоскостью сравнения, геометрический напор; удельная потенциальная энергия положения.
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, м - называется пьезометрический напор или статический напор; удельная потенциальная энергия давления.
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, м - называется динамический или скоростной напор, или удельная кинетическая энергия.

Сумма всех трех напоров определяет запас полной механической энергии потока в соответствующем сечении, отнесенной к единице силы тяжести, и называется полным напором H:
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Реальная жидкость обладает вязкостью. В уравнении Бернулли появляется слагаемое, учитывающее потери энергии вследствие гидравлических сопротивлений на участке 1-2:
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где hП– напор на преодоление путевых сопротивлений, то есть на преодоление сил трения и местных сопротивлений трубопроводов.

hП=hТ + hМ,                                                                               (4.9)

где hТ – потеря напора за счет преодоления сил трения по длине трубопровода;

 hМ - потеря напора за счет местных сопротивлений.

При Z1 =Z2  и ω1= ω2
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Определение потерь напора на трение

Потеря напора на преодоление трения  hT по длине трубопровода круглого сечения при любом режиме течения определяется по формуле Дарси-Вейсбаха:
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Из (4.11) следует, что
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Тогда потери давления будут
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Если скорость ( выразить через объемный расход и площадь сечения из уравнения (4.1)
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то уравнение (4.12) примет вид:
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В наклонном трубопроводе:
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+ - когда сумма участков подъема по высоте больше суммы участков спуска;

– - когда наоборот.

где l – длина трубопровода, м;

d- внутренний диаметр, м;

ρ- плотность жидкости, кг/м3;

ΔZ- разность геодезических отметок начала и конца трубопровода, м;

g- ускорение силы тяжести, м/с2;

λ- коэффициент гидравлического сопротивления, который в общем случае зависит от числа Рейнольдса Re и относительной шероховатости стенки трубопровода 
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где ε– относительная шероховатость.
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где Δ– абсолютная эквивалентная шероховатость выбирается по таблице, мм;

d- внутренний диаметр трубы, мм.

Абсолютная эквивалентная шероховатость – это такая высота шероховатости, при которой в квадратичной зоне сопротивления потери напора равны потерям напора для данной естественной шероховатости трубы.

Для ламинарного режима движения (Rе < Rекр) коэффициент гидравлического сопротивления зависит только от параметра Рейнольдса:

Rекр = 2320
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Если учесть, что
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и подставить выражение (20) в (21), то получим
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В этом случае выражение (4.12) принимает вид формулы Пуазейля:
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При турбулентном режиме движения (Rе > Rекр) различают три зоны сопротивления.

1. Зона гидравлически гладких труб (
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формула Блазиуса, используемая при Rе ≤ 105. Здесь сопротивление шероховатых и гладких труб одинаково.

В зависимости от скорости течения и вязкости жидкости одна и та же труба может быть гидравлически гладкой и гидравлически шероховатой.

2. Зона шероховатых труб или смешанного трения

(
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формула Альтшуля.

3. Зона вполне шероховатых труб или квадратичная зона 

(
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формула Шифринсона.

Для нефтепроводов наиболее характерны режимы гладкого или смешанного трения.

Разновидностью формулы Дарси-Вейсбаха, часто применяемой при технологических расчетах трубопроводов, является формула академика Лейбензона:
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где Q и ν - соответственно объемный расход и кинематическая вязкость перекачиваемой жидкости;
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где β, А, m- коэффициенты, зависящие от режима течения жидкости.

Формула (5.28) в явной форме выражает зависимость h от Q и получается из выражения (5.12) при условии, что λ определяется выражением вида
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Формулы для расчета коэффициента гидравлического сопротивления в зависимости от режима течения приведены в табл. 4.1.

Потеря напора на единицу длины трубопровода называется гидравлическим уклоном:
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Для наглядности и представления о гидравлическом уклоне сделаем построение гидравлического треугольника: отложим от начальной А' и конечной B' точек на профиле трассы трубопровода статические (пьезометрические) напоры 
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и концы полученных отрезков соединим прямой AB. Эта прямая называется линией падения напора или линией гидравлического уклона. Она показывает характер распределения напора по длине трубопровода.

Из построения следует, что гидравлический уклон является тангенсом угла наклона этой прямой к горизонту:
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то есть i = const.

Величина 
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 и характеризует потери напора на трение в трубопроводе и показывает, что разность статических напоров целиком затрачивается на преодоление гидравлических сопротивлений, возникающих при течении жидкости по трубопроводу.
Таблица 4.1.
Формулы для расчета коэффициента гидравлического сопротивления

	Ламинарный режим
	Турбулентный режим

	Re (  2320
	Зона Блазиуса
	Переходная зона
	Автомодельная зона
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	Зона гидравлически гладких труб
	Зона гидравлически шероховатых труб

	m = 1
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Перед началом гидравлического расчета исследуется профиль трассы трубопровода для определения на нем перевальных точек и нахождения его расчетной длины. Эта длина может быть значительно меньше геометрической, а перевальная точка не обязательно является наивысшей точкой трассы. Достаточно закачать жидкость на перевальную точку, чтобы она самотеком достигла конца трубопровода.
Графоаналитический способ решения задач.
Определение пропускной способности трубопровода по заданным параметрам его и жидкости, а также определение минимального диаметра трубопровода по заданным напору, параметрам жидкости и трубопровода, пропускной способности проводится графоаналитическим методом.

Рассмотрим алгоритм решения задач этого типа на примере первой задачи.

Графоаналитический способ решения основан на предварительном построении графической зависимости hT=f(Q) - гидравлической характеристики трубопровода (рис.4.1). Для этого:

1. Последовательно задаемся рядом произвольных значений Q.
2. Находим соответствующие средние линейные скорости ω.

3. Рассчитываем соответствующие параметры Re.

4. Рассчитываем соответствующие параметры λ.
5. Для каждого принятого значения Q находим потери напора hT.

6. По полученным данным строим график  hT = f(Q).
7. Отложив на оси ординат известное значение H, на оси абсцисс находят соответствующее ему искомое значение Q.
Аналогично решается и вторая задача:

[image: image678.wmf]Задаются рядом d, находят для них  hT, строят график hT = f(d)  и по заданной величине H по графику находят соответствующее ему значение d.

Типовые задачи по теме 4.1
Типовая задача 4.1

На устье фонтанной скважины поддерживают напор 85 м, (давление 0,67МПа).

Нефть плотностью 800 кг/м3, динамической вязкостью 20 мПа∙с транспортируется в однофазном состоянии по выкидной линии длиной 3000 м, диаметром 100мм к ~Спутнику~, находящемуся выше устья скважины на 30м. Определить пропускную способность выкидной линии.

Решение:
Последовательно задаемся рядом произвольных значений Q.
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Таблица 4.2
Результаты расчетов рекомендованных расходов и полученных расчетных величин
	Qi, м3/с
	ωi, м/с
	Rei
	λi
	hтi, м
	Hz, м

	0,001
	0,127
	509,554
	0,126
	3,117
	33,117

	0,003
	0,382
	1528,662
	0,042
	9,350
	39,350

	0,006
	0,764
	3057,325
	0,043
	38,009
	68,009

	0,008
	1,019
	4076,433
	0,040
	62,882
	92,882

	0,012
	1,529
	6114,650
	0,036
	127,847
	157,847


[image: image399.png]d=const
180,000

160,000

140,000 //
S 120000 —
& 100,000

X 4
80,000
60,000
40,000
20,000
0,000 T T T T T T 1

0 0,002 0,004 0006 0008 001 0012 0,014

Q, m¥/c





Типовая задача 4.2

Известен перепад давления на сборном коллекторе 3 МПа. Расход нефти равен 400 т/сутки. Разность высот отметок конца и начала коллектора равна 20 м, длина его 4 км. Плотность нефти равна 0,8 т/м3, вязкость 20∙10-6 м2/с. Необходимо определить диаметр коллектора. Результат представьте в м вод. столба.
Решение:

Последовательно задаемся рядом произвольных значений d.
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Таблица 4.3
Результаты расчетов
	di, м
	ωi, м/с
	Rеi
	λi
	ΔPzi, МПа

	0,05
	2,949
	7372,022 
	0,034
	9,658

	0,06
	2,048
	6143,351
	0,036
	4,153

	0,1
	0,737
	3686,011
	0,041 
	0,510

	0,12
	0,512
	3071,676
	0,043 
	0,305

	0,15
	0,328 
	2457,341 
	0,045 
	0,208
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Типовая задача 4.3

На дожимной насосной станции (ДНС) в сепараторе первой ступени поддерживают давление 0,6 МПа. Длина сборного коллектора, идущего от «Спутника» до ДНС, 10 км и (внутренний) диаметр его 0,3 м. Сборный коллектор горизонтальный. Объем перекачиваемой нефти 3800 т/сутки, ее плотность 0,82 т/м3, вязкость 100 мм2/с. Определить необходимое начальное давление. Результат представить в м вод. столба.
Решение:
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Pн = Рк + ΔP = 0,6 + 0,22 = 0,82МПа;
1Па = 9,81∙10-4 кгс/см2 ; 1 атм = 760 мм рт. столба = 1 кгс/см2=10 м вод. столба
Pн = 82 м вод. столба.

Задания для самостоятельной работы по теме 4.1.
Задача 4.1.
На ДНС в сепараторе первой ступени поддерживается определенное давление. Известна длина сборного коллектора, идущего от «Спутника» до ДНС, его внутренний диаметр, абсолютная эквивалентная шероховатость (Δ=0,1 мм), разность геодезических отметок начала и конца трубопровода, количество перекачиваемой нефти, ее плотность, кинематическая вязкость.

Определить необходимый начальный напор.

Исходные данные



Задача 4.2.
Графоаналитически определить пропускную способность сборного коллектора, если известен начальный напор, длина коллектора, его внутренний диаметр, разность геодезических отметок, плотность и кинематическая вязкость перекачиваемой нефти.

Исходные данные



Задача 4.3.

Задан перепад давления на сборном коллекторе (Р. Известны: массовый расход нефти G, плотность нефти ( и ее кинематическая вязкость(, разность высот отметок начала и конца коллектора (Z, длина его L, шероховатость стенок трубы (.

Определить диаметр коллектора для перекачки нефти.

Задача такого типа решается графоаналитическим способом, поскольку коэффициент гидравлического сопротивления ( зависит от числа Рейнольдса, а, следовательно, и от неизвестного диаметра.

Алгоритм решения задачи 4.3.
1. Задаемся несколькими диаметрами коллектора.

Далее для каждого диаметра:

2. Находим по известному расходу нефти скорость течения, ф.4.3.

3. Рассчитываем параметр Рейнольдса и определяем режим движения, ф.4.8.

4. Если режим течения турбулентный, то определяем зону сопротивления.

5. Рассчитываем по соответствующей формуле коэффициент гидравлического сопротивления, ф.4.9 – 4.12.

6. Вычисляем потери давления c учетом разности высот начала и конца трубопровода, ф.4.7.

7. Строим график (РZ = ((d).

8. Используя этот график и заданный перепад давления, определяем требуемый диаметр коллектора.

Таблица 4.6
Форма таблицы для построения графика по результатам расчетов

	d, м
	W, м/с
	Re
	(
	(PZ, МПа

	0,05
	2,93
	7325
	0,034
	9,48

	0,06
	2,05
	6150
	0,036
	4,48

	0,10
	0,74
	3700
	0,041
	0,52

	0,12
	0,47
	2820
	0,043
	0,29

	0,15
	0,34
	2550
	0,046
	0,22


Таблица 4.7

Исходные данные к заданию 4.1
	Исходные 

данные
	Варианты

	
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10

	Давление конечное, МПа
	0,6
	0,2
	0,5
	0,8
	0,4
	0,6
	0,3
	0,5
	0,1
	0,4

	Длина труб-да, км
	10
	9
	8
	4
	12
	5
	15
	4
	20
	10

	Диаметр труб-да,   мм
	311
	265
	317
	257
	309
	317
	359
	257
	367
	317

	Разность геодезических отметок, м
	12
	-5
	15
	-8
	10
	5
	-20
	-3
	-8
	10

	Массовый расход нефти,  т/сут
	3800
	3200
	3000
	2500
	3500
	3200
	4000
	2500
	3500
	3200

	Плотность нефти, кг/м3
	849
	848
	921
	823
	869
	869
	892
	892
	862
	823

	Кинематическая вязкость нефти*10-4, м2/с
	0,1376
	28,8
	1,633
	0,0835
	0,403
	0,403
	0,397
	0,397
	0,1422
	0,0835

	Ответ, м
	106
	973
	91
	101
	86
	85
	36
	66
	21
	73


	Исходные 

данные
	Варианты

	
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20

	Давление конечное, МПа
	5
	4
	3
	2
	1
	4
	3,5
	2
	5,5
	2,5

	Длина труб-да, км
	8
	5
	6
	4
	5
	5
	6
	7
	8
	6

	Диаметр труб-да,   мм
	211
	205
	200
	205
	211
	305
	317
	265
	305
	265

	Разность геодезических отметок, м
	-5
	10
	-2
	-3
	3
	8
	7
	-5
	4
	-6

	Массовый расход нефти,  т/сут
	1900
	2000
	2000
	1800
	1600
	3000
	3200
	2600
	3000
	2600

	Плотность нефти, кг/м3
	870
	870
	840
	823
	824
	892
	869
	851
	823
	851

	Кинематическая вязкость нефти*10-4, м2/с
	0,59
	0,59
	0,0765
	0,0835
	0,0514
	0,397
	0,403
	16,4
	0,0835
	16,4

	Ответ, м
	626
	514
	393
	261
	140
	475
	429
	577
	697
	587

	Исходные 

данные
	Варианты

	
	21
	22
	23
	24
	25
	26
	27
	28
	29
	30

	Давление конечное, МПа
	1
	3
	6
	5,5
	5
	4,5
	4
	3,5
	3
	2,5

	Длина труб-да, км
	7
	9
	12
	11
	10
	9
	8
	7
	6
	5

	Диаметр труб-да,   мм
	305
	257
	211
	209
	207
	205
	265
	263
	261
	259

	Разность геодезических отметок, м
	10
	-12
	2
	-2
	3
	-3
	4
	-4
	5
	-5

	Массовый расход нефти,  т/сут
	3000
	2500
	2500
	2400
	2300
	2200
	3500
	3400
	3300
	3200

	Плотность нефти, кг/м3
	869
	892
	892
	862
	780
	840
	823
	869
	851
	823

	Кинематическая вязкость нефти*10-4, м2/с
	0,403
	0,397
	0,397
	0,1422
	0,014
	0,055
	0,0835
	0,403
	16,4
	0,0835

	Ответ, м
	141
	359
	782
	718
	699
	589
	530
	441
	760
	323


	Исходные 

данные
	Варианты

	
	31
	32
	33
	34
	35
	36
	37
	38
	39
	40

	Давление конечное, МПа
	2
	1,5
	1
	0,5
	0,6
	0,7
	0,8
	1
	3,7
	0,5

	Длина труб-да, км
	4
	3
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	3

	Диаметр труб-да,   мм
	257
	211
	209
	207
	205
	265
	263
	261
	259
	207

	Разность геодезических отметок, м
	4
	-4
	3
	-3
	2
	-2
	4
	-5
	5
	-3

	Массовый расход нефти,  т/сут
	3100
	2500
	2400
	2300
	2200
	3500
	3400
	3300
	3200
	2300

	Плотность нефти, кг/м3
	824
	840
	870
	921
	848
	849
	823
	869
	892
	921

	Кинематическая вязкость нефти*10-4, м2/с
	0,0514
	0,0765
	0,59
	1,633
	28,8
	0,1376
	0,0835
	0,403
	0,397
	1,633

	Ответ, м
	264
	196
	138
	84
	888
	102
	126
	147
	464
	84


Таблица 4.8

Исходные данные к заданию 4.2
	Исходные

данные
	Варианты

	
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10

	Напор, м
	160
	120
	110
	90
	105
	115
	175
	180
	110
	106

	Длина, м
	2000
	2500
	2000
	1000
	1500
	2000
	1800
	2000
	1200
	10000

	Диаметр, мм
	95
	110
	146
	95
	113
	100
	90
	109
	100
	311

	Разность геодезических отметок, м
	15
	9
	-9
	-13
	-15
	20
	10
	-5
	18
	12

	Плотность нефти, кг/м3
	840
	823
	823
	840
	823
	800
	880
	870
	800
	849

	Кинематическая вязкость нефти*10-4, м2/с
	0,076
	0,2
	0,2
	0,076
	0,2
	0,25
	1
	0,59
	0,25
	0,1376

	Абсолютная эквивалентная шероховатость, мм
	0,15
	0,15
	0,15
	0,15
	0,15
	0,15
	0,2
	0,2
	0,2
	0,2

	Объемные расходы, м3/с
	

	Q1
	0,018
	0,018
	0,02
	0,025
	0,030
	0,012
	0,013
	0,016
	0,012
	0,10

	Q2
	0,016
	0,016
	0,025
	0,022
	0,025
	0,013
	0,014
	0,018
	0,014
	0,12

	Q3
	0,014
	0,014
	0,03
	0,020
	0,022
	0,014
	0,015
	0,019
	0,016
	0,14

	Q4
	0,012
	0,012
	0,04
	0,018
	0,020
	0,015
	0,016
	0,020
	0,018
	0,16

	Q5
	0,010
	0,010
	0,05
	0,016
	0,018
	0,016
	0,017
	0,022
	0,020
	0,18

	Ответ, м3/с
	0,0156
	0,0160
	0,0410
	0,0205
	0,0240
	0,0128
	0,0145
	0,0209
	0,0165
	0,115


	Исходные

данные
	Варианты

	
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20

	Напор, м
	115
	230
	125
	43
	140
	150
	83
	50
	115
	230

	Длина, м
	1000
	2000
	1000
	5000
	5000
	10000
	8000
	9000
	1000
	2000

	Диаметр, мм
	100
	100
	100
	200
	300
	0,615
	0,7
	0,2
	100
	100

	Разность геодезических отметок, м
	20
	-15
	20
	30
	-3
	-10
	10
	-5
	20
	-15

	Плотность нефти, кг/м3
	800
	876
	800
	820
	890
	845
	850
	890
	800
	876

	Кинематическая вязкость нефти*10-4, м2/с
	0,25
	0,28
	0,25
	0,055
	0,021
	0,84
	0,022
	0,21
	0,25
	0,28

	Абсолютная эквивалентная шероховатость, мм
	0,15
	0,15
	0,15
	0,15
	0,15
	0,1
	0,1
	0,1
	0,15
	0,15

	Объемные расходы, м3/с
	

	Q1
	0,012
	0,018
	0,03
	0,02
	0,2
	1
	1,5
	0,025
	0,012
	0,018

	Q2
	0,014
	0,019
	0,025
	0,018
	0,18
	0,8
	1,3
	0,022
	0,014
	0,019

	Q3
	0,016
	0,02
	0,02
	0,016
	0,16
	0,6
	1,1
	0,02
	0,016
	0,02

	Q4
	0,018
	0,021
	0,015
	0,014
	0,14
	0,4
	0,9
	0,018
	0,018
	0,021

	Q5
	0,02
	0,022
	0,01
	0,012
	0,12
	0,2
	0,7
	0,016
	0,02
	0,022

	Ответ, м3/с
	0,0185
	0,0211
	0,019
	0,019
	0,19
	0,68
	1,0
	0,015
	0,0185
	0,0211


Таблица 4.9

Исходные данные к заданию 4.3

	Исходные

данные
	Варианты

	
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10

	Абсолютная эквивалентная шероховатость, мм
	0,1
	0,1
	0,1
	0,15
	0,2
	0,1
	0,15
	0,2
	0,1
	0,15

	Массовый расход нефти,  т/сут
	274
	822
	2740
	1900
	2500
	3500
	4000
	5000
	6000
	7000

	Перепад давления, МПа
	0,1
	0,15
	0,2
	0,15
	0,4
	0,25
	0,25
	0,3
	0,3
	0,3

	Длина, км
	4
	8
	15
	10
	12
	15
	20
	30
	20
	15

	Плотность нефти, кг/м3
	860
	860
	860
	849
	848
	848
	870
	869
	870
	892

	Кинематическая вязкость нефти*104, м2/с
	14
	14
	14
	0,1376
	28,8
	1,633
	0,590
	0,403
	0,59
	0,397

	Диаметры, м
	

	d1
	0,20
	0,30
	0,40
	0,20
	0,50
	0,25
	0,25
	0,30
	0,30
	0,35

	d2
	0,25
	0,35
	0,45
	0,25
	0,55
	0,30
	0,30
	0,35
	0,35
	0,40

	d3
	0,30
	0,40
	0,50
	0,30
	0,60
	0,35
	0,35
	0,40
	0,40
	0,45

	d4
	0,35
	0,45
	0,55
	0,35
	0,65
	0,40
	0,40
	0,45
	0,45
	0,50

	d5
	0,40
	0,50
	0,60
	0,40
	0,70
	0,45
	0,45
	0,50
	0,50
	0,55

	Ответ, м
	0,292
	0,416
	0,600
	0,250
	0,570
	0,359
	0,374
	0,413
	0,414
	0,400


4.2. Гидравлические расчеты сложных трубопроводов.

Различают четыре категории сложных трубопроводов.

I. Коллектор постоянного диаметра с распределенным по длине отбором продукции (раздаточный коллектор в резервуарах, отстойниках, сепараторах).

II. Сборный коллектор переменного диаметра с распределенным по длине поступлением продукции (система сбора скважинной продукции).

III. Коллектор с параллельным участком трубопровода (байпас на водоводах).

IV. Замкнутый коллектор (кольцевой водовод).

Гидравлический расчет трубопровода I категории

Введем понятие о двух расходах:

- транзитный расход жидкости QT, который поступает на участки, примыкающие к рассматриваемому;

- путевой расход жидкости, который отбирается по длине коллектора, qi.

