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1. Общие сведения о нефти 
и состоянии её переработки
1.1. Современное состояние нефтегазового комплекса в мире

Мировые извлекаемые запасы нефти оцениваются в 141,3 млрд.т. (на 40 –50 лет – при нынешних темпах добычи), газа – в 154,9 трлн. м3 (на 55 – 65 лет) [1,2]. На долю России приходится примерно 5% от мировых запасов нефти, 30% от запасов газа.
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	Рис.1.1.  Распределение запасов нефти по странам и группам стран в %.           ОЭСР – Организация экономического сотрудничества и развития;

ОПЕК – Организация стран-экспортеров нефти


В России основные запасы нефти (71,7%) сосредоточены в Западной Сибири. Далее следует Уральский регион (8,5%), Поволжский регион (6,5%), Европейский Север (6,4%), Дальний Восток (2,6%), Северо-Кавказский регион (0,7%).

Запасы газа распределяются по регионам более равномерно, чем запасы нефти (табл. 1.1). На долю Ближнего Востока, который обладает почти 65% мировых запасов нефти, приходится только около 34% запасов газа. Таким образом, некоторые регионы с ограниченными запасами нефти обладают более высокой долей общемировых запасов газа.
На долю стран бывшего Советского Союза приходится, в частности, чуть более 6% мировых запасов нефти, но около 40% доказанных запасов газа, большая часть которого находится на территории Российской Федерации. В табл. 1.2 приведена приближенная себестоимость добычи нефти в некоторых странах.
Минимальная себестоимость добычи нефти и газа приходится также на страны Ближневосточного региона, где наблюдается жаркий климат, с переходом к умеренному и холодному климату себестоимость добычи нефти заметно возрастает.
Таблица 1.1
 Разведанные запасы природного газа в различных странах в 2000 г.
	Страна
	Разведанные запасы (трлн. куб.м
	В процентах к общемировым

	Общемировые
	145,7
	100,0

	Россия
	48,2
	33,0

	Иран
	23,0
	15,8

	Саудовская Аравия
	5,7
	4,0

	США
	4,6
	3,2

	Туркменистан
	2,9
	2,0

	Узбекистан
	1,9
	1,3

	Казахстан
	1,8
	1,3

	Китай
	1,4
	0,9


Таблица 1.2 
Стоимость нефтедобычи в некоторых странах

	Страна
	Себестоимость нефтедобычи (доллар США за баррель) 

	США (48штатов, суша)
	14  – 27

	США (шельф)
	10 – 18

	Аляска
	5, 5  – 7

	Мексика
	7 – 12

	Южная Америка
	7 – 10

	Норвегия
	12  – 17

	Россия
	5 – 10

	Ирак
	0,5  – 0,7

	Саудовская Аравия
	0,4 – 1

	Кувейт
	1 – 2


Россия с начала второго столетия интенсивно наращивает темпы добычи нефти и газа (табл. 1.3), несмотря на ограниченность их запасов, особенно нефти (около 7 млрд. тонн).

Таблица 1.3 
Динамика добычи нефти и газа в России в 2000 – 2005 гг.

	Добыча
	2000
	2001
	2002
	2003
	2004
	2005

	Нефть, млн.т
	324
	348
	380
	422
	459
	470

	Газ, млрд. м3
	583
	580 
	595 
	604
	623
	641


Россия, экспортируя более половины произведенной нефти, все более становится нефтегазосырьевым придатком развитых стран Европы и мира. Большинство отечественных месторождений нефти ныне находится на стадии исчерпания активных рентабельных запасов. Обводненность добываемой нефти  по России достигла 82 %, среднесуточный дебит скважин составляет около 7 тонн. И только высокая цена нефти на мировом рынке позволяет считать такие дебиты рентабельными.
После распада бывшего СССР России достались 26 нефтеперерабатывающих заводов с физически и морально износившимся оборудованием и низкой глубиной переработки нефти. Недальновидная политика руководства страны, направленная на резкое ускорение темпов добычи нефти и газа на экспорт, без компенсации восполнения их ресурсов, без возобновления геологоразведочных работ может привести к хищнической выработке остаточных запасов углеводородного сырья и серьезным негативным последствиям для экономики следующих поколений россиян. 
1.2. Методы добычи нефти

Почти вся добываемая в мире нефть, извлекается посредством буровых скважин, закрепленных стальными трубами высокого давления [3]. Для подъема нефти и сопутствующих ей газа и воды на поверхность скважина имеет герметичную систему подъемных труб, механизмов и арматуры, рассчитанную на работу с давлениями, соизмеримыми с пластовыми. Добыче нефти при помощи буровых скважин предшествовали примитивные способы: сбор ее на поверхности водоемов, обработка песчаника или известняка, пропитанного нефтью, посредством колодцев.

Процесс добычи нефти, начиная от притока ее по пласту к забоям скважин и до внешней перекачки товарной нефти с промысла, можно разделить условно на 3 этапа:
1. Движение нефти по пласту к скважинам благодаря искусственно создаваемой разности давлений в пласте и на забоях скважин – разработка месторождения.

2. Движение нефти от забоев скважин до их устьев на поверхности – эксплуатация нефтяных скважин – извлечение (добыча) нефти.

3. Сбор нефти и сопровождающих ее газа и воды на поверхности, их разделение, удаление минеральных солей из нефти, обработка пластовой воды, сбор попутного нефтяного газа – эксплуатация месторождения.

Под разработкой нефтяного месторождения понимается осуществление процесса перемещения жидкостей и газа в пластах к эксплуатационным скважинам. Управление процессом движения жидкостей и газа достигается размещением на месторождении нефтяных, нагнетательных и контрольных скважин, количеством и порядком ввода их в эксплуатацию, режимом работы скважин и балансом пластовой энергии. Принятая для конкретной залежи система разработки предопределяет технико-экономические показатели. 
Перед забуриванием залежи проводят проектирование системы разработки. На основании данных разведки и пробной эксплуатации устанавливают условия, при которых будет протекать эксплуатация: ее геологическое строение, коллекторские свойства пород (пористость, проницаемость, степень неоднородности), физические свойства жидкостей в пласте (вязкость, плотность), насыщенность пород нефти водой и газом, пластовые давления. Базируясь на этих данных, производят экономическую оценку системы, и выбирают оптимальную.

При глубоком залегании пластов для повышения нефтеотдачи в ряде случаев успешно применяется нагнетание в пласт газа с высоким давлением.

