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Очисткой углеводородсодержащих сточных 

вод занимаются уже на протяжении 80 лет, и до 

сих пор это направление остается одним из са-

мых актуальных. В данной работе представлены 

проблемы и их решения на примере обработки 

производственных углеводородсодержащих 

сточных вод нефтеперекачивающих станций 

(НПС). 

Углеводородсодержащие воды, подлежащие 

очистке, представляют собой системы, в которых 

раздробленные на мелкие частицы углеводоро-

дов находятся в воде во взвешенном состоянии. 

В таких системах частицы углеводородов яв-

ляются дисперсной фазой, а вода дисперсной 

средой. Эффективность очистки сточных вод 

от углеводородов зависит от дисперсности ча-

стиц углеводородной эмульсии. Аналитический 

контроль загрязнения воды углеводородами 

определяет содержание индикаторов, которыми 

являются нефтепродукты и фенолы. 

Принципиальная технологическая схема 

очистки производственных углеводородсодер-

жащих сточных вод (рис. 1) на первом этапе 

обязательно включает гравитационное раз-

деление. Для этого в основном используют 

нефтеловушки, емкости для отстоя. Тип и кон-

струкцию сооружения выбирают в зависимости 

от качественного состава углеводородов. Эти 

сооружения могут иметь различные конструк-

тивные элементы, оборудованные, например, 

многополочными блоками тонкослойного от-

стаивания коалесцентными фильтрами. Они 

могут также применяться в качестве локальных 

установок. После отстоя загрязненной воды 

снимают верхнюю углеводородную пленку и 

возвращают обратно в трубопровод, а отстояв-

шуюся воду очищают на очистных сооружениях 

или вывозят на доочистку. 

На следующей стадии очищаемые воды 

направляют в пруды-испарители (отстойники) 

или на блок физико-химической очистки, со-

стоящий из реагентной напорной флотации, 

фильтрации, сорбции (от углеводородов, взве-

шенных веществ), с последующей доочисткой в 

герметичных прудах-испарителях. После пруда-

испарителя (отстойника) сброс осуществляется 

на рельеф местности или в водный объект. 

Осадки, которые образуются в процессе очистки 

сточных вод, подвергаются обработке и после-

дующей утилизации [1]. 

Проблемы очистки углеводородсодержащих сточных вод 

и пути их решения 

А. В. Исакова 

ОАО «МН «Дружба», г. Брянск

Нефтеловушка,

емкости для отстоя

Пруд7испаритель

(отстойник )

Производственные стоки

Уловленную нефть 

возвращают  

в трубопровод

Флотатор

с добавлением 

коагулянтов,

блок доочистки

Пруд7испаритель

(отстойник)

Образование 

нефтешламов

Сброс в 

водный объект

Сброс на рельеф 

местности

Рис. 1. Технологическая схема очистки производственных сточных вод на НПС
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Подробный анализ практического приме-

нения очистных сооружений на НПС позволяет 

сделать следующие выводы:

• очистка по принципиальной схеме не-

фтеловушка — пруд — испаритель — сброс 

неэффективна, пруды-испарители (отстойники) 

испытывают нагрузку, превышающую проектную 

норму в десятки раз;

• применяемые на второй ступени флотаци-

онные установки имеют ограничения на входе по 

углеводородам. Для увеличения адаптируемости 

к углеводородам производительность флотаци-

онных установок превышает проектный объем 

образования сточных вод в 2,5–5 раз. Дополни-

тельно это приводит к повышенным эксплуата-

ционным энергозатратам, большим площадям 

занимаемым очистными сооружениями, и мало-

эффективному расходу реагентов. 

Анализ состава производственных углеводо-

родсодержащих сточных вод НПС показал, что 

основным загрязнителем являются нефтепро-

дукты, диапазон загрязняющих концентраций 

после грубой очистки составляет 10–500 мг/дм3. 

Такие вещества, как аммоний-ион, нитрит-ион, 

нитрат-ион, взвешенные вещества, ХПК, являют-

ся неспецифическими загрязнителями данного 

объекта и представляют собой незначительные 

концентрации. 

Удаление оставшихся углеводородов про-

водят деструктивными методами очистки, к 

которым относятся флотационные установки с 

добавлением реагентов, пруды-испарители и 

отстойники (см. рис. 1). 

Расчет количества ежегодно разрушаемых 

углеводородов при деструктивных методах 

очистки составляет от 0,2 до 9,1 т только по одной 

НПС (см. рис. 2). 

На основании предъявляемых требований 

была разработана регенеративная технология 

очистки углеводородсодержащих вод, которая 

позволяет улавливать углеводороды и возвра-

щать их в производственный цикл. 

Согласно экспериментальным исследова-

ниям, проведенным ранее [2], были сконструи-

рованы пилотная, а в дальнейшем и опытно-

производственная установки. 

В основе регенеративной технологии лежит 

экстракционно-сорбционная обработка углево-

дородсодержащих вод. В качестве экстрагента 

применяют нефтяное масло, плохо растворимое 

в воде, но хорошо растворяющее углеводороды. 

Принцип действия установки представлен на 

рис. 3. 

Сточные воды после нефтеловушки с по-

мощью самовсасывающего насоса поступают в 

экстракционную установку, которая представляет 

собой последовательное каскадное соединение 

ступеней, тяжелая фаза — очищаемая сточная — 

вода движется со ступени на ступень самотеком, 

а легкая фракция — нефтяное масло — находит-

ся на месте и представляет собой абсорбирую-

щий углеводороды фильтр. По мере накопления 

уловленных углеводородов в фильтре они слива-

ются в накопительную емкость и возвращаются в 

производственный цикл на переработку или за-

качиваются в нефтепровод. Такая схема снижает 

дополнительное образование углеводородной 

эмульсии и затраты на электроэнергию. 

На выходе с экстракционных колонн на-

ходится блок адсорбционной очистки. В нашем 

варианте это был последовательно уложенный 

активированный уголь марки ДАК-5 (ТУ 2162-

001-72198841–2006) для удаления эмульгирован-

ной нефти, уголь марки БАУ-А (ГОСТ 6217–74) 

для удаления растворенной нефти, в самом ниж-

нем слое было уложено фильтровальное волокно 

«Волброк» для тонкой доочистки. 

Лабораторные исследования показали, что 

эффективность очистки каждой экстракцион-

ной колонны находится в диапазоне 40–85% и 

имеет ограничение на выходе от 5 до 20 мг/дм3, 

что является фоновым значением масляного 

фильтра [3]. 

В производственных испытаниях эффектив-

ность экстракционных колонн составила от 47,8 

до 68,5%. Помимо нефтепродуктов на экстрак-

ционной колонне улавливаются фенолы (рис. 4). 

Эффективность очистки каждой экстракционной 

колонны по фенолам составила от 30 до 44%. 

Суммарная эффективность экстракци-

онных колонн и блока доочистки по нефте-
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разрушающихся деструктивными методами 

очистки на НПС



ТЕХНОЛОГИИ НЕФТИ И ГАЗА № 5  2008 5

ЭКОЛОГИЯ

продуктам складывается из эффективности 

каждой колонны и составляет 99,9% по не-

фтепродуктам с начальной концентрации 593,7 

до остаточной 0,66 мг/дм3 (рис. 5). Суммарная 

очистка по фенолам составила 85,4% с началь-

ной концентрации 0,0465 до конечной 0,0068 

мг/дм3 (см. рис. 5). 

Адаптирующая способность предлагаемой 

очистки приспособлена к любым концентрациям 

нефтепродуктов и основана на количестве экс-

тракционных колонн, которое рассчитывают по 

формуле

 

( )

( )( ) ( ) ( )
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= − =
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где Х
к
 — конечная концентрация нефтепродуктов, 

мг/дм3; n — количество экстракционных колонн 

(количество членов, стоящих в произведении), 

шт; Э
i
 — эффективность обработки сточных вод 

от нефтепродуктов, в долях от единицы, для i-й 

колонны; Х
0
 — начальная концентрация нефте-

продуктов обрабатываемых сточных вод после 

грубой очистки, мг/дм3. 

Ввиду сложности происходящих экстрак-

ционных процессов расчет эффективности экс-

тракционной установки основан на результатах 

лабораторных и полупромышленных испытаний 

для каждого состава сточных вод. 

Внедрение регенеративной установки в 

технологию очистки углеводородсодержащих 

сточных вод в целом на НПС позволит ежегодно 

улавливать от 73,7 до 3686,5 т углеводородов и 

возвращать их в производственный цикл. При 

этом экономический эффект от сохраненной 

нефти на нефтеперекачивающих станциях ма-

гистральных нефтепроводов уже в первый год 

составит на НПС без резервуарного парка (НПС 

без РП) — 857,3 тыс. руб. и на НПС с резерву-

арным парком (НПС с РП) — 6028,1 тыс. руб. 

(рис. 6). 
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(экстракционно-сорбционной) установки
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или применить другой эффективный метод, 

позволяющий доочищать воду с 5–20 мг/дм3 не-

фтепродуктов, что является нижним пределом 

очистки экстракционных колонн. 

Выводы:

1 .  Разработанная  экс тракционно -

сорбционная (регенеративная) установка под-

твердила свою эффективность в качестве тех-

нологического звена очистки производственных 

сточных вод НПС. Суммарная эффективность 

очистки по нефтепродуктам составила 99,9%. 

2. Показано, что нефтяное масло (экстра-

гент) обладает избирательной селективностью 

по отношению к углеводородам. Каждая экс-

тракционная колонна способна удалять 30–45% 

фенолов и 40–85% нефтепродуктов. 

3. Показано, что ежегодный экономический 

эффект от применения регенеративной установ-

ки в целом на нефтеперекачивающих станциях 

составит 857,3 тыс. руб. на НПС без РП и 6028,1 

тыс. руб. на НПС с РП. 

4. Установлено, что включение регенератив-

ной установки в технологическое звено очистки 

сточных вод на НПС позволит обеспечить норма-

тивную нагрузку на пруды-испарители (отстойни-

ки) или полностью исключить их применение.

ЭКОЛОГИЯ

Применение регенеративной установки на 

НПС снизит нагрузку на пруды-испарители (от-

стойники) и сократит затраты на их зачистку, 

которые составляют 700–900 тыс. руб. за каждый 

пруд. 

Разработанная и представленная регене-

ративная установка имеет следующие преиму-

щества:

• высокую эффективность очистки от не-

фтепродуктов;

• низкую растворимость экстрагента в 

воде;

• селективность экстрагента по отношению 

к углеводородам;

• адаптируемость к высоким концентрациям 

нефтепродуктов;

• сравнительно дешевые энергозатраты и 

простоту в эксплуатации;

• малые занимаемые площади;

• общедоступность и низкую стоимость экс-

трагента; 

• извлечение углеводородов из водной сре-

ды и возвращение потребителю;

• экологичность. 

В качестве блока доочистки следует исполь-

зовать любые высокоэффективные адсорбенты 
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Рис. 5. Суммарная эффективность очистки 

производственных сточных вод 

после каждой колонны и блока доочистки

Рис. 6. Экономический эффект от внедрения 

регенеративной установки на НПС в зависимости 

от концентрации поступающих нефтепродуктов
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В настоящее время мировая нефтеперера-

ботка располагает широким набором устано-

вок, углубляющих переработку нефти, а также 

облагораживающих процессов для улучшения 

качества нефтяных фракций. Одним из основных 

направлений развития технологии нефтепе-

реработки в индустриально развитых странах 

является широкое освоение новых процессов, 

позволяющих улучшить экологические характе-

ристики моторных топлив. За последние годы на 

нефтеперерабатывающих предприятиях всего 

мира освоены технологии, позволяющие сни-

зить содержание ароматических и олефиновых 

углеводородов в автобензинах, — процессы 

гидрирования и алкилирования бензолсодержа-

щих фракций, этерификации и олигомеризации 

олефинсодержащих фракций, а также техноло-

гии, направленные на удаление серы и арома-

тических углеводородов из дизельных топлив в 

основном методом гидрирования.

Наряду с традиционными технологиями во 

всем мире проводятся интенсивные исследова-

ния по дальнейшему совершенствованию про-

цессов и схем переработки нефтяных остатков. 

Приоритетным направлением является включе-

ние в эти схемы процесса газификации нефтяных 

остатков, кокса, асфальта от процессов деас-

фальтизации и др., а также разработка энерго-

технологических схем, позволяющих обеспечить 

собственные нужды нефтеперерабатывающего 

предприятия в электроэнергии и водяном паре. 

Процессы газификации нефтяных остатков 

могут быть направлены и на получение водо-

рода, потребляемого нефтеперерабатывающим 

предприятием все в больших объемах, а также 

с целью получения синтез-газа (СО + Н
2
) для 

дальнейшей его переработки в синтетические 

нефтяные топлива, метанол и другие продукты. 

Технология с применением процесса газифи-

кации позволяет осуществлять безостаточную 

переработку нефти.

Подобные процессы находятся в стадии раз-

работки, и по некоторым из них осуществляется 

строительство первых промышленных установок. 

Также разрабатываются схемы, предусматри-

вающие сочетание процессов деасфальтизации 

остатков растворителем с замедленным коксо-

ванием, что позволяет повысить выход жидких 

продуктов и снизить выход кокса.

Значительный интерес представляют прин-

ципиально новые подходы к организации много-

стадийной переработки нефтяного остаточного 

сырья. Необходимость создания различных 

модификаций и комбинирования схем процессов 

термической конверсии нефтяного остаточного 

сырья обусловлена значительными ресурсами 

углеводородного сырья с утяжеленным фрак-

ционным составом, повышенным содержанием 

металлов, сернистых, азотистых и смолисто-

асфальтеновых соединений. С учетом прове-

денных исследований перспективными с точки 

зрения реализации являются комбинированные 

схемы, включающие стадии термолиза, коксова-

ния и фракционирования.

Указанные схемы позволяют существенно 

увеличить удельный выход светлых дистиллятов 

либо, наоборот, повысить выход нефтяного кокса, 

чаще всего топливных сортов. Преимуществами 

таких схем являются технологическая гибкость 

в отношении спектра получаемых продуктов, 

низкое давление, малые коэффициенты рецир-

куляции, либо безрециркуляционные технологии 

с переработкой сырья за один проход.

Топливный нефтяной кокс, который обычно 

получают в виде зерен, является ценным про-

дуктом, применяемым в различных отраслях 

промышленности и успешно конкурирующим с 

углем. Устойчивый рынок нефтяного топливного 

кокса существует вследствие его относительно 

невысокой цены по сравнению с углем или ко-

тельным топливом. Повышенная концентрация 

серы, достигающая в некоторых случаях 5–6%, 

делает некоторые сорта топливного кокса менее 

предпочтительными. Высокосернистый нефтяной 

кокс используют в качестве топлива, например, 

при эксплуатации паровых котлов и вспомога-

тельных генераторов.

В подобные схемы можно включать в слу-

чае необходимости также стадии подготовки 

сырья, например обессоливание и обезвожи-

вание, деметаллизацию и демеркаптанизацию, 

предварительное фракционирование для кон-

центрирования наиболее тяжелой части пере-

рабатываемых остатков. Квалифицированная 

Комбинированный процесс термолиз — коксование 

для переработки нефтяных остатков

И. Б. Туманян, Е. А. Лукашев

Российский государственный университет туризма и сервиса
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переработка нефтяных остатков позволяет 

решить одновременно и экологические задачи. 

Типичная схема процесса переработки нефтяных 

остатков, включающая процесс замедленного 

коксования, представлена на рис. 1 

Сырье подается через специальную сетку-

фильтр в диспергатор, откуда попадает в ре-

зервуар смешения. Гомогенизированное сырье 

из резервуара подается насосом в сепаратор, 

где происходит отделение от исходной смеси 

наиболее легкой углеводородной фазы в газоо-

бразном состоянии. Для лучшего разделения в 

сепараторе создается небольшое разряжение. 

Выделяющиеся в сепараторе газы аккумулиру-

ются в специальном приемнике. Продукт низа 

сепаратора насосом закачивается в коксовую 

камеру, куда одновременно поступает крекинг-

остаток после разделения продуктов коксования 

из ректификационной колонны. Продукты кок-

сования из реактора поступают в ректификаци-

онную колонну, из которой выделяются дистил-

лятные фракции и остаток, поступающий через 

трубчатый нагреватель на смешение с исходным 

сырьем коксования. После проведения процесса 

кокс выгружается из реактора и направляется к 

месту складирования. 

Дальнейшим развитием рассматриваемых 

комбинированных схем, включающих процесс 

коксования, является предварительная подго-

товка исходного нефтяного остаточного сырья, 

в том числе смесевого, путем термолиза. Под 

термолизом в данном случае понимается про-

цесс термической конверсии нефтяного сырья, 

при котором продукты реакции остаются в 

реакционной массе и участвуют в термических 

превращениях. Это может достигаться за счет 

герметизации реактора и исключения удаления 

продуктов термических превращений из реак-

ционной массы. Нами осуществлялся термолиз 

остаточного сырья в присутствии наноуглерода. 

Термолизованное сырье подвергалось в даль-

нейшем процессу коксования, а получаемые 

дистилляты разделялись путем фракциониро-

вания. Блок схема комбинирования процессов 

представлена на рис. 2. 

В качестве сырья использовались образ-

цы отработанного дизельного масла и мазута 

западно-сибирской нефти. Экспериментами 

была показана возможность регулирования в 

широких пределах выхода и качества получае-

мых продуктов за счет изменения параметров 

процесса, в частности продолжительности тер-
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Рис. 1. Схема процесса переработки нефтяных остатков, 

совмещенная с процессом замедленного коксования

Рис. 2. Блок-схема процесса трехстадийного разделения нефтяного остаточного сырья
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молиза, а также концентрации наноуглерода в 

исходном сырье.

Изменение количественных показателей 

процессов термической конверсии различных 

сырьевых композиций следует связывать со 

структурными превращениями, происходящи-

ми в реакционной массе при ее термообра-

ботке. Масло не является структурированной 

системой, практически не содержит смолисто-

асфальтеновых соединений и может рассма-

триваться как раствор высокомолекулярных 

углеводородных соединений в низкомолеку-

лярных. Смолисто-асфальтеновые соединения, 

присутствующие в мазуте, способствуют об-

разованию агрегативных комбинаций сложного 

состава, взаимодействующих между собой через 

периферийные области — сольватные оболочки. 

Изменение условий существования подобных 

систем приводит к интенсификации этих взаимо-

действий либо, наоборот, к их ослаблению. Так, 

агрегативные комбинации при перестройке могут 

либо освобождать в окружающее пространство 

часть иммобилизованной жидкой фазы, либо, 

наоборот, захватывать ее. 

Указанные особенности сырьевых систем 

оказывают существенное влияние на процессы, 

происходящие в них при термических воздей-

ствиях. Очевидно, что термообработка мазута 

будет приводить к образованию сплошного 

структурного каркаса, упрочняющегося по мере 

повышения интенсивности и продолжительности 

термического воздействия, а нагревание масла 

до температур начала термических процессов 

разложения будет способствовать превращению 

высокомолекулярных компонентов в низкомоле-

кулярные с большим выделением газа и чрезвы-

чайно малым содержанием структурированных 

компонентов в остаточных продуктах крекинга.

Введение в систему нановолокон и диспер-

гирование их принципиально изменяет структур-

ную организацию получаемых сырьевых компо-

зиций. При этом и в мазуте, и в масле образуется 

собственная фаза нановолокон, состоящая из 

мельчайших диспергированных частиц. При 

нагревании подобных систем каждая частица 

будет являться центром, на котором происходит 

термический крекинг близлежащих компонентов 

сырья. При таком рассмотрении механизм пре-

вращений в обеих системах может становиться 

подобным. Однако очевидно, что в случае мазута 

будет получаться большее количество связанных 

коксовых частиц, а в случае термолиза масла в 

большей степени будут образовываться мелкие 

разрозненные коксовые частицы, не связанные 

между собой в связи с реакционной инертностью 

нановолокна.

Вниманию специалистов!

И. М. Колесников 

КАТАЛИЗ И ПРОИЗВОДСТВО КАТАЛИЗАТОРОВ 

В книге изложены теория и практика изучения, подбора и производства катализаторов. Приведены методы и 
технологии синтеза катализаторов на лабораторном и промышленном уровне. Представлены основы теорий гомо-
генного и гетерогенного катализа. Значительное внимание уделено проблемам подбора и оптимизации состава 
катализаторов. Подробно излагаются ранние теории катализа и синтеза катализаторов.
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Книга адресована широкому кругу инженерно-технических работников промышленных предприятий, научно-
исследовательских и проектных организации. 

М.: Издательство «Техника», 2004. — 450 с.
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С переходом многих нефтяных месторож-

дений на позднюю стадию разработки увеличи-

вается число проблем, вызванных утяжелением 

фракционного состава нефти, изменением 

термобарических условий, повышением обвод-

ненности продукции скважин. К числу таких 

проблем относится образование асфальто-

смоло-парафиновых отложений (АСПО) в приза-

бойной зоне пласта, в продуктивных скважинах, 

в наземных нефтепроводах. Среди факторов, 

вызывающих это негативное явление, можно 

назвать следующие: высокое содержание твер-

дых парафинов в добываемой нефти, термо-

динамические и гидродинамические условия 

добычи и транспорта нефти, последствия от 

применения методов увеличения нефтеотдачи 

пласта, в частности высокая обводненность про-

дукции скважин. Если влияние первых названных 

факторов довольно подробно освещено в раз-

личных публикациях, исследование последнего 

фактора — обводненности нефти, как причины 

образования АСПО, встречается довольно редко. 

Хотя ряд авторов вскользь упоминают о влиянии 

количества выносимой вместе с нефтью воды и 

на интенсивность отложений парафина [1], на 

вязкость нефти [2], на эффективность действия 

ингибиторов парафиноотложений [3, 4]. 

В данной статье приводятся результаты ис-

следования влияния попутно добываемой воды 

на количество образующихся отложений и на 

эффективность работы ингибиторов парафино-

отложений полимерного типа. 

Исследования проводились на неф-

ти Асомкинского месторождения (ООО «РН-

Юганскнефтегаз»). Физико-химические харак-

теристики нефти приведны в табл. 1. Добыча 

нефти на данном месторождении осложнена 

образующимися асфальто-смоло-парафиновыми 

отложениями в наземных коммуникациях. Усло-

вия добычи нефти следующие: содержание по-

путно добываемой воды — до 52% (плотность 

воды 1,02 г/см3); температура водонефтяной 

смеси на устье скважины может составлять 

+45°С, на «проблемном» участке перед узлом 

смешения опускается до +15°С. Температура 

плавления АСПО +74°С. Структурно-групповой 

состав нефти (фр. >200°С), содержащей соеди-

нения, потенциально способные участвовать в 

образовании отложений, и АСПО данного ме-

сторождения приведены в табл. 2. 

Сравнение структурно-групповых составов 

высококипящей части нефти и образующихся 

из этой нефти АСПО показывает заметное пре-

вышение в отложениях неполярных компонен-

тов — парафино-нафтеновых углеводородов. 