Уравнение материального баланса
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qi - объемные расходы жидкости в ответвлениях.
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Поскольку диаметр раздаточного коллектора одинаков на всем протяжении, а расходы жидкости на различных участках разные, то и режимы течения на каждом участке могут быть разные (рис.4.2).

Перепад давления при расчете сложных трубопроводов можно рассчитывать и по формуле Дарси-Вейсбаха и по формуле Лейбензона:
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Для рассматриваемого случая перепад на 1-ом участке трубопровода будет:
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На втором участке:


[image: image420.wmf]g

d

l

q

Q

P

P

m

m

m

T

×

×

×

×

-

×

=

-

-

-

r

n

b

5

2

2

1

2

2

1

)

(


На n-ом участке:
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Общий перепад по всей длине коллектора:
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Таким образом, для сложного трубопровода I категории
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общий перепад давления равен сумме падений давления по участкам.

Алгоритм решения задачи на определение перепада давления:

1. Находятся скорости движения жидкости по участкам.

2. Для каждого участка трубопровода определяется режим движения жидкости по значению параметра Rе и ε.

3. Рассчитывается коэффициент гидравлического сопротивления λ, если расчет ведется по формуле Дарси-Вейсбаха, или выбираются по табл. 4.1 значения коэффициентов β и m, если расчет ведется по формуле Лейбензона.

4. Рассчитываются потери давления на каждом участке.

5. Рассчитывается общая потеря давления по всей длине коллектора, как сумма потерь на отдельных участках.

Гидравлический расчет трубопровода II категории

Возможно два варианта трубопроводов данной категории.

Первый – последовательное соединение труб разного диаметра. В этом случае расход жидкости остается постоянным по всей длине трубопровода Q = const , а потери напора в трубопроводе будут равны сумме потерь напора на участках;
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Второй вариант – переменный диаметр трубопровода и переменный по длине расход.

Уравнение материального баланса:
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Так как диаметры труб по участкам разные, то на разных участках возможны различные режимы течения (рис.4.3).

Алгоритм задачи на определение потери давления по всему трубопроводу аналогичен алгоритму предыдущей задачи.

Гидравлический расчет трубопровода III категории

Ответвления от основной магистрали могут быть замкнутыми и разомкнутыми.

Для замкнутых ответвлений – лупингов (от англ. – петля) – справедливы соотношения:

· Расход, проходящий через весь разветвленный участок, равен сумме расходов в отдельных ветвях:
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· Потери напора для всего разветвления и в любой его ветви равны между собой, так как разность напоров в точках A и B одинакова для всех ветвей:
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где Qобщ. и hобщ. – соответственно расход и потери напора на всем разветвленном участке. 

Увеличеник пропускной способности трубопровода.
Для увеличения пропускной способности трубопровода можно использовать или вставку большего диаметра или лупинг. Ответить на вопрос: «Что лучше?» поможет расчет гидравлического уклона: лучшим будет тот вариант, где i - минимально.

Если трубопровод имеет вставку другого диаметра dB, то гидравлический уклон в этой вставке определяется через гидравлический уклон и диаметр основной трубы:
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при этом QB = Q.

Если на трубопроводе есть замкнутый параллельный участок (лупинг), диаметром dл , то его гидравлический уклон также определяется через гидравлический уклон и диаметр основного трубопровода:
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В этих формулах предполагается, что характер течения в основной трубе, во вставке и лупинге одинаков, то есть m – одинаково.

Если dЛ = d, тогда при ламинарном течении (m = 1):
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при турбулентном, если m = 0,25:
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если m = 0:
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Чтобы проверить режим в лупинге, нужно знать расход жидкости через него. Как рассчитать его, зная расход в основной магистрали и диаметры трубопроводов?

Суммарный расход на сдвоенном участке:
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где QЛ  - расход в лупинге;

      QM  - расход в основной магистрали на сдвоенном участке;

      Q  - расход в одиночном трубопроводе.

Исходя из равенства потерь напора (или давления) на сдвоенном участке (100): ΔPЛ = Δ PM и воспользовавшись формулой Лейбензона для расчета потери давления (5.37), можно записать для основного и параллельного трубопроводов:
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Сделаем преобразования:
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Общий расход:
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Отсюда:
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Типовая задача по теме.4 2
Типовая задача 4.4
В начало сборного коллектора длиной 10 км, диаметром 0,2 м подают товарную нефть в количестве 180 т/ч, вязкостью 20 мПа∙с и плотностью 800 кг/м3. Из сборного коллектора нефть отбирают в трех точках, соответственно, 20 т/ч, 50 т/ч, 100 т/ч.

Расстояния от начала коллектора и до точек отбора нефти, следующие 4000 м, 200 м, 3000 м. Определить общий перепад давления, если начальное давление равно 1,6 МПа. Сборный коллектор проложен горизонтально и местных сопротивлений не имеет.

Решение:

Алгоритм решения данной задачи заключается в представлении сложного трубопровода состоящего из нескольких участков, различающихся по величине расходов. Каждый участок рассчитывается отдельно как простой трубопровод (см задачу 4.1.). Общий перепад давления равен сумме потерь давления по участкам.

Вначале определяют скорость нефти до первой точки отбора
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Режим движения на данном участке турбулентный, так как
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 (зона Блазиуса).

Коэффициент гидравлического сопротивления λ определяют для каждого участка в отдельности.
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Потери давления на первом участке определяют по формуле:
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Для определения потерь давления на втором участке вначале рассчитывают скорость потока нефти
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Режим движения на данном участке турбулентный, так как
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Потери давления на втором участке
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Аналогично скорость нефти на третьем участке:


[image: image454.wmf](

)

(

)

S

q

q

G

×

+

-

=

r

w

2

1

3

=
[image: image455.wmf](

)

(

)

(

)

с

м

/

21

,

1

10

800

2

,

0

14

,

3

3600

50

20

180

4

3

2

=

×

×

×

×

+

-

×

-


Режим движения на данном участке турбулентный, так как
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Коэффициент гидравлического сопротивления
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 EMBED Equation.3 [image: image459.wmf];

Потери давления на третьем участке
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Скорость нефти на четвертом участке
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Режим движения на данном участке:
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Коэффициент гидравлического сопротивления
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 EMBED Equation.3 [image: image466.wmf];

Потери давления на четвертом участке
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Общий перепад давления получают при сложении перепадов на отдельных участках

ΔР=∑Рi= 0,875 + 0,037 + 0,278 + 0,049 = 1,24 МПа
Типовая задача 4.5.
На нефтепроводе диаметром 500 мм, перекачивающем 70,0 т/ч нефти с плотностью 820 кг/м3 и вязкостью 0,4 см2/с, имеется сдвоенный участок из труб с внутренним диаметром 300 мм и 500 мм одинаковой длины. Определить расходы и гидравлический уклон на сдвоенном участке.

Решение:

Объемный расход нефти в трубопроводе равен
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Режим движения нефти в трубопроводе, исходя из значения числа Рейнольдса:
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– ламинарный

Предполагая режим движения в трубах на сдвоенном участке ламинарным, определяем расход
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[image: image472.wmf]с
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и по параллельной трубе диаметром d1
Q1 = Qт - Q2 = (23,7 – 1,39)∙10-3= 2,72∙10-3 м3/с

Гидравлический уклон в трубопроводе
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Гидравлический уклон на сдвоенном участке определяют:
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Проверка принятого режима движения на сдвоенном участке
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Режим выбран правильно. Зная режим движения и длины параллельных участков, легко определяют коэффициенты гидравлических сопротивлений λ и потерь напора на трение.

Задания для самостоятельной работы по теме 4.2

Задача 4.4
В начало сборного коллектора длиной 10 км, диаметром 0,2 м подают товарную нефть в количестве 180 т/ч, вязкостью 20 мПа∙с и плотностью 800 кг/м3. Из сборного коллектора нефть отбирают в трех точках, соответственно, 20 т/ч, 50 т/ч, 100 т/ч.

Расстояния от начала коллектора и до точек отбора нефти, следующие 4000 м, 200 м, 3000 м. Определить общий перепад давления, если начальное давление равно 1,6 МПа. Сборный коллектор проложен горизонтально и местных сопротивлений не имеет.

Исходные данные



Задача 4.5
По трубопроводу перекачивается известное количество жидкости с известной плотностью и вязкостью. Для снижеия потерь напора на части его длины предложено или увеличить диаметр трубы (врезать вставку) или подключить лупинг такой же длины.
Пренебрегая местными сопротивлениями, определить, в каком варианте потери напора на участке трубопровода снизятся в большей степени.
Рекомендации. Поскольку длина лупинга и вставки одинакова, целесообразно сравнтвать гидравлические уклоны трубопровода, лупинга и вставки.

Исходные данные



Алгоритм решения задачи 4.5
1. Вычисляем объемный расход нефти:
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2. Рассчитываем скорость движения в трубопроводе:
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3. Рейнольдс:
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4. Определение режима движения и зоны сопротивления. Каждому режиму движения соответствуют коэффициенты формулы Лейбензона. (таблица 4.1.)

5. Рассчитываем гидравлический уклон трубопровода:
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6. Скорость движения во вставке:

Расход через вставку равен расходу в трубопроводе, поэтому:
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7. Рейнольдс:
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8. Определение режима движения и выбор зоны сопротивления во вставке.

9.Расход через лупинг
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10.Скорость в лупинге:
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11. Рейнольдс:
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12. Определение режима движения и выбор зоны сопротивления для лупинга.

13.Если режимы движения и зоны сопротивления в трубопроводе, вставке и лупинге одинаковы, тогда:определяем гадравлические уклоны вставки и лупинга. (Если нет- решение прекращаем, требуется изменить диаметры лупинга или вставки)
14.Гидравлический уклон вставки:
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14.Гидравлический уклон лупинга:
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15. Сравниваем величину снижения потерь напора при вставке и при лупинге:
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Если nВ > nЛ  при вставке, если nВ < nЛ  при лупинге.
Таблица 4.10

Исходные данные к заданию 4.4
	Исходные

данные
	Варианты

	
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10

	Длина трубопровода, км
	10
	8
	6
	12
	15
	7
	5
	9
	4
	3

	Длина первого участка, м
	3500
	2000
	3000
	6000
	5000
	1500
	2000
	3000
	1000
	1000

	Длина второго участка, м
	1000
	2000
	500
	2000
	3000
	2500
	1000
	3000
	1000
	1000

	Диаметр трубопровода,   мм
	205
	219
	312
	426
	426
	312
	117
	219
	117
	219

	Массовый расход нефти,  т/ч
	180
	200
	250
	270
	260
	240
	210
	230
	190
	235

	Отбор на 1 участке,  т/ч
	30
	50
	40
	45
	50
	40
	20
	45
	25
	35

	Отбор на 2 участке,  т/ч
	40
	20
	40
	30
	20
	30
	30
	45
	35
	50

	Плотность нефти, кг/м3
	870
	842
	856
	880
	864
	870
	832
	815
	823
	854

	Динамическая вязкость нефти,  Па*с
	0,050
	0,0149
	0,023
	0,002
	0,04
	0,025
	0,032
	0,027
	0,019
	0,012

	Давление начальное, МПа
	1,8
	2,0
	2,2
	2,5
	2,8
	3,0
	3,4
	3,6
	3,8
	4,0

	Абсолютная эквивалентная

шероховатость, мм
	0,15
	0,10
	0,12
	0,15
	0,10
	0,12
	0,15
	0,10
	0,12
	0,01


Таблица 4.11

Исходные данные к заданию 4.5
	Исходные

данные
	Варианты

	
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10

	Обьект.
	нефть
	нефть
	нефть
	нефть
	нефть
	нефть
	нефть
	нефть
	вода
	вода

	Расход,  
	30

дм3/с
	8

дм3/с
	8

дм3/с
	300

м3 /ч
	182

т /ч
	300

м3 /ч
	182

т /ч
	900

т /сут
	8

дм3/с
	8

дм3/с

	Плотность жидкости, кг/м3
	819
	860
	860
	910
	895
	910
	895
	860
	991
	991

	Кинематич. вязкость,∙10-4 м2/с
	0,0182
	0,5
	0,5
	0,5
	0,42
	0,5
	0,42
	0,15
	0,00666
	0,00666

	Диаметр трубы, мм
	150
	100
	100
	257
	156
	257
	156
	205
	80
	80

	Диаметр вставки, мм
	200
	150
	150
	309
	203
	108
	203
	309
	100
	100

	Диаметр лупинга, мм
	100
	100
	150
	257
	156
	257
	203
	205
	50
	80

	Абсолютная эквивалентная

шероховатость, мм
	0,1
	0,1
	0,1
	0,1
	0,1
	0,1
	0,1
	0,1
	0,5
	0,5

	Ответы:
	Вст.
	Вст
	Луп.
	Луп.
	Вст
	Вст
	Луп.
	Вст
	Вст
	Луп.


	Исходные

данные
	Варианты

	
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20

	Обьект.
	вода
	вода
	вода
	вода
	вода
	нефть
	нефть
	нефть
	нефть
	нефть

	Расход,  
	5

дм3/с
	18

дм3/с
	18

дм3/с
	20

дм3/с
	20

дм3/с
	180

т /ч
	180

т /ч
	180

т /ч
	80

т /ч
	80

т /ч

	Плотность жидкости, кг/м3
	1000
	1000
	1000
	996
	996
	870
	870
	870
	849
	849

	Кинематич. вязкость,∙10-4 м2/с
	0,0131
	0,0131
	0,0131
	0,008
	0,008
	0,575
	0,575
	0,575
	0,1376
	0,1376

	Диаметр трубы, мм
	100
	100
	100
	100
	100
	205
	211
	209
	205
	205

	Диаметр вставки, мм
	156
	156
	130
	130
	125
	257
	257
	257
	257
	211

	Диаметр лупинга, мм
	156
	100
	156
	130
	130
	205
	257
	209
	257
	211

	Абсолютная эквивалентная

шероховатость, мм
	0,5
	0,5
	0,5
	0,5
	0,5
	0,1
	0,1
	0,1
	0,1
	0,1

	Ответы:
	Луп.
	Вст
	Луп.
	Луп.
	Луп.
	Луп.
	Луп.
	Луп.
	Луп.
	Луп.


	Исходные

данные
	Варианты

	
	21
	22
	23
	24
	25
	26
	27
	28
	29
	30

	Обьект.
	нефть
	нефть
	нефть
	нефть
	нефть
	нефть
	нефть
	нефть
	нефть
	нефть

	Расход,  
	90

т /ч
	90

т /ч
	85

т /ч
	80

т /ч
	185

т /ч
	185

т /ч
	185

т /ч
	208

т /ч
	208

т /ч
	208

т /ч

	Плотность жидкости, кг/м3
	921
	921
	870
	870
	869
	869
	869
	892
	892
	892

	Кинематич. вязкость,∙10-4 м2/с
	1,633
	1,633
	0,59
	0,59
	0,403
	0,403
	0,403
	0,397
	0,397
	0,397

	Диаметр трубы, мм
	211
	211
	257
	257
	267
	267
	267
	309
	309
	309

	Диаметр вставки, мм
	257
	257
	309
	309
	309
	359
	315
	359
	359
	359

	Диаметр лупинга, мм
	257
	211
	309
	257
	309
	359
	315
	359
	315
	309

	Абсолютная эквивалентная

шероховатость, мм
	0,1
	0,1
	0,2
	0,1
	0,1
	0,1
	0,1
	0,1
	0,1
	0,1

	Ответы:
	Луп
	Вст
	Луп.
	Вст ≈ Луп.

	Луп
	Луп
	Луп.
	Луп
	Луп
	Луп.


	Исходные

данные
	Варианты

	
	31
	32
	33
	34
	35
	36

	Обьект.
	нефть
	нефть
	нефть
	нефть
	нефть
	нефть

	Расход,  
	80

т /ч
	85

т /ч
	85

т /ч
	95

т /ч
	95

т /ч
	95

т /ч

	Плотность жидкости, кг/м3
	840
	840
	840
	862
	862
	862

	Кинематич. вязкость,∙10-4 м2/с
	0,0765
	0,0765
	0,0765
	0,1422
	0,1422
	0,1422

	Диаметр трубы, мм
	205
	205
	205
	209
	209
	209

	Диаметр вставки, мм
	257
	257
	257
	257
	257
	257

	Диаметр лупинга, мм
	257
	205
	211
	257
	209
	156

	Абсолютная эквивалентная

шероховатость, мм
	0,015
	0,015
	0,015
	0,1
	0,1
	0,1

	Ответы:
	Луп.
	Луп.
	Луп.
	Луп.
	Луп.
	Вст


4.3 Расчет трубопроводов при неизотермическом движении однофазной жидкости.
Говоря об изотермическом движении однофазных жидкостей по трубопроводам, мы полагали, что температура, а следовательно, плотность и вязкость жидкости, остается неизменной на всем протяжении потока и в любой точке его поперечного сечения. Однако, реальные потоки жидкости или подогревают в различных печах или теплообменниках или их естественная теплота рассеивается в окружающей среде.

При движении продукции скважины от забоя к устью и далее до установок подготовки нефти происходит постепенное понижение температуры и разгазирование флюидов (нефти и воды), транспортируемых по одному трубопроводу. С понижением температуры и разгазированием флюидов увеличивается вязкость нефти (эмульсии), понижается Re и, в конечном итоге, увеличивается гидравлическое сопротивление:

t↓→ν↑→Rе(→λ↑.

Падение температуры и глубокое разгазирование особенно нежелательны для высоковязких и парафинистых нефтей.

Также по этой причине транспортирование нефтей на месторождениях Севера должно осуществляться в газонасыщенном состоянии, чтобы снизить их вязкость, а следовательно, и потери от гидравлических сопротивлений.

Последняя ступень сепарации в данном случае должна устанавливаться на центральном пункте сбора нефти или на НПЗ.

Знание законов распределения температуры флюидов по длине нефтепровода необходимо как для проектировщиков нефтесборной системы, так и для эксплуатационников: для правильной расстановки подогревателей и настройки режима их работы.

 Для установления закона изменения температуры жидкости по длине трубопровода выделим на расстоянии X от начала трубопровода элементарный участок длиной dX и составим для него уравнение теплового баланса.

Потери теплоты от элементарного участка dX в единицу времени в окружающую среду составят:
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где 
[image: image493.wmf]dX

d

×

×

p

– поверхность охлаждения элементарного участка, м;

k - коэффициент теплопередачи от нефти в окружающую среду.

При движении жидкости через рассматриваемый участок dX она охладится на dt oC и потеряет количество теплоты, равное:
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- так как температура жидкости по мере удаления от начала трубопровода падает.

При установившемся режиме потери теплоты жидкостью должны быть равны теплоте, отдаваемой ею в окружающую среду:
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где k – коэффициент теплопередачи от нефти в окружающую среду, Вт/(м2 К);

t - температура жидкости на расстоянии X от начала трубопровода;

t0 - температура окружающей среды;

d - внутренний диаметр трубопровода;

G - массовый расход нефти, кг/с;

CP - удельная массовая теплоемкость нефти, кДж/(кг град).

При этом tH > t > t0.

При стационарном режиме изменением k по длине трубопровода можно пренебречь.

Формулу Шухова используют для расчета температуры в любой точке неизитермического трубопровода:
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Это и есть закон распределения температуры жидкости по длине трубопровода.

Температура в конечной точке трубопровода при  x=l
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где Шу – параметр Шухова:
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В неизотермическом трубопроводе в общем случае могут наблюдаться два режима течения: на начальном участке при сравнительно высокой температуре жидкости – турбулентный режим, а в конце- ламинарный. Температура, соответствующая переходу турбулентного режима в ламинарный, называется критической. 
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где t - температура нефти, при которой требуется узнать вязкость, oC;

tx - произвольная температура, выбранная в рабочем интервале температур;

νx - кинематическая вязкость нефти при температуре tx.

Если мы не располагаем экспериментальной кривой температурной зависимости вязкости, то для аналитического определения показателя крутизны вискограммы u необходимо знать вязкость нефти ν1 и ν2 при двух температурах t1 и t2: 
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Для ориентировочного определения вязкости нефтей в зависимости от их температуры и плотности можно пользоваться графическими зависимостями.

Очевидно, что при tKP ≥ tH в трубопроводе только ламинарный режим, а при tKP ≤ tК - режим только турбулентный. При  tH >tKP >tK в трубопроводе имеют место оба режима.

Длина турбулентного участка lt определится из формулы Шухова:
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По этой же формуле определится длина ламинарного участка, заменяя tH на tKP - в числителе и tKP на tK - в знаменателе, а также KT на KЛ.

Если в трубопроводе два режима, то температура потока в конце трубопровода:
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Коэффициент теплопередачи в (4.52) зависит от внутреннего α1 и внешнего α2 коэффициентов теплоотдачи, а также от термического сопротивления стенки трубы, изоляции, отложения парафина и определяется из формулы:
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                    (4.57)
где λi, dнi, di - соответственно коэффициент теплопроводности, Вт/(м.оС), наружный и внутренний диаметры трубы, изоляции, м;

α1 и α2 - коэффициенты теплоотдачи, Вт/(м2.грС).
Коэффициент теплоотдачи α1 определяют из формулы Михеева:

для Re ≤ 2000
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для Re ≤ 10000
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где Nu, Re, Pr, Gr - соответственно критерии Нуссельта, Рейнольдса, Прандтля и Грасгофа,
Grст - критерий Грасгофа, определяемый при температуре стенки. Все остальные параметры рассчитывают при средней температуре потока.
Критерии Нуссельта:
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Критерий Рейнольдса:
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Критерий Прандтля:
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Критерий Грасгофа
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 EMBED Equation.3  [image: image512.wmf](
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; характеризует соотношение сил трения, инерции и подъемной силы, обусловленной различием плотностей в отдельных точках неизотермического потока, 
где β - коэффициент объемного расширения нефти,1/оС;

g - ускорение свободного падения, м/с2;

tп и tст - соответственно температура потока и внутренней поверхности стенки трубы, оС;

Ср - массовая теплоемкость жидкости, Дж/(кг∙оС).
Индекс “п”показывает, что все параметры вычисляются при средней температуре потока 
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, а индекс”ст”-при средней температуре стенки трубопровода.
В интервале температур, в котором работают промысловые трубопроводы, массовая теплоемкость Ср, коэффициент теплопроводности λ и плотность нефти ρ изменяются в узких пределах Ср = 1,6 – 2,5 кДж/(кг∙оС), λ = 0,1 – 0,16 Вт/(м.∙оС)
Поэтому для ориентировочных расчетов и их можно считать постоянными.