Извлечение нефти из скважин производится либо за счет естественного фонтанирования под действием пластовой энергии, либо путем использования одного из нескольких механизированных способов подъема жидкости. Обычно в начальной стадии разработки действует фонтанная добыча, а по мере ослабления фонтанирования скважину переводят на механизированный способ: газлифтный или эрлифтный, глубинонасосный (с помощью штанговых, гидропоршневых и винтовых насосов).

Газлифтный способ вносит существенные дополнения в обычную технологическую схему промысла, так как при нем необходима газлифтная компрессорная станция с газораспределителем и газосборными трубопроводами.

Нефтяным промыслом называется технологический комплекс, состоящий из скважин, трубопроводов, и установок различного назначения, с помощью которых на месторождении осуществляют извлечение нефти из недр Земли.

На месторождениях, разрабатываемых с помощью искусственного заводнения, сооружают систему водоснабжения с насосными станциями. Воду берут из естественных водоемов с помощью водозаборных сооружений.
В процессе добычи нефти важное место занимает внутрипромысловый транспорт продукции скважин, осуществляемый по трубопроводам. Применяются 2 системы внутрипромыслового транспорта: напорные и самотечные. При напорных системах для транспортировки нефти по трубам достаточно собственного давления на устье скважин. При самотечных системах движение по трубам происходит за счет превышения отметки устья скважины над пометкой группового сборного пункта.

При разработке нефтяных месторождений, приуроченных к континентальным шельфам, создаются морские нефтепромыслы.

1.2.1. Бурение скважин для добычи нефти
Основной способ промышленной добычи нефти – извлечение ее из  земных недр с помощью буровых скважин [3].

В 1859 году в США, а в 1864 году в России были пробурены первые нефтяные скважины. В зависимости от характера действия инструмента на породу различают ударное и вращательное бурение.

Бурение промышленных нефтяных и газовых скважин производится с помощью стационарных и передвижных установок, снабженных буровыми станками.

Первоначально в скважину вводят одну бурильную трубу, по мере углубления скважины привинчивают на резьбовых муфтах все новые и новые трубы. Каждая труба имеет длину 6 – 10 м и снабжена на концах конической резьбой, которая обеспечивает герметичность резьбового соединения за счет самоуплотнения без применения прокладочного материала. На нижнем резьбовом конце колонны труб устанавливают рабочий орган для бурения скважины на нужную глубину – долото, способное при вращении или возвратно-поступательном движении раскалывать и дробить породы любой твердости, встречающиеся при бурении скважины.

По характеру воздействия на породу различают долота скалывающего и режущего действия и шарошечные долота дробящего действия. Для бурения твердых пород применяют двух- и трехшарошечные долота дробящего действия.

Основной недостаток вращательного бурения – необходимость вращать всю колонну бурильных труб вместе с долотом. Более эффективным является способ, основанный на применении забойных двигателей, т.е. двигателей опускаемых непосредственно в забой скважины. При этом колонна труб остается неподвижной, а вращается с помощью двигателя только долото. Основная трудность при внедрении этого метода заключается в создании такого двигателя, который мог бы работать на большой глубине от 1 до 3 км и имел относительно небольшие размеры при высоком создаваемом давлении, в пределах от 15 до 30 МПа (150 – 300 кгс/см2. Предъявленным требованиям удовлетворяет широко применяемая в отечественной нефтедобыче и представленная на рис. 1.2 конструкция забойного турбобура.
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	Рис. 1.2. Схема турбобура для бурения скважин:1 – турбинный вал; 2 – лопатки вала турбины; 3 – корпус турбины; 4 – неподвижные лопатки корпуса; 5 – бурильная труба; 6 – трехшарошечное долото


Турбобур представляет собой гидравлический двигатель, вращение которого осуществляется с помощью турбинного вала 1 с установленными на нем лопатками 2. В корпусе 3 турбобура установлены неподвижные лопатки 4. Бурильный раствор подается от насосной станции буровой установки под большим давлением по бурильным трубам 5, проходит через чередующиеся подвижные и неподвижные лопатки турбины и приводит во вращение вал 1 турбины, связанный с рабочим органом – трехшарошечным долотом 6.
Бурильный раствор после турбины проходит через отверстия в долоте к забою, промывает их и уносит с собой вверх по кольцевому пространству между стенками бурильных труб и стенкой скважины мелкие обломки разрушенных пород. Время от времени колонну бурильных труб поднимают вверх, чтобы сменить изношенное долото.

Получили распространение также забойные буровые машины с погружным электродвигателем – электробуры. Электробур также присоединяется к нижнему концу бурильных труб и передает вращение непосредственно буровому долоту.

1.3. Методы добычи нефти из скважин
Для добычи нефти и газа из скважин наиболее часто применяют механизированные методы с использованием штанговых насосов-качалок и погружных электронасосов [3].

1.3.1. Добыча нефти с использованием штанговых насосов-качалок
Схема работы штангового насоса-качалки для подъема нефти со скважины представлена на рис. 1.3.

Крутящий момент от электродвигателя 1 передается через клиноременную передачу понижающему редуктору 2, на выходном тихоходном валу которого установлен кривошип, радиус r которого является регулируемым. Редуктор с ременной передачей предназначен для снижения частоты вращения вала электродвигателя до 3 – 25 об/мин (число двойных ходов подвески штанги в минуту). Для преобразования вращательного движения кривошипа в возвратно-поступательное движение плунжера 11 насоса-качалки служат стойка 5 с качающимся на оси балансиром 6. Головка балансира 7 выполнена в виде сектора дуги с центром, совпадающим с осью качения балансира. Благодаря кривошипно-шатунному механизму станка крутящий момент от вращающегося кривошипа через сдвоенный шатун длиной l  передается к качающемуся на оси стойки балансиру 6 длиной l1 + l2 . Обычно правая l1  и левая l2  плечи балансира 6 выполняются примерно одинаковыми, поэтому длина рабочего хода штока 3 и непосредственно связанного с ним в нижней части скважины основного рабочего органа насоса-качалки – плунжера 11 в два раза превышает радиус r кривошипа и составляет около 3 метров, от которой зависит производительность насоса-качалки по перекачиваемой нефти. Меняя длину радиуса кривошипа r, можно изменять длину рабочего хода штока 3, и, соответственно, регулировать основную техническую характеристику насоса-качалки – ее производительность.
Для снижения и уравновешивания динамических нагрузок от сил инерции, действующих на подвижные элементы кривошипно-шатунного механизма, совершающие возвратно-поступательное движение за полный цикл работы насоса-качалки, предусмотрены дополнительные балансирующие устройства, снижающие нагрузку на привод. В рассматриваемом механизме уравновешивание нагрузок на плечах l1 и l2 качающегося балансира 6 обеспечивается установкой массивного противовеса 8 на левом конце балансира 6, а также дополнительного регулируемого противовеса 9 на вращающемся кривошипе привода станка.
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	Рис. 1.3. Схема добычи нефти с помощью  штангового насоса с качалкой: 1 – электродвигатель; 2 – понижающий редуктор; 3 – полированный шток (штанга); 4 – гибкая подвеска штока; 5 – стойка станка; 6 – балансир; 7 – головка балансира; 8 – противовес балансира; 9 – противовес  кривошипа;  10 – колонна внутренних насосно-компрессорных труб для подъема нефти и движения штока с плунжером; 11 – плунжер; 12 – нагнетательный клапан; 13 –  всасывающий клапан; 14 – защитный фильтр; 15 – наружная защитная труба скважины; 16 – трубопровод  сбора нефти
	Рис. 1.4. Схема добычи нефти погружным электронасосом: 1 – электродвигатель; 2 – протектор (муфта); 3 – сетчатый фильтр; 4 – погружной многоступенчатый насос; 5 – кабель питания; 6 – направляющий ролик для кабеля; 7 – кабельный барабан; 8 – трансформатор; 9 – станция управления; 10 – наружная защитная труба скважины; 11 – устье скважины для ввода и вывода кабеля; 12 – внутренние трубы для подъема нефти