Вероятно, это связано с тем, что полярные ком-

поненты: смолы, асфальтены, поли- и бицикли-

ческие арены, являясь поверхностно-активными 

веществами и имеющие большее сродство к 

воде, находятся в бронирующих оболочках гло-

бул и лишь частично участвуют в образовании 

отложений на поверхности металла. Довольно 

высокая температура плавления АСПО (74оС) 

так же свидетельствует о преимущественном 

содержании твердых углеводородов в образую-

щихся отложениях. 

Интенсивность образования АСПО и эффек-

тивность ингибирования АСПО определялись 

методом «холодной спирали». Температура 

холодной стенки во всех опытах была равна 

Влияние обводненности нефти на интенсивность 

образования асфальто-смоло-парафиновых отложений 

и на эффективность действия ингибиторов

Л. В. Иванова, М. Д. Пахомов, Е. В. Овчар, Е. А. Буров, А. И. Бацалев

РГУ нефти и газа им. И. М. Губкина, 

ООО «РН-Юганскнефтегаз»

Показатель Значение

Плотность, г/см3 0,86

Кинематическая вязкость, сСт:

   при 20оС 11,6

   при 50оС 4,9

Фракционный состав, % мас.:

   100°С 0

   200°С 13,9

   300°С 39,5

Содержание, % мас.:

   парафинов 3,0

   смол 5,2

   асфальтенов 2,8

Температура застывания, °С –20

Табл. 1. Физико-химические свойства нефти 

Асомкинского месторождения
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0°С. Продолжительность испытания — 20 мин. 

Количество АСПО определялось весовым ме-

тодом, ингибирование АСПО при добавлении 

присадок — по формуле:

ИПО = (m
0 
– m)/m

0
⋅100%,

где m
0
 и m — масса отложений из чистой нефти 

и нефти с присадкой, соответственно. 

На рис. 1 представлены данные, отражающие 

интенсивность накопления отложений в зависимо-

сти от обводненности нефти в пересчете на еди-

ницу массы нефти. Температура водонефтяной 

смеси в данных опытах составляла +45°С. 

Как видно из приведенных данных, увеличе-

ние содержания попутно добываемой воды в во-

донефтяной смеси (при прочих равных условиях) 

повышает интенсивность образования АСПО на 

стенках оборудования. Причем при обводненно-

сти 50% количество отложений на единицу массы 

нефти возрастает в 2,5 раза. 

В следующих экспериментах было рас-

смотрено влияние температуры водо-нефтяной 

смеси на количество отложений при различной 

степени обводненности нефти (рис. 2). 

При меньших температурах водонефтяной 

смеси (30 и 15°С) наблюдается та же зависи-

мость: увеличение интенсивности парафино-

отложений на единицу массы нефти с увеличе-

нием обводненности. При этом при понижении 

температуры водонефтяной смеси наблюдается 

уменьшение количества отложений. Возможно, 

с уменьшением градиента между температурой 

холодной спирали (0°С) и температурой водо-

нефтяной смеси снижается скорость охлаждения 

нефти в пристеночной области, что сказывается 

на количестве выкристаллизовывающихся высо-

комолекулярных соединений. 

Признанным методом решения проблемы па-

рафиноотложений является дозирование в нефть 

ингибиторов АСПО. Важным преимуществом дан-

ного метода является пролонгированность такого 

воздействия в отличие от большинства физиче-

ских и тепловых методов, которые переносят про-

блему АСПО на следующие объекты в техноло-

гической цепочке. В качестве ингибиторов АСПО 

были испытаны две присадки полимерного типа: 

отечественная неионогенная присадка ДПН-1 — 

сополимер этилена с винилацетатом (содержание 

ВА — 28%) и импортная ионогенная присадка 

Basoflux — модифицированный поликарбоксилат. 

Обе присадки представляют растворы активного 

Табл. 2. Структурно-групповой состав нефти 

(фр. > 200°С) и АСПО 

Асомкинского месторождения

Компонент Нефть АСПО

Углеводороды:

   парафино-нафтеновые 52,2 75,1

   ароматические:

      моноциклические 14,7 14,0

      бициклические 14,4 2,7

      полициклические 9,5 3,9

Смолы 5,9 2,3

Асфальтены 3,2 2,0
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Рис. 1. Зависимость количества АСПО 

от содержания воды в водонефтяной смеси

Рис. 2. Зависимость АСПО от содержания воды при разных температурах водонефтяной смеси 

(в пересчете на нефть)
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вещества в соответствующем растворителе. Для 

корректности сравнения эффективности действия 

данных присадок концентрация указана в расчете 

на активное вещество. Результаты испытания 

указанных присадок в обезвоженной нефти пред-

ставлены на рис. 3. 

Приведенные на рис. 3 данные свидетель-

ствуют об ингибирующей активности этих при-

садок. Причем активность ДПН-1 выше (85%) и 

проявляется она при меньших концентрациях 

(0,02% мас.) по сравнению с присадкой Basoflux 

(0,03% мас.). Однако представляло интерес срав-

нить эффективность данных присадок в присут-

ствии попутно добываемой минерализованной 

воды. Эксперимент проводился при температуре 

водонефтяной смеси 45°С. 

Результаты, приведенные на рис. 4, пока-

зывают, что в целом эффективность действия 

присадок в обводненной нефти сохраняется на 

высоком уровне. Причем Basoflux в присутствии 

попутно добываемой воды даже повышает свою 

эффективность на 15%. Вероятно, это связано с 

различиями в строении функциональных групп 

данных присадок. Ионогенная поликарбоксилат-

ная присадка имеет большее сродство к воде, 

предположительно, концентрируется на границе 

раздела фаз нефть-вода и вытесняет парафино-

вые молекулы из бронирующих оболочек глобул, 

удерживая их в объеме и не давая им осаждаться 

на металлической поверхности. 

Таким образом, проведенные эксперименты 

позволяют сделать следующие выводы.

Повышение обводненности нефти существен-

но влияет на интенсивность образования АСПО на 

холодной поверхности. При этом происходит вы-

деление наименее полярных компонентов нефти, 

что приводит к преимущественному содержанию 

в отложениях тугоплавких парафино-нафтеновых 

углеводородов, наиболее трудно поддающихся 

удалению с помощью растворителей. 

С увеличением разницы между температу-

рами водонефтяной смеси и холодной стенки 

интенсивность образования отложений возрас-

тает, поэтому, поддерживая наименьший гра-

диент температур, например, за счет подогрева 

трубы, возможно, удастся уменьшить количество 

отложений. 

Полимерные присадки позволяют защитить 

нефтевыносные коммуникации от отложений 

АСПО, причем их эффективность практически 

не зависит от степени обводненности продукции 

скважины. Характер зависимости эффективно-

сти присадки от содержания воды определяется 

природой функциональных групп присадки. Сопо-

лимер этилена с винилацетатом, будучи неионо-

генной присадкой, хуже работает в обводненной 

нефти, где многократно возрастает площадь меж-

фазной поверхности вода-нефть, способствующей 

эффективной работе ионогенных присадок. 
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Рис. 3. Эффективность ингибирования АСПО 

в присутствии ингибиторов: 1 — ДПН-1; 

2 — Basoflux

Рис. 4. Эффективность ингибирования АСПО 

в обводненной нефти присадками: 

1 — ДПН-1 (0,02% мас.); 

2 — Basoflux (0,03% мас.)
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Водородный износ достаточно часто опре-

деляет надежность машин и технологического 

оборудования, включающих узлы трения, детали 

которых имеют непосредственный контакт со 

смазочными материалами, содержащими угле-

водороды, с топливом, водой, полимерами и дру-

гими материалами, являющимися источниками 

водорода и обеспечивающими наводороживание 

сталей и сплавов [1, 2]. Проблема водородного 

износа имеет несколько аспектов, и все они свя-

заны с процессами, которые могут протекать в 

зоне фрикционного контакта. 

Износ трактуется как усталостное разруше-

ние поверхностного слоя, а износостойкость — 

как способность поверхностных слоев противо-

стоять повторным деформациям [3]. Основными 

причинами износа деталей машин считаются 

усталость поверхностных слоев при упругом 

деформировании и охрупчивание при повтор-

ной пластической деформации. В связи с этим 

первый аспект проблемы водородного износа 

связан с водородным охрупчиванием сталей и 

сплавов. Второй аспект определяется деструк-

цией смазочного материала, когда органиче-

ские вещества смазки являются поставщиками 

водорода, который, в свою очередь, приводит 

к образованию твердых растворов водорода в 

металле или гидридов, являющихся причиной 

охрупчивания. В этих реакциях разложения ор-

ганических веществ металл может выполнять 

функцию катализатора, а условия фрикционного 

контакта способствуют трибохимическому ини-

циированию этих реакций. Третий аспект – это 

приемы борьбы с водородным износом, основой 

которых стали исследования механизмов без-

ызносного трения, избирательного переноса 

и действия металлоплакирующих присадок к 

смазочным материалам [1, 2, 4]. 

Водородное охрупчивание означает ухуд-

шение механических свойств конструкционного 

сплава, при этом изменяются интенсивность 

деформационного упрочнения, удлинение до 

разрушения, поперечное сужение, предел проч-

ности при растяжении, трещиностойкость [5]. 

Ухудшение этих свойств связано с влиянием 

водорода на характер пластического дефор-

мирования сплава или на характер его раз-

рушения. В первом случае влияние водорода 

связывают с его непосредственным взаимо-

действием с дислокациями. Во втором случае 

влияние водорода может быть реализовано по 

нескольким механизмам взаимодействия водо-

род — металл. 

Во всем процессе разрушения сплава в во-

дородсодержащей среде принято выделять три 

самостоятельные стадии: 1 — возникновение 

трещины, 2 — медленное подрастание трещины, 

3 — ускоренный (нестабильный) рост трещины, 

или ускоренное разрушение. На стадии возник-

новения трещины обычно требуется значитель-

ное перемещение дислокаций, или пластичность. 

Эта стадия включает зарождение и начальный 

рост микротрещины. Рост трещины на стадии 

ускоренного разрушения происходит после того, 

как микротрещина стала достаточно длинной и 

способной непрерывно удлиняться в результате 

химического или теплового воздействия под 

влиянием поля напряжений, окружающего вер-

шину микротрещины. 

Для представления поля напряжений в 

механике разрушения используется параметр 

K — коэффициент интенсивности напряжения, 

который связан с параметрами, характеризую-

щими главное напряжение у вершины трещины, 

длину, форму, ориентацию и расположение тре-

щины, выражением

 

π
= σ1 ,

a
K B

Q
 

(1)

где σ — главное напряжение в зоне трещины; B, 

a, Q — величины, отражающие расположение, 

длину и форму трещины. 

Стадия ускоренного, нестабильного роста 

трещины наступает после того, как K
1
 у верши-

ны трещины превысит некоторое критическое 

значение K
1с

 

π
= σ1 ,c

c

a
K B

Q
 

(2)

где a
c
 — критическая длина трещины, при ко-

торой начинается ускоренное, нестабильное 

разрушение. Значение K
1c

 рассматривается как 

Математическое моделирование 

кооперативного роста усталостных трещин 

при водородном износе

В. М. Юдин, П. Е. Лукашев 

Российский государственный университет туризма и сервиса
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параметр, характеризующий материал, подобно 

пределам текучести и прочности. 

На стадии медленного подрастания трещи-

ны разрушение происходит за счет стабильного 

роста микротрещины при уровне интенсивности 

напряжения ниже критического K
1c

. В химически 

неактивной среде стабильный, медленный рост 

трещины происходит только в условиях цикли-

ческого нагружения (рост усталостной трещины) 

или при повышенной температуре (рост трещины 

ползучести). В агрессивной, в частности водо-

родной, среде медленный рост трещины может 

идти в результате химического воздействия. 

Влияние водорода может проявляться на 

всех трех стадиях разрушения. Считается, что 

вредное влияние водорода на процесс разруше-

ния проявляется в виде конкуренции по скорости 

развития между химическим и механическим 

повреждениями. Завершающая стадия раз-

рушения — стадия ускоренного нестабильного 

роста трещины представляется как внезапный 

процесс, который в наименьшей степени опреде-

ляется водородом. Исключением является слу-

чай образования крупных включений гидридной 

фазы, и при этом значение K
1c

 оказывается ниже, 

а ускоренное нестабильное разрушение насту-

пает при более короткой трещине. 

При быстро возрастающем нагружении 

вплоть до разрушения механическое повреж-

дение развивается быстрее водородного, для 

развития которого оказывается недостаточно 

времени. При медленно прикладываемой или 

постоянной нагрузке времени для конкурент-

ного развития водородного повреждения 

оказывается достаточно и влияние водорода 

может проявляться на стадиях возникновения 

и медленного подрастания трещины. В первом 

приближении предполагается, что влияние 

водорода на стадии медленного подрастания 

трещины происходит за счет снижения вязко-

сти разрушения в зоне, которая примыкает к 

вершине трещины. 

Медленное подрастание трещины под влия-

нием водорода представляют в виде классиче-

ской диаграммы, на которой задается скорость 

роста трещины как функция коэффициента 

интенсивности напряжений. На диаграмме 

фиксируются 4 стадии: 1 — коэффициент ин-

тенсивности напряжений имеет значение мень-

ше некоторого порогового значения K
П
, когда 

трещина не растет или растет очень медленно; 

2 — корость роста трещины быстро увеличи-

вается с увеличением К
1
; 3 — скорость роста 

трещины в широком диапазоне значений К
1
 

изменяется незначительно или является практи-

чески постоянной; 4 — скорость роста трещины 

быстро увеличивается по мере приближения к 

значению К
1с

. Исходя из этой диаграммы, стадию 

медленного подрастания трещины трактуют как 

конкурентное развитие химического и механи-

ческого повреждений. При этом полагают, что 

значение пороговой интенсивности напряжений 

К
П
 отражает максимальное водородное повреж-

дение сплава, которого можно достичь [5]. В то 

же время отмечается, что значение К
П
 устанав-

ливается не в результате переноса водорода, а 

как следствие развития других реакций (однако 

не сообщается, что подразумевается под этими 

другими реакциями). 

При качественном анализе рассматри-

ваемой диаграммы в работе [5] отмечается: 

когда химический и механический процессы 

при усталости действуют независимо друг от 

друга, результирующая скорость медленного 

подрастания трещины есть просто сумма двух 

скоростей независимых процессов, что иллю-

стрируется диаграммой, которая имеет вид, 

качественно подобный тому, который фикси-

руется экспериментально. Если же существует 

взаимодействие между химическим и меха-

ническим процессами, то поведение сплава 

может стать синергетическим, а с учетом всех 

возможных факторов под влиянием водорода 

рост усталостной трещины может принимать 

практически любой характер, от замедленного 

до синергетически ускоренного. Однако эти си-

туации в рамках рассматриваемых диаграмм не 

иллюстрируются, по-видимому, из-за сложности 

графического и, соответственно, математиче-

ского представления развития процесса разру-

шения при взаимодействии между химическим 

и механическим процессами. 

В связи с этим ранее в работе [6] для изуче-

ния воздействия друг на друга двух процессов 

была предложена математическая модель, в 

которой взаимодействие усталостных дефектов 

и микротрещин, образующихся и растущих по 

подобным механизмам, но с разными скоро-

стями, задавалось в форме мультипликативной 

кинетики. В продолжении этой работы была по-

ставлена задача изучить поведение процесса, 

который представлен математической моделью, 

включающей аддитивный и мультипликативный 

члены, представляющие независимое и зави-

симое развитие двух процессов. Качественное 

исследование проведено в форме вычислитель-

ного эксперимента при варьировании вкладов 

аддитивных и мультипликативной составляющих, 

которые задавались весовыми коэффициента-

ми. 
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Для построения кинетической модели водо-

родного охрупчивания использован подход, раз-

витый в работах [7, 8]. В модели влияние водо-

рода представлено как дополнительная причина 

возникновения в конструкционном материале 

дефектов и вакансий, которые в дальнейшем 

являются причиной развития микротрещин раз-

личной геометрической конфигурации. За основу 

модели принята функция накопления повреж-

дений, отражающая заполнение потенциально 

возможного объема одномерных (линейных), 

двумерных (плоских) и трехмерных (поровых) 

микротрещин, растущих статистически. Одна 

из таких функций может быть представлена в 

виде [7, 8]

( ) { }( ){ }{
{ } ( )

∗

−

=

⎡ ⎤= − α − − − − − ×⎣ ⎦
⎫⎡ ⎤⎪⎢ ⎥× − − ⎬

⎢ ⎥⎪⎣ ⎦⎭
∑

3 2
0

1

1 exp 1 exp 1 exp

1 exp ,
!

p

i o

F t At Bt k t

kt
kt

i
 

(3)

где константы А и В являются сложными (со-

ставными):

 

∗

= πβ 30

0

2
,

3 R

S
A k

V
 

∗
∗

∗= π 30

0

,R

N
B k

S
 

(4)

k* — кинетическая константа для реакции 

первого порядка перехода центров из потенци-

альных в активные, дающие начало росту цепи 

ассоциирующихся дефектов; N
0

* — исходная 

концентрация потенциальных центров, напри-

мер, в межфазном слое между кристаллитами 

при t = 0; S
0

* — свободная от ассоциированных 

дефектов межфазная поверхность в начальный 

момент времени; k
R

* — константа, отражающая 

линейную скорость роста двумерного ядра – тре-

щины (удельный поток мономерных дефектов на 

поверхность растущего ядра); k  — константа 

скорости роста трехмерного ядра на стадии фор-

мирования «гиббсовского» зародыша, т. е. пере-

хода из класса i в класс i+1; p — число стадий, 

необходимых для формирования «гиббсовского» 

зародыша; Rk  — константа скорости линейного 

роста трехмерного ядра после стадии формиро-

вания «гиббсовского» зародыша; V
0
 — некоторый 

исходный характеристический объем, представ-

ляющий собою часть объема межфазного слоя 

между кристаллитами, который потенциально 

может быть заполнен микропоровой структурой; 

β — доля поверхности, занятой двумерными 

растущими ядрами, на которых могут формиро-

ваться трехмерные ядра. 

Результаты экспериментов по водородному 

охрупчиванию часто представляют как зависи-

мости скорости роста трещины от коэффициента 

интенсивности напряжений: da/dt как функцию 

от K
1
 (обсуждаемые выше классические диа-

граммы) [5]. Поскольку K
1
 зависит от σ и a в со-

ответствии с (1), то при статическом нагружении 

при σ = const или при фиксированном цикле 

усталостного нагружения коэффициент K
1
 будет 

функцией только одной переменной a. Эта пере-

менная (длина трещины) в ходе роста трещины 

изменяется и представляет собою некоторую 

зависимость a = a(t) (принято (3): a(t) = F(t)). 

В таком случае качественный анализ результа-

тов эксперимента, проводимый с позиций того, 

что в ходе роста трещины растет интенсивность 

0 10 20

0

0,5

1

t

a б

ξ

ε

0 10 20

0

0,5

1

t

Рис. 1. Интегральная (а) и дифференциальная (б) функции распределения для процесса накопления 

повреждений при следующих значениях безразмерных параметров для α(t): α
0
 = 0,9, Aα = 0,1, Bα = 0,1, 

kα
* = 0,1, k~  α = 0,1, pα = 4; для β(t): β

0
 = 0,9, Aβ = 1, Bβ = 1, kβ

* = 1, k~  β = 0,2, pβ = 4; весовые коэффициенты 

имеют следующие значения: aα = 0,9, aβ = 0,1, aγ = 0,1, aδ = 0,9, cε = 1
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напряжений, представляется неоднозначным, 

поскольку K
1
 зависит и от σ, и от a. Кроме того, 

фиксируемые в таком виде экспериментальные 

результаты достаточно трудно представлять в 

форме некоторой модели, поскольку скорость 

изменения некоторой величины (da/dt) зависит 

от самой этой величины (a). Тем не менее при 

наличии некоторой функции, представляющей 

собой кинетическую зависимость роста трещи-

ны во времени типа (3), имеется возможность 

представить теоретическую зависимость в па-

раметрическом виде. 

Исследуемая на предмет аналогии экспе-

риментальным данным математическая модель 

представлена в виде двух взаимодействующих 

процессов α(t) и β(t), развивающихся с разными 

скоростями в соответствии с общим представле-

нием (3). Аддитивная составляющая суммарного 

процесса представлена зависимостью 

 
( ) ( ) ( )α βγ = α + β ,t a t a t

 (5)

а мультипликативная – 

 
( ) ( ) ( )δ = α β ,t t t

 (6)

где aα, aβ — весовые коэффициенты. Общий 

вклад этих составляющих представлен в виде

 
( ) ( ) ( )γ δε = γ + δt a t a t

 (7)

здесь aγ, aδ — весовые коэффициенты. Развитие 

процесса разрушения как скорость трещино-

образования задается функцией

 
( ) ( )ξ = ε ;

d
t t

dt  
(8)

для представления этого совокупного процес-

са в форме, которая подобна представлению 

экспериментальных данных, введена параме-

трическая зависимость η(t) от θ(t), где η(t) = 

ln(ξ(t)) — функция, представляющая скорость 

разрушения (логарифмические координаты); 

θ(t) = cε(ε(t))1/2 — функция, представляющая за-

висимость коэффициента интенсивности напря-

жений от длины трещины и напряжения в соот-

ветствии с (1); cε — коэффициент, отражающий 

вклад нагружения. 

Для иллюстрации результатов вычислитель-

ного эксперимента на рис. 1 приведены функция 

распределения вероятности накопления по-

вреждений (рис. 1, а) и плотность вероятности 

накопления повреждений (рис. 1, б). Из этих 

данных видно, что при выбранных значениях 

параметров модели для этого случая быстрый 

процесс β(t) имеет небольшой вклад (aβ) в сум-
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Рис. 2. Зависимость логарифма скорости 

трещинообразования η(t) от коэффициента 

интенсивности напряжений θ(t) для значений 

параметров, соответствующих рис. 1

Рис. 3. Скорость вызванного влиянием водорода 

медленного подрастания трещины 

в зависимости от интенсивности приложенного 

напряжения у мартенситной (4130) стали после 

отпуска на различный уровень прочности и 

новодороживания. Данные, приведенные в [5], 

заимствованы у разных авторов и представлены 

на этой диаграмме в виде точек [9] и кривых [10]; 

цифры у кривых — предел прочности 

при растяжении, МН/м2
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марный процесс накопления повреждений и, 

кроме того, этот процесс достигает некоторого, 

хотя и неполного завершения. В то же время 

медленный процесс α(t) имеет больший вклад 

(aα) в суммарный процесс накопления повреж-

дений, но начинается этот процесс только после 

того, как быстрый процесс вышел на стадию 

завершения. 

С точки зрения водородного охрупчивания 

или износа данная информация может интер-

претироваться в форме развития двух взаимов-

лияющих процессов: например, быстрым про-

цессом можно представить вклад механических 

повреждений, а медленным — вклад химических 

повреждений, обусловленных растворением 

водорода в металле и приводящих к локальным 

изменениям объема за счет образования твер-

дых растворов или гидридов. 

На рис. 2 для иллюстрации представлен 

один из результатов вычислительного экспери-

мента (соответствует рис. 1) в форме диаграмм, 

обсуждаемых выше. Получаемая информация 

в форме зависимостей η(t) от θ(t) подобна той, 

которая часто фиксируется экспериментально 

и на которой можно видеть падение скорости 

роста трещины в некотором диапазоне измене-

ния коэффициента интенсивности напряжений. 