Для более точных расчетов массовую теплоемкость нефтей (Дж/(кг∙оС) определяют по (4.61) а коэффициент теплопроводности нефтей λ (Вт/(м∙оС) по формуле Крего-Смита
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где ρ15 - плотность нефти при 15оС, т/м3;

t - температура нефти, оС.

Массовая теплоемкость углеродистых сталей и отложений парафина равна 0,5 и 2,9 кДж/(кг.оС). Для определения плотности нефти пользуются формулой Д.И.Менделеева

ρt = ρ20 / [1 + (t - 20)]                                                                (4.62)

где ρ20 - плотность нефти при 20 оС;

β - коэффициент объемного расширения нефти, 1/оС (обычно β = 0,000066 1/оС).

Для определения внешнего коэффициента теплоотдачи α2 подземного трубопровода пользуются теоретической формулой Форхгеймера-Власова:
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где Но - глубина заложения трубопровода в грунт до его оси, м;
λгр - коэффициент теплопроводности грунта.
 При 
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Для подземных изолированных трубопроводов при турбулентном режиме α1 > α2. Поэтому для приближенных расчетов величиной 1/α1 можно пренебречь т.е. в этом случае принимается tн ≈ tот.

Для ориентировочных расчетов коэффициент теплоотдачи k можно принимать, Вт/(см2∙оС), для сухого песка – 116∙10-6 для влажной глины – 145∙10-6, для мокрого песка – 348∙10-6.
Типовые задачи по теме 4.3

Типовая задача 4.6
По трубопроводу длиной 143 км, внутренним диаметром 359 мм перекачивается нефть в количестве 11409 т/сут. Плотность нефти 950 кг/м3, кинематическая вязкость при 30 и 70 оС, соответственно 26,5∙10-4 и 1,61∙10-4 м2/с, удельная теплоемкость 2093,5 Дж / (кг∙К). Коэффициенты теплопередачи Кт = 12,76 и Кл = 12,38 Вт/(м2∙К). Температура подогрева нефти 69 оС. Температура окружающей среды 0 оС. В конце трубопровода температура нефти должна быть 33 оС. Тепловая изоляция отсутствует.

Определить:

· режимы движения в трубопроводе,

· потерю напора на трение (по формуле Лейбензона, без учета поправки на неизотермичность, для турбулентного режима принять зону Блазиуса)

· температуру нефти в конце трубопровода,

· температуру нефти на расстоянии 12 км от начала трубопровода.

Алгоритм решения задачи 4.6.

1. Определяем коэффициент крутизны вискограммы.

2. Рассчитываем критическую температуру и устанавливаем режим движения нефти в трубопроводе.

3. Рассчитываем длину турбулентного участка (если установлено два режима движения нефти в трубопроводе).

4. Рассчитываем температуру нефти в конце трубопровода.

5. Рассчитываем температуру нефти по длине трубопровода – 6 точек.

Рекомендации к решению задачи 4.6.

· Для определения температуры по длине неизотермического трубопровода при отсутствии парафиновых отложений воспользуйтесь формулами (4.50, 4.56). Не забудьте учесть режим движения жидкости на отдельных участках (турбулентный или ламинарный) через коэффициент теплопередачи ki.

· Таблица для построения графика по результатам решения задачи 4.6 имеет следующий вид:

Таблица 4.12  

Форма таблицы для построения графика по результатам расчетов

	Параметр
	Номера точек

	
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8

	L,            м
	0
	1000
	2000
	3000
	4000
	5000
	6000
	LK

	t,           оС
	70
	60
	53
	43
	37
	31
	26
	20


Для расчетов и построения графиков воспользуйтесь программой EXCEL.
Решение:

Определим коэффициент крутизны вискограммы
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Рассчитываем критическую температуру
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если tk < tkp < Tн, 33 < 66 < 69, то в трубопроводе два режима течения жидкости

Рассчитываем среднюю температуру потока на турбулентном участке

tпт = (tн + tкр) / 2 = (69 + 66) / 2 = 67,5 оС

На ламинарном участке: tпл = (tkp + tk) / 2 = (66 + 33) / 2 = 49,5 оС

Рассчитываем плотность нефти при средних температурах потока:

а) турбулентный участок
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в) ламинарный участок  
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Рассчитываем длины участков:

а) турбулентный 
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в) ламинарный   
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с) сравниваем расчетные длины участков с заданной длиной трубопровода:

lt + lл = 830,9 + 13494 = 14325 м  (lt + lл) = 14,3 км

т.е. заданная температура нефти в конце трубопровода может быть обеспечена без тепловой изоляции.

Расчет потери напора на трение:

а) рассчитываем вязкость при начальной температуре потока:
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б) рассчитываем потери напора на турбулентном участке:
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в)рассчитываем потери напора на ламинарном участке
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Сумма потерь
hnт + hnл = 9,6 + 80,9 = 90,5 м

Рассчитываем температуру нефти в конце трубопровода:
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Рассчитываем температуру нефти на расстоянии 12 км от начала трубопровода:

точка X находится на ламинарном участке трубопровода, т.к. l > X > lт
Поэтому пользуемся следующей формулой:
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Ответ: В трубопроводе 2 режима течения,

lт = 0,831 км; lл = 13,469 км; hnт = 90,5 м; tкон = 33,1 оС; tx = 37,2 оС;

Задания для самостоятельной работы по теме 4.3

Задача 4.6
Определить режимы движения нефти в трубопроводе длины L и внутреннего диаметра d при определенной его пропускной способности Q, температуре нефти в начале tН и необходимой температуре в конце трубы tК. Температура окружающей среды tO известна. Тепловая изоляция отсутствует. Рассчитать температуру нефти по длине трубопровода (минимум 6 точек) и температуру нефти в конце трубопровода. 

Таблица 4.13
Исходные данные к заданию 4.6

	Исходные данные
	Варианты

	
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10

	L,   км
	6,4
	20
	5
	8
	28
	5
	14,3
	10
	8
	30

	d,    мм
	201
	259
	201
	209
	400
	209
	359
	511
	408
	359

	Q,   м3/с
	0,035
	0,069
	0,05
	0,04
	0,15
	0,05
	0,139
	0,083
	0,08
	0,139

	(293,  кг/м3
	851
	930
	851
	851
	950
	870
	950
	912
	870
	950

	tН,      оС
	70
	70
	42
	74
	65
	72
	69
	80
	70
	64

	tК,      оС
	25
	35
	33
	20
	35
	30
	33
	45
	40
	46

	tо,    оС
	0
	2
	0
	3
	0
	0
	0
	-8
	-10
	0

	CP, Дж/(кг*К)
	2000
	1884
	1959
	2000
	2094
	2005
	2094
	1985
	2005
	2094

	t1,    оС
	30
	10
	30
	30
	40
	30
	30
	50
	30
	40

	t2,    оС
	40
	60
	40
	40
	60
	70
	70
	80
	70
	60

	(1 *104, м2/с
	0,65
	110
	0,65
	0,65
	13,2
	0,312
	26,5
	0,339
	0,312
	13,2

	(2 *104,       м2/с
	0,17
	2,78
	0,17
	0,17
	3,24
	0,066
	1,61
	0,076
	0,066
	3,24

	kТ,     Вт/(м2*К)
	14,91
	5,4
	14,72
	14,91
	-
	15,18
	12,76
	12,99
	15,18
	-

	kЛ,     Вт/(м2*К)
	12,97
	5,35
	-
	12,97
	12,49
	-
	12,38
	-
	-
	12,49

	Ответ: tК,    оС
	25,9
	35,1
	24,0
	25,6
	14,9
	40,7
	33,5
	Требуется изоляция


4.4 Расчет простого газопровода

При движении реального газа по трубопроводу происходит значительное падение давления по длине в результате преодоления гидравлических сопротивлений. В этих условиях плотность газа уменьшается, а линейная скорость – увеличивается.

Установившееся изотермическое (Т=const) движение газа в газопроводе описывается системой трех уравнений:

1. Уравнение Бернулли, закон сохранения энергии:
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2. Уравнение состояния:

P =(г∙Rг∙T∙z,                                                                              (4.65)
где  Rг = R/M                                                                                                                     (4.66)

3. Закон сохранения массы, выражающийся в постоянстве массового расхода:

G = (г∙(∙s = const                                                                      (4.67)

При этом следует помнить, что изотермический процесс описывается уравнением Бойля-Мариотта:

Р/( = const                                                                                  (4.68)
Для расчета массового расхода газа по трубопроводу основной является формула. 
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Или
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В системе СИ размерности величин следующие:

G – массовый расход газа, кг/с;

d  - внутренний диаметр газопровода, м;

P12,P22 – давление в начале и конце газопровода, соответственно, Па;

( - коэффициент гидравлического сопротивления;

Rг  - газовая постоянная, Дж/(кг*К);

R – универсальная газовая постоянная, равная 8314 Дж/(кмоль*К);

T – абсолютная температура газа, К;

L – длина газопровода, м;

( - линейная скорость газа, м/с;

(г – плотность газа, кг/м3.

По уравнению состояния для газа и воздуха имеем:
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где ( = (г/(в – относительная плотность газа по воздуху.

Объемный расход газа, приведенный к стандартным условиям:
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где (су – плотность газа при С.У.

Подставив в (4.70) значения Rг и G, получим:
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где 
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При стандартных условиях (t = 20(С, Р = 760 мм рт. ст.) плотность воздуха (В = 1,205 кг/м3 и 
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Тогда 
[image: image550.wmf]L

T

z

P

P

V

r

×

×

×

×

-

×

×

=

-

r

l

)

(

10

87

,

3

2

2

2

1

2

                                               (4.74)

При нормальных условиях (t = 0(С, Р = 760 мм рт. ст.) плотность воздуха (В = 1,293 кг/м3 и RB = 287 Дж/кг(К, k0 = 3,59(10-2.

Гидравлический расчет

Значение коэффициента гидравлического сопротивления ( рассчитывается в зависимости от режима движения газа и шероховатости труб по тем же формулам, что и для нефтепровода.

Для гидравлических гладких труб ( не зависит от шероховатости внутренней поверхности трубы и рассчитывается по формуле:
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При квадратичном режиме течения ( не зависит от Re, и является функцией относительной шероховатости:
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По универсальной формуле ВНИИ газа:
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Значение числа Re для смеси газов:
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где (С  – вязкость смеси газов;

(С – плотность смеси газов в условиях трубопровода, кг/м3.
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где (о – плотность смеси газов при Н.У., кг/м3;

Рср и Ро – соответственно среднее давление в трубопроводе и барометрическое, Па;

ТСР и То – соответственно средняя температура перекачки и температура абсолютного нуля (273.15 К).
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При технических расчетах ( (с учетом местных сопротивлений) можно принимать:

(=(1,03-1,05)((ТР.                                                                      (4.81)

Обычно течение газа происходит при высоких скоростях, когда сопротивление определяется только шероховатостью труб (квадратичная зона). Т.к. шероховатость не зависит от диаметра трубопровода, можно считать, что ( зависит только от диаметра газопровода.

Одной из формул типа ( = ((d), получившей широкое распространение, является формула Веймаута:

(=0,009407/
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Формула Веймаута (4.82) может использоваться при ориентировочных расчетах диаметра и пропускной способности простого газопровода. В этом случае расчетные формулы имеют вид:
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Из формулы (4.74) можно получить выражение для определения длины L, диаметра d и конечного давления Р2 при известном начальном Р1:
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Типовые задачи по теме 4.4.

Типовая задача 4.8
Определить массовый и объемный расходы для газопровода длиной 100 км, с наружным диаметром 720 мм и толщиной стенок 10 мм. Абсолютное давление в начале газопровода рн = 5 МПа, в конце рк = 1,1 МПа. Плотность газа при стандартных условиях ρг = 0,8 кг/м3, газовая постоянная R = 8,31 Дж/(моль∙
[image: image561.wmf]К). Коэффициент динамической вязкости μ = 12∙10-6 Па∙с, коэффициент сжимаемости z = 0,93. Температура грунта на глубине заложения газопровода 5 оС. Эквивалентная шероховатость внутренней поверхности труб Δ = 0,2 мм.

Решение

Задаваясь квадратичным законом по (4.76) получаем
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В соответствии с (4.81) расчетное значение принимают λ = 0,0157. 

По (4.70) имеем:
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по (4.77) объемный расход

V = 855 / 0,8 = 1069 м3/с = 1069∙3600 = 3,85∙106 м3/ч = 92,35 млн. м3/сут

Задания для самостоятельной работы по теме 4.4
Задача 4.7
Известно отношение давлений Р1/Р2  в сечениях 1 и 2 газопровода постоянного диаметра. Течение изотермическое, известна скорость газа v1 , м/с. Найти v2.

Задача 4.8
Определить массовый суточный расход газа, который можно передать по газопроводу, уложенному из труб диаметром d мм, на расстояние L км. Абсолютное давление газа на выкиде компрессорной станции P1 МПа, в конце участка P2 МПа, плотность газа (г при атмосферном давлении (0,1 МПа) и температуре перекачки 20 ° С. Газ считать совершенным, течение изотермическим. 

Указание. Для расчета коэффициента гидравлического сопротивления вспользоваться формулой Веймаута.

Таблица 4.14
Исходные данные к заданию 4.7

	Параметр
	Варианты

	
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15

	Р1/Р2
	4
	3
	2
	3,5
	4,2
	2,8
	3,2
	1,9
	2,4
	1,5
	2,5
	3,8
	4,4
	5
	5,5

	V1, м/с
	25
	15
	20
	16
	28
	18
	22
	14
	26
	21
	30
	35
	31
	40
	44


	Параметр
	Варианты

	
	16
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24
	25
	26
	27
	28
	29
	30

	Р1/Р2
	7
	6
	6,5
	6,2
	4,5
	2,3
	7,3
	8
	7,7
	7,5
	1,8
	3,3
	5,3
	7,1
	6,8

	V1, м/с
	33
	42
	46
	48
	22
	29
	38
	20
	45
	19
	17
	16
	23
	49
	50


Исходные данные к заданию 4.8

	Параметры
	Варианты

	
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10

	Диаметр газопровода, мм
	326
	420
	280
	312
	500
	380
	412
	400
	300
	480

	Длина газопровода, км
	185
	150
	68
	90
	30
	80
	60
	50
	65
	70

	Р1, МПа
	6,5
	5,2
	6,6
	5,6
	8,0
	7,5
	7,0
	7,2
	6,8
	5,0

	Р2, МПа
	4,7
	3,4
	5,5
	4,5
	6,8
	5,0
	4,6
	5,2
	3,8
	3,2

	ρг, кг/м3
	0,86
	0,80
	0,74
	0,88
	0,9
	0,68
	0,78
	0,62
	0,70
	0,72


	Параметры
	Варианты

	
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20

	Диаметр газопровода, мм
	529
	630
	720
	820
	920
	1020
	630
	820
	1200
	1020

	Длина газопровода, км
	20
	30
	40
	50
	60
	70
	80
	90
	10
	100

	Р1, МПа
	0,6
	0,8
	6,6
	6,8
	7
	7,2
	7,3
	7,4
	0,5
	7,5

	Р2, МПа
	0,1
	0,15
	1
	1,5
	1,3
	2
	1,8
	1,4
	0,2
	1,2

	ρг, кг/м3
	0,75
	0,8
	1,2
	1,02
	0,9
	0,88
	1,3
	1,21
	1,5
	1,6


	Параметры
	Варианты

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Диаметр газопровода, мм
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Длина газопровода, км
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Р1, МПа
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Р2, МПа
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	ρг, кг/м3
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	


5.ОТСТОЙНИКИ И РЕЗЕРВУАРЫ


5.1.Технологические расчеты отстойников.


Гравитационное разделение фаз.
При сборе и подготовке нефти на промыслах приходится иметь дело с самыми разнообразными смесями, образующими суспензии, эмульсии, пены, туман, дым (пыль). При достаточном различии плотностей дисперсной и дисперсионной фаз наиболее простым методом их разделения является отстаивание.

В поле тяжести на оседающую (всплывающую) частицу действуют: разность силы тяжести и подъемной силы Архимеда
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где Δρ - разность плотностей частицы и окружающей среды, g - ускорение свободного падения, d - диаметр частицы, сила сопротивления сплошной среды:
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где єo - коэффициент гидравлического сопротивления сплошной среды движению в ней одиночной частицы, ωo - скорость движения одиночной частицы, относительно сплошной среды, ρс - плотность сплошной среды. Сила конвекционных токов в сплошной среде? Допустим, что температура во всех точках аппарата гравитационного разделения (отстойника) одинакова, тогда конвекционные потоки отсутствуют. При постоянной скорости движения частицы в среде.

ΔF = Fc                                                                                          (5.3)
Откуда, с учетом (5.1) и (5.2),следует

εo∙Reo2 = 4 / 3∙Ar                                                                          (5.4)
где Reo - критерий Рейнольдса

Reo = ωo∙d∙ρc∙μc,                                                                           (5.5)
где μс – динамическая вязкость сплошной среды, Ar - критерий Архимеда
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                                                           (5.6)
где υс - кинематическая вязкость сплошной среды, ρд - плотность дисперсной фазы (частицы, капли).

В условиях стесненного осаждения (всплытия) частиц, т. е. при взаимодействии между частицами, имеем аналогично (5.4) равенство

εд∙Reд2 = 3 / 4∙Ar                                                                           (5.7)
где єд - коэффициент гидравлического сопротивления для дисперсной фазы в эмульсии, Reд - критерий Рейнольдса в условиях стесненного потока.

Так как правые части (5.4) и (5.7) одинаковы, то
εд∙Reд2 = εo∙Reo2                                                                           (5.8)
Пусть

εд = εод∙f(α)                                                                                   (5.9)
где єод - коэффициент гидравлического сопротивления сплошной среды для одной частицы в условиях стесненного потока, α - объемная доля дисперсной фазы в системе,т.е например,обводненность эмульсии. Экспериментальными исследованиями показано, что скорости оседания частицы в условиях свободного осаждения и стесненного потока связаны соотношением

ωод = ωо∙(1 - α)n,                                                                         (5.10)
где ωод - скорость осаждения частицы относительно сплошной среды в условиях стесненного потока, ωо - скорость свободного осаждения частицы.

Поэтому

Reд = (1 - α)n∙Reo                                                                        (5.11)
Экспериментально также установлено, что при Re < 500
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εо = С / Reo ∙ (1 + 0,15 ∙ Reo 0,657)                                      (5.12)
где
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С = 24 / (0,843 ∙ lg(° / 0,065)                  (5.13)
° - коэффициент формы частицы, равный отношению площадей поверхностей сферической частицы и реальной частицы одинакового объема. Для сферических частиц ° = 1, следовательно С = 24.

Из (5.8) и (5.9) следует:
εо∙Reo2 = εод∙f(α)∙Reд2                                                                 (5.14)
Откуда, с учетом (5.12), получают

Reo∙(1 + 0,15∙Reo0,687) = f(α)∙Reд∙(1 + 0,15∙Reд0,687)                 (5.15)
При малых Re из (5.11) и (5.15) следует

f(α) = (1 - α)n                                                                              (5.16)
При Re > 500 коэффициент сопротивления не зависит от скорости, следовательно, єо = єод, поэтому из (5.14)

Reo2 = f(α)∙Reд2                                                                          (5.17)
Тогда из (5.11) и (5.17) имеем:
f(α) = (1 - α)(-2n)                                                                          (5.18)
Экспериментальными исследованиями установлено, что f(α), определяемая по (5.16) и (5.18), изменяется от (1 - α)(-4,65) до (1 - α)(-4,78), следовательно, в первом приближении принимают, что

f(α) = (1 - α)(-4,7)                                                                         (5.19)
Поэтому вместо (5.10) можно записать:
ωод / ωо = (1 - α)4,7                                                                      (5.20)
Известны также следующие эмпирические формулы для учета влияния стесненности: 

при α<0,3

ωод / ωо = (1 - α)2∙10(-1,82∙α)                                                         (5.21)
при α≥0,3

ωод / ωо = 0,123 / α∙(1 - α)3                                                         (5.22)
Расчет скорости осаждения капель при известном их диаметре.
Область ламинарного режима осаждения характеризуется следующими значениями параметра Рейнольдса:

10(-4) < Re ≤ 2                                                                              (5.23)
Соответственно коэффициент гидравлического сопротивления среды движению капли при этом режиме равен:
εо = 24 / Re                                                                                 (5.24)
Из (5.4) с учетом (5.24) следует 
Re = Ar / 18                                                                                (5.25)
Используя граничные значения критерия Рейнольдса, из (5.23) по (5.25) легко рассчитать граничные значения критерия Архимеда в области ламинарного режима осаждения капель:
18∙10(-6) < Ar ≤ 36                                                                     (5.26) 
В области переходного режима осаждения:
2 < Re ≤ 500,                                                                              (5.27)
а коэффициент гидравлического сопротивления среды осаждению капли определяют по формуле Аллена

εо = 18,5 / Re0,6                                                                          (5.28)
Из (5.4) с учетом (5.28) для критерия Рейнольдса получается

Re = Ar0,714 / 6,545                                                                         (5.29)
По аналогии с выводом (5.26) из (5.29) с учетом граничных значений критерия Re (5.27) следует, что соответствующие граничные значения критерия Архимеда в области переходного режима осаждения капель будут

36 < Ar ≤ 83,3∙1000                                                                   (5.30)
Так как критерий Рейнольдса:
Re = ωo∙d∙ρc / μ                                                                           (5.31)
То при известном диаметре частицы и значении Re (5.31) следует:
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Таким образом, в области ламинарного режима скорость осаждения частицы равна:
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в области переходного режима осаждения:
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Итак для расчета скорости свободного осаждения капель при известном их диаметре, вначале рассчитывают критерий Архимеда:
Ar = d3∙ρc∙(ρд - ρс) / μ2                                                                (5.35)
а, если его значение удовлетворяет неравенствам (5.26), то скорость считают по (5.32), а если - соответственно неравенствам (5.30), то по (5.34).