Для снижения сил трения и уменьшения износа и коррозии штанги 3 последнюю изготавливают из качественной легированной углеродистой стали марки не ниже 40Х, верхнюю рабочую цилиндрическую часть которой, контактирующей с сальниковым уплотнением на выходе из скважины, подвергают термической обработке и шлифуют до параметра шероховатости Ra 0,8 – 0,4 мкм. Верхний конец штанги подвешивается на гибкой тросовой подвеске 4 к головке балансира 7.
На нижнем конце колонны насосно-компрессорных труб (НКТ) внутри защитной трубы 15 скважины установлен полированный изнутри цилиндр 10 насоса, в котором вместе со  штангой 4 перемещается плунжер 11. При движении плунжера вверх – рабочем  ходе насоса, нагнетательный клапан 12 закрывается, и весь столб жидкости, заполняющей кольцевое пространство между НКТ и штангой, под действием плунжера поднимается вверх и выводится со скважины на трубопровод сбора сырой нефти 16. При этом под действием разряжения, создаваемого поднимающимся плунжером, сырая нефть через фильтр 14 поступает в нижнюю часть цилиндра 10. При ходе плунжера вниз нагнетательный клапан 12 открывается, а всасывающий клапан 13 закрывается и плунжер погружается в заполняющую цилиндр нефть, и таким образом набирает над плунжером порцию сырой нефти для подъема ее вверх при следующем рабочем ходе плунжера со штоком.
Подъем нефти с помощью штанговых насосов-качалок является самым распространенным способом и занимает в России около 70 % всех методов добычи нефти.
1.3.2. Добыча нефти с помощью погружных электронасосов 
На рис. 1.4 приведена схема подъема нефти бесштанговым методом с помощью погружного электронасоса.

В России этот метод добычи является довольно распространенным и применяется на 17 % эксплуатируемых скважин, в основном благодаря меньшей металлоемкости вследствие отсутствия громоздкого кривошипно-шатунного механизма со стойкой с поступательно движущимся штоком и плунжером внутри скважины.
Основным рабочим органом бесштангового метода является погружной многоступенчатый высоконапорный центробежный насос 4, присоединенный через муфту (протектор) со встроенным герметичным электродвигателем 1. Центробежный электронасос с герметично подключенным к нему защищенным кабелем питания 5 на резьбовой муфте присоединяется к нижнему концу колонны внутренних труб 12, которую опускают по стволу в забой буровой скважины, образованному колонной наружных защитных труб 10. 
При подаче по кабелю напряжения к обмоткам электродвигателя вращающиеся лопасти рабочих колес на ступенях погружного насоса создают динамический напор, который обеспечивает непрерывный подъем всего столба нефтяной смеси по внутренней продуктовой трубе 12 от забоя к устью скважины 11. Под избыточным давлением поднятая к устью скважины нефтяная смесь далее самотеком направляются в герметизированную систему сбора и подготовки нефти на промыслах.
Для отделения твердых включений – песка, камней и кусков глин на всасывающей линии насоса предусмотрен сетчатый фильтр 3. При подъеме колонны внутренних труб 12 вместе с кабелем во время проведении  ремонтных работ на скважине используется направляющий ролик 6 и барабан 7 для намотки поднимаемого кабеля.

Существуют и другие приемы и способы добычи нефти, в частности фонтанные (до 12%), газлифтные (4%), с винтовым насосом и др.
1.4. Промысловые системы сбора нефти и газа

Продукция скважин как нефтяных, так и газовых, по выкидным и сборным коллекторам поступает на центральный пункт сбора. Основное назначение центрального пункта сбора и подготовки нефти состоит в том, чтобы выделить из нефти механические примеси, воду и растворимые в нефти соли, измерить с высокой точностью количество нефти, и направить ее через распределительную гребенку на прием магистрального насоса или в резервуар с подключенным насосом. В некоторых случаях нефть также подвергается стабилизации на центральных пунктах сбора.

1.4.1. Требования к подготовке нефти

В принципе при переработке нефти на НПЗ содержание в ней воды и солей должно приближаться к нулю. Однако столь глубокое обезвоживание и обессоливание нефти на промысла нецелесообразно экономически [1, 2]. Поэтому степень обезвоживания составляет 0,1 – 0,3% на нефть (исходное содержание воды до 90%), солей – до 10 – 30 мг/литр нефти (исходное содержание солей может превышать 3000 мг/литр).

Вода в нефти является балластом, на перекачку которой затрачивается энергия. С другой стороны присутствие воды ускоряет коррозию оборудования и повышает давление насыщенных паров (ДНП) нефти. Кроме того, наличие воды может приводить к образованию ледяных пробок в транспортных трубопроводах, особенно в холодное время года.