В качестве иллюстрации на рис. 3 приведены 

подобного рода экспериментальные данные 

из монографии [5], заимствованные у разных 

авторов [9, 10]. 

Результаты, полученные в форме каче-

ственного подобия расчетных зависимостей и 

экспериментальных данных, дают возможность 

перейти к следующей стадии моделирования. 

Эта стадия математического моделирования, 

т. е. представления некоторого реального объ-

екта его математической моделью, включает 

верификацию математической модели. Вери-

фикация математической модели, судя по ранее 

выполненным работам [11], может дать не один 

сценарий развития процесса разрушения. В свя-

зи с этим физико-химическая интерпретация 

результатов сопоставления теории и экспери-

мента может дать полезную в технологическом 

отношении информацию. 
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В статье [1] была представлена модель, 

которая позволяет количественно определить 

степень влияния минерализации воды и микро-

структуры пористой среды (порометрической 

кривой) на эффективную вязкость минерали-

зованной воды в пористой среде. В данной ра-

боте представлены результаты поставленного 

автором эксперимента по фильтрации воды 

разной степени минерализации в песчаниках 

и проведено сравнение полученных данных с 

теоретической зависимостью. Сразу оговоримся, 

что повышение гидравлического сопротивления 

пористой среды автором трактуется как появ-

ление дополнительной эффективной вязкости 

минерализованной воды в пористой среде по 

сравнению с вязкостью капельной жидкости. 

Модель течения минерализованной жидко-

сти в пористой среде построена с использовани-

ем двуслойной модели двойного электрического 

слоя для описания взаимодействия жидкости со 

скелетом породы и перколяционного подхода 

[1], который позволил перейти от рассмотрения 

течения в единичном капилляре к макрообъему 

пористой среды. Двуслойная модель ДЭС была 

выбрана, так как она наиболее просто и физиче-

ски адекватно воспроизводит картину образова-

ния пограничного слоя в песчаниках. 

Рассмотрим схему образования ДЭС, харак-

терную для контакта пластовой воды с кварце-

вым песчаником. Ильер [2] в своей монографии, 

посвященной химии кварца, показал, что на по-

верхности SiO
2 
могут возникать два типа поверх-

ностных групп (одно- и двухкоординированные). 

Протонация поверхностных силоксаловых групп 

>Si
2
O0 (знак > обозначает связи в минеральной 

решетке, а индекс «0» означает нейтральный 

заряд) практически не происходит, поэтому 

принято считать, что эти группы инерционны [3]. 

Несмотря на это, поверхностные силаноловые 

группы (>Si-OH0) могут подвергнуться амфо-

терным реакциям, продуктом которых в очень 

кислой среде pH < pH
тнз

 будут положительно 

заряженные поверхностные группы (>SiOH
2

+), а 

при pH > pH
тнз

 — отрицательные поверхностные 

узлы (>SiO–). Величину pH
тнз

, при которой за-

ряд поверхности меняет знак, называют точкой 

нулевого заряда кварцевой поверхности, pH = 

–log
10

α
f
(H+)), α

f
(H+) — активность протонов H+ в 

объеме раствора электролита (в разбавленном 

растворе электролита ионная активность и ион-

ная концентрация равны). 

Рассмотрим для удобства контакт зерен 

кварца с бинарным электролитом (т. е. электро-

литом из одного аниона и одного катиона, ва-

лентности которых равны 1, таким как NaCl, KCl 

или KNO
3
 (однако данный подход может быть 

использован и для солей другого типа). Огра-

ничимся также диапазоном pH от 6 до 8. В этом 

диапазоне происходят следующие реакции си-

ланоловых групп [4]:

 
− +> ⇔ > +SiOH SiOH H0 ,

 (1)

 
+ +> + ⇔ > +SiOH Me SiOMe H0 0 ,

 (2)

где Me – катион соли, знак > обозначает связи 

поверхностных комплексов. Реакции (1), (2) 

приводят к образованию на поверхности кварца 

при контакте с раствором NaCl трех типов узлов 

(два нейтральных: >SiOH0 и >SiOMe0 и одного 

отрицательно заряженного >SiO–). Адсорбция 

катионов на минеральную поверхность кварца 

подтверждается экспериментально в ряде работ 

(например, в работах [5] и [6], где использовались 

кислотный и щелочной метод титрования, или в 

[7], где авторы использовали методы радиоизо-

топной метки; а также в экспериментах с трех-

валентными катионами [8]). 

Подробное описание перколяционной мо-

дели течения раствора электролита в пористой 

среде, которая учитывает данное явление, пред-

ставлено в работе [1]. Основная зависимость для 

эффективной вязкости, полученная в рамках 

этой модели, выглядит следующим образом:

ν

− − ν

−

⎛ ⎞
γν − ⎜ ⎟

⎝ ⎠
μ =

⎡ ⎤⎡ ⎤
⎢ ⎥⎢ ⎥

−⎢ ⎥⎢ ⎥⎣ ⎦⎣ ⎦

∫ ∫

∫ ∫

1

max

2 2 1
1

10

1

2
11 12 220

( )
2 (1 ) ( )

( )
,

( )
( )

( / )

c c

c

r r

b

c

r

э
r r

r

f r
l W f r dr dr

I r

f r
l dr F r dr

L L L

  

(3)

где l — длина ребра решетки; f(r) — функция 

распределения пор по радиусам; F(r) — ее 

первообразная; r
c
 и r

max
 — критический радиус, 

соответствующий перколяционному порогу, и 

максимальный радиус порометрической кривой; 

Экспериментальное определение эффективной вязкости 

минерализованной воды в песчаниках

А. С. Корюзлов 

РГУ нефти и газа им. И. М. Губкина
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ν — индекс радиуса корреляции (равен 0,85 для 

случая трехмерной решетки); γ — коэффициент, 

отражающий отсутствие перетоков между прово-

дящими параллельными цепочками в решетке; 

L
11

, L
12

, L
22

 — коэффициенты из соотношений 

Онзагера для течения электролита в единич-

ном капилляре, они зависят от ζ-потенциала на 

поверхности раздела фаз и от концентрации 

раствора. 

Представленное соотношение определяет 

эффективную вязкость электролита в процес-

се его течения в пористой среде. Ключевыми 

параметрами данной зависимости являются 

дзета-потенциал на поверхности контакта 

вода — порода, концентрация растворенной соли 

и порометрическая кривая образца. 

Эксперимент

С целью проверки справедливости зависи-

мости (3) автором был спланирован и проведен 

эксперимент по фильтрации водных растворов 

соли NaCl различной концентрации (10–3 Н, 10–2 

Н и 10–1 Н) через керновые образцы песчаника. 

Для каждого из образцов была получена поро-

метрическая кривая, а ζ-потенциал определялся 

методом потенциала протекания, в котором учи-

тывается вклад поверхностной проводимости в 

тонких капиллярах [2]. Характеристики образцов 

керна приведены в таблице и на рис. 1. 

Из приведенных данных видно, что второй 

образец обладает большей проницаемостью и 

в нем преобладают более крупные капилляры 

(2–4 мкм). 

Установка, на которой проводился экспе-

римент (рис. 2), состоит из кернодержателя (1), 

электродов из нержавеющей стали (2), патруб-

ков (3), микронасоса «ZLIMP-304», емкости с 

раствором, измерительного капилляра (4) со 

средним диаметром 3,5 мм и длиной 250 мм. 

Цена деления шкалы — 0,5 мм, соответственно 

абсолютная погрешность измерения — 0,05 мм. 

Удельная электропроводность солевого раство-

ра измерялась с помощью кондуктометра типа 

PRL-T, концентрация определялась весовым 

методом на аналитических весах ET-600W. От-

носительная погрешность измерения объемной 

скорости движущегося электролита не превы-

шала 6%, относительная погрешность измере-

ния проводимости и потенциала протекания не 

превышала 5%, а относительная погрешность 

измерения перепада давления — 4%. 

Начальное насыщение образцов происходи-

ло в вакуумной камере, где они выдерживались 

сначала в сухом состоянии, а затем погружались 

в жидкость. Такой способ пропитки позволил 

заполнить даже мелкие капилляры, которые в 

противном случае из-за высокого капиллярного 

давления остались бы заполнены воздухом и не 

включились в процесс фильтрации. 

При больших концентрациях эффект элек-

тровязкости незначителен. С уменьшением 

концентрации вязкость воды возрастает на ~80% 

для первого образца и ~ на 20% для второго. 

Большую роль играет также распределение пор 

по радиусам. Видно (рис. 3), что в плохопрони-

цаемом образце, где преобладают капилляры 

меньших радиусов, эффективная вязкость 

жидкости больше, чем в образце с большей 

проницаемостью (и с большей долей крупных 

Образец
Пористость, 

д.ед.

Плотность, 

кг/м3

Проницаемость 

по газу, мД

1 0,0974 2340 0,99

2 0,12 2310 1,29

Характеристики образцов керна

0,1

0,2

0,3

0,4

0,5

0,6

0 1 2 3 4 5
r, мкм

f 
(r

)

1

2

Рис. 1. Порометрические кривые образцов 1 и 2

Рис. 2. Принципиальная схема 

экспериментальной установки: 1 — образец 

керна в кернодержателе; 2 — электроды из 

нержавеющей стали; 3 — впускной и выпускной 

патрубки; 4 — измерительный капилляр
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капилляров) при той же ионной концентрации 

раствора. 

Это обусловлено тем, что в низкопрони-

цаемом образце присутствует большее число 

тонких капилляров, радиус которых сопоставим 

с толщиной ДЭС. На этом же графике показаны 

теоретические кривые, полученные для сле-

дующих параметров: длина ребра решетки l = 

110 мкм (образец 1), l = 180 мкм (образец 2), 

диэлектрическая проницаемость раствора ε = 

80, корректировочный коэффициент γ, учитываю-

щий отсутствие перетоков между проводящими 

цепочками, равен 1,45. 

Заключение

Автором спланирован и осуществлен экспе-

римент по определению эффективной вязкости 

0,9

1

1,1

1,2

1,3

1,4

1,5

1,6

1,7

1,8

1,9

2

2,1

0,001 0,01 0,1 1

Нормальность раствора

Обр.1 7 теория

Обр. 2 7 теория

Обр. 1 7 эксперимент

Обр.2 7 эксперимент

Рис. 3. Зависимость отношения эффективной вязкости к вязкости капельной жидкости 

от концентрации электролита. Условия эксперимента: pH=7,1, z-потенциал для образца №1 –62,7 мВ 

(10–3 Н), –42,1 мВ (10–2 Н), –28 мВ (10–1 Н), для образца №2 –58,2 мВ (10–3 Н), –35 мВ (10–2 Н), 

–23,3 мВ (10–1 Н)

воды с различной концентрацией растворенной 

соли при фильтрации через образцы песча-

ников. Проведено сравнение результатов рас-

четов, проведенных в рамках перколяционной 

модели течения электролита в пористой среде, 

с полученными в работе экспериментальными 

данными. Показано хорошее согласие теории с 

экспериментом. 

Установлено, что эффективная взязкость 

водного раствора электролита существенно за-

висит от его концентрации, значения потенциала 

на границе раздела жикость – поверхность пори-

стой среды и вида порометрической кривой. Вы-

яснено, что при наличии достаточного числа ка-

налов с радиусом, сравнимым с толщиной ДЭС, 

скорость фильтрации электролита значительно 

меньше предсказываемой законом Дарси. 
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Прямогонные дизельные топлива, выделен-

ные из нефти, газового конденсата или их сме-

сей, имеют цетановые числа в пределах 35–45 

пунктов, что не соответствует требованиям, 

предъявляемым к топливу для быстроходных 

дизельных двигателей*. Дизельные топлива 

вторичного происхождения типа ДТ каталитиче-

ского крегинга также имеют низкое цетановое 

число. Для получения товарного дизельного 

топлива с цетановыми числами от 51 до 58, к 

нему добавляют цетанповышающие присадки 

типа гидропероксидов кислородсодержащих 

соединений или алкилнитратов, в частности 

этилнитрата. Такие присадки не только повы-

шают цетановые числа дизельных топлив, но 

улучшают процесс горения и полноту сгора-

ния топливно-воздушных смесей, исключают 

образование нагаров на стенках цилиндров, 

снижают выбросы вредных соединений в окру-

жающую среду, таких как СО и NO
x
, канцеро-

генных углеводородов и твердых частиц – сажи 

с дымовыми газами. 

Цетановое число дизельного топлива за-

висит от концентрации добавляемой присадки 

и увеличивается нелинейно по мере добавле-

ния присадки, но с достижением определенной 

предельной концентрации присадки цетановое 

число уже возрастает слабо, как показано в 

таблице. В качестве присадки в данной работе 

использовали этилнитрат, влияние концентрации 

которого на ЦЧ ДТ приведено в таблице. 

Предварительно можно отметить, что при 

введении присадки в дизельное топливо могут 

проявляться два эффекта — синергизм и ин-

гибирование ДТ этой же присадкой. Молекулы 

присадки, с одной стороны, переводят в воз-

бужденное состояние молекулы углеводородов, 

а с другой стороны, распадаясь на радикалы, 

инициируют процесс цепного горения топливо-

воздушных смесей в цилиндре двигателя. Слож-

ные радикалы в топливо-воздушной смеси могут 

участвовать в стадиях обрыва цепей, что вызы-

вет торможение процесса горения ДТ в ДД. 

Молекулы присадки в жидком дизельном 

топливе могут находиться в основном или воз-

бужденном состоянии, и это возбуждение пере-

даётся молекулам углеводородов. Процессы 

возбуждения молекул углеводородов в жидком 

дизельном топливе и инициирования цепного 

процесса при горении топливно-воздушных сме-

сей взаимосвязаны между собой. 

Процесс возбуждения молекул углеводоро-

дов возбужденными молекулами присадки П в 

ДТ и топливно-воздушной смеси можно пред-

ставить схемой

 RH + П* = RH* + П, (1)

где П*, П — молекулы присадки в возбужденном 

и основном состояниях. 

Из этой схемы можно отметить, что скорость 

процесса возбуждения молекул углеводородов 

пропорциональна концентрации присадки. По-

вышение цетанового числа ДТ с увеличением 

концентрации присадки в ДТ показано на рисунке  

в виде пологовыпуклой кривой. 

Выпуклая кривизна на кривой зависимости 

ЦЧ от С
пр

 отражает проявление ею синергети-

ческого эффекта между молекулами углеводо-

Уравнения связи цетанового числа 

с концентрацией присадки этилнитрата

Амер Марван Амар, И. Н. Гришина, И. М. Колесников

РГУ нефти и газа им. И. М. Губкина

Концентрация 

присадки, % мас.
Цетановое число

Рассчитанные данные по уравнению
ЦЧ расчетное

Отклонение 

расчет/опытП
С

(П
С
)2 a b

0 40 0 0

17,6 –2,5

40 0

1 56 1 1 56,6 0,6

2 66 2 4 66,8 0,8

3 72 3 9 73,4 1,4

4 76 4 16 75,6 –0,4

Повышение цетанового числа с повышением содержания этилнитрата в дизельном топливе, 

выделенном из катализата каталитического крекинга

* В. Е. Емельянов, В. Н. Скворцов. Моторные топлива: антидетонационные свойства и воспламеняемость. — М.: Техника, 

2006. — 192 с.

ИССЛЕДОВАНИЯ



22 ТЕХНОЛОГИИ НЕФТИ И ГАЗА № 5  2008

родов и молекулами присадки. Это, вероятно, 

заключается в том, что одна молекула присадки 

может возбуждать несколько молекул углеводо-

родов в составе ДТ и топливно-воздушной смеси. 

Однако поло' гая выпуклость кривой отражает 

возможность торможения процесса развития 

цепного процесса горения топливно-воздушной 

смеси возбужденных молекул или радикалов 

присадки в создании комплекса присадки с мо-

лекулами углеводородов, что отражает явление 

ингибирования процесса присадкой. 

Эти два предположения можно подтвердить, 

создав математическую модель участия присад-

ки в процессе повышения цетанового числа ди-

зельного топлива и замедления его увеличения 

при повышенных концентрациях присадки. Из 

рисунка следует, что концентрационный коэф-

фициент увеличения цетанового числа ДТ прямо 

пропорционален концентрации углеводородов в 

ДТ и концентрации присадки и будет определять-

ся следующим уравнением:

 

= RH П

П

Ц
,

d
kC C

dC
 

(2)

в котором для простоты допускается, что П* = П; 

k — константа повышения цетанового числа на 

единицу концентрации присадки в ДТ. 

Разделяя переменные, получим

 
= RH П ПЦ ,d kC C dC

 (3)

где 

 
= +*

П П П

0 ,С С С
 (4)

где С
П

*, С
П
 — концентрации возбужденных и не-

возбужденных молекул присадки; С
П
 — общая 

концентрация присадки. 

Подставляя (4) в (3), получим следующее 

дифференциальное уравнение:

 
= +*

RH П П ПЦ ( ) ,d kC C С dC
 (5)

где = −*

П П П

0 .С С С

Интегрируем уравнение (5) в интервале 

от Ц
0
 до Ц и от 0 до П и получаем следующую 

квадратично-степенную формулу: 

 
= + +* RH

RH П П ПЦ Ц 2
0 ( ) .

2

kC
kC C С C

 
(6)

Для упрощения введем коэффициенты

 а = kC
RH

C
П

*, b = kC
RH

, (7) 

откуда получим уравнение, связывающее цета-

новое число с концентрацией присадки:

 
= + +П ПЦ Ц 2

0 /2( ) .aC b C
 (8)

Для определения адекватности уравнения 

(8) нами по данным рисунка были введены вспо-

могательные данные в таблицу. 

Данные таблицы были обработаны по урав-

нению (8) с применением метода наименьших 

квадратов, и вычислены коэффициенты a и b. 

После обработки данных таблицы было получено 

уравнение математической модели ДТ с присад-

кой в такой форме: 

 
= + −П ПЦ Ц 2

0 17,6 2,5( ) .С С
 (9)

Коэффициент a определяет эффект синер-

гизма действия присадки на ДТ, а коэффициент 

b — ингибитора процесса создания возбужден-

ных молекул углеводородов в составе комплек-

са. 

По уравнению были рассчитаны цетановые 

числа при подстановке концентраций присадки 

в формулу (9), которые показаны в таблице. Из 

сравнения опытных и рассчитанных по уравне-

нию цетановых чисел можно отметить вполне 

удовлетворительное их совпадение. 

Следовательно, созданная нами математи-

ческая модель, связывающая повышение ЦИДТ 

с увеличением концентрации присадки в ДТ, 

адекватна экспериментальной закономерности 

и отражает дуалистический механизм действия 

присадки на ДТ в условиях горения топливно-

воздушных смесей. 

40
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При разработке нефтегазовых месторожде-

ний часто создаются условия для образования и 

течения трехфазной смеси нефти, газа и воды. 

В частности, такие условия создаются в нефтя-

ных пластах при водогазовом воздействии и при 

заводнении после снижения пластового давле-

ния ниже давления насыщения нефти газом [7, 

11, 12]. Трехфазное насыщение порового объема 

нефтегазовых коллекторов наблюдается и при 

естественном состоянии как результат физико-

химических процессов формирования залежей. 

В низкопроницаемых пластах, как известно, га-

зонефтяные и водонефтяные переходные зоны, 

а в определенных условиях и трехфазные пере-

ходные зоны составляют значительную часть 

залежи. Известны также факты обнаружения 

нефти в газовых шапках значительно выше 

расчетных капиллярных переходных зон, свиде-

тельствующие, что газовые шапки в целом могут 

являться областями насыщения смесью нефти, 

газа и воды [10]. 

В этих случаях для математического модели-

рования процессов разработки месторождений 

требуются данные об относительных фазовых 

проницаемостях (ОФП) трехфазной смеси неф-

ти, газа и воды. ОФП являются эмпирическими 

характеристиками, на которых основана теория 

фильтрации многофазных смесей. Задача их 

определения чрезвычайно сложна из-за боль-

шого количества факторов, характеризующих 

пластовую систему. ОФП трехфазной системы 

в отличие от двухфазной, когда ОФП зависят от 

насыщения пористой среды одной из фаз, за-

висят от степени насыщения и другими фазами. 

Кроме технических трудностей, при измерении 

насыщенностей несколькими фазами резко воз-

растает количество опытов, необходимых для 

установления искомых зависимостей. Поэтому 

эксперименты обычно ограничиваются измере-

ниями ОФП двухфазной смеси нефть — вода 

и смеси нефть — газ в присутствии связанной 

водонасыщенности. Затем эти данные исполь-

зуются для приближенных оценок трехфазных 

характеристик расчетным путем. 

Следует отметить, что экспериментальных 

данных непосредственных измерений трехфаз-

ных ОФП крайне мало, а результаты специаль-

ных исследований имеют принципиальные рас-

хождения [8]. Авторы некоторых из них пришли 

к заключению, что ОФП для воды в трехфазной 

системе зависит только от водонасыщенности 

[1–3]. В других работах считается возможным 

принять зависимость ОФП только от своей на-

сыщенности и для газа [4]. Вместе с тем имеются 

экспериментальные данные, показывающие, 

что ОФП для всех трех фаз являются функция-

ми двух насыщенностей [5, 6]. К ним же можно 

отнести исследования, показывающие зависи-

мость коэффициентов взаимного вытеснения 

(остаточных насыщенностей) нефти, воды и газа 

от выбора вытесняющего агента [7]. На рис. 1–3 

приведены линии равных ОФП (изопермы), полу-

ченные в работе [6] в результате экспериментов 

с использованием кернового материала Лянтор-

ского месторождения. 

Сравнительно большой объем исследований 

двухфазных ОФП и процесса вытеснения нефти 

водой дают основание предполагать, что рас-

хождения экспериментальных данных связаны 

в основном с влиянием капиллярных чисел, 

Фазовые проницаемости пористых сред 

нефтегазовых месторождений 

для смесей нефти, газа и воды 

А. К. Курбанов, В. М. Житомирский, Л. З. Валеева

100% газа

100% воды 100% нефти

Рис. 1. Кривые постоянной относительной 

проницаемости для нефти (%) в трехфазной 

cистеме: ,  — соответственно узловые и 

расчетные значения насыщенностей
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характеристики смачиваемости и применяемого 

метода (стационарного или нестационарного) 

[13, 14]. 

Экспериментальные трудности определения 

трехфазных ОФП привели к появлению ряда 

расчетных моделей ОФП для нефти на основе 

данных, получаемых для двухфазных смесей. 

Причем во всех расчетных схемах ОФП для 

газа и воды принимаются как функции только 

своих насыщенностей, т. е. зависимости ОФП 

для газа и воды от насыщенности, полученные 

при течении двухфазных смесей нефть — вода 

и нефть — газ в присутствии постоянной свя-

занной водонасыщенности, распространяются 

на течение трехфазной смеси. В работе [9] 

выявлены весьма значительные расхождения 

между расчетными и экспериментальными дан-

ными. Поэтому авторы этой работы обращают 

внимание на необходимость продолжения ис-

следований по уточнению расчетных моделей 

трехфазных ОФП и получения более полного и 

надежного набора экспериментальных данных 

для их проверки. 