Расчет отстойной аппаратуры
Технологический расчет отстойной аппаратуры заключается в определении пропускной способности отстойника или его размеров.

Если скорость слияния капель воды с водной подушкой - слоем воды в отстойнике меньше скорости накопления частиц на водонефтяном разделе, то между нефтью и водной подушкой образуется переходной слой, толщина которого уменьшается к выходу от отстойника.

Обводненность нефти на выходе из отстойника определяют по содержанию мелких капель воды, время осаждения которых больше времени осевого перемещения разделяемой эмульсии в отстойнике. Скорость движения эмульсии вдоль отстойника от входа до выхода непрерывно уменьшается от значения на входе:
ωвх = Qж / Sн                                                                               (5.36)
до значения на выходе:
ωвых = Q'н / Sн                                                                             (5.37)
где Qж - количество жидкости (эмульсии), непрерывно поступающее в отстойник для разделения за единицу времени, Sн - площадь поперечного сечения, занятая слоем нефти (эмульсии) на входе в отстойник, Q'н - количество эмульсии с остаточным содержанием воды, непрерывно вытекающее из отстойника в единицу времени.

За время прохождения эмульсии от входа до выхода из отстойника концентрация дисперсной фазы в эмульсии изменяется. В верхней части отстойника она уменьшается по сравнению с первоначальной концентрацией. Следовательно, вязкость эмульсии по высоте в отстойнике переменна, причем в верхней части отстойника она уменьшается вдоль горизонтальной оси от входа до выхода. По вертикали в каждом сечении отстойника вязкость эмульсии возрастает от минимальной у верхней образующей отстойника до максимальной на границе с водной подушкой. Такой сложный характер изменения вязкости эмульсии в отстойнике определяется кинетикой гравитационного разделения фаз. Следовательно, горизонтальная составляющая скорости эмульсии в отстойнике максимальна в верхнем и минимальна в нижнем слоях эмульсии.

Принимая время осаждения максимальных капель воды, выносящихся потоком нефти, равным времени движения эмульсии вдоль зоны отстоя, получаем возможность рассчитать пропускную способность отстойника:
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где R - радиус отстойника, h - высота слоя воды в отстойнике, ωодi – скорость осаждения капель воды диаметром di в эмульсии, из которой выносятся потоком нефти все отставшие капли меньшего размера, l - часть длины отстойника от сечения, где начинается гравитационное разделение эмульсии (воды), до сечения, где оно прекращается (выход).

Из (5.38) следует:
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                                                                     (5.39)
Пропускная способность отстойника из (5.36) определяется как

Qж = ωвх∙Sн                                                                                 (5.40)
Так как средняя скорость движения эмульсии в отстойнике может быть принята как средняя арифметическая на входе и выходе, то

ωср = 0,5∙(ωвх + ωвых)                                                                 (5.41)
Откуда:
ωвх = 2∙ωср - ωвых                                                                        (5.42)
или с учетом (5.37):
ωвх = 2∙ωср - Q'н / Sн                                                                   (5.43)
Таким образом, пропускная способность отстойника будет:
Qж = 2∙ωср∙Sн - Q'н                                                                     (5.44)
Из материального баланса работы отстойника, пренебрегая захватом нефти дренажной водой, можно показать, что:
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                                                                (5.45)
Следовательно, из (5.44) с учетом (5.45) после преобразований имеем:
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Подставляя (5.39) в (5.46),получим
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Так как скорость стесненного осаждения капель равна:
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а свободного при Re < 2 – соответственно:
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то пропускная способность отстойника будет:

[image: image580.wmf](

)

(

)

(

)

вых

н

н

в

i

н

ж

В

В

F

g

d

h

R

S

l

Q

,

18

2

2

×

×

×

-

×

×

-

×

×

=

m

r

r

,          (5.50)
где F(В, Ввых) - функция обводненности на входе и выходе из отстойника.
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      (5.51)

где ρв, ρн - плотность воды и эмульсии в отстойнике соответственно, кг/м3, l - длина зоны отстоя, м, Sн - площадь поперечного сечения отстойника, занятая эмульсией на входе в зону отстоя, м, R - радиус отстойника, м, h - максимальная высота водной подушки в отстойнике в зоне отстоя, м, μн - вязкость нефти в отстойнике, Па∙с, di - максимальный диаметр капель воды, которые вместе с каплями меньшего размера могут выносится из отстойника потоком нефти, м, В, Ввых - обводненность эмульсии на входе в зону отстоя и выходе из нее, dмах -

максимальный размер капель воды в эмульсии на входе в зону отстоя, м.

Из предыдущего следует, что:
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                                         (5.52)
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где dв - максимальный диаметр капель, выносимый из отстойника с потоком нефти.

Связь между di и максимальным диаметром капли, выносимым из отстойника можно установить следующим образом.

Перед выходом нефти из отстойника в зоне отстоя в дренаж уходит последняя капля di, которая являлась для остающихся капель максимальной, поэтому обводненность слоя эмульсии с каплями dв может быть, по аналогии с (5.52),представлена в виде:
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                                              (5.53)
Таким образом, система уравнений (5.52) и (5.53) содержит три неизвестных di, dв, и Вi, следовательно, может быть решена. Представим (5.50) в виде:
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где
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Необходимо отметить, что доля воды в потоке нефти на выходе их отстойника является функцией высоты водяной подушки, пропускной способности отстойника и его конструктивных параметров. Как правило, в дренажной воде содержится примесь нефти, количество которой также является функцией перечисленных параметров. Поэтому расчет пропускной способности отстойника приближенный.

Типовые задачи
Типовая задача 5.1

Сопоставить расчетные относительные скорости оседания капель воды в нефти в зависимости от ее обводненности, определенной по (5.20), (5.21) и (5.22)

Решение:

Пусть обводненность водонефтяной эмульсии равна 5%, тогда по (5.20)

ωод / ωо = (1 – 0,05)4,7 = 0,7858

по (5.21)

ωод / ωо = (1- 0,05)2 ∙10(-1,82 ∙0,05) = 0,7319

Разность результатов расчетов составляет:
0,7858 – 0,7319 = 0.0539

Результаты аналогичных расчетов для других обводненностей представлены в таблице. Как следует из таблицы, сравниваемые формулы дают близкие результаты, поэтому пользоваться можно любыми из них. Надо вычислять в %, тогда можно сравнивать.

Таблица: 5.1
Сопоставление результатов расчетов

	Обводненность в %

 
	Результаты расчетов по формулам
	Разность

 

	
	6,2
	6,21
	6,22
	

	5
	0,7858
	0,7319
	-
	0,0539

	10
	0,6095
	0,5327
	-
	0,0768

	20
	0,3504
	0,2768
	-
	0,0736

	30
	0,1871
	-
	0,1406
	0,0465

	40
	0,0906
	-
	0,0664
	0,0242

	50
	0,0385
	-
	0,0308
	0,0077

	60
	0,0135
	-
	0,0131
	0,0004


Типовая задача 5.2

Рассчитать скорости свободного осаждения капель воды 12 размеров в нефти, если вязкость нефти μн = 3 мП∙с, плотность ρн = 820 кг/м3. Размеры капель воды (плотностью ρв = 1100 кг/м3) следующие:3, 4, 5, 10, 20, 30, 40, 50, 60, 80, 100, 200 мкм.

Решение:

Пусть капля воды диаметром 20 мкм. По (5.35) определяют критерий Архимеда

Ar = (20∙10(-6))3∙820∙(1100 - 820)∙9,81 / (3∙10(-3))2 = 20,021∙10(-4)
Так как 18∙10(-4) < 20,021∙10(-4) < 36, то по (5.33) рассчитывают скорость свободного осаждения капель воды диаметром 20мкм в нефти:
ωо = 20,021∙10(-4)∙3∙10(-3) / (18∙820∙20∙10(-6)) = 2,03∙10(-5) м/с = 7,3 см/ч

Результаты аналогичных расчетов для других размеров капель представлены в таблице 5.2.

Таблица: 5.2
Результаты расчетов

	Диаметр капель воды, мкм
	КритерийАрхимеда
	Скорость своб-го осаждения, см/ч
	Примечания

	3
	0,068∙10(-4)
	-
	Частицы с такими

размерами, что скоростями осаждения можно

пренебречь.

 

 Область ламинарного

Режима осаждения.

 

 

 

 

 

	4
	0,160∙10(-4)
	-
	

	5
	0,3313∙10(-4)
	-
	

	10
	2,503∙10(-4)
	1,8
	

	20
	20,021∙10(-4)
	7,3
	

	30
	67,571∙10(-4)
	16,4
	

	40
	1,6017∙10(-2)
	29,5
	

	50
	3,1283∙10(-2)
	45,9
	

	60
	5,4057∙10(-2)
	65,9
	

	80
	12,8135∙10(-2)
	117,2
	

	100
	0,2503
	183,1
	

	200
	2,0021
	732,5
	


Типовая задача 5.3

Рассчитать скорости стесненного осаждения капель воды по условиям предыдущей задачи, для следующей обводненности эмульсий: 5, 10, 20, 30, 40, 50, 60, 70%.

Решение:

Исследованиями установлено, что при объемном содержании дисперсной фазы более 5% необходимо учитывать стесненность осаждения (всплытия капель).

По (5.20) для условий предыдущих типовых задач получим

ωод = ωо∙(1 - В)4,7
Значение ωо берут из решения задачи 5.2, а комплекса (1 - В) из задачи 5.1.

Например, пусть диаметр капли воды равен 50мкм, скорость ее свободного осаждения равна 45,9 см/ч, а параметр (1 - В)4,7 равен при 50%-ной обводненности 0,0385, следовательно

ωод = 45,9∙0,0385 = 1,77 см/ч

т.е. скорость стесненного осаждения при 50%-ной обводненности эмульсии в 26 раз меньше скорости свободного осаждения капель. Результаты в таблице 5.3

Таблица: 5.3
Результаты расчетов

	Диаметр капель, мкм


	Скорость осаждения (см/ч) при различной обводненности, %



	
	5
	10
	20
	30
	40
	50
	60
	70

	10
	1,41
	1,1
	0,63
	0,34
	0,16
	0,07
	0,02
	0,009

	20
	5,74
	4,45
	2,56
	1,37
	0,66
	0,28
	0,1
	0,03

	30
	12,89
	10
	5,75
	3,07
	1,49
	0,63
	0,22
	0,06

	40
	23,18
	18,01
	10,34
	5,52
	2,67
	1,13
	0,4
	0,1

	50
	36,07
	27,97
	16,08
	8,59
	4,16
	1,77
	0,62
	0,16

	60
	51,78
	40,16
	23,09
	12,33
	5,97
	2,54
	0,89
	0,23

	80
	92,09
	71,43
	41,06
	21,92
	10,62
	4,51
	1,58
	0,44

	100
	143,88
	111,59
	64,15
	34,25
	16,6
	7,04
	2,47
	0,61

	200
	575,59
	446,43
	256,64
	137,01
	66,39
	28,18
	9,87
	2,53


Типовая задача 5.4

Рассчитать необходимую длину зоны отстоя при непрерывной подаче эмульсии в отстойник, если ее обводненность B = 0,2, распределение частиц по размерам представлено, высота слоя эмульсии на входе 1,75 м, горизонтальная составляющая скорости эмульсии на входе ωг = 10 м/ч, вязкость нефти 3 мПа∙с, плотность воды 1100 кг/м3.

Решение 

Необходимую длину зоны отстоя эмульсии определяют остаточной водонасыщеностью, горизонтальной составляющей скорости движения эмульсии и скоростью расслоения эмульсии.

Из-за перехода части воды из эмульсии в водную фазу через водонефтяной контакт горизонтальная скорость перемещения эмульсии непрерывно уменьшается, поэтому

l≤ ωг∙t,                                                                                         (5.56)
где l - длина зоны  отстоя эмульсии, м; ωг - горизонтальная скорость движения эмульсии на входе в отстойник, м/с; t - время пребывания  эмульсии в отстойнике, с.

Время пребывания эмульсии в отстойнике может быть определено как отношение

ti = h / ωодi,                                                                                  (5.57)
где h - высота слоя водонефтяной эмульсии на входе в отстойник, ωодi - скорость стесненного оседания капель воды диаметром di; ti - время  оседания частиц диаметром di, т. е. время прохождения их через слой эмульсии высотой h.

Подставляя (5.57) в (5.56) получаем
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где μс - вязкость среды; di - максимальный диаметр капель воды, которые могут содержаться в эмульсии на выходе из отстойника, м;

Δρ = ρв - ρн,                                                                                (5.58)
ρв, ρн - плотности воды и нефти соответственно, кг/м3; dmax - максимальный

диаметр капель воды в эмульсии на входе в отстойник, м; li - длина зоны отстоя капель воды диаметром более di, м.

Пусть di = 100 мкм, тогда
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Если зона отстоя эмульсии 11,2 м, то осаждаются все капли воды в эмульсии диаметром 100 мкм и более. Следовательно, в эмульсии на выходе могут содержаться только капли воды диаметром меньше 100мкм. В соответствии с заданным распределением капель воды в эмульсии по размерам на выходе из отстойника с длиной зоны отстоя 11,2 м содержаться капли размером 100мкм и меньше.

Обводненность эмульсии на выходе из отстойника может быть рассчитана, принимая размеры капель воды, покидающих отстойник в составе эмульсии, 80 мкм и меньше:
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Для di = 200;  li = 6,8,  Bi = 2,04%

Таким образом, при длине зоны отстоя не более 7 м обводненность эмульсии на выходе из отстойника составляет 2,04 %. Дальнейшее увеличение длины зоны отстоя и, как следствие, длины отстойника не существенно снижает содержание остаточной воды в эмульсии.

Типовая задача 5.5

Рассчитать диаметр и длину отстойной секции гравитационного булита-отстойника, обеспечивающего заданную пропускную способность и степень разделения эмульсии на нефть и воду.

Решение:
Эффективное разделение фаз в гравитационном отстойнике происходит при условии соблюдения в зоне отстоя ламинарного режима течения эмульсии, т.е. при Re ≤ 2300. Следовательно,

Re = vж∙Dэ∙ρж / μж ≤ 2300,                                                          (5.59)
где vж - скорость горизонтального движения эмульсии в зоне отстоя в отстойнике, м/с; Dэ - эквивалентный гидравлический диаметр поперечного сечения потока эмульсии в отстойнике на входе в зону отстоя, м; ρж, μж - плотность и вязкость эмульсии на входе в зону отстоя, кг/м3 и Па∙с, соответственно.

Скорость потока эмульсии на входе в зону отстоя

vж = Qж / Sн = 4Qж /(π∙Dэ2),                                                        (5.60)
подставляя (5.60) в (5.59) получим
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Известно, что

Dэ = D∙((1 /π)∙f(е))0,5,                                                                 (5.62)
Где
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Поэтому диаметр булита-отстойника с водяной подушкой на заданную пропускную способность может быть рассчитан по формуле
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где Qж - нагрузка на , высоты водяной подушки в зоне отстоя.

При е = 0,46 пропускная способность гравитационного отстойника максимальна.

Учитывая, что f(0,246) = 2,596 и подставляя в (5.64), получают
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Из (5.65) следует, что ПРОПУСКНАЯ СПОСОБНОСТЬ гравитационного отстойника заданного диаметра высотой водяной подушки 0,23D может быть рассчитана по той же формуле, т. е.

Qж≤1645∙D∙μж / ρж,                                                                    (5.66)
Необходимую ДЛИНУ отстойника определяют из условия равенства времени осаждения капель воды от верхней образующей до водонефтяного раздела и времени их пребывания в зоне отстоя

(D - h) / ωодi = l / vж,                                                                   (5.67)
где ωодi - скорость стесненного осаждения капли воды диаметром di в полидисперсной эмульсии в зоне отстоя, м/с; l - эффективная длина зоны гравитационного разделения отстойника, т.е. длина зоны отстоя, не возмущаемая условиями ввода и вывода эмульсии, м; vж - горизонтальная скорость движения эмульсии в зоне отстоя, м/с; h - высота слоя водяной подушки, м.

Так как

ωодi = ωоi(1 - Bi)4,7,                                                                     (5.68)
то из (5.67) после преобразований и подстановки (5.64) следует
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При е = 0,46 получают
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Типовая задача 5.6

Диаметр отстойника 3,4 м, плотность нефти 860 кг/м3, воды 1100 кг/м обводненность эмульсии на входе 30%, вязкость нефти 5 мПа∙с. Оценить пропускную способность отстойника по жидкости по (5.66).

Решение
Плотность эмульсии рассчитывают по правилу аддитивности:
ρж = ρн∙(1 - В) + ρв∙В = 860∙(1 – 0,3) + 1100∙0,3 = 932 кг/м3
Вязкость эмульсии оценивают по формуле:


[image: image596.wmf](

)

5

,

2

1

В

н

ж

-

=

m

m

=
[image: image597.wmf](

)

с

мПа

×

=

-

12

3

,

0

1

5

5

,

2


Тогда пропускная способность булита-отстойника типа УПС-6300/6М обеспечивающего ламинарный режим движения, при принятых параметрах будет

Qж = 1645∙3,4∙12∙10-3∙86400 / 932 = 6220 м3/сут

Типовая задача 5.7

Определить необходимый диаметр горизонтального отстойника для предварительного сброса воды с относительной высотой водяной подушки в нем е = 0,46, если максимальная нагрузка на него по жидкости не превысит 6300т/сут, а обводненность эмульсии в зоне отстоя колеблется от 30 до 45%. Вязкость нефти в условиях эксплуатации отстойника из-за температурных колебаний может изменяться от 3,5 до 4 мПа∙с.

Решение:
Как следует из формулы (5.65), справедливой для е=0,46, диаметр отстойника, в котором будет обеспечен ламинарный режим движения эмульсии в зоне отстоя, прямо пропорционален нагрузке на него и обратно пропорционален вязкости эмульсии.

Допускают, что вязкость эмульсии может быть оценена по формуле

μж = μн / (1 - В)2,5,

где В - обводненность эмульсии; μж, μн - вязкость эмульсии и нефти соответственно, тогда
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При прочих равных условиях максимальный диаметр отстойника получается при минимальном значении обводненности эмульсии. Поэтому принимают в расчетах

В = 0,3, вязкость нефти μн = 3,5мПа∙с и получают, что
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При прочих равных условиях диаметр отстойника минимален при максимальной

обводненности эмульсии. Поэтому принимают в расчетах В = 0,45, вязкость нефти μн = 4мПа∙с и получают, что
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Отстойники диаметром более 3,4м промышленностью не выпускаются, следовательно, выбирают отстойник диаметром 3,4м. Но выбранный отстойник не может обеспечить необходимую нагрузку на него в 6300т/сут при ламинарном режиме течения эмульсии в нем и при других значениях входных параметров. Поэтому оценивают допустимую нагрузку на него при обводненности В = 0,3 и вязкости нефти μн =3,5 мПа∙с по (5.66) имеем
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Таким образом, при нагрузке 6300 т/сут необходимо установить не менее двух отстойников диаметром 3,4 м.

Допустимую нагрузку на отстойник в наиболее тяжелых условиях, если диаметр отстойника 2м, оценивают по (5.66)
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Нагрузку 6300 т/сут можно пропустить только через три отстойника диаметром 2 м.

Наиболее выгодный вариант может определить только технико-экономический анализ.

Задания для домашней и самостоятельной работы
Задача 5.1.

Как будет влиять температура на скорость процесса разделения нефти и воды методом отстаивания в резервуарах?

Рекомендации. Сравните влияние температуры на изменение плотностей минерализованной воды и нефти и на разность плотностей нефти и воды. Результат представьте графически.

Диапазон изменения температуры и характеристику воды принять по условиям задачи 1.20 («Физико-химические свойства пластовых и сточных вод»). Для расчета плотности нефти при заданных температурах воспользуйтесь формулой из раздела 1.4 для вычисления величины коэффициента термического расширения в зависимости от плотности нефти. 

Результат представьте графически.ρв=f(T), ρн=f(T), (ρв- ρн)=f(T).
Таблица 5.4
Исходные данные к заданию по теме 5.1
	Вариант
	Плотность нефти при 20 оС, кг/м3
	Вариант
	Плотность нефти при 20 оС, кг/м3

	1
	826
	21
	812

	2
	879
	22
	883

	3
	857
	23
	872

	4
	863
	24
	877

	5
	815
	25
	824

	6
	843
	26
	890

	7
	884
	27
	818

	8
	838
	28
	886

	9
	849
	29
	844

	10
	891
	30
	856

	11
	830
	31
	866

	12
	845
	32
	873

	13
	860
	33
	865

	14
	855
	34
	894

	15
	850
	35
	839

	16
	880
	36
	841

	17
	833
	37
	823

	18
	895
	38
	888

	19
	820
	39
	871

	20
	848
	40
	810


5.2.Оценка потерь нефти при хранении ее в резервуарах
Ориентировочные подсчеты показывают, что годовые потери нефти при перекачке от скважины до установки нефтеперерабатывающего завода и нефтепродуктов при доставке от завода до потребителя включительно составляют около 9% от годовой добычи нефти. При этом в результате испарения из нефти уходят главным образом наиболее легкие компоненты, являющиеся основным и ценнейшим сырьем для нефтехимических производств.