Соли в нефтях представлены в основном хлоридами (Mg, Ca) При контакте с водой хлориды гидролизуются с образованием соляной кислоты:

MgCl2 + H20 
[image: image5.wmf]«

 MgOHCl + HCl
Слабоконцентрированная HCl является очень сильным коррозионным агентом для соединений железа, входящего в состав стали, используемой для изготовления основного оборудования и трубопроводов. Железо вступает в реакцию с сероводородом с образованием сульфидов железа по уравнению:

Fe + H2S = FeS + H2
[image: image6.wmf]­

– газ улетучивается, а FeS взаимодействует с HCl:

FeS + 2 HCl = FeCl2 + H2S
Хлорид железа в свою очередь гидролизуется (аналогично MgCl2) и реакция идет до полного исчерпывания хлоридов.
Нефть в процессе её транспортировки и переработки хранится в открытых резервуарах (объемом 5, 10, 50, 100 тыс. м3), работающих под атмосферным давлением. Поэтому над нефтью будет всегда существовать углеводородная подушка в виде паровоздушной смеси (ПВС). Концентрация углеводородов (уув.п) в ПВС будет определяться отношением давления насыщенных паров (Pн.п) нефти к атмосферному давлению (Pбар.):

уув.п.= Pн.п./Pбар.




(1.1)
Поэтому хранение нефти будет сопровождаться потерями ПВС («большие» и «малые» дыхания резервуаров). Это приводит к потерям ценных легких углеводородных фракций, а также к загрязнению окружающей среды. Для снижения этих потерь нормируется допустимое значение ДНП нефти при её транспортировке (порядка 300 мм. рт. ст.). Для обеспечения этого значения на промыслах проводится стабилизация нефти.

1. 4.2. Технологические приемы сбора и подготовки нефти, газа и воды
Систему сбора нефти и газа можно подразделить на три группы [3]. Системы всех групп начинаются со скважин и заканчиваются резервуарами для хранения товарной нефти или приемными линиями магистральных насосов.

К первой группе относятся средства для обеспечения добычи высокодебитных скважин. У каждой скважины располагается оборудование для сепарации и измерения продукции, а иногда и оборудование для подготовки нефти и газа. Такая система, называемая индивидуальной, редко бывает экономичной.
Ко второй группе относится наиболее часто применяемая система – групповая, представленная на рис. 1.5, в которой продукция нескольких скважин 1 по индивидуальным выкидным линиям поступает в единую групповую установку  сбора 2, где одновременно происходит измерение дебита по нефти, газу и воде с помощью  групповых замерных установок (ГЗУ). Из промежуточных групповых установок сбора вся продукция скважин по подземным трубопроводам направляется на центральный пункт сбора 3 месторождения, где газ, после сепарации, поступает в газосборную сеть, а нефть – на товарные парки  для сбора и хранения.
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	Рис. 1.5. Групповая система сбора нефти: 1 – скважины; 2 – групповые установки сбора и замера; 3 – центральные установки сбора нефти и газа
	Рис. 1.6. Схема коллекторного сбора нефти из нескольких скважин: 1 скважины; 2 – коллекторы сбора нефти; 3 – центральная установка сбора нефти и газа


К третьей группе – коллекторной, относится система сбора (рис. 1.6), в которой продукция нескольких скважин 1 по выкидным линиям поступает на общие коллекторы сбора 2, по которым нефть направляют на центральный пункт сбора 3.

Дебиты индивидуальных скважин по нефти, газу и воде по коллекторной системе сбора, измеряются периодически с помощью небольших замерных установок (ГЗУ), устанавливаемых около скважин. Все остальное оборудование по подготовке продукции скважин располагается на центральном пункте сбора.
В настоящее время схемы комплексов унифицированы, предусматривают различные сочетания процессов герметизированного сбора и подготовки нефти, газа и воды для обеспечения требуемого качества продукции при минимальных эксплуатационных и капитальных затратах. На рис. 1.7 представлена типовая комбинированная схема герметизированного сбора нефти, газа и воды на отечественных промыслах.

Сырая нефть из эксплуатационных скважин 15 под собственным давлением поступает на групповые замерные установки (ГЗУ) 1, где происходит измерение качества и количества нефти. Далее нефть по сборному коллектору 2 нефти, газа и воды поступает на дожимную насосную станцию (ДНС) 3, в составе которых имеются сепараторы первой ступени для разделения нефти от газа. Разделенный газ по газопроводу 4 направляется на газоперерабатывающий завод 7, а нефть – на установку комплексной подготовки нефти (УКПН) 5. На УКПН производится вторая и третья ступени сепарации газа от нефти, а также обезвоживание и обессоливание нефти.
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	Рис.1.7. Схема герметизированного сбора нефти, газа и воды на промыслах: 1 – групповые замерные установки; 2 – сборный коллектор нефти, газа и воды; 3 – дожимная насосная станция; 4 – газопровод; 5 – установка комплексной подготовки нефти; 6 – насосная станция перекачки нефти; 7 – газоперерабатывающий завод; 8 – автоматизированная система оценки качества и расхода нефтепродуктов; 9 – товарные резервуары нефти; 10 –магистральный нефтепровод; 11 – установка очистки воды; 12 – водоводы; 13 – кустовая насосная станция; 14 – нагнетательные скважины; 15 – эксплуатационные скважины


Отделившаяся вода очищается на установке 11 и насосами, установленными на кустовой насосной станции 13, по водоводам 12 закачивается в пласт через нагнетательные скважины 14. Обезвоженная и обессоленная на УКПН нефть насосами 6 через систему автоматизированного контроля 8 направляется на хранение в товарные парки 9 или переработку потребителям на нефтеперерабатывающие заводы (НПЗ)  по магистральному нефтепроводу 10 или железнодорожным или водным транспортом.
Конкретная технология сбора и подготовки нефти во многом определяется её составом, который может весьма существенно различаться.

1.5. Общие свойства нефти и нефтепродуктов
Нефть представляет собой подвижную маслянистую горючую жидкость, плотность которой, как правило, меньше плотности воды, со специфическим запахом и цветом от светло-коричневого до черного [1, 2].
С позиций химии нефть это сложная многокомпонентная взаиморастворимая смесь газообразных, жидких и даже твердых углеводородов различного химического строения с числом углеродных атомов до 100 и более с примесью гетероорганических соединений серы, азота, кислорода и некоторых тяжелых металлов. В теории разделения нефть и её составляющие трактуются как «непрерывные» смеси (количества отдельных компонентов имеют дифференциальный характер). Поэтому в теории нефтепереработки оперируют не покомпонентным составом, а фракционным. Под последним понимается сложное соединение, состоящее из многих компонентов, характеризуемое пределами выкипания смеси в заданных условиях испытания. 

1.5.1. Элементарный состав нефти:

C – (82,5 – 87)%;

H – (12,5 – 14,5)%;
O – (0,05 – 0,35)%;

N – до 1,8%;

S – до 5,3 (редко до 10)%;

Ca, Mg, Fe, Al, Si, V, Ni, Nf, Wa и др. – в незначительных количествах.