Зависимость остаточной нефтенасыщен-

ности от газонасыщенности при отсутствии 

экспериментальных данных рассчитывается по 

формуле

 

( )−
= +

− −
,

1

org orw g

or orw

wc org

S S S
S S

S S
 

(1)

где S
or
 — остаточная нефтенасыщенность в 

трехфазной системе; S
orw

 и S
org

 — остаточные 

нефтенасыщенности, соответствующие вытес-

нению нефти водой и вытеснению нефти газом в 

присутствии связанной водонасыщенности (S
wс

); 

S
g
 — газонасыщенность.

Приближенное соотношение (1), опреде-

ляющее линейную зависимость остаточной 

нефтенасыщенности от газонасыщенности, со-

гласно экспериментальным данным, несколько 

завышает остаточную нефтенасыщенность при 

трехфазном насыщении. 

Так, например, при равенстве остаточных 

нефтенасыщенностей в двухфазной системе 

при вытеснении нефти водой и нефти газом, 

т. е., S
orw

 = S
org

, согласно соотношению (1), оста-

точная нефтенасыщенность при трехфазном на-

сыщении не зависит от газонасыщенности, в то 

время как эксперименты показывают довольно 

существенное ее снижение при некоторой опти-

мальной газонасыщенности. 

Как известно, важной характеристикой 

ОФП является остаточная насыщенность при 

вытеснении данной фазы, при которой она те-

ряет подвижность. Лабораторные эксперименты 

указывают на то, что реальная начальная на-

сыщенность в пластовых условиях может быть 

значительно меньше, чем остаточная. Например, 

известно, что в лабораторных экспериментах, 

в которых используются керны из конкретных 

объектов, для достижения начальной связанной 

водонасыщенности обычно приходится прибе-

гать к применению высоковязких вытесняющих 

агентов, высоких градиентов давления и методов 

капиллярометрии [15]. Обобщенная информация 

по вопросам остаточной нефтенасыщенности 

при вытеснении нефти водой приведена в работе 

[14]. В настоящее время крайне мало экспери-

100% газа

0

3

10

100% воды 100% нефти

100% газа

100% воды

5

1

0,3

100% нефти

Рис. 2. Кривые постоянной относительной 

проницаемости для воды (%) в трехфазной 

системе

Рис. 3. Кривые постоянной относительной 

проницаемости для газа (%) в трехфазной 

системе
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ментальных данных об остаточных насыщенно-

стях и особенно по ОФП при этих насыщенностях 

для трехфазных систем. Они могли бы стать 

физической основой для уточненных расчетов 

трехфазных ОФП. 

Интерес к такого рода данным возник срав-

нительно давно в результате экспериментальных 

и теоретических исследований в связи с во-

просами заводнения при разработке нефтяных 

залежей после снижения пластового давления 

ниже давления насыщения нефти газом или 

после закачки в нефтяной пласт внешнего газа 

[16, 18]. Было установлено, что при вытеснении 

газонефтяной смеси водой в условиях поддер-

жания пластового давления вследствие малой 

вязкости газа в пласте образуются две области 

совместного течения двух фаз, разделенные 

областью «нефтяного вала». В области течения 

нефти с газом неподвижной фазой является 

вода, а в области течения водонефтяной сме-

си — остаточный газ. В пределах «нефтяного 

вала» практически неподвижны и вода и газ. В 

отсутствие соответствующих данных по ОФП 

гидродинамические расчеты приходилось прово-

дить без достаточного обоснования с использо-

ванием двухфазных характеристик, предполагая, 

что наличие неподвижных фаз можно учитывать 

уменьшением пористости. 

Определение остаточных насыщенностей 

и соответствующих им трехфазных ОФП, есте-

ственно, требует дополнительных опытов и изме-

рений. Отличие их от двухфазных экспериментов 

состоит в том, что каждая фаза вытесняется 

смесью двух других при различных составах. 

При достижении стационарного режима наряду 

с ОФП подвижных фаз замеряется остаточная 

насыщенность вытесняемой фазы. При этом 

ОФП для фаз, составляющих вытесняющую 

смесь, так же как и традиционные двухфазные 

характеристики, являются функциями собствен-

ных насыщенностей. 

Для сокращения количества проводимых 

опытов представляется возможным ограничить 

измерения ОФП некоторыми характерными 

значениями насыщенностей. К примеру, для си-

стемы вода — нефть таковыми могут быть ОФП 

при остаточных насыщенностях нефти и воды, 

при связанной и 100%-й водонасыщенности, а 

также при водонасыщенности, когда ОФП для 

воды и нефти становятся равными. 

В тех случаях, когда имеются основания по-

лагать ОФП для воды и газа функциями только 

собственных насыщенностей, задача существен-

но упрощается, так как сводится к построению 

только нефтяных изоперм. Остаточные насы-

щенности S
gr
 и S

wr
 в этих случаях постоянны и 

определяются в результате стандартных опытов 

по вытеснению газа и воды нефтью. В качестве 

дополнительных данных определяются только 

ОФП систем вода — нефть и нефть — газ при 

этих постоянных остаточных насыщенностях. 

Типичные кривые остаточных насыщен-

ностей изображены на треугольной диаграмме 

(рис. 4). Они являются границами, отделяющими 

область трехфазного течения, где эксперименты 

встречают наибольшие трудности. Измеренные 

ОФП на этих границах вместе с двухфазными 

данными на сторонах треугольника, соответ-

ствующих S
g
 = 0, S

o
 = 0 и S

w
 = S

wc
, представляют 

возможность строить изопермы, применяя пара-

болическую интерполяцию. Узлами интерполяции 

при этом служат точки на указанных границах, 

соответствующие одинаковым значениям ОФП. 

Насыщенность i-й фазой, текущей совмест-

но с фазой j, в узлах интерполяции на сторонах 

треугольника обозначим через S
ij
, а на линиях 

остаточных насыщенностей – S *
ij
 (i, j = o, g, w, 

i ≠ j). Насыщенности S
ij
 и S*

ij
 представляют собой 

функции, обратные по отношению к функциям 

ОФП: S
ij
 = φ

ij
(K

ri
), S *

ij
 = φ*

ij
(K

ri
). 

Интерполяционные многочлены опреде-

ляются известной формулой Лагранжа [17]. 

В частности, интерполирующая функция для 

построения нефтяных изоперм (K
ro
 = const) вы-

ражается формулой

− − + + − +
= +

+ − −

*

*

( )( 1 )( 1 )

( 1)(1 )

g gro g wro g og owog
o

wrogro ogog

S S S S S S S S
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Рис. 4. Остаточные насыщенности и связанная 

водонасыщенность. Заштрихована зона 

трехфазного течения
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Здесь использованы нормированные на-

сыщенности
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Переход к формулам газовых и водяных 

изоперм сводится просто к смене индексов. Для 

газовой изопермы в формуле (2) следует заме-

нить индексы: «o» на «g», «g» на «w», «w» на «o» 

(обход треугольника насыщенностей против ча-

совой стрелки). Формула для водяной изопермы 

получается при замене: «o» на «w», «w» на «g», 

«g» на «o» (обход по часовой стрелке). 

Для построения изопермы определенного 

значения K
ro
 сначала вычисляют соответствую-

щие значения нефтенасыщенностей owS  и ogS  на 

сторонах треугольника насыщенностей ( = 0gS  и 

= 0wS ), а также *
owS , *

ogS , groS  и wroS на линиях 

остаточных насыщенностей газа и воды, исполь-

зуя экспериментальные данные зависимостей 

ОФП нефти и остаточных насыщенностей от 

нефтенасыщенности. Затем по формуле (2) при 

этих постоянных узловых значениях насыщен-

ностей для ряда значений gS вычисляются со-

ответствующие значения oS . 

Пример. Требуется вычислить значение So 

для S
g
 = 0,1 изопермы K

ro
 = 0,2, используя экспе-

риментальные данные, приведенные на рис. 1–3. 

Из-за отсутствия данных ОФП при связанной 

(неснижаемой) водонасыщенности формула 

для нефтяной изопермы принимает несколько 

упрощенный вид:

( )( )
( )

− − + +
= +

− −

*

*

1

1

ogg gro g wro ow

o

oggro wro

S S S S S S
S

S S S

( )
( )

− + +
+ +

− + +

* *

*

1

1

og owg g wro

oggro gro wro

S S S S S

S S S S

 

( )
( )( )

−
+

− − −

*

* *
.

1 1

ogg g gro

og ogwro

S S S S

S S S
 

(4)

Согласно данным рис. 1–3 приближенные 

значения S
ow

 = 0,485, S*
ow

 = 0,342, S*
og
 = 0,361, S

gro
 = 

0,185, S
wro

 = 0,385. При этих значениях насыщен-

ностей и S
g
 = 0,1 по формуле (4) получаем S

o
 = 

0,376. Аналогично рассчитываются нефтенасы-

щенности и для других значений S
g
. 

На рис. 1–3 точками нанесены результаты 

интерполяции для различных значений K
ro
, K

rg
 и 

K
rw

. Точки, находящиеся между узлами, распола-

гаются достаточно близко к экспериментальным 

кривым. Тем не менее, учитывая приближенное 

изображение изоперм на треугольных диаграм-

мах, следует еще раз подчеркнуть важность и 

необходимость накопления новых и более на-

дежных экспериментальных данных для тестиро-

вания расчетных моделей трехфазных ОФП.
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Введение

Статья посвящена обзору исследователь-

ской работы о возможности использования дан-

ных лабораторного анализа шлама в скважинах 

без отбора керна с целью создания петрофизи-

ческой основы для интерпретации данных ГИС 

в карбонатных отложениях севера Тимано-

Печорской провинции (ТПП). 

Известно, что для оценки литологии, пори-

стости и насыщенности разреза по данным ГИС 

требуется базовая информация. Как правило, 

основу для геологической интерпретации данных 

ГИС составляют петрофизические зависимости 

типа керн — керн или керн — ГИС [1]. Таким 

образом, в большинстве случаев именно керн 

является необходимым базовым материалом для 

получения информации о стратиграфии и лито-

логии разреза, изменении его фильтрационно-

емкостных свойств (ФЕС), он также необходим 

в качестве опорной информации для интерпре-

тации данных ГИС. 

Если керн из скважины по каким-либо при-

чинам не извлечен, то базовую информацию 

может дать шламовый материал, который как 

объект петрофизических исследований обладает 

целым рядом особенностей [2]. 

Геолого-геофизические 

исследования шлама

Шлам представляет собой сыпучий матери-

ал и состоит из частиц сравнительно небольшого 

размера, это резко сокращает набор анализов, 

которые могут быть выполнены на шламе, но в 

то же время требует применения специальных 

технологических и методических решений. По-

ристость, корректно замеренная на шламе, от-

ражает поровую составляющую емкости. Однако 

следует помнить, что некоторые литотипы (тон-

кодисперсные, рыхлые разности) при бурении 

разрушаются столь сильно, что могут не попасть 

(частично или полностью) в состав отбираемых 

проб шлама или смываться при отмывке шлама 

от бурового раствора. Это приведет к резкому 

сокращению доли тонкодисперсных компонентов 

породы в анализируемых пробах. 

При сопоставлении результатов петрофи-

зических исследований шлама с материалами 

ГИС важно принимать во внимание следующие 

обстоятельства. 

Шлам, отобранный при разбуривании опре-

делённого интервала, даже при условии полного 

соответствия глубины по бурению (и глубины 

отбора шлама соответственно) и каротажной 

глубины отражает состав и свойства не только 

этого интервала, но и значительной части выше-

лежащих пород, пройденных долотом ранее [3]. 

Это обусловлено как осыпанием недавно разбу-

ренных пород, так и запаздыванием выноса шла-

ма из-за разного веса агрегатов. В целом шлам 

отличается хорошей представительностью, так 

как в анализ вовлекаются все литотипы, встре-

ченные на значительном интервале разреза. 

Большую роль при обеспечении результатив-

ности и представительности петрофизических 

исследований шлама играет строгое соблюдение 

технологии отбора шлама в полевых условиях, 

в частности строгое обеспечение детальности 

отбора шлама и его герметичности. 

Результаты исследований

В качестве примера приведем результаты 

петрофизического исследования шлама по 

скважине 22 Варандейского месторождения. 

Исследования показали, что наиболее ценная 

информация получена в результате рентгено-

структурного анализа шлама и применения 

спектрального гамма-метода. Комплекс этих ис-

следований позволяет существенно расширить 

возможности спектрального гамма-каротажа 

(СГК) для уточнения литологии разреза и, как 

следствие, — уточнить алгоритм определения 

пористости по данным ГИС. Зависимость, най-

денная при сопоставлении результатов рентгено-

структурного анализа и данных СГК на шламе, 

использованная затем при интерпретации мате-

риалов ГИС, приведена на рис. 1. На рис. 1 от-

четливо видно, что терригенная составляющая, 

представленная неглинистыми минералами из 

общего объема терригенной части шлама, име-

ет выраженную связь с содержанием калия по 

результатам СГК. 

Анализ шлама в интервалах бурения без отбора керна 

по скважинам нефтяных месторождений 

северных районов Тимано-Печорской провинции 

Ю. В. Иванькова 

Московский государственный университет им. М. В. Ломоносова
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Информативность результатов анализа, 

проведенного на аппарате дистилляции жидко-

сти (АДЖ), предназначенном для определения 

естественной водо- и нефтенасыщенности, 

сильно зависит от обеспечения правильных 

условий отбора, хранения и транспортировки 

шлама, а также от технологии лабораторных из-

мерений. Однако на диагностическом уровне для 

выделения интервалов, наиболее обогащенных 

углеводородами, результативность АДЖ несо-

мненна [4]. 

Лабораторный литолого-петрографический 

анализ шлама, включая микроскопическое опи-

сание и фотодокументирование шлифов, ока-

зался весьма информативен (рис. 2). Эти иссле-

дования были направлены на более детальное 

определение литологического и минерального 

состава, микроструктуры. Таким образом, был 

уточнен вещественный состав основной части 

пород, форма и размеры зерен, структура по-

рового пространства, а также выявлены остатки 

фауны. 

Фотографирование шлама в дневном и уль-

трафиолетовом свете также хорошо характери-

зует как литологию разреза, так и его насыщен-

ность. По информативности фотографии шлама 

приближаются к фотографиям керна. Сводные 

результаты фотодокументирования шлама в 

сопоставлении с некоторыми материалами ГИС 

представлены на рис. 2, 3. 

Весьма ценная информация может быть по-

лучена при сопоставлении измеренной плотно-

Рис. 1. Сопоставление калия по СГК на шламе и 

доли неглинистой терригенной составляющей 

по стратиграфическим пачкам: 1 — ангидрит-

доломитовая; 2 — терригенно-карбонатная; 

3 — карбонатная; 4 — терригенная

Рис. 2. Шлифы, изготовленные из шлама, в дневном (а) и ультрафиолетовом свете (б): 1 — известняк 

комковатый с зачаточными оолитами, с раковинами остракод и кальцитовым выполнением 

межформенного пространства, остаточные поры; 2 — известняк комковатый с зачаточными 

оолитами и кальцитовым крустификационно-поровым выполнением межформенного пространства, 

остаточные поры; 3 — песчаник мелко-среднезернистый, полимиктовый с глинисто-карбонатным 

поровым цементом; 4 — алевролит мелкозернистый, мономинеральный кварцевый с карбонатным 

цементом и микрокомковатой карбонатной составляющей

а б
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сти насыщенного шлама, его минералогической 

плотности и замеренной пористости (рис. 3). 

Этих сведений достаточно для обоснования 

методики определения пористости по гамма-

гамма-плотностному каротажу (ГГК-П), в том 

числе и при рассмотрении сложнопостроенных 

сред. Значения измеренной пористости шлама 

успешно использованы для контроля достовер-

ности пористости по данным ГИС. 

Рис. 3. Сопоставления  некоторых анализов шлама и фотографий: 1 — ангидрит; 2 — глина-аргилит; 

3 — известняк-кальцит; 4 — доломит; 5 — кварц; 6 — вода

Заключение

Несмотря на то что при бурении рассмотрен-

ной скважины было много осложнений и по двум 

ее стволам имелась обрывочная информация по 

данным ГИС и результатам анализа шлама, в 

комплексе удалось получить достаточно целост-

ную геолого-геофизическую модель в интервале 

продуктивной толщи, предъявленной к подсчету 

запасов, а также и в интервалах, которые ранее 

не рассматривались как нефтеперспективные.
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При определенных температурах и давле-

ниях газ соединяется с водой, образуя твердые 

растворы — гидраты. Газогидраты обладают 

рядом уникальных свойств. Например, один 

объем воды при образовании гидрата связывает 

от 70 до 210 объемов газа [10]. Потенциальные 

запасы газа в гидратном состоянии в мире, по 

оценкам специалистов, превышают 16·1012 т н. э 

(тонн нефтяного эквивалента) [10]. 

Технология разработки газогидратной за-

лежи (ГГЗ) зависит от геологических и термо-

барических условий. Основной принцип отбора 

гидратного газа – перевод его в пласте в свобод-

ное состояние с последующим отбором традици-

онными средствами. Перевод гидратного газа 

в свободное состояние может осуществляться 

снижением пластового давления ниже равновес-

ного, увеличением пластовой температуры выше 

равновесной, инжекцией в пласт реагентов, 

способствующих разложению гидратов, воздей-

ствием активными высокочастотными полями 

и др. Эти методы имеют свои преимущества и 

ограничения. 

Разложение природного гидрата газа путем 

снижения давления происходит довольно мед-

ленно, при этом использование ингибиторов мо-

жет оказаться нерентабельным. В ГГЗ большой 

мощности с высокой степенью переохлаждения 

для разложения гидрата целесообразно исполь-

зовать методы теплового или теплохимического 

воздействия на пласт. В настоящее время актив-

но ведутся поиск и разработка новых методов, 

которые могли бы позволить эффективно раз-

рабатывать подобные объекты. В данной работе 

рассматривается технология термогазодинами-

ческого воздействия как элемент газодинамиче-

ского разрыва пласта. 

Технология газодинамического разрыва 

пласта (ГДРП) разработана в 1992 г. и начиная 

с 1997 г. достаточно широко применяется на не-

фтяных месторождениях [5, 6]. Технология при-

менима в добывающих и нагнетательных сква-

жинах, в которых проницаемость призабойной 

зоны была снижена вследствие проведения тех-

нологических мероприятий при освоении и экс-

плуатации. Применение метода ГДРП позволяет 

увеличивать продуктивность добывающих сква-

жин и повышать приемистость нагнетательных. 

Источником энергии при проведении операции 

ГДРП служит термогазообразующая композиция 

(ТГК), при горении которой образуется большое 

количество высокотемпературных газов. Их 

давление позволяет создавать трещины длиной 

25–30 м и разогревать пласт до высоких темпера-

тур. В результате воздействия в пласте создается 

сложная система трещин и происходит прогрев 

призабойной зоны. При этом растворяются пара-

финистые отложения и снижается вязкость неф-

ти. Дополнительным источником энергии, обе-

спечивающим начальное трещинообразование и 

воспламенение ТГК, является твердотопливный 

(пороховой) генератор давления, спускаемый в 

скважину на геофизическом кабеле как через 

эксплуатационную колонну, так и через насосно-

компрессорные трубы. Конструкция генератора 

давления позволяет спускать в скважину до 20 

зарядов одновременно. Состав ТГК и техноло-

гия проведения ГДРП могут быть подобраны 

таким образом, чтобы обеспечить реализацию 

двух различных режимов: создание высокого 

давления и, следовательно, трещин большой 

протяженности (режим разрыва), и образование 

высокотемпературной зоны газов, позволяющей 

оказывать значительное тепловое воздействие 

(режим термогазового воздействия). Оба эти ре-

жима взаимоисключающие, поскольку энергия, 

затрачиваемая на повышение температуры, ком-

пенсируется за счет более низкого давления по 

сравнению с тем, которое необходимо для созда-

ния трещин. Следует отметить, что температура 

горения ТГК при проведении ГДРП не ниже 1200 

К. Поэтому эффект теплового воздействия даже 

в ходе ГДРП исключать нельзя. В работах [4, 5, 

8] определено характерное время горения ТГК, 

которое в среднем составляет 30 с. При этом 

конструкция генератора давления позволяет 

создавать до 20 импульсов за одну спускоподъ-

емную операцию. 

 Использование подобных технологий пред-

ставляется очень перспективным для разработки 

газогидратных месторождений, в которых для 

разложения газового гидрата требуются высокие 
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температуры. При проведении операции ГДРП 

в пласте образуется система трещин, через 

которые происходит кратковременный прогрев 

пласта. В данной работе исследуется процесс 

прогрева газогидратной залежи через верти-

кальную скважину, пересеченную трещиной, 

с учетом теплопотерь в окружающие породы. 

Решение этой задачи используется для оценки 

возможных перспектив применения газодинами-

ческого разрыва пласта при разработке газоги-

дратных залежей. 

Рассматривается плоская задача о рас-

пространении тепла от линейного источника 

конечной длины, расположенного в центре пла-

ста, насыщенного газом и газовым гидратом. 

Вертикальная трещина имитируется отрезком. 

Для сравнения также исследован случай точеч-

ного источника, соответствующего скважине, 

и линейного источника бесконечной длины, 

соответствующего протяженной трещине. Пред-

полагается, что первоначально пласт насыщен 

газом и гидратом. Полное разложение гидрата 

происходит на границе фазового перехода, кото-

рая в результате прогрева продвигается в глубь 

пласта. Температура на этой границе соответ-

ствует температуре фазового перехода. Таким 

образом, рассматривается задача с подвижной 

границей фазового перехода для уравнения те-

плопроводности. Причем для простоты решение 

строится только в зоне диссоциации. Для кор-

ректного описания продвижения границы фазо-

вого перехода необходимо учесть прогрев зоны 

свободного газа и зоны гидрата, куда еще не 

дошел фронт диссоциации, т. е. решение задачи 

Стефана. Аналитическое решение такой задачи 

приведено в работе [2]. На основе этого решения 

вводится коэффициент γ — константа или ко-

эффициент фазового перехода, определяемый 

экспериментально и связанный с энтальпией 

фазового перехода. Коэффициент γ учитывает 

расход тепла на фазовый переход и прогрев зоны 

свободного газа и гидрата. Кроме того, в задаче 

учитывается эффект от прогрева окружающих 

пород, который оценивается по схеме Леверье 

[1], что отражено в уравнении теплопроводности 

дополнительным слагаемым. 

В пласте зона диссоциации отделена гра-

ницей фазового перехода, которая движется 

по мере прогрева пласта. Уравнение границы 

определяется условиями:

ξ = фп( , ) ,u t u

∂ξ
ξ = −γ

∂
grad( ( , )) ,u t

t

где u — температура; ξ — координата подвиж-

ного фронта фазового перехода; u
фп

 — темпе-

ратура фазового перехода газового гидрата; 

t — время. 