Потери легких фракций бензина приводят к ухудшению товарных качеств, понижению октанового числа, повышению температуры кипения, а иногда и к переводу нефтепродукта в более низкие сорта.

Процесс испарения происходит при любой температуре вследствие теплового движения молекул нефтепродукта. С возрастанием температуры, т.е. с ростом интенсивности теплового движения, скорость испарения увеличивается. В герметичном резервуаре испарение происходит до тех пор, пока, газовое пространство резервуара не будет заполнено насыщенными парами. Для насыщения замкнутого газового пространства резервуара парами нефтепродукта при различных температурах необходимо тем большее количество паров, чем выше температура поверхностного слоя нефтепродукта. Степень испаряемости нефтепродуктов определяется давлением насыщенных паров

Давлением насыщенных паров жидкости (рy) называют парциальное давление паров над ее поверхностью, при котором пары находятся в равновесии с жидкостью. Парциальное давление паров равно той части общего давления газовой смеси, которая обусловлена присутствием этого компонента. Кроме того, оно также равно тому давлению газа, которым обладал бы, занимая один весь объем смеси. Давление насыщенных паров жидкости py зависит от температуры, и при достижении температуры кипения оно становится равным внешнему давлению. Таким образом, жидкость испаряется тогда, когда парциальное давление ее паров в окружающей атмосфере меньше давления насыщенных паров.

Для данного нефтепродукта py зависит только от температуры его поверхности Т

Потери от испарения являются результатом следующих причин:

Потери при опорожнении и заполнении резервуаров, т. е. потери от 'больших дыханий'.

При выкачке нефтепродуктов из емкости в освобождающийся объем газового пространства всасывается атмосферный воздух. При этом начинается испарение нефтепродукта. В момент окончания выкачки парциальное давление паров в газовом пространстве обычно бывает значительно меньше давления насыщенных паров при данной температуре. При последующем заполнении резервуара находящаяся в газовом пространстве паровоздушная смесь вытесняется из емкости. По удельному весу потери от 'больших дыханий' составляют более 2/3 суммарных потерь от испарения.

Таким образом, из самого определения потери от 'больших дыханий' зависят от частоты закачки-выкачки резервуаров, т.е. от коэффициента оборачиваемости k.

Потери от 'малых дыханий' происходит по двум причинам:

1) от суточного колебания температуры, а следовательно, от парциального давления паров, вследствие чего изменяется и абсолютное давление в газовом пространстве резервуара. При достижении давления, превышающего необходимую величину для подъема клапана, приподнимается тарелка клапана и часть паровоздушной смеси выходит в атмосферу (получается как бы 'выдох'). В ночное время суток газовое пространство и поверхность нефтепродукта охлаждаются, газ сжимается и происходит частичная кондесация паров нефтепродукта, давление в газовом пространстве падает, и как только вакуум в резервуаре достигнет величины, равной расчетной, откроется вакуумный клапан и из атмосферы в резервуар начнет поступать чистый воздух (получается как бы 'вдох');

2) от расширения паровоздушной смеси при понижении атмосферного давления, вследствие чего часть газа выйдет из резервуара (при условии, что разность давлений в резервуаре и атмосферного больше расчетного давления клапана).

Потери от вентиляции газового пространства резервуаров происходят при наличии двух отверстий на крыше, расположенных на расстояний h по вертикали. Вследствие того, что плотность паровоздушной смеси больше плотности воздуха, в резервуаре образуется газовый сифон, при котором паровоздушная смесь начинает вытекать через нижнее отверстие, а свежий воздух поступать через верхнее отверстие.

Таким образом, будет происходить непрерывная циркуляция в газовом пространстве резервуара под газовым давлением.

p = h∙g(ρсм - ρв),

где ρсм - плотность паровоздушной смеси в резервуаре

ρв  - плотность воздуха.

Потери от насыщения газового пространства резервуара парами нефтепродуктов могут происходить при начальном заполнении резервуара нефтепродуктом, когда газовое пространство резервуара кроме воздуха начинает насыщаться еще и парами нефтепродукта. Эти потери могут быть и в случае смены продукта в резервуаре, когда в него закачивается нефтепродукт с более высоким давлением насыщения паров. В этом случае происходит дополнительное насыщение газового пространства резервуара.

Потери от обратного выхода возможны при частичной выкачке нефтепродуктов из емкости, когда ее газовое пространство оказывается ненасыщенным парами. Поэтому после окончания выкачки происходит дополнительное насыщение газового пространства вследствие испарения некоторого количества нефтепродукта. Если емкость оборудована дыхательным клапаном, то давление в газовом пространстве при этом повышается до давления, на которое этот клапан отрегулирован. Затем дыхательный клапан открывается и в атмосферу вытесняется некоторый объем паровоздушной смеси, соответствующий объему паров, которые образуются в процессе дополнительного насыщения газового пространства (обратный выход). Аналогичное явление происходит после частичного заполнения очищенной и проветренной емкости, если в конце заполнения газовое пространство еще не вполне насыщено парами (дополнительный выдох). Однако в этом случае дыхательный клапан после окончания наполнения емкости не закрывается, и сразу начинается 'дополнительный выдох'

Температурный режим резервуаров

Задача об изменениях температуры газового пространства резервуара под воздействием колебаний температуры внешнего воздуха, периодической солнечной радиации в строгой ее трактовке относится к области теории нестационарного теплообмена и решение ее связано с некоторыми трудностями.

Отсутствие определенной закономерности изменений температуры внешнего воздуха и интенсивности солнечной радиации не позволяют выразить их характер точными уравнениями. Большие трудности возникают при исследовании нестационарного теплообмена внутри резервуара.

Приближенное решение задачи о колебании температуры в газовом пространстве резервуара было выполнено И.А. Чарниным. Полученная расчетная формула оказалась весьма громоздкой и неудобной для практических расчетов. Поэтому она была преобразована в виде алгебраической суммы некоторых функций.

Таким образом, были получены простые формулы для определения суточного колебания температуры газового пространства резервуара:

Δtг = tв∙f1 + 591∙[f2∙f3 + f7∙f6 + f4∙(f8 - f5)]                                   (5.71)
где f1 - f8 функции, определяемые по специальным графикам.

Зная амплитуду колебания температуры в газовом пространстве резервуара Δtг, можно вычислить максимальную, минимальную и среднюю температуры. Как показывают наблюдения, амплитуда колебания температуры газа в резервуаре в летний период больше амплитуды колебания воздуха Δtв. Однако минимальная температура воздуха (tвmin). Поэтому приближенно можно принять:

tгmin = tвmin = tвcp - Δtв / 2                                                             (5.72)
tгmax = tвmin + Δtг = tвср - Δtв / 2 + Δtв                                          (5.73)
tгcp = (tгmax + tгmin) / 2 = tвcp + (Δtг - Δtв) / 2                                (5.74)
tв.сл.min = tвср – 0,3∙Δtг / 2                                                             (5.75)
tв.сл.max = tвср + 0,3∙Δtг / 2                                                            (5.76)
Температура верхних слоев нефтепродукта tв.сл.ср может быть принята приблизительно равной средней температуре воздуха tв.ср. Поскольку испарение днем вызывает охлаждение поверхности нефтепродукта, а частичная конденсация паров ночью приводит к нагреванию поверхности нефтепродукта, то оба процесса стремятся к сохранению tв.сл = const.

Из экспериментальных данных амплитуда колебания температуры верхних слоев нефтепродукта в среднем составляет Δtв.сл = (0,2 – 0,4)∙Δtг. Вышеприведенные рекомендации по определению температурного режима резервуаров применимы для ориентировочных расчетов по определению количества испаряющегося нефтепродукта в вертикальных стальных резервуарах.

Основы теории потерь нефтепродуктов от испарений в резервуарах.

Рассматриваемые основы теории потерь базируются на исследованиях П.В. Валявского и В.И. Черникина, которые с целью получения простых расчетных уравнений для подсчета потерь ввели следующие упрощающие положения:

1) концентрация паров испаряющегося в резервуаре нефтепродукта во всех точках газового пространства одинакова;

2) насыщение газового пространства резервуара парами испаряющегося нефтепродукта происходит мгновенно;

3) паровоздушная смесь в резервуаре строго подчиняется уравнению состояния газов и закону Дальтона;

4) предполагается, что резервуары (особенно крыши) абсолютно герметичны.

Положим, что в начальный момент времени в газовом пространстве резервуара (с легкоиспаряющимся нефтепродуктом) установились следующие параметры: объем V1, абсолютная температура Т1, давление Р1 и концентрация паров С1.По истечению некоторого времени в результате одностороннего процесса все эти параметры изменились и соотвесвенно стали равны V2, T2, Р2, C2.Определим вес воздуха G1, находящегося в газовоздушной смеси, заполнившей все газовое пространство резервуара до начала процесса.

На основании уравнения состояния газов

V1∙Р1∙(1 - C1) = G1∙R∙T1                                                              (5.77)
где R -газовая постоянная воздуха
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Заменяя R универсальной газовой постоянной R', получаем
R = R' / Mв                                                                                  (5.79)
где Мв - молекулярный вес воздуха,

Тогда
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В конце процесса вес воздуха (в газовом пространстве резервуара G2) можно определить аналогично предыдущему уравнению:
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Вес воздуха, ушедшего из резервуара вместе с паровоздушной смесью за время процесса через дыхательный клапан,
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             (5.82)
Вместе с воздухом в паровоздушной смеси из резервуара уйдет некоторое количество паров нефтепродукта.

Весовое количество нефтепродукта, ушедшего с паровоздушной смесью, определится из соотношения
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где Vв, Vб - объемы воздуха и паров нефтепродукта в ушедшей из резервуара паровоздушной смеси; ρв и ρб - плотности воздуха и паров нефтепродукта в паровоздушной смеси.

Объемы газов в смеси по закону Дальтона пропорциональны их объемным концентрациям

Vв / Vб = (1 - С) / С                                                                   (5.84)
где С = (С1 + С2) / 2 - средняя объемная концентрация паров нефтепродукта в смеси.

Известно, что
ρв = Мв / 22,4;    ρб = Мб / 22,4                                                  (5.85)
Следовательно

ρв / ρб = Мв / Мб                                                                         (5.86)
Подставляя найденные значения отношения объемов и молекулярных весов, получаем
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Откуда
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или
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       (5.89)
Уравнение (5.72) позволяет определить вес теряемых паров нефтепродукта в результате их испарения в резервуаре.

Уравнение (5.89) удобнее всего выразить через допускаемые значения избыточного давления Р1 и вакуума Р2, а также через давление насыщенных паров, соответствующие температурам Т1 и Т2. Подставляем значения  С1 = Рy1 / Р1,

C2 = Рy2 / Р2 и С = Рy / Р в (5.89), получаем
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        (5.90)
где Рy1 - давление насыщенных паров при температуре Т1;

Рy2 - давление насыщенных паров при температуре Т2;

Рy  - среднеарифметическое значение давления насыщенных паров;

Для удобства расчетов давление в газовом пространстве целесообразно выразить через допускаемое давление в дыхательном клапане: Р1 = Ра - Ркв;

Р2 = Ра + Ркд; Р = (Р1 + Р2) / 2, где Ркв - вакуум, Ркд - избыточное давление.

Тогда уравнение (5.90) может быть преобразовано в виде
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где Ра - абсолютное атмосферное давление.

При практических расчетах давление насыщенных паров нефтепродуктов при различных температурах может быть найдено из графиков py = f(t).

Молекулярный вес бензиновых паров определяется эмпирической зависимостью

Мб = 60 + 0,3∙tн.к + 0,001tн.к 2                                                    (5.92)
где Мб - молекулярный вес бензиновых паров в кг/моль, tн.к - температура начала кипения бензина в оС.

Молекулярная масса смеси газов Мсм и плотность этих газов выражаются формулами

Мсм = y1∙M1 + y2∙M2 +...+ yn∙Mn
                                  (5.93)
ρсм = y1∙ρ1 + y2∙ρ2 +...+ yn∙ρn
где y1, y2, ...,yn - молекулярный состав, доли единицы; М1, М2, ...,Мn - молекулярная масса компонента, кг/моль; ρ1, ρ2, ..., ρn - плотность компонентов, кг/м3.

Исследование уравнения (5.90) позволяет получить расчетные формулы в зависимости от характера 'дыхания' резервуара и выяснить условия, при которых потери от испарения могут быть ликвидированы частично или полностью.

Потери от 'малых дыханий'.

В процессе 'малых дыханий' часть жидкого нефтепродукта, испаряясь, превращается в газообразное состояние, тем самым как бы уменьшается объем, занимаемый нефтепродуктом, и увеличивается объем газового пространства резервуара. Но при практических расчетах можно пренебречь этим колебанием газового пространства и принять V1 = V2 = V. Тогда уравнение (5.90) для подсчета потерь от 'малых дыханий' в наземных резервуарах примет вид
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Представляет большой практический интерес задача о величине допускаемого избыточного давления в резервуаре (Р2),при котором не будет потерь от 'малых дыханий'. Для решения этой задачи приравниваем нулю уравнение (5.94).Тогда можно записать:
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Но Р2 = (Ра + Рк.д)

Следовательно:
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Для ориентировочных расчетов потери от 'малых дыханий' с 1 м3 газового пространства 'атмосферных' резервуаров составляют: при изменении температуры газа на 1оС
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при изменении атмосферного давления на 1 Па

Gpм.д = 0,44∙С, кг/(м3∙Па)                                                          (5.99)
Потери от 'больших дыханий'

Из самого определения 'больших дыханий' следует, что величина потерь должна быть пропорциональна объему закачанного в резервуар нефтепродукта.

Для 'атмосферных' резервуаров примем Р1 = Р2 = Р. Поскольку 'большие дыхания' происходят за короткий промежуток времени, то Т1 = Т2 = Т, а следовательно, и С1 = С2 = С.Тогда уравнение (5.89 ) примет вид
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Здесь V1 - V2 = Vб - объем закачанного в резервуар нефтепродукта, а 
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 - плотность паров нефтепродукта.

Если резервуар рассчитан на какое-то избыточное давление, то в начале процесса 'большого дыхания' часть паров сожмется и газовое пространство резервуара уменьшится до V'2.Сжатие газов будет происходить до тех пор, пока давление в газовом пространстве не станет больше Р2. Следовательно, потери от 'больших дыханий' начнутся с объема газового пространства V'2 < V1.Тогда из резервуара уйдет объем паровоздушной смеси равный Vб - ΔV, где Vб - объем закачанного в резервуар нефтепродукта, а ΔV = V1 - V'2 - часть объема газового пространства резервуара, которая может быть заполнена нефтепродуктом без потерь от 'больших дыханий'.

Таким образом, для определения V'2 уравнение (5.91) надо приравнять нулю

Тогда
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Принимая Т1 = Т2 = Т и Py1 = Py2 = Py и заменяя P1 = P2 - Pк.в и P2 = Pа + Pк.в, получаем:
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ΔV = V1 -V'2,       
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Объем газов, выходящих из резервуара, Vг = Vб - ΔV

Или

[image: image626.wmf](

)

(

)

у

б

г

Р

Р

Р

Р

V

V

V

-

-

×

-

=

2

1

2

1

                                                      (5.102)
Вес паров нефтепродукта, теряемых из резервуара при одном 'большом дыхании':
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    и С = Рy / Р
т.е.
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Уравнение (5.102) показывает, что с увеличением давления насыщения паров объем газов Vг, выходящих из резервуара при 'больших дыханиях', уменьшается, а концентрация паров нефтепродукта С увеличивается. Вероятно, что при определенном значении Р'y потери от 'больших дыханий' будут достигать максимума. Значение Gmax найдем из условия  dGб.д / dРy = 0,а именно:
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Отсюда
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При полном заполнении резервуара можно принять Vб = V1.Тогда
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Подставив значение Р'y из (5.106) в (5.103), получим уравнение для определения максимальных потерь от 'больших дыханий':
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Избыточное давление в резервуаре, при котором не будет потерь от 'больших дыханий', можно получить, приравняв нулю уравнение (5.103):
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[image: image636.wmf](

)

(

)

б

у

б

V

V

Р

V

P

V

P

-

×

-

×

=

1

1

1

2

                                                        (5.108)
Типовые задачи
Типовая задача 5.8
Определить потери бензина в июне от одного «малого дыхания» в стальном цилиндрическом вертикальном резервуаре объемом 4600 м3 (d = 22.8 м, H = 11.4 м, высота конуса крыши h = 0.47 м), установленного в Москве и заполненного наполовину (Нг = 0.5 Н). Температура начала кипения бензина tнк = 46 оС. Среднее атмосферное давление Ра = 105 Па. Среднемесячная температура воздуха в июне в Москве tbср = 17.8 оС. Среднемесячная минимальная температура tbmin = 12.3 оС. Амплитуда суточного колебания температуры газового пространства резервуара Δtг = 27.8 оС.

Решение

Определяем температуру в газовом пространстве резервуара:

а) среднемесячная амплитуда колебания температуры воздуха:
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в) минимальная температура в газовом пространстве резервуара:
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с) максимальная температура в газовом пространстве резервуара:

tгmax = tгmin + Δtг = 12,3 + 27,8 = 40,1 оС

Определяем температуру верхних слоев нефти:
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Определяем объемную концентрацию паров нефти или нефтепродукта в газовом пространстве резервуара:

а) для этого, пользуясь графиком зависимости давления насыщенных паров нефтей или нефтепродуктов от температуры), находим давление насыщенных паров Py при tвcmin и tвcmax:

Py1 = 0,027 МПА и Py2 = 0,04 МПа

в) соответствующие концентрации паров:

C1 = Py1 / Pa = 0,027 / 0,1 = 0,27   C2 = Py2 / Pa = 0,04 / 0,1 = 0,4

с) средняя объемная концентрация:

С = (С1 + С2) / 2 = (0,27 + 0,4) / 2 = 0,335

Определяем молекулярный вес бензиновых паров:

Мб = 60 + 0,3∙tк + 0,001∙tк2 = 60 + 0,3∙46 + 0,001∙462 = 75,9 кг/(кмоль)

Потери бензина за одно «малое дыхание»
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где         Т1 = tгmin + 273,      Т2 = tгmax + 273.

Типовая задача 5.9
По условиям типовой задачи 5.8 определить потери от одного «большого дыхания».

Решение

По графику определить давление насыщенных паров бензина при его средней температуре

tвccp = tвcp = 17,8 оС,  при t = 17,8 оС   Py = 0.035 МПа

Средняя объемная концентрация бензиновых паров в газовом пространстве резервуара:

C = Py / Pa = 0,035 / 0,1 = 0,35

Средняя температура в газовом пространстве резервуара:

tгcp = (tгmax + tгmin) / 2 = tвcp + (Δtг – Δtв) / 2 = 17,8 + (28,7 - 11) / 2 = 26,2

Потери бензина за одно «большое дыхание», при коэффициенте использования емкости 0,95, составляет:
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Задания для домашней и самостоятельной работы
Задача 5.2
Определить потери нефти от одного «малого дыхания» в стальном цилиндрическом вертикальном  резервуаре заданного объема (V), заполненного на определенную часть. Среднее атмосферное давление Ра=105 Па. Заданы: температура начала кипения нефти (tнк), среднемесячная температура воздуха (tвср), среднемесячная минимальная температура (tвmin), амплитуда  суточного колебания  температуры газового пространства резервуара (Δ tг), плотность нефти (ρ).