1.5.2. Химический состав нефти:

Парафиновые углеводороды (алканы) – CnH2n+2 – присутствуют в пределах 25 – 35%, в Мангышлакской нефти  – до 50%; фр.С1 – С4 – газообразные; С5 – С15 – жидкие; С16 и выше – твердые (парафины и церезины); С5 – С10 – входят в состав бензинов; С11– С15 – в составе керосина и дизельного топлива (ДТ).
Непредельные углеводороды (алкены, диалкены):
CnH2n – алкены; CnH2n-2 – диалкены. Обладают повышенной реакционной способностью, в нефтях не присутствуют, образуются в процессе переработки нефти. 

Нафтеновые углеводороды – циклоалканы (цикланы) входят в состав всех фракций нефтей, кроме газов, в среднем в нефтях различных типов содержатся от 25 до 80 %. Бензиновые и керосиновые фракции нефтей представлены в основном гомологами циклопентана и циклогексана, преимущественно с короткими (С1 – С3) алкилзамещенными цикланами. Нафтеновые углеводороды являются наиболее высококачественной составной частью моторных топлив и смазочных масел, придавая им высокие эксплуатационные свойства, являются более качественным сырьем в процессах каталитического риформинга.
Ароматические углеводороды (арены) – содержат бензольное кольцо (бензол, толуол, ксилол). Арены являются ценными компонентами в автобензинах (с высоким октановым числом), но нежелательными в реактивных и дизельных топливах. Индивидуальные ароматические углеводороды – бензол, толуол, ксилол, этилбензол, изопропилбензол и нафталин являются ценным сырьем для процессов нефтехимического органического синтеза 
Явление изомеризации – начинается с углеводородов С4, например н-бутан – с линейной структурой цепи и изобутан с разветвленной пространственной структурой, значительно отличаются по физико-химическим свойствам.

Сернистые соединения – присутствуют в виде элементарной серы, сероводорода, меркаптанов и сульфидов, снижающих качество нефти.
Элементарная сера присутствует в очень малых количествах (до 0,1 % масс.), обычно в растворенном состоянии, связанных с известковыми отложениями. Обладает сильной коррозионной активностью, особенно к цветным металлам, в частности, по отношению к меди и ее сплавам;

H2S – сероводород, присутствует в широком диапазоне, от сотых долей до 6%, в отдельных случаях до 14% и чаще обнаруживается в природных газах и газоконденсатах;
Меркаптаны (тиолы) – RSH – обладают сильным удушающим запахом и применяются в качестве одоранта для обнаружения утечек из газовых сетей; из-за высокой коррозионной активности приводят к быстрому подавлению активности (отравлению) катализаторов.
Элементарная сера, сероводород и меркаптаны, как весьма агрессивные сернистые соединения, являются наиболее нежелательными составными частями нефти. Их необходимо удалять в процессах очистки товарных нефтепродуктов.
Сульфиды (тиоэфиры) составляют основную часть сернистых соединений в топливных фракциях нефти (от 50 до 80 % от общей серы в этих фракциях). Они нейтральны при низких температурах, но термически малоустойчивы и разлагаются при нагревании свыше 130 – 160 ºС с образованием сероводорода и меркаптанов.

Азотистые соединения – обладают щелочными или нейтральными свойствами. Особого влияния на эксплуатационные свойства нефтепродуктов не оказывают.

Кислородные соединения – входят в состав асфальтосмолистых веществ. Вредно влияют на большинство нефтепродуктов и оборудование, вызывая их окисление.
1.6. Классификация нефтей
В основу ее положены 5 показателей, включая содержание серы в нефтях и светлых нефтепродуктах, выход фракций, выкипающих до 350 °С, потенциальное содержание и индекс вязкости базовых масел, а также содержание парафина в нефтях. Нормы ГОСТ 912–66 для технологической классификации нефтей приведены в табл. 1.4 [1, 2].

Таблица  1.4
Технологическая классификация нефтей по ГОСТ 912-66

	Класс
	Содержание серы, %масс.
	Тип 
	Выход фракций 

до 350оС, % масс.
	Группа
	Потенциальное содержание базовых масел, % масс.
	Подгруппа
	Индекс вязкости базовых масел
	Вид
	Содержание парафина

 в нефти, % масс.

	
	В нефти
	В бензине

(к.к. 120 оС
	В реактивном

топливе

(120-240 оС)
	В диз.топливе

(240-350 оС)
	
	
	
	На нефть
	На мазут (выше 350 оС)
	
	
	
	

	I
	Не более 0,50
	Не более 0,15


	Не более 0,1
	Не более 0,2
	Т1
	Не менее 45
	М1
	Не менее 25
	Не менее 45
	И1
	Вы-ше 85
	П1
	Не более 1,5

	II
	0,51-2,0
	
	Не более 0,25
	Не более 1,0
	Т2
	30-44,9
	М2

	15-25
	Не менее 45
	
	
	П2
	1,51-6,0

	
	
	
	
	
	
	
	М3

	15-25
	30-45
	И2
	40-85
	
	

	III
	Более 2,0
	
	
	
	Т3
	Менее 30
	М4
	Менее 15
	Менее 30
	
	
	П3
	Более 6,0


Нефти, содержащие не более 0,5 % масс. серы, считаются малосернистыми и относятся к I классу, однако если в одном или во всех дистиллятных топливах из данной нефти содержание серы выше указанных в табл. 1.4 пределов, то эту нефть относят ко II классу, т. е. к сернистым нефтям.

Нефти, содержащие от 0,51 до 2,0 % масс. серы, считаются сернистыми, и их относят ко II классу. Однако и в этом случае учитывается содержание серы в продуктах: если во всех дистиллятных; топливах из данной нефти количество серы не превышает норм, предусмотренных для топлив из малосернистой нефти, то эта нефть должна быть отнесена к I классу и считается малосернистой. В случае, когда при таком же количестве серы в нефти (0,51–2,0 % масс.) одно или все топлива содержат серы больше, чем указано в нормах для сернистой нефти, эта нефть должна быть отнесена к III классу, т.е. к высокосернистым нефтям.
Нефти, содержащие более 2,0 % масс. серы, относятся к высоко сернистым, т.е. к III классу, однако если все топлива содержат серу в количествах, не превышающих пределов для топлив из сернистой нефти, то эта нефть должна быть отнесена ко II классу, т.е. к сернистым.
В зависимости от выхода фракций, выкипающих до 350о С, нефти делятся на три типа: Т1, Т2 и Т3, а в зависимости от суммарного содержания дистиллятных и остаточных базовых масел – на четыре группы: М1, М2, М3 и М4 соответственно. По величине индекса вязкости базовых масел классификацией предусмотрены две подгруппы нефтей: И1 и И2.
По содержанию парафина различают нефти трех видов: П, П2 и П3. К виду П1 относятся малопарафинистые нефти, содержащие не более 1,5 % масс. парафина с температурой плавления 50 °С и выше и при условии, что из них получаются без депарафинизации реактивное топливо, зимнее дизельное топливо (фракция 240 – 350 °С) с температурой застывания не  выше минус 45° С и базовые  масла, температуры застывания которых в зависимости от вязкости указаны ниже в табл.1.5.
Таблица 1.5
Связь кинематической вязкости (сСт) от температуры застывания 
базовых масел
	Кинематическая вязкость 