Уравнение теплопроводности с учетом те-

плопотерь в окружающие породы в зоне диссо-

циации имеет вид

λ∂
= −

∂ ρ ρ
пл

пл пл пл пл

2
div(grad( )) ,

u q
u

t С С h

ρ = − ρ + ρ + − ρпл пл гп гп в в в в г г(1 ) (1 ) ,C m С mS С S mС

 
λ = − λ + − λ + λпл гп в г в в(1 ) (1 ) ,m S m S m

 (1)

где С
пл

 — средняя удельная теплоемкость; ρ
пл

 — 

средняя плотность; λ
пл

 — среднее значение 

коэффициента теплопроводности в прогретой 

зоне пласта; q — интенсивность теплового по-

тока в окружающие пласт породы; h — толщина; 

m — пористость пласта; S
в
 — водонасыщенность 

после диссоциации газогидрата; ρ
в
 — плотность 

воды; C
в
 — удельная теплоемкость воды; C

г
 — 

удельная теплоемкость газа; ρ
г
 — плотность газа 

в пластовых условиях; λ
г
 — теплопроводность 

газа; λ
в
 — теплопроводность воды. Индекс гп от-

носится к окружающим пласт горным породам.

В уравнении (1) для простоты предполага-

ется, что потери тепла через кровлю и подошву 

одинаковые. 

Для оценки величины q рассмотрим уравне-

ние теплопроводности

 

∂θ ∂ θ
=

∂ ∂гп

2
2

2
,a

t z  

λ
=

ρ
гп

гп

гп гп

2 ,a
С

 

(2)

где θ — температура окружающих пород; z — 

координата, отсчитываемая в перпендикулярном 

направлении от кровли или подошвы пласта. 

Начальные и граничные условия для уравнения 

(2) имеют вид

θ = гп(0, ) ,z u
 θ =( ,0) ,t u  

θ ∞ =( , ) ,t uгп

где u
гп
 — начальная температура горной породы. 

Искомое распределение температуры имеет 

вид

⎛ ⎞ −
θ = ⋅ +⎜ ⎟⎝ ⎠

гп( )
.

2

u uz
a erf u

aa t

Теплопотери можно оценить следующим 

образом:

=

∂θ⎛ ⎞= λ⎜ ⎟⎝ ⎠∂гп

0

.
z

q
z

Отсюда

 

⎡ ⎤−
= λ ⎢ ⎥

π⎢ ⎥⎣ ⎦
гп

гп

гп

.
u u

q
a t

 

(3)

Начальные условия для уравнения (1) имеют 

вид
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= = гп0| .tu u

Граничные условия зависят от рассматри-

ваемой задачи. В случае прогрева пласта через 

протяженную трещину (трещину бесконечной 

длины) задача сводится к одномерной и уравне-

ние (1) и граничное условие принимают вид

 

λ λ −∂ ∂
= +

∂ ρ ∂ ρ π
пл гп гп

пл пл пл пл гп

2

2

2
,

u uu u

t C x h C a t
 

(4)

=(0, ) ,Тu t u

где u
Т
 — температура в скважине или трещине (в 

зависимости от типа задачи); x — пространствен-

ная координата в линейной системе координат, 

отсчитываемая в направлении, ортогональном 

трещине. 

Задача прогрева через вертикальную сква-

жину обладает радиальной симметрией:

 

λ∂ ∂ ∂⎛ ⎞= +⎜ ⎟⎝ ⎠∂ ρ ∂ ∂
λ −

+
ρ π

пл

пл пл

гп гп

пл пл гп

1

2
,

u u
r

t C r r r

u u

h C a t
 

(5)

Тc utru =),( ,

где r — пространственная координата в ради-

альной системе координат, начальной точкой 

отсчета которой является центр скважины; r
c
 — 

радиус скважины. 

Решение задачи о прогреве пласта через 

трещину конечной длины целесообразно строить 

в эллиптических координатах:

 

λ λ −∂ ∂
= +

∂ ρ Δ ∂ξ ρ π
пл гп гп

пл пл пл пл гп

2

2 2 2

21
,

u uu u

t C f h C a t
    

(6)

=(0, ) ,Tu t u

где f — полудлина трещины; ξ — простран-

ственная переменная в эллиптической системе 

координат, такая что = ξ ϕ( )cos( ),x fch  Δ = ξ( ),ch  

φ — угол, отсчитываемый от направления 

оси x. 

Введем безразмерные переменные:

=
гп

* ,
u

u
u

 

=*

0

,
t

t
t

 
=* ,

x
x

h  

 

ρ = =* ,
r

e r
h  

ρ
=

λ
пл пл

пл

2

0 .
C h

t

 
(7)

Характерное время t
0 

определяется про-

должительностью прогрева в зоне диссоциации 

пласта толщиной h на 1°С. 

Представим уравнения и граничные условия 

(4)–(6) в безразмерном виде:

 

∂ ∂ −
= + α

∂ ∂

* 2 * *
*

* 2* *

1
,

u u u

t x t  

=
гп

* *(0, ) ,Tu
u t

u
 

(8)

 
ρ

∂ ∂ −
= + α

∂ ∂ρ

* 2 * *
*

* 2 2 *

1 1
,

u u u

t e t  

ρ =
гп

* *( , ) ,T
c

u
u t

u
 

(9)

 

∂ ∂ −
= + α

∂ ξ ∂ξ

* * 2 * *
*

* 2 2 *

1
,

u a u u

t ch t  

=
гп

* *(0, ) ,Tu
u t

u
  

(10)

λ ρ
α =

λ ρπ
гп гп гп

пл пл пл

* 2
,

C

C
 

=* ,
h

a
f  

ρ = ln .c
c

r

h

Начальное условие принимает вид

= =*
0| 1.tu

Представленная модель описывает про-

цесс прогрева пласта и диссоциации гидрата в 

течение времени горения композиции (0 ≤t≤t
гор

). 

Затем происходит остывание пласта, которое 

описывается уравнениями и граничными усло-

виями (8)–(10) при = гпTu u . При этом может 

осуществляться отбор газа. 

На основе решения поставленной задачи 

можно оценить возможность отбора газа из 

пласта. 

В случае вертикальной трещины конечной 

длины объем прогретой зоны пласта на n-м 

временном шаге определяется объемом эллип-

тического цилиндра:

 
= + πпз

2 2 ,nV hy f y
 (11)

где у — наименьшее расстояние от центра тре-

щины до фронта прогрева. 

Объем свободного газа, находящегося в 

порах прогретой зоны, приведенный к поверх-

ностным условиям:

 

−
= пз пл гг

св

пл

0

0

(1 )
,

n
n

n

T V P m S
V

T P
 

(12)

где Tn
пл

 и P n
пл

 — средние пластовые температура 

и давление на n-м временном шаге; m — пори-

стость; S
гг
 — гидратонасыщенность; P

0
 и Т

0
 — 

нормальные давление и температура. 

Объем газа, выделившегося из газового 

гидрата, в поверхностных условиях на n-м вре-

менном шаге:

 
=гг пз гг ,nV V mS G

 (13)

где G — объем газа в поверхностных условиях, 

содержащийся в 1 м3 гидрата. 

Таким образом, объем газа находящегося в 

прогретой зоне пласта в поверхностных условиях 

определяется выражением

 
= +пов гг св .nV V V

 (14)

Давление в пласте рассчитаем по формуле
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=
−

пл пов

пл

пз

0

0

,
(1 )

n n
n

n

в

T P V
P

V m S T
 

ρ
= − ε

ρ
гг гг

в

в

(1 ),
S

S

 
(15)

где S
в
 — водонасыщенность после разложения 

гидрата; ρ
гг
 и ρ

в
 — плотность газового гидрата и 

воды, соответственно; ε — массовое газосодер-

жание гидрата. 

При снижении давления ниже равновесного в 

пласте, насыщенным гидратом, происходит дис-

социация. При дальнейшем снижении давления в 

ходе отбора газа, температура фазового перехо-

да снижается, поэтому продолжается постоянная 

диссоциация гидрата. Зависимость температуры 

фазового перехода T n
фп

 от пластового давления 

на n-м временном шаге имеет вид

 
= +фп плln( ) ,n nT A P B

 
(16)

где А и B — коэффициенты, полученные эмпи-

рически. 

При снижении среднего давления с P n
пл 

до 

P
доб

 объем отобранного газа определяется вы-

ражением 

 

− −
= пз пл доб в

доб

( ) (1 )
.

n n

n

x

V P P m S
V

P
 

(17)

Для расчета прогрева газогидратной за-

лежи и объема отобранного газа используется 

разностная сетка, неравномерная по простран-

ственной переменной. Координаты узлов сетки 

определяются положением границы фазового 

перехода на новом временном слое. Таким об-

разом, уравнения (8)–(10) решаются методом 

прогонки с ловлей фронта фазового перехода. 

На основе представленных зависимостей 

исследовано влияние длины трещины и толщи-

ны пласта на прогрев залежи газового гидрата, 

а также оценена эффективность применения 

метода газодинамического разрыва пласта для 

разработки газогидратных месторождений. 

В расчетах использовались параметры 

пластовой системы, приближенные к характе-

ристикам Мессояхского газ — газогидратного 

месторождения: пористость 0,2, начальное пла-

стовое давление 8 МПа, начальная температура 

пород 293 К, степень переохлаждения залежи 

7,6 К, газосодержание гидрата 0,13, значения 

коэффициентов в зависимости (16) A = 7,28, 

B  = 169,7. 

Представлены результаты расчетов как без 

отбора, так и с отбором газа. 

На рис. 1 показаны кривые продвижения 

фронта фазового перехода для случая, когда 

отбор газа не производится. Предполагается, 

что в трещине поддерживается постоянная тем-

пература T = 120oC, полудлина трещины f = 10 м. 

Толщина пласта h варьируется от 0,5 до 100 м. 

Чем больше толщина газогидратного пласта, под-

вергающегося тепловой обработке, тем меньшая 

доля тепла расходуется на потери в окружающие 

породы. Поэтому скорость прогрева пласта 

выше. Поскольку с расширением прогретой зоны 

величина теплопотерь в окружающие породы 

увеличивается и скорость продвижения фронта 

прогрева снижается, можно говорить об ограни-

ченности зоны теплового воздействия скважины 

при обработке газогидратной залежи. 

На рис. 2 показано влияние полудлины 

трещины на процесс прогрева газогидратной 

залежи. При увеличении полудлины трещины 

возрастает скорость прогрева пласта, так как 

увеличивается площадь контакта трещины и 

пласта, и доля потерь тепла в окружающие по-

роды снижается. На рис. 2 также показано реше-

ние радиальной задачи (rad), соответствующей 

трещине «нулевой» длины, и линейной задачи 

(lin), соответствующей «бесконечно длинной» 

трещине. Решения для трещин конечной длины 

лежат в интервале между решениями линейной 

и радиальной задач. 
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Рис. 1. Продвижение фронта разложения 

газового гидрата при разных толщинах пласта 

h, м (прогрев через трещину полудлины 10 м): 

1 —  0,5; 2 — 1; 3 — 10; 4 — 100

Рис. 2. Кривые продвижения фронта разложения 

газового гидрата при разных полудлинах 

трещины, в пласте толщиной 10 м: 

1 — f = 1 м; 2 — f = 10 м; 3 — f = 100 м; 

4 — lin(f→∞); 5 — rad(f = 0)
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Для оценки эффективности метода можно 

ввести параметр η, представляющий собой 

отношение энергии, полученной от сжигания 

добытого метана, к энергии, затраченной на 

прогрев системы:

 

ω ⋅
η = ,gV

Q  

(18)

где ω — теплотворная способность (теплота 

сгорания) метана, равная 36,7·106 Дж/м3 (при 

стандартных условиях); V
g
 — суммарный объем 

добытого газа при стандартных условиях за вре-

мя t, м3; Q — количество теплоты, подведенной 

к системе через боковую поверхность трещины 

S
бок

 за время t, Дж. Величина Q определяется 

следующим образом:

 

⎛ ⎞∂ ∂
= λ = λ⎜ ⎟∂ ∂⎝ ⎠∫ пл бок пл пл

0

4 ,
t

T T
Q dt S tH f

n n
 

(19)

где n — направление нормали к боковой поверх-

ности. 

Далее представлены результаты расчетов 

теплового воздействия на гидратную залежь с 

помощью технологии газодинамического раз-

рыва пласта с учетом отбора газа. 

Рассмотрим процесс однократного сгорания 

термогазообразующей композиции, наполнив-

шей эллиптическую трещину, с последующим 

мгновенным отбором газа. Время сгорания ком-

позиции принимается равным 1,44 мин, среднее 

давление отбора газа — 1 МПа, температура 

горения композиции 1200°С, полудлина трещи-

ны 10 м, толщина пласта — 10 м. Отмечаются 

постепенное продвижение фронта разложения 

гидрата и снижение температуры. Отбор газа из 

залежи приводит к снижению давления, поэтому 

снижается и температура фазового перехода. 

Вследствие этого фронт разложения продолжает 

движение вглубь пласта без дополнительного 

прогрева. При снижении давления отбора, как 

показано на рис. 3–5, ниже равновесного эф-

фективность процесса повышается, а объем 

отобранного газа и продолжительность про-

цесса диссоциации увеличиваются. При низких 

значениях давления отбора продвижение фронта 

прогрева продолжается даже спустя некоторое 

время после воздействия, тогда как при высоких 

давлениях наблюдается обратное гидратообра-

зование в прогретой области, которое связано с 

остыванием пласта. 

Таким образом, отмечается сильная за-

висимость объема добытого газа от давления 

отбора. В рассмотренном примере при давлении 

отбора выше 2 МПа наблюдается положительная 

динамика фронта разложения газового гидрата 

и эффективности процесса в целом. Примене-

ние режима прогрева газа без существенного 

снижения давления и отбора газа приводит к 

повторному образованию газового гидрата, что 

снижает эффективность обработки. Показано, 

что разработка гидратной залежи более эффек-

тивна при постоянном отборе газа и пониженных 

давлениях отбора. 

На рис. 6–8 показано влияние температуры 

горения ТГК на накопленный отбор газа, про-
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Рис. 3. Влияние давления отбора газа на объем 

добытого газа в поверхностных условиях, МПа: 

1 —  8; 2 — 4; 3 — 2; 4 — 1; 5 — 0,1

Рис. 5. Влияние величины давления отбора газа 

на эффективность, МПа: 

1 —  8; 2 — 4; 3 — 2; 4 — 1; 5 — 0,1

Рис. 4. Влияние давления отбора газа 

на положение фронта фазового перехода в 

залежи, МПа: 1 —  8; 2 — 4; 3 — 2; 4 — 1; 5 — 0,1
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движение фронта фазового перехода гидрата, 

эффективность прогрева и количество тепла, 

сообщенного залежи. Давление отбора газа в 

расчете принималось равным 1 МПа, время го-

рения ТГК — 1,44 мин. Чем выше температура 

прогрева, тем больше накопленный отбор газа, 

однако эффективность процесса с ростом тем-

пературы прогрева снижается. 

Обычно, при создании ТГК в проект за-

кладывается минимальная температура горе-

ния ТГК в 1200 К, при этом стенки скважины 

нагреваются не более чем до 800 К. Такая 

температура соответствует эффективному 

прогреву залежи и позволяет инициировать 

процесс диссоциации. Для разработки газоги-

дратных месторождений методом газодинами-

ческого разрыва целесообразно разработать 

специальный состав термогазообразующей 

композиции, сгорающей при минимальной 

температуре 500–800°С, более низкая темпе-

ратура должна компенсироваться повышенным 

временем горения. На рис. 9 и 10 показано 

влияние времени сгорания ТГК на отбор газа и 

продвижение фронта фазового перехода. При 

этом время горения может достигать 300 с. [9], 

но не исключено, что можно добиться большего 

времени горения. Давление отбора газа в рас-

четах принималось равным 1 МПа, температура 

горения ТГК — 1200°С. 

Далее представлены результаты расчета 

прогрева гидратной залежи с помощью тех-

нологии циклического воздействия методом 
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Рис. 6. Влияние температуры горения ТГК 

на отбор газа из залежи, °С: 1 — 1500; 2 — 1200; 

3 — 800; 4 — 500

Рис. 8. Влияние температуры горения ТГК 

на эффективность прогрева, °С: 1 — 1500; 

2 — 1200; 3 — 800; 4 — 500
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Рис. 7. Влияние температуры горения ТГК 

на положение фронта разложения гидрата, °С: 

1 — 1500; 2 — 1200; 3 — 800; 4 — 500

Рис. 9. Влияние времени горения ТГК на отбор 

газа, мин: 1 — 8,64; 2 — 7,2; 3 — 5,76; 4 — 4,32; 

5 — 2,88; 6 — 1,44

Рис. 10. Влияние времени горения ТГК 

на  положение фронта разложения гидрата, 

мин: 1 — 8,64; 2 — 7,2; 3 — 5,76; 4 — 4,32; 

5 — 2,88; 6 — 1,44
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разрыва пласта с последующим отбором газа 

из залежи. Изучено влияние параметров об-

работок на основные показатели воздействия. 

Обоснована необходимость регулирования 

свойств термогазообразующей композиции 

для эффективного воздействия на газогидрат-

ный пласт. Рассмотрены варианты обработок 

газогидратной залежи, в том числе последо-

вательных. Оценены основные параметры 

процессов и их эффективность. Показана 

потенциальная возможность использования 

данной технологии для разработки залежей 

газовых гидратов. 

газодинамического разрыва пласта, имеющей 

следующие характеристики: температура и 

время горения композиции — 800°С и 7,2 мин 

соответственно, давление отбора газа — 0,1 МПа 

(рис. 11–14). Предполагается последовательное 

воздействие на залежь серией из пяти обработок 

с интервалом между ними 20–50 мин. Принято, 

что обработки осуществляются через 0; 28,8; 

72,0; 115,2 и 172,8 мин после начала процесса. 

Отбор газа за рассмотренный период составил 

1703 м3, на тепловую обработку было затрачено 

21684·106 Дж тепла. 

Таким образом, проанализирован процесс 

прогрева залежи методом газодинамического 
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Рис. 11. Объем отобранного газа Рис. 13. Эффективность прогрева

Рис. 12. Положение фронта фазового перехода Рис. 14. Количество тепла, затраченного 

на прогрев залежи
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Для большинства лопастных насосов, ис-

пользуемых в технологических схемах добычи 

и переработки нефти (более 95%) в качестве 

привода применяют асинхронные двигатели 

работающие с постоянной частотой вращения. 

Это обстоятельство значительно усложняет 

регулирование режимов работы насосов при 

переменной нагрузке. Появление за последние 

годы на рынке частотных преобразователей 

зарубежного и отечественного производства от-

крывает перспективы перевода нерегулируемых 

асинхронных двигателей в разряд регулируемых 

и тем самым создает большие возможности 

для применения новых энергосберегающих 

технологий и способов управления лопастными 

насосами. 

Анализ литературных источников [1, 2, 4, 5, 8, 

9] показывает, что наибольшее распространение 

в нашей стране получил такой способ управления 

лопастными насосами, оснащенными регулируе-

мыми приводами, как стабилизация давления на 

выходе насосной установки. Значительно реже 

применяется минимизация избыточных давлений 

в напорном коллекторе насосной станции. 

Насколько эффективно применение пере-

численных способов управления насосным обо-

рудованием? Какую роль и место они занимают 

по критерию энергоэффективности в сравнении 

с другими, альтернативными способами приме-

нения частотно регулируемого привода (ЧРП)? 

Публикуемые результаты экономии энергии в 

случае применения ЧРП каждый раз были по-

лучены для различных технологических условий 

эксплуатации, которые, как правило, не сопоста-

вимы друг с другом. Поэтому проведение объек-

тивного сравнения эффективности применения 

различных способов управления насосным обо-

рудованием без использования единой методики 

оценки энергоэффективности не представляется 

возможным. 

Анализ публикуемых методов оценки эф-

фективности применения ЧРП [1–3] показывает, 

что они содержат некоторые допущения и пред-

посылки, искажающие реальную картину работы 

насосных установок. Наиболее существенным 

из них является допущение о постоянстве КПД 

насоса, вне зависимости от частоты вращения 

рабочего колеса и статической составляющей 

развиваемого им напора. Указанное допущение 

значительно упрощает решение задачи опреде-

ления эффективности применения ЧРП, однако 

существенно искажает получаемые результаты 

и делает их не вполне корректными. Следует 

отметить, что как стабилизация давления, так 

и минимизация избыточных напоров являются 

лишь способами приспособления подобранного 

по устаревшим энергозатратным методикам обо-

рудования к новым условиям его эксплуатации. 

При этом ни стабилизация, ни минимизация 

напоров не решают главную задачу — оптими-

зацию затрат энергии при работе насосного обо-

рудования с изменяющейся во времени нагруз-

кой. Кроме того, существующие методы оценки 

эффективности применения ЧРП рассматривают 

работу только одиночного насоса, тогда как на 

практике достаточно широко используется рабо-

та групп параллельно подключенных лопастных 

нагнетателей. Предпринимаемые некоторыми 

исследователями попытки распространения 

результатов применения ЧРП, полученных для 

одного нагнетателя, на группу насосов без ма-

тематического моделирования процесса путем 

простого введения поправочных коэффициентов 

на их количество представляются не достаточно 

корректными. 

Анализ экспериментальных записей подачи 

насосных станций во времени показывает, что 

расход насосов хотя и изменяется во времени, но 

происходит это достаточно медленно, за исклю-

чением пусков (остановов) отдельных насосных 

агрегатов (переходный процесс). Поэтому, если 

рассматривать нестационарный технологический 

процесс как квазистационарный, суммарные 

годовые затраты энергии при работе группы 

параллельно подключенных насосных агрегатов 

составят

 = =
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где γ — удельный вес жидкости, Н/м3; Q
ij
 — подача 

i-го насоса при работе в j-м интервале расхода, 

м3/с; m — число членов статистического ряда, 

Энергоэффективные способы выбора параметров 

управления лопастными насосами 

при работе с переменной нагрузкой

В. Г. Николаев 

Московская государственная академия коммунального хозяйства и строительства
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(1 ≤ j ≤ m); n — число параллельно подключенных 

насосов, (1 ≤ i ≤ n); p
j
 — вероятность появления 

подачи Q
j
; H

j
 — напор насоса в j-м интервале, м; 

h
ij
 — КПД i-го насоса в j-м интервале; T — число 

часов работы насоса в году. 

В случае работы одиночного насоса функ-

ционал (1) упрощается и приводится к виду

 =

γ
=

η∑
1

,
1000

m
j j

w j

j j
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(2)

где Q
j
 — подача насоса в j-м интервале, задавае-

мая потребителем. 

Минимизация зависимостей (1) и (2) позво-

ляет определить минимальные затраты энергии 

как при работе группы насосов, так и в случае 

работы одного насоса. Основное отличие двух 

приведенных случаев состоит в том, что в форму-

ле (2) расход задается потребителем и является 

неуправляемым параметром, тогда как в форму-

ле (1) суммарная подача насосной станции зада-

ется потребителем, в то время как оптимальное 

распределение нагрузки между насосами может 

быть получено только применением одного из 

оптимизационных методов. 

Проведенные нами теоретические исследо-

вания с использованием математического моде-

лирования, численных методов и специальных 

компьютерных программ позволили впервые 

решить задачу одновременной оптимизации 

выбора состава и режимов работы для группы 

параллельно подключенных лопастных нагне-

тателей, работающих при переменной нагрузке 

[4, 5]. 