Задача 5.3
По условиям задачи 5.2 определить потери нефти от одного «большого дыхания».
Таблица5.5 

Исходные данные к заданию по теме 5.2

	N варианта
	V, м3
	Степень заполнения
	tнk, оС
	tвср, оС
	tвmin, оС
	Δ tг, оС
	ρ, т/м3

	1
	3370
	0,33
	55
	18
	14
	28
	0,9

	2
	4866
	0,6
	50
	20
	15
	33
	0,84

	3
	2157
	0,6
	46
	19
	15
	32
	0,84

	4
	4866
	0,3
	60
	17
	13
	29
	0,9

	5
	10950
	0,8
	55
	21
	15
	33
	0,9

	6
	4866
	0,6
	43
	19
	15
	32
	0,84

	7
	3370
	0,3
	53
	18
	14
	28
	0,86

	8
	10950
	0,3
	62
	17,8
	12,5
	27,8
	0,87

	9
	4866
	0,6
	60
	17
	13
	29
	0,9

	10
	2157
	0,75
	46
	19
	15
	32
	0,85

	11
	10950
	0,3
	54
	19
	15
	30
	0,92

	12
	4866
	0,75
	50
	20
	15
	33
	0,83

	13
	3370
	0,6
	53
	18
	14
	28
	0,86

	14
	2157
	0,3
	56
	18
	14
	29
	0,93

	15
	4866
	0,6
	55
	19
	15
	32
	0,91

	16
	10950
	0,75
	52
	18
	14
	28
	0,84

	17
	4866
	0,75
	55
	19
	15
	32
	0,89

	18
	3370
	0,6
	46
	17,8
	12,3
	28
	0,82

	19
	2157
	0,6
	58
	18
	14
	30
	0,92

	20
	10950
	0,4
	52
	18
	14
	28
	0,85

	21
	4866
	0,7
	50
	20
	15
	33
	0,84

	22
	1066
	0,4
	49
	25
	18
	26
	0,81

	23
	4866
	0,6
	43
	19
	15
	32
	0,83

	24
	14900
	0,7
	42
	20
	16
	30
	0,81

	25
	10950
	0,75
	55
	19
	15
	28
	0,88

	26
	3370
	0,65
	58
	18
	18
	26
	0,9

	27
	4866
	0,75
	43
	19
	15
	32
	0,84

	28
	1066
	0,6
	50
	20
	16
	31
	0,85

	29
	19450
	0,55
	46
	18
	12
	27
	0,82

	30
	2157
	0,25
	48
	19
	14
	29
	0,86

	31
	14900
	0,25
	52
	18
	14
	28
	0,87

	32
	4866
	0,55
	51
	27
	25
	20
	0,82

	33
	1066
	0,25
	49
	25
	18
	24
	0,83

	34
	19450
	0,6
	60
	17
	12
	26
	0,9

	35
	1066
	0,4
	55
	21
	15
	30
	0,88

	36
	14900
	0,65
	46
	17
	13
	26
	0,82

	37
	10950
	0,4
	50
	21
	14
	27
	0,84

	38
	4866
	0,7
	52
	18
	13
	25
	0,85

	39
	3370
	0,6
	59
	22
	16
	24
	0,9

	40
	2150
	0,6
	50
	24
	17
	23
	0,81


ПРИЛОЖЕНИЕ К РАЗДЕЛУ 5
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Рис. 5.1  Зависимость давления насыщенных паров нефтей от температуры
1-нефти легкие, ρ = 0,8 т/м3; 2-нефти средние, ρ = 0,87 т/м3 ; 3-нефти тяжелые, ρ = 0,97 т/м3
6. ОСЛОЖНЕНИЯ ПРИ ТРАНСПОРТЕ ПРОДУКЦИИ СКВАЖИН.
Засорение выкидных линий, нефтесборных коллекторов и аппаратов первичной подготовки сырых нефтей происходит по следующим причинам:

1. из-за недостаточной скорости потока твердые частицы, выносимые из скважины вместе с нефтью оседают, уменьшая рабочее проходное сечение трубопроводов.

2. при определенных термодинамических условиях из водо-газо-нефтянного потока могут выпадать различные соли или парафин, создающие твердый осадок.

3. за счет воздействия окружающей среды на металл происходит коррозия, приводящая к разрушению оборудования или уменьшению рабочего сечения за счет окалины.

4. содержание паров воды в нефтяном газе приводит к гидратообразованию, а в тяжелых углеводородах к выделению конденсата.

6.1 Внутренняя коррозия трубопроводов

Минеральные и газовые компоненты определяют основные химические свойства и состояние воды: жесткость, агрессивность, кислотноть, щелочность и др.

Коррозия железа обуславливается наличием в воде кислорода, агрессивной углекислоты и сероводорода.
В пластовых водах существует равновесие:

Ca2++2HCO3-↔CaCO3+CO2+H2O
Из этого уравнения равновесия следует, что для поддержания определенной концентрации бикарбонат-ионов HCO3- , требуется, чтобы в воде присутствовало соответствующее этой концентрации количество свободного углекислого газа CO2, называемое равновесным.

Если фактически присутствующее в воде количество CO2 больше равновесной концентрации, то избыток его способен вызвать растворение СаСО3, т.е. сдвинуть равновесие влево и довести рН воды до 3,5, при котором металл сильно корродирует. Такую воду называют агрессивной. При недостатке в воде CO2 по сравнению с равновесной концентрацией бикарбонат-ионы HCO3- распадаются, т.е. равновесие сдвигается вправо, что приводит к выделению из воды осадка карбоната кальция СаСО3.

Если фактическое содержание в воде углекислого газа совпадает с равновесной концентрацией, из воды не будет выделяться осадок карбоната кальция и она не способна растворять СаСО3. Такая вода называется стабильной (рН=7).

Типовые задачи по теме 6.1
Типовая задача 6.1.
По химическому составу воды определить тип воды и наличие в ней агрессивной углекислоты. 

Алгоритм решения задачи 6.1.
Исходные данные к типовой задаче (состав минерализованной воды)

	Содержание ионов, мг/л
	Свободная СО2, мг/л

	Na+
	K+
	Ca2+
	Mg2+
	Cl-
	SO42-
	HCO3-
	

	26,3
	7
	25,9
	17
	18
	11,5
	195,2
	17,6


Решение.

Количество агрессивной углекислоты определяют по графикам, составленным Лаптевым Ф.Ф., в которых используется содержание связанной и свободной углекислоты (см. Приложение). Графиком А пользуются, если
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где ri – содержание иона в эквивалентной форме, в других случаях используют график Б.

(расчет ri – см в конце раздела).

1.  Определяем величину отношения 
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т.к. полученная величина больше 1,25, в дальнейшем используем график Б.

2.  Находим суммы эквивалентов Са2+ (а) и НСО3- (в) и удвоенного содержания свободной углекислоты СО2 (с):
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На графике Б этим суммам отвечает точка, лежащая на кривой, соответствующей эквивалентному содержанию равновесной НСО3- 3,7 мг-экв/л. Фактически в воде содержится 3,2 мг-экв/л НСО3-, т.е. равновесное эквивалентное содержание НСО3- выше имеющегося на 0,5 мг-экв/л (3,7 – 3,2 = 0,5). Это говорит о том, что в системе недостаток НСО3- относительно имеющегося содержания СО2, избыток которого будет придавать воде коррозионную активность. По нижней шкале графика находим, что этот избыток СО2 составляет 11 мг/л.

Зная содержание шести основных ионов в эквивалентной форме, можно, пользуясь классификацией Сулина (табл.6.1), определить тип воды.
Таблица 6.1
Классификация природных вод по Сулину

	Тип

воды
	Сульфатнонат-риевый
	Гидрокарбонатно-натриевый
	Хлормагниевый
	Хлоркальциевый

	Соотношение содержания ионов
	(Na++K+)/Cl- > 1

(Na+- Cl-)/SO42-<1
	(Na++K+)/Cl- > 1

(Na+- Cl-)/SO42->1
	(Na++K+)/Cl- < 1

(Cl --Na+)/Mg2+< 1
	(Na++K+)/Cl- < 1

(Cl --Na+)/Mg2+ >1


Расчет содержания ионов в эквивалентной форме ri:


[image: image656.wmf]л

экв

мг

Э

q

r

i

i

i

/

,

-

=

                                                                     (6.6)


[image: image657.wmf]i

i

i

B

MM

Э

=

                                                                                   (6.7)

где  qi    -  содержание иона, мг/л, Эi    -  эквивалент иона (таблица), ММi – молекулярная масса иона; Вi - валентность иона.

Таблица 6.2
Эквиваленты ионов

	Ион
	Na+
	Mg2+
	Ca2+
	K+
	Fe3+
	Cl-
	SO42-
	HCO3-
	CO32-

	Молекулярная масса
	23
	24
	40
	39
	56
	35,5
	96
	61
	60

	Эквивалент
	23
	12
	20
	39
	18,6
	35,5
	48
	61
	30


Задачи для самостоятельной работы по теме 6.1


Задача 6.1.
По химическому составу воды определить тип воды и наличие в ней агрессивной углекислоты. 

Таблица 6.3 

Исходные данные к задаче 6.1
	Вариант
	Содержание ионов, мг/л
	Свободная СО2, мг/л
	рН

	
	Na+
	K+
	Ca2+
	Mg2+
	Cl-
	SO42-
	HCO3-
	
	

	1
	13,9
	2,3
	16,6
	8,1
	10,6
	8,9
	96,5
	63,1
	6,4

	2
	2943
	13,6
	139
	42,6
	4657
	196
	244
	21,1
	8,2

	3
	9,9
	1,2
	29,8
	8,5
	6,1
	18,3
	120
	8,1
	7,1

	4
	172
	15,2
	115
	59,4
	202
	328
	344
	26,3
	7,5

	5
	1499
	11
	84,2
	25,3
	2294
	120
	415
	12,7
	8,2

	6
	52,5
	4,0
	76,6
	1,2
	13,6
	28,0
	305
	55,3
	7,5

	7
	2236
	30,8
	148
	65,2
	4518
	319
	281
	21,1
	7,7

	8
	13,9
	1,9
	26,1
	8,4
	8,3
	12
	132
	25,9
	6,7

	9
	200
	25,8
	110
	59,7
	208
	318
	340
	24,9
	7,2

	10
	45,5
	4,6
	43,9
	18,6
	47,0
	75,1
	174
	26,0
	6,9

	11
	655
	36
	59,2
	40
	295
	846
	308,4
	6,5
	7,3


ПРИЛОЖЕНИЕ К РАЗДЕЛУ 6.1

Графические зависимости к расчету коррозионной активности воды
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6.2 Парафины
Парафин, отлагающийся на стенках трубопроводов представляет смесь: твердых парафиновых углеводородов состава С17Н36 - С36Н74 и гибридных углеводородов ───> церединов ───> алкано – нафтенового строения состава   С36Н74 - С71Н144.

Технический парафин представляет из себя смесь:

Парафины       10 - 75%

Смолы          10 - 30%

Асфальтены      2 -  5%

Связанная нефть  до 60%

Твердые метановые углеводороды, парафины, присутствуют практически во всех нефтях, их содержание может колебаться от следов до 20-28%.

Иногда их влияние на технологию и технику добычи,  сбора и транспорта, подготовку и переработку нефти может быть решающим.

Состояние парафинов  в  нефти  зависит от температуры и давления.

Они хорошо растворяются в нефти только при повышенной (40грС и  более) температуре. Т.к.  пластовая температура нефтяной залежи в большинстве случаев выше 40грС, то можно принять, что парафины в пластовых условиях образуют  в нефти гомогенный раствор.  При извлечении нефти,  т.е. при снижении давления,  температуры и разгазировании,  ее растворяющая способность по отношению к парафинам уменьшается. Это приводит к пресыщению нефти парафином и переходу части его в кристаллическое состояние.  Но этот переход может осуществиться только на какой-то поверхности. Центрами кристаллизации служат выступы,  шероховатости поверхности труб и механические взвеси в потоке нефти.

Механизм отложения парафина.

В результате охлаждения нефти под воздействием более холодной окружающей среды в тонком пристенном слое возникает радиальный  температурный градиент.

Существование радиального температурного градиента приводит к образованию градиента концентрации растворенного парафина. За счет этого происходит движение растворенных частиц парафина к  стенке  трубы  под действием молекулярной  диффузии.  По  достижении  частицами  парафина стенки трубы или границы твердых отложений происходит их  кристаллизация и выделение из раствора.

Если температура в пристенном слое ниже уровня, при котором парафин начинает выпадать из нефти,  то и в потоке нефти будут содержаться кристаллы парафина,  а жидкая фаза будет находиться в состоянии термодинамического равновесия  с  твердой фазой.  С уменьшением температуры масса кристаллов парафина,  взвешенных в нефти, увеличивается, а количество растворенного парафина – уменьшается.
Кристаллы парафина и их скопления,  возникшие непосредственно  на внутренней поверхности труб,  и образуют парафиновые отложения. Кристаллы парафина, образовавшиеся в объеме нефти, в формировании отложений практически не участвуют.

Факторы влияющие на отложение парафинов
НЕОБХОДИМЫМИ условиями образования отложений являются следующие:

- присутствие  в нефти достаточного количества высокомолекулярных углеводородов парафинового ряда;

- снижение температуры потока нефти до значений, при которых возможно выделение их нефти твердой парафиновой фазы. Необходимые температурные условия возникают прежде всего на внутренней стенке трубы;

- достаточно прочное сцепление парафиновых отложений с поверхностью трубопровода, исключающее возможность полного смыва отложений потоком нефти.

Кроме того, выявлена роль еще ряда факторов. Основными из них являются:

- перепад температур: с увеличением разницы между температурами окружающей среды и потока нефти количество отлагающегося парафина пропорционально возрастает;

- давление и газовый фактор: при давлениях выше давления насыщения температура начала выпадения парафинов возрастает с увеличением давления. Если давление ниже давления  насыщения, то при снижении давления наблюдается рост температуры начала кристаллизации, что объясняется увеличением объема выделяющегося газа, который существенно влияет на растворимость парафина в нефти и температуру (понижается) нефтегазового потока;

- скорость течения: интенсивность накопления отложений с увеличением скорости потока нефти сначала растет вследствие увеличения массопереноса, а затем - снижается. Такой характер зависимости обусловлен факторами, определяющими динамическое равновесие между механическими  свойствами отложившегося парафина и гидродинамическими характеристиками потока нефти. При высоких скоростях течения поток смывает отложившийся парафин со стенок труб, что объясняется превосходством сил касательных напряжений над силами сцепления между частицами парафина и поверхностью трубы;

- свойства поверхности: на НАЧАЛЬНОЙ стадии

ИНТЕНСИВНОСТЬ запарафинивания зависит от свойств поверхности трубопровод, т. к. шероховатость при развитом турбулентном режиме интенсифицирует перемешивание,  а, следовательно, и выделение газа и парафина. Однако  после  образования  слоя парафина небольшой толщины скорость накопления  отложений  парафина  уже не зависит от чистоты обработки поверхности.  От характеристик поверхности зависит  прочность СЦЕПЛЕНИЯ парафиновых отложений с поверхностью. С увеличением степени полярности материала и чистоты обработки поверхности  сцепление ослабевает и смыв парафиновых отложений будет происходить при меньших скоростях потока нефти;

- обводненность продукци и:  с увеличением  доли воды в потоке интенсивность отложения снижается по двум причинам:

1) из-за увеличения суммарной теплоемкости (теплоемкость воды выше, чем теплоемкость нефти) температура потока повышается, что приводит к уменьшению отложения парафина; 2) из-за изменения характера смачиваемости поверхности;

- асфальто - смолистые вещества:   образование плотных, трудноудаляемых с металлической поверхности парафиновых отложений происходит только при наличии в нефти асфальто - смолистых веществ. В их присутствии поверхность отложений имеет развитую  шероховатость. При отсутствии - поверхность становится идеально гладкой, а отложения представляют собой слой с рыхлой структурой и низкими механическими характеристиками. Т.е. парафин - основной материал отложений,  а смолы обпадают цементирующими свойствами.  Установлено, что чем больше смол имеется в нефти, тем более плотные отложения образуются на поверхности;

- компонентный состав нефти: от него зависит: растворяющая способность нефти относительно  парафина:  чем  больше выход светлых  фракций  (выкипающих до 350грС),  тем больше выпадет парафина;

- плотность нефти: чем тяжелее нефть, тем хуже она растворяет парафин, т.е. тем интенсивнее будут выпадать из такой нефти парафины;

- влияние времени: с течением времени количество отложившегося парафина возрастает. Наибольшая интенсивность парафинизации наблюдается в начале процесса, затем скорость роста отложений снижается из-за уменьшения теплоотдачи от нефти во внешнюю среду вследствие увеличения толщины отложившегося слоя парафина.

Последствия выпадения парафина
- увеличиваются гидравлические сопротивления, снижается  пропускная способность трубопровода;

- изменяются реологические свойства нефти, вплоть до образования структуры во всем объеме нефти и потери текучести;

- микрокристаллы парафина, кристаллизуясь на границе раздела фаз вода-нефть, стабилизируют водонефтяную эмульсию. Впоследствии на стадии подготовки нефти для разрушения такой эмульсии потребуется повышенная температура и деэмульгаторы.

Способы борьбы с парафинизацией трубопроводов
а) предупреждение отложений парафина;

б) удаление отложений.

1. Применение высоконапорных систем сбора скважинной продукции.

2. Применение депрессорных добавок.

3. Термообработка нефти.

4. Покрытие внутренней поверхности трубопровода полярными материалами, обладающими низкой  адгезией к парафину и имеющих гладкую поверхность.

5. Применение холодильников - кристаллизаторов.

6. Применение подогревателей (устьевых, путевых).

7. Механическая  очистка выкидных линий от парафиновых отложений с помощью резиновых шаров.

8. Тепловой способ очистки трубопроводов от парафиновых отложений.

Степень парафинизации трубопровода можно характеризовать эквивалентным диаметром, определяемым по номограмме, построенной по методике Головкера и Чакова, при известных гидравлическом уклоне, производительности перекачки и вязкости нефти.

Номограмма может быть использована для определения:

a) гидравлического уклона трубопровода в рабочем диапазоне изменения производительности при изменившемся состоянии трубопровода (парафинизация, водяные и газовоздушные пробки);

б) эквивалентного диаметра по данному гидравлическому уклону;

в) максимальной производительности при определенном состоянии трубопровода. Использование номограммы освобождает от значительного объема математических операций, ускоряет процесс обработки исходных данных и уменьшает вероятность ошибки.

Построение номограммы показано в типовой задаче N2, а использование - в задачах N3 и N4.
Типовая задача 6.2.
При перекачке нефти вязкости ( с расходом Q по трубопроводу внутренним диаметром d и абсолютной эквивалентной шероховатости ( постепенно на его стенках образовался слой парафина толщиной (.

Рассчитайте во сколько раз изменятся потери напора на трение?

Алгоритм решения задачи 6.2.
Для расчета потерь напора на трение используем формулу Дарси-Вейсбаха:
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где hтр – потеря напора на преодоление трения по длине трубопровода круглого сечения при любом установившемся режиме течения; ( - коэффициент гидравлического сопротивления, который зависит от числа Рейнольдса (Re) и относительной шероховатости стенки трубопровода; L - длина трубопровода,  м; d внутренний диаметр, м; w - средняя скорость, м/с; g - ускорение силы тяжести: 9,81 м/с2.

Чтобы ответить на вопрос задачи, нужно найти отношение потерь напора на трение в запарафиненном трубопроводе к потерям в трубопроводе без отложений:
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Произведем расчет всех неизвестных величин:

1. Диаметр запарафиненного трубопровода:
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2. Скорость потока жидкости в трубопроводе без отложений:
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3. Скорость потока жидкости в запарафиненном трубопроводе:
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4. Параметр Рейнольдса:
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5. Определим режим течения
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6. Если установлен ламинарный режим для обоих трубопроводов, то:
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следовательно: 
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7. Если установлен турбулентный режим и зона Блазиуса для обоих трубопроводов, то:
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8. Если установлены разные режимы в трубопроводах, то рассчитываем ( для каждого трубопровода и вычисляем потери напора: 

а) для зоны Блазиуса:
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б) для зоны смешанного трения:


[image: image674.wmf]25

.

0

e

R

68

11

,

0

÷

ø

ö

ç

è

æ

D

+

×

=

d

i

l

                            (6.22)

9.Рассчитываем h1  / h2.

Таблица 6.4
Исходные данные к заданию по теме «Отложения парафинов»

	Исходные 

данные
	Варианты

	
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10

	( * 10 4, м2/с
	0,0520
	0,0480
	0,0360
	1,0000
	0,0765
	0,1422
	0,1376
	0,0835
	3,2500
	16,4000

	Q,  дм3/с
	8,45
	9,15
	10,00
	7,85
	6,85
	5,495
	4,71
	8,64
	7,85
	8,15

	d,   мм
	117
	129
	219
	100
	100
	90
	90
	150
	100
	100

	(,   мм
	0,010
	0,015
	0,012
	0,200
	0,200
	0,150
	0,020
	0,140
	0,150
	0,200

	(,   мм
	6
	7
	8
	5
	4
	6
	5
	6
	5,5
	7


6.3  Гидраты
Основными факторами гидратообразования являются влажность газа, его состав, давление и температура в газопроводе.

Применяемые ингибиторы (метанол СН3ОН, этиленгликоль, диэтиленгликоль, триэтиленгликоль, 30% -ный раствор хлористого кальция и. т. д.) процессов гидратообразования способствуют снижению температуры гидратообразования. Необходимый расход ингибитора можно вычислить по следующей формуле:

q = (W1 - W2) * C2 / (C1 - C2) ,       кг/1000 м3                        (6.23)

где   W1, W2 - содержание влаги в газе до и после ввода ингибитора, кг/1000 м3 газа;

C1, C2 - массовая концентрация свежего и отработанного ингибитора, %.

Типовые задачи по теме 6.3 


Рассчитать количество ингибиторов для следующих условий движения газа по газопроводу: начальные давление газа в газопроводе 0.981 МПа (10кгс/см2) и температура +25 оС, конечные давление 0.1962 МПа (2 кгс/см2) и температура 0 оС; количество газа, транспортируемого по газопроводу, равно 900 тыс. м3/сут. Относительная плотность газа по воздуху 0.7.

Решение:

q = (W1 - W2) ∙ C2 / (C1 - C2)

Согласно номограмме, количество влаги в начале газопровода W1 = 2.2 кг на 1000 м3 газа, количество влаги в конце газопровода W2 = 2.0 кг на 1000 м3 газа. Разность W1 - W2 даст количество воды, конденсирующейся на каждых 1000 м3 газа:

ΔW = W1 - W2 = 2,2 -2.0 = 0,2 кг

Температура начала образования гидратов определяется из графика. Для нашего случая она будет +3.5 оC. Величина понижения равновесной температуры Δt, определяется по рисунку, для раствора хлористого кальция составит:

Δt = 3,5 – 0 оС = 3,5 оС

По графику находим, что для Δt = 3.5 оС концентрация отработанного раствора хлористого кальция равна 10% масс. По уравнению определяем удельный расход 30% - ного раствора:

q = 0,2 ∙ 10 / (30 -10) = 0,2 кг на 1000 м3
Суточный расход составит        qсут = 0,2 ∙ 900 = 180 кг

Определим количество ДЭГ, которое следует ввести в поток газа для предотвращения образования гидратов при условиях, рассмотренных выше.