ν50,  сСт
	Температура застывания

Т ЗАСТ,  °С

	8 – 14
	– 30

	14 – 23
	– 15

	23 – 52
	–10


Вид П2 включает парафинистые нефти, содержащие от 1,51 до 6,0 % масс. парафина, при условии, что из них без депарафинизации получаются реактивное топливо и летнее дизельное топливо (фракция 240 – 350°С) с температурой застывания не выше минус 10°С и с применением депарафинизации – дистиллятные масла.
К виду П3 относятся высокопарафинистые нефти, в которых более 6,0 % масс. парафина. Из них не может быть получено без депарафинизации летнее дизельное топливо. Эти нефти рекомендуется использовать для производства парафина.
Если из малопарафинистой нефти не может быть получен хотя бы один из предусмотренных технологической классификацией нефтепродуктов без депарафинизации, то эта нефть должна быть отнесена к виду П2. Аналогично, если из парафинистой нефти не может быть получено дизельное летнее топливо без депарафинизации, то считают, что эта нефть вида П3, и наоборот, высокопарафинистая нефть, из которой возможно получение дизельного топлива без депарафинизации, должна принадлежать к виду П2.
Пример: В соответствии с технологической классификацией нефть Доссорского месторождения обозначается шифром: IТ1М1И1П1.
Это означает, что данная нефть относится к малосернистой класса I, с содержанием серы до 0,50 % масс.; типу Т1 – с максимальным выходом фракций, выкипающих при температурах до 350 °С не менее 45 % масс., группе М1 – с высоким потенциальным содержанием базовых масел в нефти не менее 25 % масс.; подгруппе И1 – с высоким индексом вязкости базовых масел не ниже 85 ед.; и виду П1 – малопарафинистой с содержанием парафина до 1,5 % масс.
В настоящее время в России принята новая классификация нефтей по ГОСТ Р 51858–2002.
2. ТЕОРЕТИЧЕСКИЕ ОСНОВЫ И ОБОРУДВАНИЕ ПРОЦЕССОВ ПЕРЕРАБОТКИ НЕФТИ И ГАЗА
Процессы физической переработки нефти и газа методами перегонки и ректификации являются основными (головными) методами обработки нефтепродуктов на НПЗ, в качестве первичных процессов переработки, а далее подвергаться более глубокой вторичной переработке с целью получения товарных продуктов или их компонентов [1 – 4].

2.1. Общие сведения о процессах перегонки и ректификации

Перегонка (дистилляция) это процесс физического разделения нефти и газа на отдельные фракции (компоненты), отличающиеся друг от друга и от исходной смеси по температуре кипения (или конденсации). По способу проведения процесса различают простую и сложную перегонку. 
2.1.1. Простая и сложная перегонка для разделения смесей

Простая перегонка осуществляется постепенным, однократным или многократным испарением жидкости или конденсацией паров.

Перегонка с однократным испарением (ОИ) состоит в постепенном нагревании нефти от начальной до конечной температуры с непрерывным отводом и конденсацией образующихся паров. Этот способ перегонки нефти и нефтепродуктов в основном применяют в лабораторной практике для определения их фракционного состава.

При однократной перегонке жидкая нефть нагревается до заданной температуры, образовавшиеся и достигшие равновесия пары однократно отделяются от жидкой фазы –  остатка. Этот способ, по сравнению с перегонкой с постепенным испарением, обеспечивает при одинаковых температурах  и давлении большую долю отгона и применяется в нефтеперегонке  для достижения максимального отбора паров при ограниченной температуре нагрева во избежание крекинга (расщепления) нефти.

Перегонка с многократным испарением заключается в последовательном повторении процесса однократной перегонки при более высоких температурах или низких давлениях по отношению к остатку предыдущего процесса перегонки.
На рис. 2.1 представлена принципиальная схема простой перегонки исходной смеси F на низкокипящий (НК) и высококипящий (ВК) компоненты путем одно- или многократного испарения жидкости в перегонном кубе 1 и конденсации паров в конденсаторе-холодильнике 3.
Исходная смесь F, состоящая из низкокипящего (НК) и высококипящего (ВК) компонентов, подают в перегонный куб 1, снабженный нагревательным элементом 2 в виде рубашки или змеевика с подачей в нее жидкого или газообразного горячего теплоносителя (т/н), или с помощью электрического, огневого или другого обогревателя. При достижении в смеси  температуры, равной температуре кипения НК, из смеси начинается испарение паров НК, которые поступают в конденсатор-холодильник 4, где с помощью охлаждающего агента происходит конденсация паров НК. При однократном испарении образующийся жидкий конденсат полностью отводится в отборную емкость 5 для низкокипящего компонента. После полного испарения из нагреваемой смеси низкокипящего компонента из куба сливается остаток, представляющий собой практически чистый ВК. Далее процесс испарения повторяется при той же или другой температуре. При разделении многокомпонентной смеси, в отборные емкости 5 производится отбор различных фракций низкокипящего компонента НК1, НК2, НК3 и т.д., имеющие различные температуры кипения.
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	Рис. 2.1. Принципиальная схема простой перегонки: 1 – перегонный куб; 2 – нагревательный элемент (рубашка); 3 – циркуляционный насос для возврата флегмы; 4 – конденсатор-холодильник; 5 – отборные емкости для фракций низкокипящего компонента


К процессам сложной перегонки относят перегонку с дефлегмацией (возвратом разделенного компонента в перегонный куб) и перегонку с ректификацией.