Результаты исследований показывают, 

что максимальную энергоэффективность при 

переменной нагрузке можно достичь, лишь из-

менив традиционный способ подбора оборудо-

вания. В основу разработанного нами метода 

двойной (долговременной и кратковременной) 

оптимизации положен принцип, при котором 

энергетически наивыгоднейшие характеристики 

предполагаемого для установки оборудования 

определяются не механическим перебором ха-

рактеристик выпускаемых промышленностью 

насосов, а рассчитываются теоретически с 

увязкой их со статистическими данными техно-

логического процесса [6]. Затем характеристики 

реального оборудования принимаются равными 

или максимально близкими к полученным ранее 

теоретическим характеристикам. При таком 

подходе максимальная нагрузка насосов по-

крывается путем увеличения частоты вращения 

их рабочих колес выше номинальной, а мини-

мальная — путем ее снижения. В этом случае 

большую (основную) часть времени оборудова-

ние работает в области высоких значений КПД 

и с минимально допустимым давлением, т. е. с 

наибольшей энергоэффективностью. 

Формулы (1) и (2) позволяют не только мини-

мизировать энергозатраты при решении задачи 

оптимизации, но и определить затраты энергии 

как при стабилизации давления, так и при мини-

мизации напоров. При этом вместо напора H
j
 в 

указанных выражениях принимаются либо напор 

(давление) стабилизации, либо минимально до-

пустимые напоры. 

Таким образом, представляется возможность 

объективного сопоставления энергоэффектив-

ности применения таких методов управления 

насосным оборудованием, как стабилизация 

давления, минимизация избыточных напоров и 

оптимизация. Для проведения сравнительного 

анализа, на наш взгляд, представляется целе-

сообразным использование рекомендуемого 

авторами [7] такого понятия, как потенциал 

энергосбережения. Под ним рекомендуется пони-

мать максимальные потери энергии (механиче-

ской, тепловой, электрической), которые можно 

полностью или частично вернуть в энерготехно-

логический цикл с помощью соответствующих 

энергосберегающих мероприятий. 

Минимизация функционала (1) показывает, 

что оптимум энергозатрат достигается в том 

случае, когда напор насоса H
j
 на всем диа-

пазоне изменения нагрузки будет минимально 

допустимым, а КПД максимально близким к 

оптимальному значению. При этом теоретиче-

ски минимальное значение целевой функции 

оптимизации достигается в том случае, если на-

пор на всем диапазоне подач будет минимально 

допустимым, а КПД — максимальным для уста-

новленного типа оборудования. Теоретически 

минимальное значение целевой функции опти-

мизации может быть легко связано с понятием 

потенциала энергосбережения. Если принять 

за точку отсчета такой наиболее широко рас-

пространенный способ управления насосным 

оборудованием, как дросселирование трубопро-

водов, то потенциал энергосбережения может 

быть вычислен в данном случае по формуле

 
= −др теор

эП ,w wS S
 (3)

где др

wS  — годовые затраты энергии при дрос-

селировании; теор

wS  — минимально возможное 

значение целевой функции оптимизации. 

Наибольший интерес с точки зрения срав-

нительного анализа энергоэффективности 

применения тех или других энергосберегающих 

мероприятий представляет не сам потенциал, а 

степень его использования, т. е.
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где S
w
 — годовые затраты энергии для выбран-

ного энергосберегающего мероприятия. 

Результаты сопоставления энергоэффектив-

ности различных способов управления насосным 

агрегатом Д-6300-80 приведены в таблице, 

в которой даны также основные технические 

параметры (КПД, коэффициент изменения 

частоты вращения, потребляемая мощность), 

характеризующие работу насоса на границах 

диапазона изменения нагрузки. Кроме того, в 

таблице приведены результаты определения 

энергоэффективности, вычисленные по инструк-

ции Минтопэнерго РФ и методике Б. С. Лезнова, 

а также результаты экономии энергии от при-

ведения в соответствие характеристик насоса 

и трубопроводной системы путем обрезки рабо-

чего колеса. 

Анализ результатов, приведенных в таблице, 

показывает, что наиболее эффективным спо-

собом управления насосным оборудованием с 

помощью ЧРП является оптимизация, позволяю-

щая получить до 36% экономии энергии, что со-

ответствует 89% использования имеющегося по-

тенциала энергосбережения, что не может быть 

достигнуто другими известными методами. 

Приведенные нами теоретические исследо-

вания с решением задачи оптимизации и матема-

тическим моделированием динамической систе-

мы «резервуар-насос-трубопровод» показывают, 

что, в отличие от широко распространенной в 

технической и нормативной литературе точки 

зрения, характеристики включаемых в парал-

лельную работу нагнетателей при переменной 

Способ управления насосными 

агрегатами

Затраты 

энергии, 

тыс. кВт·ч 

за год

Экономия 

энергии Степень 

использования 

потенциала 

энергосбере-

жения, %

Параметры насосного агрегата на границах 

диапазона изменения нагрузки

тыс. 

кВт·ч 

за год

%
КПД

Коэффициент 

частоты 

вращения

Потребляемая 

мощность, кВт

min max min max min max

Дросселирование трубопроводов 

(насос Д-6300-80, Д
2 
= 990 мм, 

n = 575 об/мин)

5493 0 0 0 0,22 0,86 1 1 474 793

Стабилизация давления 

на выходе насосной установки 

(насос Д-6300-80, Н
стаб 

= 52 м)

4876 617 11 28 0,25 0,86 0,93 0,99 353 741

Минимизация избыточных 

напоров в напорном коллекторе 

насоса Д-6300-80

3687 1806 32,8 81 0,28 0,86 0,76 0,97 220 741

Оптимизация состава насосного 

оборудования с заменой насоса 

на Д-4000-95 (Д
2 
= 825 мм, 

n = 730 об/мин)

3577 1916 34,8 86 0,40 0,86 0,76 1,02 149 921

Оптимизация состава насосного 

оборудования с заменой 

на виртуальный насос

3520 1973 36 89 0,33 0,86 0,79 1,06 186 774

Минимально-возможные затраты 

энергии (расчетное значение 

целевой функции оптимизации)

3270 2223 40,5 100 0,86 0,86 0,79 1,06 73 742

Минимизация избыточных 

напоров (по методике 

Б. С. Лезнова)

4488 1005 18,3 45 0,84 0,84 0,76 0,97 220 765

Минимизация избыточных напо-

ров (по инструкции 

Минтопэнерго РФ)

1797 3693 67 166 0,84 0,84 0,13 0,93 1,7 685

Приведение в соответствие 

характеристик насоса путем 

обрезки рабочего колеса 

с Д
2 
= 990 мм до Д

2 
= 940 мм

5300 193 3,5 8,7 0,22 0,84 1 1 367 614

П р и м е ч а н и е .  K — коэффициент изменения частоты вращения рабочего колеса: K = n
тек

/n
н
, где n

тек
 — текущая, n

н
 — 

номинальная частота вращения.

Таблица сопоставления энергоэффективности различных способов 

управления насосным оборудованием
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нагрузке должны быть различными по напору и 

подаче [5]. 

Указанное обстоятельство требует для 

управления группой нагнетателей с различными 

характеристиками предварительной проверки их 

на совместимость для каждого значения подачи, 

приведенной в статистическом ряду наблюде-

ний. В случае совместимости решается опти-

мизационная задача распределения нагрузки с 

использованием методов проекций градиента 

или неопределенных множителей Лагранжа. На 

основе проведенных исследований составлены 

специальные компьютерные программы, кото-

рые позволяют:

• определить затраты энергии для традици-

онно используемого метода управления – дрос-

селирования (базовый вариант);

• рассчитать теоретическое значение целе-

вой функции оптимизации для заданных условий 

эксплуатации и характеристик системы «насос-

трубопровод»;

• выявить и раскрыть имеющийся потенциал 

энергосбережения;

• сопоставить энергоэффективность раз-

личных способов управления насосными агре-

гатами с помощью ЧРП, таких как стабилизация 

давления, минимизация избыточных напоров, 

одновременная оптимизация состава и режимов 

работы группы нагнетателей;

• оптимизировать соотношение между чис-

лом регулируемых и нерегулируемых насосных 

агрегатов;

• сравнить эффективность применения груп-

пового и индивидуального частотного привода;

• оценить эффективность применения других 

альтернативных способов энергосбережения 

(обрезка рабочих колес, замена насосного обо-

рудования и др.). 
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На протяжении последних десятилетий в на-

шей стране и во многих других развитых странах 

на государственном уровне значительно повы-

шены требования по безопасности эксплуатации 

опасных производственных объектов (ОПО), в 

том числе ОПО нефтегазового комплекса. На 

государственном [1–3] и отраслевых [4] уровнях 

задана приоритетность научных исследований по 

безопасности ОПО. Решению проблем повыше-

ния безопасности, работоспособности и ресурса 

оборудования ОПО посвящены исследования 

многих ученых и специалистов [5–7]. 

При оценках опасности для ОПО используют 

понятие риска аварии [5–8] — меры опасности, 

характеризующей возможность возникновения 

аварии на ОПО и тяжесть ее последствий. 

В общем случае под термином «риск» (R) 

в [4–8] принято понимать обобщенную харак-

теристику опасности, определяемую через 

произведение вероятности (V) возникновения 

неблагоприятных событий (разрушений, отказов, 

аварий, катастроф) и ущерба от них (U):

 R = V U.  (1)

Особую актуальность задача оценки риска 

имеет в нефтегазовом комплексе, где имеют 

особо высокую потенциальную опасность за 

счет наличия в оборудовании больших объемов 

токсичных, взрыво- и пожароопасных рабочих 

сред и высокого уровня запасенной в металле 

внутренней упругой механической энергии. 

Выброс большого объема токсичных рабочих 

сред и мгновенное освобождение запасенной 

механической энергии с возникновением взры-

ва и пожара при неконтролируемых процессах 

повреждаемости и разрушения, как правило, 

сопровождаются нанесением вреда с критиче-

скими и катастрофическими последствиями для 

персонала, населения и окружающей среды. 

Актуальность оценки риска аварии для 

повышения безопасности эксплуатации ОПО 

газохимических комплексов (ГХК) по добы-

че и переработке газа, конденсата (нефти), 

содержащих сероводород (H
2
S), другие ток-

сичные и коррозионно-активные компонен-

ты, наиболее ярко проявляется по причине 

специфического повреждающего воздействия 

H
2
S-содержащих рабочих сред на металл обору-

дования, критически-важного значения ОПО для 

национальной энергетической безопасности, 

масштабности и высокой потенциальной опас-

ности нанесения вреда с катастрофическими 

последствиями. 

Требованиями РД 03-418-01 [8] установлены 

методические принципы, общие требования и 

методы анализа опасностей и риска аварий на 

ОПО. В соответствии с требованиями РД 03-

418-01 [8] анализ риска аварии — это процесс 

идентификации опасностей и оценки риска 

аварии на ОПО для персонала, имущества или 

окружающей природной среды. Оценка риска 

аварии — это процесс определения вероятности 

и степени тяжести последствий реализации опас-

ностей аварий. Оценка риска включает анализ 

вероятности (или частоты), анализ последствий 

и их сочетания. 

Процесс оценки риска аварии неразрывно 

связан с идентификацией опасностей аварии, 

т. е. процессом выявления и признания, что 

опасности аварии на опасном производственном 

объекте существуют, и определения их харак-

теристик. Практика эксплуатации ОПО ГХК по-

казывает, что именно накопление повреждений 

элементов оборудования от воздействия H
2
S-

содержащих сред, эксплуатационных и внешних 

нагрузок и воздействий и связанные с ними 

разрушения несущих элементов оборудования, 

как правило, приводят к крупномасштабному 

нанесению вреда с максимально возможным 

ущербом. В таком случае решение задачи оценки 

риска аварии ОПО ГХК должно рассматриваться 

с позиции реакции оборудования на эксплуата-

ционные и другие внешние воздействия, а также 

с позиций процессов и механизмов накопления 

повреждений, возникновения предельного 

состояния и разрушения. В такой постановке 

решение поставленной задачи оценки риска 

аварии на ОПО ГХК становится возможным на 

основе оценки несущей способности, вероят-

ности и риска разрушения несущих элементов 

оборудования, в том числе с учетом накопленных 

повреждений. 

Оценка поврежденности и вероятности разрушения 

высокорискового нефтегазового оборудования 

эксплуатируемого в сероводородсодержащих средах

С. Н. Барышов 

ОАО «Техдиагностика», г. Оренбург
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Для проведения анализа риска при продле-

нии срока безопасной эксплуатации длительно 

эксплуатируемого оборудования ГХК в соот-

ветствии с требованиями РД 03-418-01 [8] был 

разработан методический подход, основанный 

на последовательном выполнении исследова-

ния и контроля технического состояния, оценки 

несущей способности, вероятности и риска раз-

рушения несущих элементов оборудования ГХК 

с учетом их поврежденности. 

В качестве примера ниже представлены 

результаты оценки несущей способности, ве-

роятности и риска разрушения по результатам 

диагностического обследования обечайки кор-

пуса абсорбера с коррозионным повреждением 

стенки, с целью оценки возможности, срока и 

условий дальнейшей эксплуатации с использо-

ванием критерия риска аварии. 

В табл. 1 представлены основные характе-

ристики сосуда и конструктивных элементов кор-

пуса. На момент проведения диагностического 

обследования сосуд эксплуатировался около 15 

лет под внутренним давлением при воздействии 

коррозионно-активной H
2
S-содержащей рабочей 

среды. При проведении диагностического об-

следования с применением экспериментальных 

методов и средств исследования и контроля тех-

нического состояния выявлены множественные 

коррозионные повреждения стенок обечаек кор-

пуса сосуда. На рис. 1 представлены основные 

параметры сечения наиболее поврежденного 

участка исследуемой обечайки. 

Табл. 1. Основные характеристики сосуда

Элемент
Обечайки Днища 

V1–V3 конус V4 V5–V11 № 1 № 2

Внутренний диаметр, мм 2600 2600/4000 4000 2634 4050

Номинальная толщина стенки, мм 70 110 105 36 54

Материал А48FPSS

Расчетное давление, Р
расч

, МПа 7,4

Рабочее давление, Р
раб

, МПа 6,5

Расчетная температура,°C 110

Нормативное допускаемое напряжение, МПа 151,6

Коэффициент прочности сварного шва 1,0

Прибавка на коррозию, мм 3,0

Рабочая среда ДЭА, Н
2
S, СО

2
, углеводороды, вода, соль

Расчетная толщина стенки, мм

   при Р
расч

65,2 104,9 100,2 32,6 52,7

   при Р
раб

56,9 91,9 87,6 28,5 43,8

Наружная поверхность обечайки 

Внутренняя исходная поверхность обечайки 

Расстояние вдоль продольной оси обечайки, мм 
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Внутренняя поврежденная поверхность  

Рис. 1. Параметры и модель сечения поврежденного участка обечайки V 10
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Параметры поврежденной обечайки V10 

определены по результатам исследований тех-

нического состояния и нормативных расчетов 

на прочность, где S
ном

 — номинальная испол-

нительная толщина стенки; S
1р

 — расчетная 

толщина стенки обечайки абсорбера по проекту 

(Р
расч

 = 7,4 МПа); S
2р

 – расчетная толщина стенки 

обечайки абсорбера по проекту (Р
раб

 = 6 МПа) 

с учетом нормативных механических свойств 

металла; S
3р

 — расчетная толщина стенки обе-

чайки абсорбера по проекту (Р
раб

 = 6 МПа) с 

учетом фактических свойств металла; S
4р

 — 

расчетная толщина стенки обечайки абсорбера 

по проекту (Р
раб

 = 6 МПа) с учетом фактических 

свойств металла и снижения коэффициента за-

паса прочности (без учета H
2
S, для временной 

эксплуатации); S
min

 — минимальная измеренная 

толщина стенки. 

Результаты исследований состояния и нор-

мативных расчетов показывают, что минималь-

ная измеренная толщина стенки 69,2 мм ниже 

предельного значения 74,2 мм, определенного 

с учетом нормативных коэффициентов запаса. 

Обоснование работоспособности поврежден-

ной обечайки на период временной эксплуа-

тации было выполнено на основе расчетов со 

снижением коэффициентов запаса и с учетом 

фактических механических свойств металла, 

определенных по результатам механических 

испытаний, указанных в сертификатах на по-

ставку оборудования. Для обоснования принятых 

коэффициентов запаса прочности и определения 

возможности, срока и условий для временной (в 

течение 6 месяцев) эксплуатации сосуда до за-

мены были выполнены модельные исследования 

несущей способности поврежденной обечайки, 

определены параметры и выполнена оценка 

напряженно-деформированного состояния (НДС) 

с применением метода конечных элементов 

(МКЭ). На рис. 2 показана расчетная модель, 

построенная на основе данных результатов ис-

следований технического состояния, показаны 

размеры в плане поврежденного участка обе-

чайки. 

При построении расчетной модели были 

использованы данные по ультразвуковому кон-

тролю толщины стенки обечайки с наружной 

поверхности. Измерения выполнены с шагом 

50 мм. Таким образом, для построения по-

врежденного участка обечайки использованы 

данные по результатам контроля толщины в 462 

точках. Длина моделируемых частей обечайки за 

пределами зоны повреждения выбиралась такой, 

чтобы зоны краевых эффектов поврежденного 

участка не оказывали влияния на краях расчет-

ной модели. При построении расчетной модели 

использовался твердотельный 20-узловой проч-

ностной КЭ. В результате была получена рас-

четная конечно-элементная модель, состоящая 

из 14000 КЭ и 70500 узлов. 

На основе анализа эксплуатационных и 

конструктивных данных были определены 

параметры нагрузочного режима абсорбера. 

Были учтены внутреннее рабочее давление 

и собственный вес конструкции. Вычислены 

значения номинальных напряжений, которые 

были приложены на граничных поверхностях 

расчетной модели, и выполнены расчеты НДС 

с применением МКЭ. 

На рис. 3 представлен пример результатов 

расчетов общего и локального НДС повреж-

денной обечайки в виде распределения экви-

валентных напряжений (по Мизесу), цветовая 

шкала — шкала напряжений. 

Расчет НДС обечайки с коррозионным по-

вреждением с использованием МКЭ показал, 

что максимальные эквивалентные напряжения 

(σ
экв

) в зоне локального утонения составляют 

182 МПа (см. рис. 3). 

В табл. 2 представлены результаты опреде-

ления номинального допускаемого напряжения 

для металла поврежденной обечайки на основе 

данных о фактических механических свойствах 

(сертификат №10294.28, плавка №85314-1). 

С учетом фактических свойств металла и 

принятых коэффициентов запаса для временной 

эксплуатации (в течение 6 месяцев) до замены 

значение номинального допускаемого напряже-

ния составило [σ] = 187 МПа. 

По результатам выполненных расчетов 

параметров НДС и результатам определения 

допускаемого напряжения согласно [9–11] 

были определены категории эквивалентных 

Рис. 2. Расчетная (твердотельная) модель 

и размеры в плане поврежденного участка 

обечайки, мм
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напряжений, критерии предельного состояния 

и выполнена оценка прочности по критерию 

вязкого разрушения во всех точках обечайки с 

повреждением. Результаты анализа НДС и оцен-

ки условия прочности поврежденной обечайки 

представлены в табл. 3. 

Результаты расчетов и анализа НДС повреж-

денной обечайки абсорбера показали, что уро-

вень напряжений, возникающих в конструкции, 

является приемлемым для временной эксплуата-

ции (в течение 6 месяцев) до замены сосуда при 

расчетном статическом и повторностатическом 

режиме работы. 

Кроме этого, были выполнены расчеты и 

оценка вероятности разрушения V поврежденной 

обечайки сосуда с учетом рассеяния характери-

стик поврежденности обечайки и характеристик 

сопротивления деформированию и разрушению, 

определяющих несущую способность металла. 

Опыт эксплуатации, исследования техниче-

ского состояния и несущей способности показы-

вают, что под влиянием условий эксплуатации, 

Рис. 3. Распределение эквивалентных напряжений (σ
экв

 по Мизесу) в обечайке абсорбера 

с коррозионным повреждением, МПа

Параметр Значение

Предел текучести, МПа при 100°С (данные из сертификата) 280,5

Предел прочности, МПа при 100°С (данные из сертификата) 460

Коэффициент запаса по пределу текучести по [9] 1,5

Коэффициент запаса по пределу прочности по [9] 2,4

Допускаемое напряжение [σ], МПа 187

Категория напряжений

Исследуемая 

поверхность 

обечайки 

Обечайка за пределами зоны 

наибольшего коррозионного 

повреждения (s
ост 

= 84 мм)

Зона наибольшего 

коррозионного повреждения 

(s
ост min

 = 69,2 мм)

Мембранные (первые 

главные), МПа
– 149,4 < [σ]=187 160,7 < [σ]=187

Местные изгибные + 

мембранные (первые 

главные), МПа

Внутренняя 164,2 < 1,3⋅[σ]=243 221,7 < 1,3⋅[σ]=243

Внешняя ~150 < 1,3⋅[σ]=243 ~160 < 1,3⋅[σ]=243

Местные изгибные + 

мембранные 

(эквивалентные), МПа

Внутренняя 147,4 < 1,3⋅[σ]=243 181,9 < 1,3⋅[σ]=243

Внешняя ~140 < 1,3⋅[σ]=243 ~135 < 1,3⋅[σ]=243

Табл. 3. Результаты анализа НДС поврежденной обечайки сосуда

Табл. 2. Определение допускаемого напряжения для металла поврежденной обечайки
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неоднородности конструктивного исполнения 

элементов оборудования, повреждающих про-

цессов и других факторов значения параме-

тров, характеризующих техническое состояние, 

поврежденность и несущую способность у 

элементов различного оборудования ГХК, а 

также в объеме поврежденных элементов обо-

рудования, будут различными, т. е. с течением 

времени эксплуатации значения этих параметров 

будут обнаруживать рассеяние. В таком случае 

повреждаемость, наступление предельного со-

стояния и разрушение элементов оборудования 

должны рассматриваться с позиции теории на-

дежности как случайные процессы. 

На основании вышеизложенного для оценки 

вероятности разрушения V поврежденной обе-

чайки сосуда применена теория надежности [12, 

13] с использованием статистических данных о 

параметрах повреждений, параметрах нагрузоч-

ного режима и критериальных характеристик 

сопротивления деформированию и разрушению 

металла. 

Следует отметить, что оборудование ГХК 

после его более чем тридцатилетнего перио-

да эксплуатации представляет собой ценный 

экспериментальный материал как объект ис-

следования. Опыт эксплуатации оборудования 

ГХК — это не только констатация факта длитель-

ной эксплуатации, это результаты мониторинга, 

многократной диагностики и исследований 

технического состояния, которые проводились с 

использованием передовых методов, приборных 

и инструментальных средств неразрушающего 

контроля. За этот период накоплен значительный 

опыт работ и массив данных о повреждениях, 

отказах и разрушениях оборудования ГХК по 

результатам многократных исследований тех-

нического состояния, обследований и продления 

срока службы. На основе накопленной позитив-

ной диагностической информации создана база 

данных техсостояния оборудования. Вносимые 

в нее сведения о поврежденности, отказах и 

разрушениях оборудования могут служить ис-

ходными данными для статистического анализа 

поврежденности и оценки вероятности, риска 

разрушения несущих элементов оборудования 

для оценки риска аварии ОПО ГХК. 