Начальная концентрация ДЭГ С1 = 80%. Для  Δt = 3.5 оС по графику определяем С2 = 12.5% - концентрацию отработанного ДЭГ, которую надо поддерживать для указанной величины снижения температуры начала образования гидратов. По уравнению определяем удельный расход гликоля:

q = 0,2 ∙ 12,5 / (80 – 12,5) = 0,39 кг на 1000 м3

Суточный расход ДЭГ составит:

qсут = 0,39 ∙ 900 = 35,1 кг

Задание для самостоятельной работы по теме 6.3.
Задача 6.3
Рассчитать количество ингибиторов гидратообразования, подаваемых в газопровод. Условия движения газа определены давлением (Рн) и температурой газа (tн) в начале газопровода и давлением (Рк) и температурой (tк) в конце газопровода. Известно количество транспортируемого газа (Q) и плотность газа по воздуху, а также начальные концентрации ингибиторов (С1).

Таблица 6.5 

Исходные данные к задаче 6.3
	N

варианта
	Pн,

МПа
	tн,

оС
	Pк,

МПа
	tк,

оС
	Q*10-3,

м3/сут
	ρ
	C1,%

метанол
	C1,%

ДЭГ
	C1,%

СаСl2

	1
	1,2
	20
	0,2
	-8
	850
	0,8
	95
	-
	30

	2
	0,6
	10
	0,2
	-8
	880
	0,8
	-
	75
	30

	3
	1,5
	25
	0,3
	-2
	850
	0,7
	95
	75
	-

	4
	1
	10
	0,2
	-12
	830
	0,7
	93
	75
	-

	5
	1
	15
	0,2
	-10
	920
	0,7
	94
	80
	-

	6
	1,2
	20
	0,2
	-8
	870
	0,6
	94
	77
	-

	7
	1,5
	20
	0,5
	0
	850
	0,8
	95
	75
	-

	8
	1
	15
	0,2
	-10
	800
	0,7
	-
	80
	30

	9
	1,2
	20
	0,2
	-6
	875
	0,6
	90
	78
	-

	10
	1
	15
	0,2
	-10
	940
	0,6
	93
	80
	-

	11
	1,8
	25
	1
	5
	880
	0,7
	95
	70
	-

	13
	0,8
	20
	0,2
	-15
	860
	0,7
	80
	78
	-

	14
	1
	30
	0,2
	-2
	800
	0,8
	-
	75
	30

	15
	1,5
	15
	0,6
	0
	850
	0,7
	93
	70
	-

	16
	0,98
	20
	0,19
	-7
	900
	0,7
	90
	72
	-

	17
	1
	22
	0,3
	0
	920
	0,6
	92
	-
	30

	18
	2
	25
	0,5
	0
	850
	0,8
	93
	80
	-

	19
	2,5
	25
	0,2
	-10
	880
	0,7
	95
	70
	-

	20
	3
	30
	0,2
	-6
	850
	0,6
	80
	78
	-

	21
	4
	30
	0,2
	-10
	830
	0,6
	-
	75
	30

	22
	5
	30
	1
	5
	920
	0,7
	93
	70
	-

	23
	7,5
	30
	0,2
	-15
	870
	0,7
	90
	72
	-

	24
	10
	30
	0,2
	-2
	875
	0,8
	92
	-
	30

	25
	1,25
	15
	0,6
	0
	940
	0,7
	90
	78
	-

	26
	0,8
	10
	0,19
	-7
	880
	0,8
	93
	80
	-

	27
	0,4
	15
	0,3
	0
	860
	0,8
	95
	70
	-

	28
	2
	20
	0,2
	-8
	800
	0,7
	80
	78
	-

	29
	2,5
	30
	0,2
	-8
	880
	0,7
	90
	78
	-

	30
	3
	20
	0,3
	-2
	850
	0,7
	93
	80
	-

	31
	4
	25
	0,2
	-12
	830
	0,6
	95
	70
	-

	32
	5
	25
	0,2
	-10
	850
	0,8
	80
	78
	-

	33
	7,5
	30
	0,2
	-8
	900
	0,8
	-
	75
	30

	34
	10
	30
	5
	15
	920
	0,7
	95
	70
	-

	35
	1,25
	15
	0,4
	0
	850
	0,7
	80
	78
	-

	36
	0,8
	10
	0,4
	0
	880
	0,7
	-
	75
	30

	37
	0,4
	10
	0,2
	0
	850
	0,6
	93
	70
	-

	38
	0,5
	15
	0,2
	-10
	940
	0,7
	90
	72
	-

	39
	1,75
	20
	0,6
	10
	880
	0,8
	92
	-
	30

	40
	3,75
	30
	1,5
	15
	860
	0,8
	93
	80
	-


ПРИЛОЖЕНИЕ К РАЗДЕЛУ  6.3

Графические зависимости к расчету возможности образования гидратов
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Рис 6.1. Номограмма равновесного содержания водяного пара в природном газе

[image: image676.png]283 273 283 293 1K




Рис.6.2 Зависимости для определения равновесных условий начала образования гидратов для природных газов разной относительной плотности
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Рис. 6.3. Снижение температуры гидратообразования в зависимости от  концентрации отработанного ингибитора: 1 —СаСl2; 2 — СН3ОН; 3 —ТЭГ; 4 — ДЭГ; 5 — ЭГ
ПРИЛОЖЕНИЕ

6.4.Отложение солей.


Интенсивность отложения солей в трубах зависит:

1 - От режима движения потока

Р.И. Шищенко выведена эмпирическая формула для оценки необходимой скорости потока от веса дисперсных частиц (в основном песчаных примесей) в нефтяной системе.

V > 0.21 * (ρ1 - ρ2) * Д / (g * ρ * υ)                                           (6.24)

где V - средняя скорость потока [м/с],ρ1, ρ2 - плотности дисперсных частиц и нефти [кг/м3],
Д - внутренний диаметр трубопровода [м],υ - μ/ρ - кинематическая вязкость нефти [м2/с],
g - ускорение свободного падения = 9.81 м/с2
Относительна плотность наиболее часто встречающихся минералов ρλв
	N
	Минерал
	формула
	плотность

	1
	Апатит
	3СО3(РО4)2*Ca(F,Cl2)
	3.2

	2
	Доломит
	CaCO3*MgCO3
	2.8 - 2.95

	3
	Известняк (кальцит)
	CaCO3
	2.6 - 2.8

	4
	Каолин (глина)
	Al2O3*2SiO2*2H2O
	2.4 - 2.6

	5
	Кварц (песок)
	SiO2
	2.5 - 2.8

	6
	Корунд
	Al2O3
	3.9 - 4.1

	7
	Магнезит
	MgCO3
	2.9 - 3.2

	8
	Пирит
	FeS2
	4.9 - 5.2

	9
	Полевой шпат
	
	2.52 - 2.76

	10
	Сидерит
	FeCO3
	3.7 - 3.9


ρλв = ρм/ρв       ρм = ρλв * ρв      ρв = 1000 кг/м3

На некоторых месторождениях (Самотлор,  м-я  Куйбышевской  обл., Азербайджана и др.) в процессе эксплуатации скважин наблюдается интенсивное отложение солей в рабочих органах ЭЦН и штанговых насосов, НКТ, выкидных линиях,  сборных коллекторах. Отложения солей в основном наблюдаются в ОБВОДНЕННЫХ скважинах.

Отлагающиеся соли  могут быть как водорастворимые (NaCl,  CaCl2), так и водонерастворимые: CaCO3, MgCO3, CaSO4*2H2O (гипс),MgSO4, BaSO4, силикаты кальция и магния: CaSiO3, MgSiO3 и др.

Состав отложений:  соли - 70-88%,  нефтепродукты - 2-25%,  окислы железа (продукты коррозии) - 0,5-5%, окись кремния - 1-5%.

Состав отложений на оборудовании тепловой подготовки  нефти  (%): Са(Mg, Mn)CO3 - 78,28;  СаSO4*2H2O - 6,65;  SiO2 - 3; гидроксиды железа FeO(OH) или Fe2O3*nH2O - 2,50; S и нефтяная органика - 8.

Основная причина образования и отложения солей - это нарушение термодинамического карбонатного  равновесия, обусловленное снижением температуры и давления при подъеме нефти и пластовой воды от забоя до устья скважины и далее по трубопроводам.

Известно, что в пластовых водах углекислый газ находится в 1) свободной и 2) связанной (растворенной) формах:  недиссоциированные молекулы угольной кислоты H2CO3 (концентрация их незначительна), бикарбонат-ионы HCO3(-) и карбонатные ионы CO3(2-).
Слабая углекислота ступенчато диссоциирует:

Н2СО3    --->  Н (+)   +   НСО3(-)                            (1)

                <---

НСО3(-)  --->  Н (+)   +   СО3(2-)                            (2)

                <---

Из уравнений (1) и (2) следует,  что степень диссоциации Н2СО3 и, следовательно, величина отношений [НСО3(-)] / [Н2СО3] и [СО3(2-)] / [Н2СО3] зависят от концентрации ионов водорода, т.е. от рН.

Установлено, что  в  кислых и слабокислых водах (рН=1-3 и рН=4-6) доминирует недиссоциированная кислота;  в нейтральных и  слабощелочных водах (рН=6-8  и  рН=8-10)  -  ион  НСО3(-); в сильно  щелочных  водах (рН=11-14) - ион СО3(2-).
В пластовых условиях при постоянных давлении и температуре в водных растворах углекислых соединений существует динамическое равновесие между различными формами углекислоты:

2НСО3(-)  --->  СО3(2-)  +  СО2  +  Н2О          (3)

                                                           <---  

Как следует из уравнения (3), карбонатное равновесие определяется количеством свободного СО2.

При наличии в пластовых водах одновременно ионов Са(2+), Мg(2+) и НСО3(-) образуются очень непрочные  растворимые  бикарбонаты кальция и магния:

Са(2+) + 2 НСО3(-)  --->  Са(НСО3)2               (4)

                                  <---

Mg(2+) + 2 НСО3(-)  --->  Mg(НСО3)2  ,

                                   <---

равновесие которых также поддерживается за счет свободного углекислого газа. В природных ПРЕСНЫХ водах бикарбонат кальция находится в динамическом равновесии с карбонатом кальция и диоксидом углерода:

Са (НСО3)2  --->  СаСО3  +  СО2  +  Н2О            (5)

                     <---

На основе реакций (4) и (5) можно записать:

       Са(2+) + 2 НСО3(-)  --->  СаСО3  +  СО2  +  Н2О ,          (6)

                           <---

откуда следует, что любое воздействие, в результате которого СО2 удаляется из системы (например, при повышении температуры или увеличении щелочности системы), приводит к сдвигу химического равновесия реакции (6) вправо и выпадению осадка карбоната кальция СаСО3.  В соответствии с этим воду, содержащую равновесное количество СО2, называют СТАБИЛЬНОЙ; воду, имеющую избыток или недостаток СО2, называют НЕСТАБИЛЬНОЙ:

при недостатке СО2 вода перенасыщена СаСО3 и способна  самопроизвольно его выделять;  при  избытке СO2 вода недонасыщена СаСО3 и способна его растворять. Такая вода называется еще и агрессивной,  поскольку не допускает образования  на  металлической поверхности защитных карбонатных пленок, что приводит к сильной коррозии металла.

При движении нефти, газа и пластовой воды по стволу скважины, выкидным линиям и сборным коллекторам давление в них понижается и  растворимость СО2 в воде уменьшается,  в результате чего из нее выделяется диоксид углерода,  при этом нарушается карбонатное равновесие (6). Для восстановления равновесия избыток бикарбонат-ионов НСО3(-) удаляется из системы путем превращения бикарбонатов кальция и  магния  в  карбонаты (5), которые выпадают в осадок и отлагаются на стенках труб, снижая их пропускную способность.

Итак, причинами выпадения солей являются:

- снижение давления (сдвиг равновесия реакции (6) вправо);

- повышение температуры (при снижении температуры потока равновесие реакции (6) смещается влево, т.е. уменьшается выделение СО2 и выпадение кристаллов солей затормаживается; однако, снижение давления более интенсивно влияет на равновесие рассматриваемой  реакции,  чем снижение температуры);

- изменение давления и температуры или смешение вод одного типа, но с разной концентрацией ионов, может вызвать пресыщение раствора растворимой солью  и привести к её выпадению из раствора; растворимость других компонентов при этом также изменяется;

- изменение химического состава пластовых и попутных вод при смешении вод различных типов.

В связи с очень сложным механизмом образования солей методы прогнозирования солеотложения недостаточно обоснованы, поэтому методы ПРЕДУПРЕЖДЕНИЯ используются редко.

Методы борьбы с отложениями солей: химические, физические и технологические.

Химические методы борьбы с солеобразованием в скважинах и сборной системе применяют, главным образом, при выпадении карбонатных (СаСО3, MgСО3) и сульфатных (CaSO4,MgSO4) солей, т.е. водонерастворимых. В данном случае применяют ингибиторы отложения солей: гексаметафосфатнатрия (NaPO3)6 и триполифосфат натрия (Na5P3O10) как в чистом виде, так и с добавками различных присадок. Сущность метода в том, что при образовании кристаллов солей они тут же сорбируют из раствора ингибитор, в результате этого на поверхности кристаллов возникает коллоидная оболочка, препятствующая прилипанию их к поверхности труб.

С отложениями водонерастворимых солей можно бороться с помощью растворов соляной кислоты:

CaCO3 + 2HCl ---> CaCl2 + H2O + CO2,         (7)

переводя нерастворимую соль в водорастворимую. Однако, такой прием ведет к усиленной коррозии оборудования.

Невысокую эффективность защиты от отложений солей (18-22%)  может обеспечить использование деэмульгаторов: дисольвана, проксамина, сепарола и др.

Перспективными физическими  методами являются воздействия магнитного поля и ультразвуковых колебаний. При обработке воды магнитным полем создаются условия для более быстрого образования кристаллов, которые затем выпадают в виде аморфного шлама, легко удаляемого из трубопровода потоком. При непрерывном воздействии ультразвукового поля на границу раздела двух  фаз  (кристалл-жидкость) происходит отщепление мельчайших кристаллов. Опыты по УЗ-обработке нефти, содержащей минерализованную пластовую воду,  подтвердили,  что при действии УЗ-волн на жидкость осадка  в  теплообменных  аппаратах УПН получается меньше,  а часть его в виде мелких кристаллов находится в воде во взвешенном состоянии. Получаемые рыхлые осадки легко уносятся потоком жидкости. Эффективность обработки водонефтяной смеси ультразвуком достигает 80%, а при совместной обработке деэмульгатором увеличивается до 98%.

Технологические способы предупреждения отложения солей направлены

на: 1) сдвиг карбонатного равновесия (6) влево; 2) исключение контакта пластовой воды со стенками трубопровода. Для этого повышают давление в системе или вводят свободный диоксид углерода, или подкачивают пресную воду. Повышение давления и ввод СО2  увеличивает  концентрацию  СО2  в водном растворе, создавая тем самым его избыток и сдвигая равновесие в требуемом направлении. С этой точки зрения высоконапорные системы сбора продукции предпочтительны.

Для борьбы с образованием и отложением водорастворимых солей применяют метод подачи в продукцию скважин пресной воды. Этот метод может применяться в двух вариантах:

1) непрерывный подлив пресной воды на забой скважины в процессе её эксплуатации;

2) периодический подлив воды 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.

Смешение высокоминерализованной воды с пресной, подливаемой в затрубное пространство,  позволяет компенсировать уменьшение растворимости солей из-за снижения температуры потока. Второй способ рассчитан на периодическое растворение солей в скважине и сборной системе по мере накопления в них осадка.

Образование нерастворимых соединений при смешении нагнетаемой и пластовой вод может являться одной из причин возрастания фильтрационного сопротивления при закачке воды в пласт. В большинстве случаев воды, закачиваемые в нефтяные залежи,  по солевому составу отличаются от пластовых вод этих залежей. При закачке воды, содержащей сульфат-ионы, в пласты, насыщенные хлоркальциевой водой, в порах пласта в результате смешения этих вод может образоваться сернокислый кальций, выпадающий в осадок в виде кристаллов гипса:

SO4 (2- ) + Ca (2+) + 5 H2O ---> CaSO4 * 5 H2O              (8)

Малорастворимые соединения,  выпадающие  из воды в осадок,  могут образоваться при закачке воды, содержащей бикарбонат кальция, в пласты с высокой температурой:

2 НСО3(-)  --->  СО3(2-)  +  СО2  +  Н2О      (9)

СО3(2-) +  Са(2+)  --->  СаСО3                        (10)

Эксплуатация обводнившихся скважин в случае несовместимости закачиваемой и пластовой воды иногда осложняется образованием пробок нерастворимых солей на забое скважин и в  эксплуатационных трубах. При возможности такого осложнения следует определять солевой состав воды для заводнения, исследуя совместимость её с пластовой водой.

Воды, отобранные с забоев нефтяных скважин после длительной безводной эксплуатации до начала их обводнения,  представляют высокоминерализованные рассолы, близкие к насыщению и даже насыщенные сульфатом кальция, и могут явиться источником гипсообразования на забоях эксплуатационных скважин.

Используя формулу (11),предложенную Озолиным Б.В., и Шустефом Н.Д. для расчета ПРЕДЕЛЬНОГО количества сульфат-ионов в воде при данных условиях (минерализация > 600 мг-экв/100 г),  и зная ДЕЙСТВИТЕЛЬНОЕ содержание сульфат-ионов можно оценить степень насыщенности воды сульфатом кальция и, таким образом, судить о вероятности выпадения  его  в осадок:

                                                                            108

SO4(2-)  =  -----------    ,            (11)

                                                                     Са(2+) * d2
где  Са(2+) и  SO4(2-) - содержание ионов кальция и магния, мг-экв/100 г,

d - плотность воды, г/см3.

Типовые задачи по теме 6.4


Типовая задача 6.
Известен состав пластовой воды и ее плотность. Рассчитать степень насыщенности воды сульфатом кальция. Дать прогноз образования гипса в скважине.

Дано:

	Минерализация

мг-экв/100г
	Плотность

г/см3 
	катионы, мг-экв/100г
	анионы, мг-экв/100г

	
	
	K(+)+Na(+)
	Ca(2+)
	Mg(2+)
	CL(-)
	SO4(2-)
	HCO3(-)

	793
	1.179
	346,3
	38
	20,3
	40,1
	0,45
	0,18


Решение:

1. Рассчитываем ПРЕДЕЛЬНОЕ количество сульфатов, способных растворится в водах при данных условиях:

[SO4(2-)] = 108 / [Ca(2+)] / ρ2, мг-экв/100г

[SO4(2-)] = 108 / 38 / 1,1792 = 2,04 мг-экв/100г

2. Сравниваем предельное содержание сульфатов с реальным:

2.04 - 100%,   0.45 - х;  х = 22.05%

Раствор насыщен сульфатами на 22.05%.