При перегонке с дефлегмацией образующиеся пары и часть конденсата НК подают навстречу потоку пара или возвращают непосредственно в перегонный куб в виде жидкой флегмы L. В результате однократного контакта парового и жидкого потоков уходящие из системы пары дополнительно обогащаются низкокипящими компонентами (НК), повышая четкость разделения смесей.
2.1.2. Разделение смесей методом ректификации. Полные и неполные, простые и сложные ректификационные колонны
Перегонка с ректификацией (ректификация) – наиболее распространенный тепло- массообменный процесс разделения смесей, осуществляемый в специальных аппаратах – ректификационных колоннах, путем многократного контактирования неравновесных потоков пара и жидкости. Контактирование может проводиться либо непрерывно (в насадочных колоннах), либо ступенчато, (в тарельчатых ректификационных колоннах).
На рис. 2.2 представлена схема распространенной тарельчатой ректификационной колонны, обеспечивающей четкое разделение исходной смеси F на два целевых продукта: дистиллят D и кубовый остаток W  при многократном ступенчатом контактировании восходящих потоков пара с нисходящим потоком жидкости на контактных устройствах – тарелках.
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	Рис. 2.2. Схема простой полной ректификационной колонны: 1 – подогреватель сырья; 2 – тарельчатая ректификационная колонна; 3 – дефлегматор-конденсатор; 4 – испаритель-кипятильник. Потоки: F – питание (сырье); D – дистиллят; W – кубовый остаток; L – флегма (жидкое орошение); P – пар из испарителя; УЧ – укрепляющая часть; ИЧ – исчерпывающая часть колонны


При взаимодействии встречных потоков пара и жидкости на каждой ступени контактирования (на тарелке или слое насадки) между ними происходит тепло- и массообмен, обусловленные стремлением системы к состоянию равновесия. В результате каждого контакта компоненты смеси перераспределяются между фазами: поднимающийся  пар обогащается низкокипящим компонентом, а стекающая жидкость – высококипящим. При достаточно длительном времени контактирования и высокой эффективности контактного устройства пар и жидкость, покидающие тарелку  (или слой насадки), могут достичь состояния равновесия, т.е. температуры потоков станут одинаковыми, а их составы будут связаны уравнениями равновесия. Такой контакт жидкости и пара, завершающийся достижением фазового равновесия, называют равновесной ступенью или теоретической тарелкой. Подбирая число контактных ступеней (тарелок), соответственно высоту колонны и параметры процесса ректификации (температуру, давление, соотношение расходов потоков и др.), можно обеспечить любую требуемую четкость разделения (фракционирования) исходной смеси на целевые продукты.

Место ввода в колонну нагретого сырья F называют питательной секцией или тарелкой питания, где осуществляется однократное испарение. Тарелка питания делит общую высоту колонны на две части. Верхняя часть колонны, расположенная выше тарелки питания, служит для ректификации парового потока и называется укрепляющей (УЧ) или концентрационной, а нижняя часть, где осуществляется ректификация жидкого потока, исчерпывающей (ИЧ) или отгонной.

В зависимости от наличия в колонне укрепляющих и исчерпывающих частей различают полные или неполные колонны. Колонны, имеющие верхнюю укрепляющую и нижнюю исчерпывающие части, называют полными. Приведенная на рис. 2.2 колонна 2 относится к полной, она имеют в своем составе верхнюю укрепляющую часть (УЧ) с одним теплосъемом (Qдеф ) в дефлегматоре 3 и нижнюю исчерпывающую часть (ИЧ) с одним теплоподводом (Qкип) в кипятильнике 4.

Неполными называют колонны, которые не имеют либо верхней укрепляющей, либо нижней исчерпывающей частей. Примеры неполных ректификационных  колонн представлены на рис. 2.3, а, и б.
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	Рис. 2.3. Схемы неполных ректификационных колонн: 
а – укрепляющей; б –  исчерпывающей


Так неполная укрепляющая колонна на рис. 2.3, а состоит только из верхней укрепляющей части (УЧ) с дефлегматором 2, соответственно, не имеет нижней исчерпывающей части с кипятильником. Сырье F подводится на низ укрепляющей колонны 1 полностью в паровой фазе, обеспечивая одновременно с питанием восходящий паровой поток в колонне. Неполная исчерпывающая  колонна на рис. 2.3, б, наоборот, состоит только из нижней исчерпывающей части (ИЧ) с кипятильником 3, соответственно, не имеет дефлегматора, вместо которого в верхней части колонны устанавливают холодильник-конденсатор 4 для конденсации отводимых с верха паров низкокипящего компонента – дистиллята D. Сырье в исчерпывающую колонну подводится полностью в жидкой фазе, играя одновременно роль жидкого орошения – флегмы L. Неполные колонны применяются в качестве десорбера на абсорбционных установках и в нефтепереработке в качестве отпарных или стриппинг-секций для получения дополнительных боковых погонов.

По числу потоков исходного сырья и готовых продуктов различают простые и сложные ректификационные колонны.

Простые колонны (рис. 2.2) обеспечивают разделение исходной смеси (сырья) F на два целевых продукта: дистиллят D (ректификат), выводимый с верха колонны в паровом состоянии и нижний продукт ректификации – кубовый остаток W.

Сложные ректификационные колонны разделяют исходную смесь F более чем на два продукта. Отбор дополнительных фракций на сложных колоннах может проводиться непосредственно из колонны в виде боковых погонов, либо из специальных отпарных колонн, называемых стриппинг-секциями. Последний тип колонн нашел широкое распространение в нефтепереработке для получения дополнительных нефтяных фракций бензина, дизельного топлива и смазочных масел.

Для разделения бинарных или многокомпонентных смесей на 2 индивидуальных компонента достаточно одной простой полной колонны (рис. 2.2). Для разделения многокомпонентных дискретных или непрерывных смесей более чем на 2 компонента (фракции) можно применять цепочку простых полных колонн (рис. 2.4), или одну сложную колонну (рис. 2.5). Нетрудно подсчитать, что для разделения смеси, состоящей из К компонентов, необходимо  использовать  (К – 1) полных простых колонн. Так для разделения пятикомпонентной смеси на индивидуальные компоненты A, B, C, D, E необходимо использовать 4 последовательно соединенные простые полные колонны (рис. 2.4).
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	Рис. 2.4. Схема разделения пятикомпонентной смеси на индивидуальные компоненты A, B, C, D, E на цепочке простых полных ректификационных колонн К1, К2, К3, К4: Д1, Д2, Д3, Д4 – дефлегматоры-конденсаторы; И1, И2, И3, И4 – испарители-кипятильники


Каждая колонна К1, К2, К3, К4 в этой схеме должна быть снабжена собственным дефлегматором-конденсатором Д1, Д2, Д3, Д4 для выделения низкокипящего компонента с верха колонны и возврата флегмы на орошение колонны, а также испарителем-кипятильником И1, И2, И3, И4 в кубе для создания восходящего парового потока в каждой колонне. Такая схема позволяет обеспечить четкое разделение смесей на индивидуальные компоненты, однако требует значительных затрат горячего и холодного теплоносителей и наиболее часто применяется на центральных газофракционирующих установках (ЦГФУ) для разделения широких фракций легких углеводородов (ШФЛУ) на индивидуальные легкие газообразные предельные углеводороды С2 – С6 и выше.