Основываясь на анализе трудов ученых и 

специалистов и по результатам выполненных ис-

следований по оценке несущей способности эле-

ментов оборудования ГХК в детерминированно-

вероятностной постановке разработан ком-

плекс моделей, критериев и методов оценки 

и прогнозирования вероятности разрушения 

V, включающий в себя анализ характеристик 

рассеяния параметров повреждений и несущей 

способности. 

Условие работоспособного состояния, т. е. 

не наступления предельного состояния и раз-

рушения, элементов оборудования ГХК может 

быть представлено в виде неравенства

 h < [h],  (2)

где h — параметр повреждения, оцениваемый по 

результатам исследований технического состоя-

ния; [h] — предельно-допустимое повреждение, 

соответствующее наступлению предельного 

состояния и разрушения, оцениваемое по ре-

зультатам исследований несущей способности, 

оценки НДС и анализа живучести с учетом 

критериальных характеристик сопротивления 

деформированию и разрушению металла. 

На рис. 4 представлена разработанная 

модель анализа рассеяния характеристик по-

вреждений и оценки вероятности разрушения 

поврежденных элементов оборудования ГХК 

при поэтапном продлении срока эксплуатации, 

где t – время эксплуатации; Т
П
 – первоначально 

назначенный проектный срок службы; h
0
 – ис-

ходное значение параметра повреждения h; 

t
k
 — наработка до контроля параметров повреж-

дений; Т
К
 – промежуток времени между контро-

лями; γ — доверительная вероятность; Т
ср

 и Тγ 
средний и гамма-процентный ресурс; f (h), f ([h], 

f (T) — плотности распределения вероятностей 

(F) значений h, [h], остаточного ресурса (Т), со-

ответственно. 

При исследованиях технического состоя-

ния и несущей способности в момент времени 

t
k
 контролируемый параметр повреждения h

i
 

и предельно-допустимое повреждение [h], как 

правило, имеют рассеяние. В этом случае задача 

определения вероятности разрушения V должна 

решаться с использованием методов теории на-

дежности, математической статистики и теории 

вероятностей [12, 13]. 

Таким образом, в рассматриваемом случае 

решение задачи определения вероятности раз-

рушения V сводится к решению уравнения

 

[ ]
−∞

= = −∫  

0

; ,V f(M)dM M h h

 

(3)

где  f(M) — плотность распределения вероятности 

случайной величины резерва прочности (M) как 

разности предельно-допустимого повреждения 

[h] и контролируемого повреждения h. 

Поврежденность оборудования и его не-

сущая способность в общем случае являются 

случайными величинами, законы распределения 

которых можно установить при условии система-
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тического изучения параметров повреждений и 

несущей способности по результатам исследова-

ний технического состояния и несущей способ-

ности оборудования. 

Подбор наиболее подходящего закона 

распределения, а также решение уравнения 

(3), в особенности для различных комбинаций 

конкретных законов распределения случайных 

величин, весьма трудоемки и связаны с больши-

ми погрешностями. К тому же исходные кривые 

распределения обладают достаточной точностью 

лишь в области наиболее вероятных значений 

параметров, в то время как в инженерных прак-

тических приложениях применять их приходится 

для нахождения весьма малых вероятностей воз-

никновения разрушения. Решение этой задачи 

существенно упрощается на основе использова-

ния компьютерных программных средств. 

По результатам выполненных исследова-

ний, в соответствии с изложенным подходом 

и определяющим выражением (3) разработан 

комплекс блок-схем, алгоритмов, программ-

ных файлов для решения задачи оценки и 

прогнозирования вероятности возникновения 

разрушения V элементов оборудования ГХК на 

основе использования статистических данных о 

повреждаемости элементов оборудования ГХК 

с применением программных средств Microsoft 

Excel, MathCAD, STATISTICA и специализирован-

ных компьютерных программных модулей. Раз-

работанные алгоритмы и программы позволяют 

выполнять автоматизированную обработку вы-

борок исходных данных, построение гистограмм, 

подбор статистических законов распределения, 

проверку статистических гипотез о соответствии 

выбранного закона распределения выборке 

случайных величин по критериям Пирсона, 

Колмогорова — Смирнова, а также производят 

автоматизированное вычисление искомой вели-

чины вероятности разрушения V. 

Кроме этого, существуют достаточно упро-

щенные подходы к оценке вероятности разру-

шения, например «гарантия неразрушимости по 

Н. С. Стрелецкому», «вероятность разрушения 

по А. Р. Ржаницину», точность которых при 

определенном подходе может быть приемлемой 

для инженерных расчетов. 

В соответствии с разработанным методи-

ческим подходом было выполнено определение 

вероятности разрушения V исследуемой обе-

чайки абсорбера с коррозионным повреждением 

на основе анализа результатов исследований 

технического состояния и оценки несущей 

способности. В качестве исходных данных для 

анализа и определения вероятности разрушения 

поврежденной обечайки использованы значе-

Рис. 4. Модель анализа рассеяния характеристик повреждений и оценки вероятности разрушения 

поврежденных элементов при поэтапном продлении срока эксплуатации
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ния глубины коррозионного повреждения h
k
 и 

предельно допустимой глубины коррозионного 

повреждения [h
k
]. Как было показано ранее, 

значения h
k

 получены по результатам ультра-

звукового контроля толщины стенки с наружной 

поверхности в зоне наибольшего коррозионного 

повреждения обечайки (см. рис. 1, 2). Значения 

[h
k
] определены расчетным путем с учетом па-

раметров конструкции, эксплуатационного на-

грузочного режима и ряда значений фактических 

свойств, полученных по результатам механиче-

ских испытаний металла обечайки. 

Таким образом, с учетом неравномерности 

коррозионного повреждения и вариации значе-

ний механических характеристик металла зна-

чения h
k
 и [h

k
] рассматриваются как случайные 

величины. На основе полученных значений были 

составлены выборки случайных величин h
k
 и [h

k
] 

и определены числовые выборочные статисти-

ческие характеристики. Расчеты выполнены с 

применением разработанных алгоритмов стати-

стической обработки данных и их реализацией 

в виде компьютерных программ. 

Для этого в электронных таблицах Microsoft 

Excel были составлены выборки − ряды данных 

измеренных значений глубины коррозионного 

повреждения h
k
 (всего 462 значения), получен-

ных по результатам контроля толщины стенки, 

и ряда 56 значений фактических свойств, полу-

ченных по результатам механических испытаний 

металла обечайки (сертификатные данные). Ряд 

данных по значениям механических свойств был 

импортирован в программу математического 

анализа MathCAD, и по аналитическим зависи-

мостям был определен соответствующий этим 

данным ряд значений предельно допустимой 

глубины коррозионного повреждения [h
k
]. Затем 

ряды значений h
k
 и [h

k
] были импортированы в 

пакет STATISTICA, где в результате статистиче-

ского анализа были определены выборочные 

числовые характеристики случайных величин, 

определены параметры статистических законов 

распределения и по критериям согласия Кол-

могорова — Смирнова были отобраны законы 

распределения, наиболее соответствующие 

выборкам случайных величин. Выполненные 

расчеты и оценки показали, что для получен-

ных выборок случайных величин плотности 

распределения вероятностей значений h
k
 и [h

k
] 

с достаточной степенью точности могут быть 

описаны нормальным законом распределения 

по критерию Колмогорова−Смирнова. 

В табл. 4 представлены результаты рас-

четов основных числовых характеристик для 

полученных выборок случайных величин h
k
 и [h

k
] 

исследуемой поврежденной обечайки. 

Затем ряды значений h
k
 и [h

k
] были импорти-

рованы в пакет MathCAD и с учетом полученных 

характеристик выборок случайных величин и 

параметров законов распределения результаты 

анализа были визуализированы в виде графиков. 

Графики плотностей распределения значений h
k
 

и [h
k
] в виде гистограмм эмпирических значений 

и теоретических законов распределения вероят-

ностей для полученных выборок значений слу-

чайных величин представлены на рис. 5, где 1, 

3 − гистограммы эмпирических, т. е. измеренных 

значений h
k
 и полученных расчетным путем [h

k
], 

соответственно; 2, 4 − графики теоретического 

(нормального) закона распределения плотностей 

вероятностей значений случайных величин h
k
 и 

[h
k
], соответственно. 

На графиках каждый прямоугольник гисто-

граммы показывает вероятность попадания эм-

пирических значений h
k

 и [h
k
] в соответствующий 

интервал. 

Полученные значения параметров законов 

распределения плотностей вероятностей f
h
(h

k
) и 

f
[h]

([h
k
]) были введены в определяющее выраже-

ние (3), и определена вероятность разрушения 

поврежденной обечайки. Вычисление интеграла 

(3) было выполнено численными методами в про-

грамме MathCAD с использованием полученных 

параметров статистических законов распределе-

ния f
h
(h

k
) и f

[h]
([h

k
]). Для полученных выборок, чис-

ловых характеристик и законов распределения 

случайных величин значений глубины коррози-

онного повреждения h
k
 и предельно допустимой 

глубины коррозионного повреждения [h
k
] искомая 

вероятность разрушения исследуемой повреж-

денной обечайки абсорбера составила 5,5⋅10−4. 

С учетом полученного значения вероятности 

возможного разрушения V = 5,5⋅10−4 в соответ-

ствии с РД 03-418-01 [8] категория (критичность), 

т. е. риск, разрушения поврежденной обечайки 

соответствует уровню А. При этом критерий 

Выборка случайной 

величины x
Объем выборки Среднее, мм

Стандартное 

отклонение, мм
Дисперсия

Коэффициент 

вариации

h
k

462 25,1 6,3 40,4 0,3

[h
k
] 56 46,9 2,1 4,6 0,05

Табл. 4. Выборочные числовые характеристики случайных величин h
k
 и [h

k
]
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возможного разрушения обечайки абсорбера 

по тяжести последствий принят катастрофиче-

ским — приводящим к гибели людей, существен-

ному ущербу имуществу и окружающей среде. 

С учетом полученных категории (критичности) 

и уровня риска разрушения поврежденной обе-

чайки, соответствующего согласно категориям 

РД 03-418-01 [8] уровню А, требуются особые 

меры обеспечения безопасности и мероприятия, 

направленные на коррекцию состояния оборудо-

вания и поддержание вероятности разрушения 

на допустимом уровне. В качестве таких мер 

и мероприятий было предложено проведение 

мониторинга состояния поврежденной обечайки 

путем периодического ежемесячного контроля 

технического состояния, оценки несущей способ-

ности и вероятности разрушения. 

Таким образом, выполненные оценки по-

врежденности, несущей способности, вероят-

ности и риска разрушения, а также выполнение 

предложенных мероприятий по коррекции со-

стояния позволили продлить срок эксплуатации 

абсорбера с поврежденной обечайкой в течение 

6 месяцев до замены при условии ежемесячного 

контроля толщины стенки поврежденной обе-

чайки и проведения повторных расчетов, оценки 

НДС и вероятности разрушения по результатам 

полученных измерений. 

Рис. 5. Модель оценки вероятности разрушения обечайки с коррозионным повреждением
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В настоящее время на нефтегазовых пред-

приятиях отсутствует удобный и достаточно 

надежный экспрессный метод контроля состава 

продукции нефтегазоконденсатных скважин в 

процессе эксплуатации. 

Информация по количественному определе-

нию нефти в продукции газоконденсатных сква-

жин необходима в практике подсчета запасов в 

Государственной комиссии по запасам, для учета 

массовой доли нефти в отправляемых потреби-

телям газоконденсатах и для проектирования 

разработки газоносных залежей с нефтяными 

оторочками. 

Для качественной оценки изменения углево-

дородного состава газового конденсата в про-

цессе эксплуатации скважины предлагалось [1, 

2] использовать геохимические коэффициенты, 

представляющие собой отношение сумм концен-

траций н-алканов с различным числом атомов 

углерода в молекуле:

= ∑
∑

13 15

1

15 19

...
,

...

C C
K

C C
 

= ∑
∑

15 19

2

19 23
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.

...
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Для нефтей оторочек оказались характер-

ными низкие значения этих коэффициентов (К
1
 

меньше 1 и К
2
 меньше 2), а для конденсатов эти 

коэффициенты существенно выше. В соответ-

ствии с этим, анализируя через определенные 

промежутки времени распределение н-алканов 

в конденсатных залежах, можно заблаговре-

менно и оперативно контролировать режимы 

работ скважин и в целом процесс разработки 

месторождения с тем, чтобы как можно дольше 

не допускать прорыва нефти и воды в газонос-

ные пласты. 

Попытки создать экспрессную методику ко-

личественного определения нефти в продукции 

газоконденсатных скважин предпринимались 

неоднократно. 

Создание методики, основанной на раз-

личии таких свойств нефти и газоконденсатов, 

как плотность, температура конца кипения, 

групповой углеводородный состав, содержание 

смолисто-асфальтеновых веществ, цвет, оказа-

лось невозможным [3]. 

Известны методики, основанные на опреде-

лении показателя преломления смесей нефти и 

газоконденсатов (рефрактометрический метод), 

оптической плотности в УФ-области (фотометри-

ческий) и на определении интенсивности полосы 

поглощения бициклических аренов в средней 

ИК-области. 

Фотометрическая «Методика выполнения 

измерений массовой концентрации нефти в 

продукции газоконденсатных скважин» раз-

работана и утверждена в 2000 году в ООО 

«Уренгойгазпром» и используется в настоящее 

время. Измерения по этой методике проводят-

ся в ультрафиолетовом диапазоне с помощью 

фотоколориметра КФК-3 при длинах волн λ = 

365 и 390 нм. 

Основные недостатки этого способа:

• ограниченный диапазон непосредственно 

измеряемых концентраций (до 10% содержания 

нефти), из-за чего пробы необходимо разводить 

(иногда многократно);

• существенные погрешности измерения, 

связанные с первыми двумя недостатками, 

(20–30% и более);

• значительные затраты времени на пробо-

подготовку и проведение измерений. 

С целью создания ИК-спектроскопической 

методики определения содержания нефти в 

газоконденсате проводились подробные ИК-

спектроскопические исследования спектральных 

характеристик нефтей, конденсатов и углеводо-

родных систем газоконденсат — нефть в области 

основных частот (4000–400 см–1) инфракрасного 

спектра. Эти исследования базировались на том, 

что показателем отличия нефтей от конденса-

тов является наличие бициклических аренов в 

нефтях, которые фиксируются на ИК-спектрах 

интенсивными полосами поглощения при 800–

900 и 1038–1040 см–1. Однако разработать удо-

влетворительную методику количественного 

определения нефти в составе нефтегазоконден-

сатной смеси авторам не удалось. Это, вероятно, 

объясняется тем, что полосы поглощения при 

800–900 см–1 и 1038–1040 см–1 могут совпадать 

с полосами поглощения соответственно алкил-

Применение ИК-спектроскопии в ближней области 

для определения содержания нефти в газоконденсате

Л. А. Томская, В. Д. Рябов, П. А. Василенко, 

Т. И. Жалнина, Н. М. Янкевич

РГУ нефти и газа им. И. М. Губкина, ИПНГ РАН, 

ООО «Газпром добыча Уренгой»
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бензолов и алкилциклопентанов. Кроме того, в 

газоконденсатах могут также содержаться бици-

клические арены (например, α-метилнафталин 

Т
кип

 = 245°С). 

Рефрактометрический метод определения 

примеси нефти в конденсате предложен ООО 

«ВНИИГАЗ». Методика основана на измерении 

показателя преломления (n
D
2 0). Заявленный ав-

торами диапазон измерений содержания нефти 

в газоконденсате от 0,1 до 100%. По-видимому, 

этот метод является не вполне корректным, так 

как показатель преломления является функцией 

многих переменных. 

Цель настоящего исследования — разра-

ботка методики количественного определения 

содержания нефти (Н) в газоконденсате (ГК). 

П р е д л а г а е м ы й  н а м и  м е т о д  И К -

спектрометрического определения содержания 

нефти в стабильном газовом конденсате по-

зволяет оперативно контролировать массовое 

содержание нефти в продукции нефтегазокон-

денсатных скважин. Исследование проводили 

на ИК-спектроанализаторе ИКАР-3, который 

работает в диапазоне длин волн 1700–3600 нм. 

Прибор ИКАР-3, разработанный в ИПНГ 

РАН, сертифицирован и внесен в Госреестр 

средств измерений РФ. Основные достоинства 

методики при использовании этого прибора:

• пробоподготовка не требуется;

• объем пробы – не более 5 мл;

• диапазон измеряемых концентраций 0,1–

100%;

• процесс измерения занимает 5–10 мин. 

Объектами изучения были нефти и газо-

конденсаты Уренгойского газоконденсатного 

месторождения (УГКМ). 

Экспериментальным путем была определе-

на область длин волн 2600–3100 нм, в которой 

оказалось возможным хорошо различать угле-

водородные смеси различного состава, в том 

числе нефть, газоконденсат и их смеси. На рис. 1 

представлены спектры уровней сигнала нефти и 

газоконденсата скв. 11В. 

В табл. 1 приведены плотность и групповой 

состав нефти и ГК, а в табл. 2 показаны их опти-

ческие плотности. Групповой состав определен 

методом ИК-спектроскопии, который базируется 

на исследовании колебаний углеродных скелетов 

углеводородов различных рядов [4]. Содержание 

групп находили по соотношению оптических 

плотностей, характерных для аренов, нафтенов, 

алканов при соответстующих волновых числах. 

Рис. 1. ИК-спектры газоконденсата и нефти УГКМ (кювета 5 мм)

Табл. 1. Свойства газоконденсата и нефти УГКМ

Образец ρ
4

2 0
Содержание, %

алканов нафтенов аренов

ГК скв.11В 0,690 76,6 21,0 2,4

Нефть скв. 201341 0,830 41,7 36,4 21,9
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Спектры были сняты на ИК-Фурье-спектрометре 

Vertex-70, в кювете KBr d = 0,05 см, в интервале 

волновых чисел 4000–400см–1. 

Далее каждый образец был разделен на 

шесть узких фракций от начала кипения до 

200°С перегонкой при атмосферном давлении и 

вакуумной перегонкой на 50-градусные фракции 

в пределах 200–350°С. Было важно оценить, 

какие углеводороды вносят наибольший вклад 

в способность поглощать излучение в данной 

области. Спектр каждой узкой фракции срав-

нивали со спектром ГК. На рис. 2 представлены 

спектры ГК и его фракций в пределах выкипания 

60–175°С. 

Видно, что максимальное значение сигнала 

и минимальная оптическая плотность соответ-

ствуют фр. 60–95°С. В табл. 3 приведены неко-

торые параметры этих спектров. Групповой со-

став фракций ГК скв. 11В представлен в табл. 4. 

Групповой состав низкокипящих фракций ГК 

был определен методами ГЖХ на хроматографе 

фирмы Кэмбридж с капиллярной колонкой дли-

ной 100 м, с нанесенной фазой SE, с пламенно-

ионизационным детектором. Из таблицы видно, 

что с повышением температуры кипения фрак-

ции и, соответственно, ее молекулярной массы, 

плотности и содержания ароматических углево-

дородов интенсивность сигнала падает и повы-

шается оптическая плотность. Таким образом, 

арены способствуют увеличению, а алканы и 

нафтены уменьшению оптической плотности. 

Калибровка прибора по разработанной 

методике может проводиться с использованием 

в качестве растворителя углеводорода с опти-

ческими параметрами, близкими к данному ГК, 

для его использования в качестве опорной пробы 

и для получения на его основе градуировочных 

зависимостей. 

С этой целью проводились исследования 

некоторых индивидуальных углеводородов: ал-

канов, нафтенов и аренов. Установлено, что по 

спектральным параметрам к газоконденсатам 

ближе всего алканы, поэтому измерялись их 

спектральные характеристики. На рис. 3 пред-

ставлены спектры нормальных алканов состава 

С
6
, С

8
, С

9
, С

10
 и газоконденсата ГК скв. 11В. Вид-

но, что величина сигнала нонан близка к вели-

чине сигнала ГК скв. 11В. Поэтому н-нонан был 

выбран в качества растворителя для получения 

градуировочных зависимостей. 

На рис. 4 показаны спектры ГК скв. 11В с 

различным содержанием нефти от 1 до 100%. Из 

Табл. 2. Оптические плотности газоконденсата 

и нефти

Табл. 3. Данные ИК-спектров ГК скв.11В

Образец λ
мах

, нм D
ср

ГК скв. 11В 2823 0,742

Нефть скв. 201341 2839 1,279

Рис. 2. ИК-спектры ГК скв. 11В и его фракций н.к.–165°С (10 мм кювета)

Фракция λ
мах

, нм D
ср

ГК скв. 11В 2835 1,41806

Фр. 60–95°С 2836 1,41296

Фр. 95–122°С 2836 1,55217

Фр. 122–150°С 2835 1,67643

Фр.150–165°С 2834 1,86297
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Табл. 4. Групповой состав ГК скв. 11В

Рис. 3. ИК-спектры алканов и ГК скв. 11В

Рис. 4. ИК-спектры газоконденсата ГК скв. 11В с различным содержанием нефти

Фракция
Содержание, %

алканов нафтенов аренов

Фр. 60-95°С ГК скв. 11В 76,5 21,1 2,4

Фр. 95-122°С ГК скв. 11В 69,4 24,7 5,9

Фр. 122-150°С ГК скв. 11В 48,9 26,1 25,0

Фр. 150-165°С ГК скв. 11В 47,3 21,3 31,4

Остаток >165°С ГК скв. 11В 34,6 31,5 33,9

ГК скв. 11В 76,6 21,0 2,4
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рис. 4 видно, что возможен количественный ана-

лиз, так как смеси с различными концентрациями 

значительно различаются по уровню сигнала и, 

соответственно, по оптической плотности. Кроме 

того, видно, что спектры различаются не только 

по величине сигнала, но и по длине волны в 

максимуме сигнала. 

Этот эффект позволяет использовать для 

количественных измерений калибровку, пред-

ставляющую собой зависимость длины волны 

в максимуме сигнала от содержания нефти в 

растворе. Возможность использования в инфра-

красной спектрометрии эффекта смещения ча-

стот колебаний групп для исследований свойств 

веществ была отмечена еще в 1963 г. Л. Беллами 

[5, с. 571]. 

При проведении калибровок с использовани-

ем в качестве растворителя какого-либо алкана 

или их смеси постоянного сдвига волны в одну 

сторону не наблюдается. 

На рис. 5 представлена калибровочная 

кривая, представляющая собой график зависи-

мости длины волны в максимуме поглощения 

от концентрации нефти в ГК, т. е. график λm = 

f(С). По данной калибровке можно определить 

концентрации нефти от 1 до 100%. 