1. Таблицы констант фазового равновесия углеводородов 

При давлении схождения 68,95 МПа

АЗОТ

	Температура,

оС

оС
	Давление (абсолютное), МПа

	
	0,1
	0,2
	0,3
	0,4
	0,5
	1,0
	1,5
	2,0
	3,0
	5,0
	10,0
	15,0
	20,0
	30,0
	50,0

	100

80

60
	592 609 648
	324 342 362
	226 235 249
	172 178 187
	149 154 160
	77

 82

 84
	54

 56

 58
	41,5 42,5 44
	27,5 30,0 30,5
	18 18,5 19
	9,15 9,45 9,8
	6,2

 6,4 6,65
	4,6

 4,8 4,95
	2,8 2,95 3,1
	1,56 1,59 1,625

	40
	718
	374
	256
	194
	164
	85,5
	59
	45
	31
	20
	10
	6,8
	5,05
	3,2
	1,65

	30
	677
	358
	244
	187
	154
	81,5
	56,5
	43
	29,5
	19,5
	9,65
	6,5
	4,85
	3,1
	1,63

	20
	635
	330
	230
	174
	144
	75
	51,5
	39
	27
	17,5
	9,05
	6,05
	4,55
	2,9
	1,595

	10
	590
	300
	207
	160
	130
	68
	47
	36
	24,5
	15,5
	8,3
	5,6
	4,2
	2,75
	1,55

	0
	550
	283
	195
	148
	124
	64,5
	44,4
	34
	23,5
	15
	7,9
	5,35
	4,0
	2,65
	1,51

	-10
	504
	262
	182
	140
	116
	60,5
	41,5
	32
	22
	14
	7,3
	5,0
	3,85
	2,55
	1,45


ДИОКСИД  УГЛЕРОДА

	Температура,

оС
	Давление (абсолютное), МПа

	
	0,1
	0,2
	0,3
	0,4
	0,5
	1,0
	1,5
	2,0
	3,0
	5,0
	10,0
	15,0
	20,0
	30,0
	50,0

	260
	190
	96
	65
	49
	39,9
	20,6
	14,3
	11
	7,7
	4,94
	2,83
	2,16
	1,76
	1,38
	1,132

1,108

1,096

1,066

1,055

1,041

	200
	175
	87
	59
	44
	36,1
	18,5
	13
	9,9
	6,9
	4,49
	2,56
	2,00
	1,66

1,54

1,44

1,38

1,33

1,25
	1,3.3
	

	150
	157
	78
	53
	39,5
	32,0
	16,5
	11,4
	8,8
	6,19
	4,04
	2,36
	1,85
	
	1,275

1,226

1,203

1,172

1,134

1,113

1,092
	

	100
	133
	65
	44
	33
	26,7
	13,6
	9,5
	7,4
	5,16
	3,45
	2,08
	1,66
	
	
	

	80
	119
	58
	39
	29,7
	24
	12,4
	8,5
	6,7
	4,69
	3,11
	1,93
	1,57
	
	
	

	60
	103
	51
	34
	25,7
	21,3
	10.9
	7,5
	5,9
	4,2
	2,74
	1,76
	1,48
	
	
	

	40
	87
	44
	29
	21,6
	17,9
	9,3
	6,4
	5
	3,53
	2,37
	1,58
	1,37
	
	
	1,033

	30
	80
	39
	26
	19,6
	16,3
	8,2
	5,8
	4,5
	3,22
	2,16
	1,48
	1,31
	1,20
	
	1,028

	20
	71
	35
	23
	17,3
	14,5
	7,3
	5,1
	4
	2,9
	1,99
	1,39
	1,24
	1,16
	
	1,020

	10
	61
	31
	21
	15,5
	12,8
	6,5
	4,5
	3,5
	2,62
	1,80
	1,29
	1,17
	1,11
	1,061
	1,006

	0
	54
	28 
	18
	13,6
	11
	5,5
	4
	3,1
	2,28
	1,62
	1,17
	1,10
	1,06
	1,029
	1

	-10
	46
	24
	15
	11,2
	9,2
	4,8
	3,4
	2,7
	2,01
	1,43
	1,07
	1,02
	0,99
	0,983
	1,984


МЕТАН

	Температура,

оС
	Давление (абсолютное), МПа

	
	0,1
	0,2
	0,3
	0,4
	0,5
	1,0
	1,5
	2,0
	3,0
	5,0
	10,0
	15,0
	20,0
	30,0
	50,0

	260
	295
	145
	97
	72
	58
	29,0
	20,5
	15,0
	10,5
	6,5
	3,55
	2,65
	2,10
	1,62
	1,220

	200
	276
	136
	91
	69
	55
	27,8
	19,3
	14,3
	10,1
	6,3
	3,45
	2,61
	2,08
	1,615
	1,215

1,213

1,210

1,210

1,205

1,200

1,200

1,195

1,190

1,190

1,180

	150
	255
	127
	85
	65
	52
	26,6
	18,2
	13,7
	9,7
	6,1
	3,40
	2,58
	2,07
	1,61
	

	100
	230
	115
	78
	59
	49
	24,9
	16,9
	12,9
	9,1
	5,8
	3,30
	2,54
	2,06
	1,60
	

	80
	218
	110
	74
	56
	46
	23,9
	16,2
	12,5
	8,8
	5,6
	3,25
	2,49
	2,04
	1,59
	

	60
	205
	103
	70
	52
	44
	22,5
	15,4
	12,0
	8,4
	5,3
	3,15
	2,43
	2,01
	1,58
	

	40
	190
	95
	64
	48
	40
	21,6
	14,1
	10,9
	7,7
	5,0
	3,00
	2,33
	1,96
	1,55
	

	30
	184
	90
	61
	45
	38
	19,3
	13,3
	10,2
	7,3
	4,7
	2,90
	2,27
	1,91
	1,53
	

	20
	174
	86
	58
	43
	35
	18,0
	12,4
	9,5
	6,9
	4,5
	2,80
	2,20
	1,87
	1,51
	

	10
	164
	81
	54
	40
	33
	16,7
	11,5
	8,8
	6,4
	4,2
	2,65
	2,13
	1,82
	1,48
	

	0
	154
	76
	50
	37
	30
	15,4
	10,6
	8,1
	5,9
	3,9
	2,45
	2,04
	1,75
	1,45
	

	-10
	144
	71
	47
	34
	28
	14,2
	9,7
	7,4
	5,4
	3,6
	2,30
	1,92
	1,68
	1,40
	


ЭТАН

	Температура,

оС
	Давление (абсолютное), МПа

	
	0,1
	0,2
	0,3
	0,4
	0,5
	1,0
	1,5
	2,0
	3,0
	5,0
	10,0
	15,0
	20,0
	30,0
	50,0

	260
	123
	64
	44
	33,5
	27,5
	14,6
	10,0
	8,0
	5,60
	3,75
	2,25
	1,76
	1,48
	1,18
	1,05

	200
	111
	56
	38
	28,2
	23,7
	12,3
	8,7
	6,8
	4,73
	3,20
	1,90
	1,54
	1,32
	1,09
	 1,01 

	150
	97
	48
	33
	24,0
	19,7
	10,2
	7,2
	5,6
	3,95
	2,67
	1,64
	1,32
	1,14
	1,01
	0,99 

	100
	77
	37
	25
	18,5
	14,6
	7,4
	5,3
	4,2
	2,93
	2,05
	1,31
	1,08
	1,00
	0,94
	0,94 

	80
	65
	31
	21
	15,8 
	12,5
	6,4
	4,5
	3,6
	2,50
	1,73
	1,15
	0,99
	0,94
	0,91
	0,92

	60
	52
	25
	17
	12,7
	10,3
	5,З
	3,7
	2,95
	2,10
	1,42
	0,98
	0,90
	0,88
	0,87
	0,90

	40
	40
	20
	13,5
	9,7
	8,0
	4,0
	2,9
	2,30
	1,62
	1,12
	0,83
	0,81
	0,80
	0,83
	0,89

	30
	35
	17
	11,5
	8,5
	7,0
	3,5
	2,5
	1,95
	1,42
	0,99
	0,76
	0,76
	0,76
	0,81
	0,88

	20
	29
	14
	9,5
	7,0
	6,0
	3,0
	2,1
	1,66
	1,22
	0,88
	0,69
	0,70
	0,72
	0,79
	0,87

	10
	23
	12
	8,0
	6,0
	5,0
	2,5
	1,8
	1,42
	1,07
	0,77
	0,63
	0,64
	0,68
	0,76
	0,85

	0
	19
	10
	6,5
	5,0
	4,0
	2,0
	1,5
	1,20
	0,88
	0,67
	0,56
	0,59
	0,64
	0,73
	0,84

	-10
	15
	8
	5,0
	3,7
	3,0
	1,6
	1,2
	0,98
	0,75
	0,57
	0,50
	0,54
	0,58
	0,69
	0,82


ПРОПАН

	Температура,

оС
	Давление (абсолютное), МПа

	
	0,1
	0,2
	0,3
	0,4
	0,5
	1,0
	1,5
	2,0
	3,0
	5,0
	10,0
	15,0
	20,0
	30,0
	50,0

	260

200

150

100

80


	74

57

44

28,5

22,3
	37,8 29,3 22,3 14,5 11,3
	25,8 21,0 15,5 10,1 7,8
	19,8 15,4 11,7

7,7 

5,9
	16,3 12,5

9,4

6,3

4,7
	8,8

6,5

5,0

3,3

2,5
	6,2

4,8

3,6

2,3

1,8
	4,8

3,8

2,9 

1,85 1,45
	3,57 2,76 2,09 1,37 1,05
	2,50 1,93 1,44 0,95 0,76
	1,60 1,28 1,01 0,70 0,58
	1,30 1,08 0,87 0,64 0,58
	1,15 0,98

0,82

0,66 0,61
	1,02 0,90 0,82 0,72 0,68
	0,99

0,94

0,90 0,853 0,847

	60
	16,8
	8,4
	5,8
	4,3
	3,5
	1,9
	1,34
	1,07
	0,79
	0,57
	0,48
	0,50
	0,55
	0,63
	0,820

	40
	12,5
	6
	4,1
	3,0
	2,5
	1,3
	0,95
	0,75
	0,66
	0,42
	0,39
	0,44
	0,49
	0,60
	0,800

	30
	10,0
	4,9
	З,4
	2,5
	2,0
	1,1
	0,75
	0,62
	0,48
	0,35
	0,35
	0,40
	0,47
	0,58 
	0,79

	20
	8
	3,9
	2,8
	2,0
	1,7
	0,9
	0,63
	0,50
	0,39
	0,30
	0,31
	0,37
	0,44
	0,55
	0,77

	10
	6,3
	3,1
	2,1
	1,6
	1,3
	0,7
	0,50
	0,40
	0,31
	0,25
	0,26
	0,34
	0,41
	0,53
	0,76

	0
	5
	2,4
	1,6
	1,3
	1,0
	O,55
	0,38
	0,30
	0,25
	0,20
	0,23
	0,30
	0,38
	0,50
	0,75 

	-10
	3,6
	1,8
	1,2
	0,9
	0,75
	0,40
	0,28
	0,23
	0,19
	0,15
	0,19
	0,26
	0,34
	0,47
	0,74 


ИЗОБУТАН

	Температура,

оС
	Давление (абсолютное), МПа

	
	0,1
	0,2
	0,3
	0,4
	0,5
	1,0
	1,5
	2,0
	3,0
	5,0
	10,0
	15,0
	20,0
	30,0
	50,0

	260
	50
	25,5
	18
	13,8
	11,0
	6,2
	4,5
	3,6
	2,75
	1,90
	1,30
	1,10
	1,00
	0,93
	0,96

	200
	35,5
	18,4
	12,7
	9,8
	8,2
	4,37
	3,2
	2,5
	1,89
	1,36
	0,97
	0,87
	0,815
	0,81
	0,905

	150
	25
	13,1
	9,1
	7,0
	5,8
	3,15
	2,3
	1,76
	1,32
	0,96
	0,71
	0,67
	0,66
	0,705
	0,86

	100
	15,
	7,8
	5,4
	4,1
	3,4
	1,85
	1,35
	1,03
	0,75
	0,55
	0,45
	0,465
	0,50
	0,61
	0,81

	80
	11,2
	5,7
	4,0
	3,0
	2,4
	1,32
	0,95
	0,75
	0,54
	0,40
	0,37
	0,395
	0,45
	0,57
	0,80

	60
	7,9
	4,0
	2,7
	2,1
	1,7
	0,92
	0,68
	0,52
	0,39
	0,.30
	0,30
	0,34
	0,40
	0,52
	0,77

	40
	5
	2,5
	1,7
	1,3
	1,1
	0,60
	0,44
	0,35
	0,27
	0,20
	0,23
	0,28
	0,346
	0,485
	0,74

	30
	3,8
	2,0
	1,3
	1,0
	0,8
	0,46
	0,34
	0,28
	0,22
	0,17
	0,20
	0,255
	0,32
	0,46
	0,725

	20

10
	2,8

2,3
	1,5

 1,1
	0,95 0,65
	0,75 0,50
	0,60

0,45
	0,34 0,26
	0,27 0,20
	0,20 0,15
	0,16 0,13
	0,14 0,11
	0,17 0,145
	0,222 0,190
	0,29 0,265
	0,425

0,39
	0,705 0,69

	0

-10
	1,5

1,1


	0,8

 0,5
	0,50

0,40
	0,30

0,30
	0,30

0,22
	0,19 0,15
	0,15 0,10
	0,12 0,08
	0,10 0,07
	0,09 0,06
	0,12

0,09
	0,165

0,138
	0,235 0,20
	0,355

0,315
	0,665

0,635


Н-БУТАН

	Температура,

оС
	Давление (абсолютное), МПа

	
	0,1
	0,2
	0,3
	0,4
	0,5
	1,0
	1,5
	2,0
	3,0
	5,0
	10,0
	15,0
	20,0
	30,0
	50,0

	260
	45
	23
	16
	12
	10
	5,5
	4,0
	3,30
	2,4
	1,75
	1,21
	1,03
	0,94
	0,90
	0,93

	200
	31,3
	15,7
	10,7
	8,2
	6,75
	3,72
	2,76
	2,26
	1,68
	1,23
	0,896
	0,79
	0,745
	0,74
	0,84

	150
	21,8
	11,0
	7,5
	5,77
	4,80
	2,60
	1,91
	1,56
	1,15
	0,85
	0,635
	0,59
	0,585
	0,643
	0,81

	100
	12,1
	6,3
	4,2
	3,20
	2,65
	1,50
	1,04
	0,85
	0,61
	0,47
	0,380
	0,39
	0,443
	0,555
	0,77

	80
	8,7
	4,5
	3,1
	2,25
	1,90
	1,05
	0,73
	0,58
	0,42
	0,33
	0,297
	0,33
	0,400
	0,518
	0,75

	60
	6,0
	3,1
	2,1
	1,60
	1,32
	0,70
	0,50
	0,40
	0,295
	0,23
	0,230
	0,29
	0,360
	0,480
	0,72

	40
	3,3
	1,8
	1,25
	0,95
	0,80
	0,44
	0,31
	0,26
	0,20
	0,16
	0,187
	0,244
	0,315
	0,442
	07,03

	30
	2,6
	1,4
	0,95
	0,72
	0,60
	0,33
	0,24
	0,20
	0,155
	0,135
	0,165
	0,220
	0,290
	0,413
	0,687

	20
	2,0
	1,0
	0,72
	0,52
	0,45
	0,25
	0,18
	0,15
	0,123
	0,110
	0,135
	0,193
	0,258
	0,383
	0,670

	10
	1,5
	0,8
	0,53
	0,40
	0,35
	0,19
	0,14
	0,10
	0,090
	0,08
	0,112
	0,162
	0,220
	0,342
	0,648

	 0
	1,0
	0,5
	0,39
	0,29
	0,24
	0,13
	0,10
	0,08
	0,065
	0,06
	0,085
	0,131
	0,185
	0,304
	0,622

	-10
	0,7
	0,35
	0,26
	0,20
	0,15
	0,09
	0,07
	0,05
	0,045
	0,04
	0,060
	0,10
	0,153
	0,265
	0,593


ИЗОПЕНТАН

	Температура,

оС
	Давление (абсолютное), МПа

	
	0,1
	0,2
	0,3
	0,4
	0,5
	1,0
	1,5
	2,0
	3,0
	5,0
	10,0
	15,0
	20,0
	30,0
	50,0

	260
	31
	16
	11
	8,60
	7,00
	4,00
	2,90
	2,30
	 1,80
	1,30
	0,94
	0,84
	0,80
	0,8
	0,89

	200
	20,8
	10,2
	7,12
	5,52
	4,55
	2,52
	1,93
	1,55
	1,17
	0,88
	0,675
	0,62
	0,61
	0,65
	0,81

	150
	12,3
	6,3
	4,40
	3,48
	2,85
	1,57
	1,17
	0,97
	0,75
	0,575
	0,44
	0,43
	0,45
	0,55
	0,76

	100
	5,8
	3
	2,15
	1,75
	1,40
	0,77
	0,55
	0,43
	0,35
	0,27
	0,235
	0,265
	0,33
	0,45
	0,73

	80
	4,0
	2
	1,45
	1,08
	0,90
	0,51
	0,37
	0.,29
	0,235
	0,18
	0,18
	0,22
	0,29
	0,42
	0,71

	60
	2,5
	1,27
	0,87
	0,67
	0,56
	0,31
	0,23
	0,185
	0,143
	0,12
	0,14
	0,19
	0,25
	0,38
	0,68

	40
	1,4
	0,7
	0,52
	0,40
	0,32
	0,18
	0,137
	0,12
	0,09
	0,08
	0,105
	0,155
	0,22
	0,35
	0,65

	30
	1,1
	0,5
	0,38
	0,30
	0,23
	0,14
	0,105
	0,09
	0,07
	0,068
	0,09
	0,13
	0,20
	0,32
	0,64

	20
	0,8
	0,4
	0,27
	0,20
	0,17
	0,10
	0,075
	0,065
	0,05
	0,050
	0,075
	0,113
	0,17
	0,295
	0,63

	10
	0,6
	0,25
	0,20
	0,13
	0,11
	0,07
	0,055
	0,05
	0,04
	0,040
	0,06
	0,092
	0,14
	0,26
	0,60

	0
	0,4
	0,21
	0,13
	0,10
	0,08
	0,05
	0,04
	0,032
	0,026
	0,026
	0,05
	0,075
	0,115
	0,23
	0,57

	-10
	0,2
	0,11
	0,08
	0,06
	0,05
	0,03
	0,025
	0,02
	0,015
	0,018
	0,035
	0,058
	0,09
	0,20
	0,525


Н-ПЕНТАН

	Температура,

оС
	Давление (абсолютное), МПа

	
	0,1
	0,2
	0,3
	0,4
	0,5
	1,0
	1,5
	2,0
	3,0
	5,0
	10,0
	15,0
	20,0
	30,0
	50,0

	260
	28
	14,5
	10
	7,7
	6,4
	3,6
	2,6
	2,1
	1,6
	1,2
	0,91
	0,82
	0,79
	0,78
	0,88

	200
	17,5
	9,2
	6,35
	4,93
	4,05
	2,32
	1,75
	1,4
	1,07
	0,82
	0,63
	0,583
	0,585
	0,654
	0,795

	150
	11,2
	5,7
	3,97
	3,05
	2,54
	1,42
	1,08
	0,9
	0,69
	0,51
	0,395
	0,390
	0,422
	0,562
	0,760

	100
	5,1
	2,7
	1,85
	1,42
	1,15
	0,65
	0,48
	0,4
	0,30
	0,22
	0,196
	0,250
	0,290
	0,473
	0,718

	80
	3,3
	1,7
	1,20
	0,93
	0,77
	0,43
	0,30
	0,25
	0,19
	0,155
	0,150
	0,200
	0,253
	0,438
	0,695

	60
	2
	1,05
	0,74
	0,57
	0,47
	0,26
	0,19
	0,15
	0,12
	0,10
	0,116
	0,160
	0,215
	0,.39
	0,67

	40
	1,15
	0,60
	0,43
	0,31
	0,28
	0,15
	0,12
	0,10
	0,075
	0,065
	0,085
	0,133
	0,185
	0,354
	0,636

	30
	0,83
	0,43
	0,32
	0,23
	0,20
	0,11
	0,09
	0,075
	0,060
	0,05
	0,073
	0,115
	0,165
	0,330
	0,618

	20
	0,60
	0,28
	0,22
	0,14
	0,13
	0,07 
	0,06
	0,05
	0,045
	0,04
	0,060
	0,100
	0,143
	0,303
	0,600

	10
	0,40
	0,20
	0,15
	0,10
	0,09
	0,05
	0,04
	0,035
	0,03
	0,03
	0,046
	0,082
	0,123
	0,275
	0,575

	0
	0,28
	0,13
	0,09
	0,07
	0,055
	0,03
	0,025
	0,023
	0,02
	0,02
	0,034
	0,063
	0,100
	0,250
	0,540

	-10
	0,19
	0,06
	0,04
	0,03
	0,03
	0,02
	0,015
	0,013
	0,011
	0,011
	0,023
	0,045
	0,080
	0,218
	0,505


ГЕКСАН

	Температура,

оС
	Давление (абсолютное), МПа

	
	0,1
	0,2
	0,3
	0,4
	0,5
	1,0
	1,5
	2,0
	3,0
	5,0
	10,0
	15,0
	20,0
	30,0
	50,0

	260
	
	9,4
	6,8
	5,2
	4,4
	2,5
	1,9
	1,5
	1,2
	0,9
	0,7
	0,63
	0,62
	0,63
	0,77

	200
	
	5,8
	4,1
	3,17
	2,68
	1,47
	1,1
	0,87
	0,695
	0,522
	0,42
	0,408
	0,425
	0,49
	0,695

	150
	6,0
	3,1
	2,15
	1,64
	1,38
	0,80
	0,57
	0,46
	0,365
	0,280
	0,24
	0,252
	0,283
	0,385
	0,640

	100
	2,3
	1,2
	0,81
	0,63
	0,53
	0,31
	0,22
	0,17
	0,135
	0,11
	0,105
	0,137
	0,180
	0,290
	0,605

	80
	1,3
	0,7
	0,47
	0,38
	0,31
	0,17
	0,12
	0,10
	0,083
	0,067
	0,075
	0,105
	0,150
	0,258
	0,59

	60
	0,72
	0,37
	0,26
	0,20
	0,17
	0,094
	0,070
	0,058
	0,047
	0,042
	0,054
	0,082
	0,125
	0,230
	0,56

	40
	0,38
	0,20
	0,14
	0,10
	0,09
	0,051
	0,038
	0,032
	0,027
	0,0268
	0,039
	0,064
	0,103
	0,210
	0,53

	30
	0,25
	0,13
	0,09
	0,08
	0,062
	0,035
	0,027
	0,023
	0,020
	0,020
	0,032
	0,055
	0,092
	0,200
	0,51

	20
	0,18
	0,10
	0,07
	0,05
	0,039
	0,023
	0,018
	0,016
	0,0145
	0,0145
	0,025
	0,046
	0.080
	0,180
	0,49

	10
	0,10
	0,05
	0,03
	0,028
	0,024
	0,015
	0,012
	0,011
	0,0105
	0,0105
	0,019
	0,038
	0,068
	0,160
	0,47

	0
	0,07
	0,035
	0,023
	0,017
	0,014
	0,0095
	0,0085
	0,007
	0,0065
	0,0070
	0,014
	0,029
	0,056
	0,138
	0,45

	-10
	0,04
	0,02
	0,015
	0,01
	0,009
	0,006
	0,005
	0,0048
	0,0045
	0,0050
	0,0095
	0,021
	0,044
	0,114
	0,42


Перевод внесистемных единиц в единицы СИ

ЕДИНИЦЫ ДАВЛЕНИЯ

1 кгс/см2                                                                                                  98066,5  Па

1 ат   (атмосфера техническая)                                                              (0,1       МПа

1 атм (атмосфера физическая )                                                              101,325 кПа

1 мм рт.ст.                                                                                                133,322 Па

1 мм вод.ст.                                                                                              9,80665 Па.

ЕДИНИЦЫ ДИНАМИЧЕСКОЙ ВЯЗКОСТИ

1 П                                                                                                             0,1 Па*с
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Рис.4.1. Графоаналитический метод определения пропускной способности (а) и диаметра (б) простого напорного трубопровода.
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Рис.4.2. Расчетная схема сложного трубопровода I категории.
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Рис.4.3. Расчетная схема сложного трубопровода II категории



































Рис.4.4. Схема сложного трубопровода с  замкнутым ответвлением
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