На рис. 6, а представлена полученная 

калибровочная кривая зависимости оптиче-

ской плотности смеси ГК скв. 11В — нефть от 

содержания нефти в пределах 1–100%, а на 

рис. 6, б — калибровочная кривая для низких 

значений концентрации: 0,1–1%. Аналогичные 

калибровочные кривые были получены для 

смеси н-нонан — нефть, уравнения калибровок 

приведены в табл. 5. Графики калибровок пред-

ставляют собой уравнения линейной регрессии 

вида y = Кх + b или y = Кх – b, где x – концентрация 

определяемого вещества в растворе; b – кон-

станта; y – измеренная оптическая плотность 

раствора. 

Коэффициент корреляции должен быть не 

менее 0,99. Коэффициент поглощения в данном 

случае обратная величина коэффициента урав-

нения линейной регрессии с учетом толщины 

кюветы. Полученный коэффициент поглощения в 

дальнейшем используется в приборе ИКАР-3 для 

измерения концентрации нефти в исследуемом 

газоконденсате. 

Ниже приводятся данные сравнения предло-

женного нами метода с известными методиками 

определения содержания нефти в ГК. 

В соответствии с рефрактометрическим 

методом ООО «ВНИИГАЗ» построен градуиро-

вочный график показатель преломления — со-

держание нефти, %, приведенный на рис. 7. 

В соответствии с фотометрическим методом 

построены калибровочные кривые при фикси-

рованных длинах волн 365 и 390 нм в кювете 5 

мм (рис. 8). Пробы для построения калибровоч-

ных кривых готовились растворением нефти в 

н-гексане, в соответствии с методикой. 

В табл. 6 представлены результаты трех ме-

тодов и в табл. 7 относительные ошибки. Видно, 

что по калибровочным кривым, полученным на 

ИКАР-3 по ГК, относительные ошибки состав-

ляют не более 9% для концентраций от 1 до 

100% и не более 10% для низких концентраций 

нефти в ГК (0,1–1%). При расчете по н-нонану 

относительная ошибка составляет для больших 

концентраций 16% и для низких 30%. При расче-
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можным, большие концентрации определяются 

с ошибкой до 44%. Фотометрический метод для 

малых концентраций нефти в ГК дает среднюю 

относительную ошибку порядка 25%, большие 

концентрации определяются с ошибкой до 59%. 

Из полученных данных следует, что предлагае-

мый метод ИКС предпочтительнее, так как по-

зволяет определять концентрации от 0,1 до 100% 

с относительной ошибкой не более 10%. 

Таким образом, область длин волн 2600–

3100 нм, определенная экспериментальным 

путем, позволяет хорошо различать углеводо-

МЕТОДЫ АНАЛИЗА

те по длине волны в максимуме поглощения для 

концентраций от 1 до 100% ошибка составляет 

не более 10%, по этой калибровке можно также 

оценить содержание нефти в ГК более оператив-

но, чем по оптической плотности. В этом случае 

процесс измерения содержания нефти занимает 

2 мин, а для более точного измерения необходи-

мо ввести в прибор коэффициент поглощения, 

начальную оптическую плотность опорной пробы 

и длину волны. 

Определение рефрактометрическим мето-

дом малых концентраций не представляется воз-
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Рис. 8. Калибровочные  графики содержания 

Н-18 в н-гексане на КФК-3-01

Табл. 5. Коэффициенты поглощения

Концентрация 

нефти в ГК,%

Калибровка по ГК скв.11В Калибровка по н-нонану

Уравнение К D
o
* Уравнение К D

o
*

0,1–1 у=0,0068х+0,0014 29,41 0,7434 у=0,0068х–0,0008 29,41 0,7387

1–100 у=0,0054х+0,0054 37,04 0,7474 у=0,0054х–0,0022 37,04 0,7373

Концентрация нефти 

исходная, %

Концентрация нефти измеренная, %

ИКАР-3
Рефракто-

метр
КФК-3-01

по ГК-11В

по н-С
9
Н

20
по n

D
20 365 нм 390 нм Среднее

по D по λ
мах

0,1 0,11 0,13 0,00 0,08 0,07 0,08

0,5 0,47 0,48 0,05 0,61 0,60 0,61

1 0,94 0,98 1,57 1,16 1,15 1,16

1 1,09 1,00 1,20

5 5,33 4,90 6,28 5,14 7,92 7,85 7,89

10 10,58 11,03 11,51 14,38 14,51 14,59 14,55

25 25,44 23,28 27,33 27,95 31,71 32,39 32,05

50 50,90 53,92 52,85 52,52 56,26 57,69 56,98

70 69,90 72,30 71,66 71,24 90,86 91,59 91,23

100 99,73 96,81 101,61 96,02 93,26 93,88 93,57

Табл. 6. Значения содержаний нефти в ГК, полученные различными методами

D
o

* — оптическая плотность опорной пробы с учетом константы b.
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родные смеси различного состава, в том числе 

нефть, газоконденсат и их смеси. 

Предложена экспрессная методика опреде-

ления содержания нефти в газоконденсате 

УГКМ. Метод ИК-спектроскопии в ближней об-

ласти, являющийся быстрым и более точным, 

предпочтительнее методов рефрактометрии и 

фотометрии для определения содержания нефти 

в газоконденсате. 

Использование оригинальной калибровки 

зависимости длины волны от концентрации 

Концентрация нефти 

исходная, %

Относительная ошибка

ИКАР-3
Рефракто-

метр
КФК-3-01

по ГК-11В

по н-С
9
Н

20
по n

D
20 365 нм 390 нм Среднее

по D по λ
мах

0,1 10,00 30,00 100,00 20,00 30,00 25,00

0,5 6,00 4,00 90,00 22,00 20,00 21,00

1 6,00 2,00 57,00 16,00 15,00 15,50

1 9,00 - 12,00

5 6,60 2,00 15,60 2,80 58,40 57,00 57,70

10 5,80 10,30 10,10 43,80 45,10 45,90 45,50

25 1,76 6,88 9,32 11,80 26,84 29,56 28,20

50 1,80 7,84 5,70 5,04 12,52 15,38 13,95

70 0,14 3,29 2,37 1,77 29,80 30,84 30,32

100 0,27 3,19 1,61 3,98 6,74 6,12 6,43

Табл. 7. Относительные ошибки методов, %

нефти в ГК позволяет также оценить содержание 

нефти в растворе сразу после измерения спектра 

раствора. Кроме того, оно позволяет оценить 

содержание нефти в газоконденсате по всему 

УГКМ, независимо от расположения скважины. 

Установлено, что на способность фракции 

поглощать излучение в данной области сильно 

влияет состав. Ароматические углеводороды 

способствуют увеличению оптической плотности, 

а алканы и нафтены — уменьшению оптической 

плотности раствора. 
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В процессе добычи, хранения и переработки 

нефти и в некоторых других технологических про-

цессах в нефтегазовом комплексе образуются 

нефтешламы — устойчивые тройные системы, 

содержащие воду, углеводород и механиче-

ские примеси. В России и странах Восточной 

Европы скопились значительные количества 

нефтешламов, их запасы в России продолжают 

увеличиваться. Для получения разрешения на 

проведение любых технологических операций 

с нефтешламами — хранение, транспортиров-

ку, переработку с целью извлечения полезных 

компонентов или утилизацию — необходима 

оценка класса их опасности, следовательно — 

химический анализ. Тем не менее к настоящему 

моменту в Российской Федерации нет ни одной 

методики химического анализа нефтешламов, 

которая была бы должным образом разработана, 

апробирована на различных типах нефтешламов 

и метрологически аттестована в установленном 

порядке. Задача создания методики химическо-

го анализа нефтешламов может трактоваться 

по-разному. Во-первых, возможно проведение 

брутто-анализа, например, путем сжигания шла-

ма с последующим определением содержания 

углерода, азота и серы. Другой вариант — про-

ведение экспресс-анализа, когда определяется 

только массовая концентрация углеводородной 

фазы в шламе. По-видимому, это вполне право-

мерные подходы, однако результаты таких ана-

лизов недостаточно информативны, так как не 

могут являться основой для разработки техноло-

гии переработки нефтешламов. Настоящая рабо-

та посвящена созданию методики, включающей 

разделение шлама на углеводородную часть, 

воду и механические примеси, после чего вода  

анализируется по методикам для сточной воды. 

Мы выполнили также анализ углеводородной 

фазы по методикам для углеводородного сырья, 

а механических примесей — по методикам для 

почвы, однако это будет изложено в следующей 

публикации. В работе над методикой использо-

ваны несколько образцов нефтешламов пред-

приятий нефтегазового комплекса. 

Экспериментальная часть

Для разделения шлама на составляющие 

части использованы следующие подходы: 

разделение на каркасном фильтре с пенопо-

лиуретановым наполнением с последующим 

отжимом фильтра, вакуумная фильтрация, при 

повышенной температуре, в том числе с раз-

бавлением шлама органическим растворителем, 

а также реагентное разделение нефтешлама с 

использованием катионогенного и анионоген-

ного поверхностно-активных веществ (ПАВ). 

Для вакуумной фильтрации использовали кол-

бу Бунзена емкостью 1 л с воронкой Бюхнера, 

снабженной металлической рубашкой для горя-

чего фильтрования. В рубашку заливали воду 

заданной температуры. В качестве источника 

вакуума использовали форвакуумный насос, 

подключавшийся через предохранительную 

склянку Тищенко емкостью 0,5 л и систему кра-

нов к отводу колбы Бунзена. 

Фильтрование под вакуумом проводили по 

следующей методике. При включенном фор-

вакуумном насосе краном подавали вакуум 

на колбу Бунзена и медленно выливали в во-

ронку Бюхнера, снабженную соответствующим 

фильтром, предварительно перемешанный в 

механическом гомогенизаторе шлам в объеме, 

равном 100 мл. Время фильтрования определяли 

по окончанию видимого падения капель из во-

ронки в колбу. После этого вакуум перекрывали 

и взвешивали колбу. Затем в рубашку воронки 

Бюхнера наливали воду (со средней температу-

рой 80оС и снова подавали вакуум. Происходило 

дополнительное выделение фильтрата. После 

этого колбу повторно взвешивали. На воронке 

с фильтром оставалась масса механических 

примесей, пропитанных углеводородами. Кол-

бу заменяли на сухую. Добавляли к осадку на 

фильтре 200 мл четыреххлористого углерода 

и слегка перемешивали стеклянной палочкой. 

После этого подавали вакуум на колбу Бунзена 

и фильтровали до прекращения выделения ка-

пель. Для выделения углеводородной фазы из 

фильтрата четыреххлористый углерод удаляли 

Методика химического анализа нефтезаводских шламов 

и нефтяных остатков. 

Разделение шлама на компоненты 

и анализ водной фазы

Н. К. Зайцев, Д. О. Сидоренко,С. В. Мещеряков

РГУ нефти и газа им. И. М. Губкина
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отгонкой. Оставшийся на фильтре осадок суши-

ли в сушильном шкафу при 50оС и прокаливали 

в муфельной печи при 400оС. 

Для очистки пенополиуретановой губки от 

остатков углеводородной фазы после отжима 

использовали экстракцию в аппарате Сокслета 

гексаном, а затем четыреххлористым углеродом. 

После экстракции растворитель отгоняли, а 

остатки перегонки объединяли перед дальней-

шим анализом. 

Для реагентного разделения шлама исполь-

зовали додецилсульфат натрия в качестве анио-

ногенного ПАВ (АПАВ) и тетрабутиламмонийхло-

рид в качестве катионогенного ПАВ (КПАВ). 

Поскольку при определении тяжелых метал-

лов методом инверсионной вольтамперометрии 

водная фаза нефтешлама не должна содержать 

больших количеств органических веществ, для 

удаления остаточных их количеств применяли 

два различных варианта. В первом варианте 

водную фазу пропускали через небольшую ко-

лонку, заполненную активированным углем. Во 

втором варианте пробу воды объемом 50 мл по-

мещали в реактор, описанный нами в [1], содер-

жащий ксеноновую эксимерную лампу с длиной 

волны квазимонохроматического излучения 172 

нм мощностью 50 Вт, и облучали в течение 15 ми-

нут при продуве воздуха с помощью тефлоновой 

трубки от аквариумного компрессора. 

Для определения ионного состава водной 

фазы использовали анализатор жидкости (ио-

номер) Эксперт-001, удельную электропровод-

ность измеряли на кондуктометре Эксперт-002, 

содержание тяжелых металлов — на поляро-

графе Экотест-ВА (Эконикс-Эксперт, Россия). 

Для определения фазового состава исходного 

шлама проводили пиролиз на приборе ТФН. Ис-

пользовали реактивы марки «ч. д. а» или выше, 

бидистиллированную воду. 

Результаты и их обсуждение

Среднее время вакуумного холодного филь-

трования составило 3 мин, причем отделялась 

в основном водная фаза. Среднее время окон-

чания горячего фильтрования и фильтрования 

с добавлением четыреххлористого углерода 

составило по 15 мин. Более длительные про-

цессы горячего фильтрования и фильтрования 

с добавлением органического растворителя, 

возможно, связаны с постепенным разогревом и 

растворением осадка на фильтре, соответствен-

но. Холодное фильтрование приводило к отжиму 

части водной фазы, горячее фильтрование — к 

дополнительному отжиму водной фазы. После 

добавления четыреххлористого углерода проис-

ходила эффективная фильтрация органической 

фазы через все фильтры, кроме фильтра «Вла-

дипор» — ацетилцеллюлозного фильтра с диаме-

тром пор 0,22 мкм, через который органическая 

фаза вообще не проходила. В табл. 1 приведен 

материальный баланс продуктов разделения 

шлама методом вакуумного фильтрования через 

фильтры различной природы. 

Большие потери могут быть связаны со сле-

дующими причинами: 

1) сорбцией на фильтре (вода, углеводо-

роды, коллоидная фракция мехпримесей) при 

однократном определении. При повторном 

определении потери могут быть снижены за счет 

насыщения материала фильтра. 

2) испарением в ходе горячего фильтрова-

ния. 

3) испарением водной фазы в вакуумную 

систему. 

4) «Проскакиванием» частиц твердой фазы 

в фильтрат. 

Для того чтобы установить природу потерь, 

степень извлечения фаз при фильтрации через 

разные фильтры сравнили с эффективностью 

Табл. 1. Материальный баланс разделения шлама методом вакуумного фильтрования, 

горячего фильтрования и фильтрования с разбавлением органическим растворителем 

через фильтры различной природы

Тип фильтра Бумажный 

«Синяя лента»

Нетканое 

полотно
Никелевая ткань Дон-1

Владипор 

0,22 мкмПроцесс

Вода при холодной 

фильтрации

45,9 0 26,5 26,5 35,2

Вода при горячей 

фильтрации

2,04 2,0 3,1 1,0 0,5

Углеводороды 8,16 6,1 6,1 5,2 0

Механические примеси 24,3 34,7 35,2 40,8 44,9

Всего 80,4 42,8 70,9 73,5 80,6

Потери 19,6 57,2 29,1 26,5 19,4



62 ТЕХНОЛОГИИ НЕФТИ И ГАЗА № 5  2008

МЕТОДЫ АНАЛИЗА

разделения на приборе ТФН. Результаты опреде-

ления фазового состава на приборе ТФН: угле-

водород — 8,4%, вода — 43,6%, механические 

примеси – 48%. Степень извлечения каждой из 

фаз при фильтрации через различные фильтры 

относительно степени извлечения на ТФН при-

ведена в табл. 2. 

Как видно из табл. 2, наиболее эффек-

тивным из изученных фильтров оказывается 

бумажный фильтр «Синяя лента». Из табл. 2 

также видно, что наибольшие потери наблюда-

ются при извлечении механических примесей. 

Поскольку температура прокаливания механи-

ческих примесей в муфельной печи выше, чем 

в приборе ТФН, в муфельной печи разлагаются 

гидратированные формы, гидрокарбонаты и 

карбонаты, а также выгорают остатки тяжелых 

углеводородов. Во всяком случае, у нас нет осно-

ваний предполагать, что в процессе разделения 

шлама с фильтрацией через бумажный фильтр 

происходит заметная потеря нелетучих неорга-

нических компонентов. 

Разделение шлама с помощью фильтрации 

на каркасном фильтре с пенополиуретановым 

наполнением с последующим отжимом филь-

тра, а также реагентное разделение с помощью 

поверхностно-активных веществ и задания 

определенного значения рН в целом не оправда-

ли себя как возможный способ пробоподготовки 

для анализа шламов. Кратко остановимся на 

полученных результатах. 

Разделение шлама с помощью фильтрации 

на каркасном фильтре с пенополиуретановым 

наполнением с последующим отжимом филь-

тра заключается в пропускании жидкого шлама 

через фильтр. При этом водная фаза проходит 

сквозь фильтр, а углеводородная фаза и значи-

тельная часть механических примесей остаются 

на пенополиуретане. При отжиме происходит 

выделение остатков водной фазы, а затем отжи-

маются углеводороды. При этом отжим эффек-

тивен только для шламов с жидкой и невязкой 

углеводородной фазой. Экстракция гексаном в 

аппарате Сокслета заняла три рабочих дня, и 

дальнейшие опыты в этом направлении были 

прекращены за нецелесообразностью. 

Идея реагентного разделения углеводород-

ной фазы и механических примесей заключалась 

в том, что электрический потенциал поверхно-

сти микрофазы зависит от рН (см., например, 

[2, 3]. Если величина рН больше величины рН 

изоэлектрической точки механических примесей, 

механические примеси имеют отрицательный 

заряд, а если ниже — то положительный. С дру-

гой стороны, растворение соли, содержащей 

один гидрофобный, а другой гидрофильный 

ион приводит к возникновению значительной 

межфазной разности гальвано-потенциалов на 

границе раздела фаз вода — масло [4,5], причем 

органическая фаза приобретает потенциал, по 

знаку совпадающий с зарядом гидрофобного 

иона. Таким образом, в присутствии анионоген-

ного ПАВ в щелочной среде и механическая фаза 

и углеводородная фаза имеют отрицательный 

потенциал относительно водной фазы, и можно 

ожидать, что кулоновские силы будут способ-

ствовать их разделению. Аналогично в кислой 

среде в присутствии катионогенного ПАВ и 

механические примеси, и углеводородная фаза 

будут иметь положительный потенциал, что так-

же в принципе может быть физико-химической 

основой для их разделения. 

Для проверки возможности такого разде-

ления к 100 мл шлама приливали 100 мл 0,1 М 

Na
2
CO

3
, 10 мл 5%-го раствора додецилсульфата 

натрия и встряхивали. Спустя 30 мин наблюда-

лось расслоение системы на 3 четко выраженные 

фазы (нефть — вода — механические примеси). 

Однако в дальнейшем происходит исчезновение 

одной из фаз, система становится двухфазной. 

По-видимому, происходит адсорбция ПАВ на 

мехпримесях и разделение прекращается. 

Аналогично к 100 мл нефтешлама приливали 

100 мл 2%-го раствора тетрабутиламмония хло-

Табл. 2. Степень извлечения фаз нефтешламов при фильтрации через различные фильтры

Тип фильтра

Отделено, %, относительно ТФН

ПримечаниеМеханические 

примеси
Вода Углеводороды

Бумажный «Синяя лента» 49,4 100 97,6

Нетканое полотно 27,7 4,6 72,6 Наблюдается полимеризация 

углеводородной фазы

Никелевая ткань 27,0 67,9 73,6 В фильтрате содержатся 

частицы твердой фазы

Дон-1 15,0 63,3 60,7

Владипор 0,22 мкм 6,5 83,9 0 Органическая фаза 

не фильтруется
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рида и 5 мл концентрированной соляной кислоты 

и встряхивали. Спустя 30 мин наблюдали рас-

слоение системы на 3 четко выраженные фазы, 

сохраняющиеся с течением времени. Однако 

при этом происходит выделение сероводорода 

(по запаху) после добавления кислоты. Следова-

тельно, химический состав шлама искажается, 

и реагентный метод разделения непригоден для 

пробоподготовки. 

Таким образом, из испытанных нами ме-

тодов разделения шлама оптимальным оказы-

вается метод вакуумного фильтрования, в том 

числе с разбавлением осадка органическим 

растворителем. 

Водная составляющая нефтяного шлама 

требует не меньше внимания, чем углеводород-

ная, так как вода, образованная в результате раз-

ложения нефтяного шлама, составляет большую 

часть его массы и экологическая опасность этой 

воды неизвестна. 

Значение ХПК водной фазы после вакуум-

ного фильтрования было равно 419,6 мг О/л, 

а после фильтрования на колонке с активиро-

ванным углем — 202,5 мг О/л. При обработке 

на эксимерной лампе значение ХПК в течение 

15 мин уменьшается до величины менее 36,5 

мг/л, что сопровождается обесцвечиванием 

водной фазы. Определение ионного состава 

воды проводили после фильтрования через ак-

тивированный уголь. Результаты определения 

приведены в табл. 3. 

Содержание тяжелых металлов было изме-

рено методом инверсионной вольтамперометрии 

по методике [7] после доочистки водной фазы 

нефтешлама на эксимерной лампе. Результаты 

приведены в табл. 4. 

Измерения удельной электрической про-

водимости показали 1626 мкСм/см, что соот-

ветствует общей минерализации в пересчете 

на хлорид натрия 834 мг/л (с точностью 10%). 

Значение ПДК составляет 1000 мг/л. 

Содержание железа было определено фе-

нантролиновым методом по ГОСТ . Концентрация 

железа в водной фазе составила 0,15 мг/л, что 

меньше, чем ПДК для водоемов хозяйственно-

питьевого и культурно-бытового назначения, 

но превышает ПДК для водоемов рыбохозяй-

ственного назначения. Результаты определения 

содержания ионов показывают, что соблюдаются 

значения ПДК как для водоемов хозяйственно-

питьевого и культурно-бытового назначения, так 

и для водоемов рыбохозяйственного назначения. 

Содержание всех определенных тяжелых метал-

лов, кроме кадмия, превышают значения ПДК 

для водоемов рыбохозяйственного назначения, 

следовательно, шламовая вода не может быть 

возвращена в эти водоемы без дополнительной 

очистки. 

Табл. 3. Значения концентраций ионов в водной фазе, выделенной из нефтешлама, 

измеренные методом потенциометрии

Ион Содержание, мг/л, ±10%

ПДК, мг/л, для водоемов [6]

хозяйственно-питьевого 

и культурно-бытового назначения
рыбохозяйственного назначения

рН 7,2 6–9

Na+ 57,8 200 120

F– 0,2 1,5 –

Cl– 25,6 – 11900 (для морских)

Ca+2 67,1 – 180

K+ 35,4 – 10

NO
3

– 30,6 45 40

SO
4

–2 50,3 1,9 3500 (для морских)

HCO
3

– 115,9 30 –

Ион
Содержание, мкг/л, 

±10%

ПДК, мкг/л для водоемов [6]

хозяйственно-питьевого 

и культурно-бытового назначения
рыбохозяйственного назначения

Cu+2 37,0 1000 1,0

Pb+2 18 30,0 10,0

Zn+2 20 1,0 11900 (для морских)

Cd+2 <0,1 ? 0,1

Табл. 4. Результаты определения содержания тяжелых металлов
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Таким образом, подобрана оптимизиро-

ванная методика разделения нефтезаводских 

шламов на водную и углеводородную фазы и 

механические примеси. Проведено определение 

ионного и микроэлементного составов водной 

фазы. 
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