На рис. 2.5 представлена схема сложной колонны для разделения той же пятикомпонентной смеси на индивидуальные компоненты A, B, C, D, E.
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	Рис. 2.5. Схема сложной ректификационной колонны К1 для разделения пятикомпонентной смеси на индивидуальные компоненты A, B, C, D, E: Д1 – дефлегматор-конденса-тор; И1 – испаритель-кипятильник; С1, С2, С3 – отпарные колонны (стриппинг-секции)


Колонна К1 имеет в верхней укрепляющей части один дефлегматор-холодильник Д1 для конденсации и выделения низкокипящего компонента A и создания жидкого нисходящего потока орошения – флегмы L.
В нижней исчерпывающей части основной ректификационной колонны К1 установлен один испаритель-кипятильник И1, обеспечивающий образование восходящего потока пара Р в колонне. В средней части колонны установлены выносные отпарные колонны (стриппинг-секции) С1, С2, С3, являющиеся неполными исчерпывающими ректификационными колоннами. В низ каждой отпарной колонны подводится нагревающий агент – обычно водяной пар, а из куба отводятся боковые погоны, являющиеся промежуточными компонентами (фракциями) B, C и D исходной смеси, отличающиеся друг от друга составами и температурами кипения.
Достоинством сложных колонн является возможность значительного сокращения энергетических затрат на проведение процесса ректификации многокомпонентных смесей в системе колонн со связанными материальными и тепловыми потоками, по сравнению с цепочкой простых полных колонн. Недостатком сложных колонн является нечеткость разделения многокомпонентных смесей на индивидуальные компоненты. Поэтому сложные колонны находят наиболее широкое применение в нефтепереработке, когда из нефти и продуктов ее переработки получают отдельные фракции топлив или масел, отличающиеся друг от друга различными диапазонами температур их кипения, обычно в пределах от 20 до 50 ºС, например для получения газойлевых (масляных) фракций с низкими (200 – 245 ºС), средними (250 – 295 ºС) и высокими  (300 – 345 ºС) температурами кипения. Иногда температуры кипения (налегания) фракций могут перекрывать друг друга, которые обычно не превышают 10 – 30 ºС.

2.1.3. Технико-экономические показатели процесса ректификации

Выбор конкретной схемы перегонки и ректификации определяется технико-экономическим расчетами возможных вариантов разделения. При этом используются следующие показатели процесса разделения: четкость погоноразделения, флегмовое и паровое числа, числа теоретических и действительных тарелок, коэффициент полезного действия тарелок, коэффициент относительной летучести компонентов и др. [1, 2, 4].
2.1.3.1. Четкость погоноразделения – основной показатель эффективности разделения, характеризует разделительную способность ректификационной колонны. Она может быть выражена концентрацией целевого продукта в готовом продукте или исходном сырье, например, содержанием низкокипящего компонента в дистилляте xD. 
Применительно к ректификации нефтяных смесей четкость погоноразделения обычно характеризуется групповой чистотой отбираемых фракций, т.е. долей компонентов, выкипающих по кривой истинных температур кипения (ИТК) до заданной температурной границы деления смеси. На практике часто используют такой косвенный показатель, как налегание температур кипения соседних фракций в продукте. Для колонн перегонки нефти на топливные фракции, допустимой температурой налегания соседних фракций считается 10 … 30 ºС.

Разделительная способность ректификационной колонны в значительной степени определяется числом контактных ступеней (тарелок), соотношением потоков паровой и жидких фаз, выражаемых соответствующими флегмовым и паровым числом.
2.1.3.2. Флегмовое число  R – характеризует отношение жидкого и парового потоков в верхней укрепляющей части колонны
R = L/D ,





(2.1)

где  L и  D – расходы возвращаемой на верх колонны жидкого орошения (флегмы) и отбираемого дистиллята.

2.1.3.3. Паровое число  П – характеризует соотношение парового и жидкого потоков в нижней исчерпывающей части колонны: 
П = P /W, 





(2.2)

 где P  – расход парового потока, поступающего  из испарителя; W – количество отводимого из низа колонны жидкого кубового продукта (остатка).

2.1.3.4. Число теоретических и действительных тарелок

Заданная четкость разделения ректификационной колонны определяется числом теоретических тарелок NТ, (или высотой насадки HН); флегмовым R (и паровым П) числом; эффективностью контактного устройства, выражаемой через коэффициент полезного действия (КПД) реальных тарелок –  ηТ  , или удельной высотой насадки HУД, соответствующей одной теоретической тарелке.

Зависимость теоретического числа тарелок NТ  от флегмового числа R выражается в виде экспоненциального графика (рис. 2.6), на котором определяют: минимальное флегмовое число Rmin , соответствующее бесконечно большому числу тарелок (NТ →∞) и минимальное число тарелок NТ min , достигаемое при бесконечно большом флегмовом числе (R→∞).
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	Рис. 2.6. Зависимость числа теоретических тарелок NТ в ректификационной колонне от флегмового числа R при заданной четкости разделения
	Рис. 2.7. Изменение капитальных (К), эксплуатационных (Э) и общих (Э+К) затрат от количества орошения (флегмы) L в ректифи-кационной колонне


Из рис. 2.6 следует, что заданная четкость разделения может быть достигнута при одновременном выполнении двух ограничений:

– по флегмовому числу:                     Rmin  < R < ∞ ;

– и числу теоретических тарелок:    ∞ > NТ > NТ min .
Любая точка на кривой (NТ  – R) на рис. 2.6 может быть принята в  качестве рабочей, т.е. требуемая четкость разделения может быть достигнута бесконечным множеством пар чисел NТ  и  R.
Флегмовое число R и соответствующее количество жидкого орошения L в колонне изменяются от минимального значения до бесконечно большого; при этом необходимое для заданной четкости разделения число тарелок N будет меняться, соответственно, от бесконечно большого значения до некоторого минимального. Очевидно, увеличение количества орошения L будет приводить к возрастанию эксплуатационных затрат Э на перекачку жидкости, на нагрев в кипятильнике и охлаждение в конденсаторе (рис. 2.7), а капитальные затраты К сначала будут существенно уменьшаться в связи с уменьшением высоты и массы колонны, а затем расти в связи с увеличением диаметра и, соответственно, массы колонны.
Из многолетнего опыта эксплуатации ректификационных колонн установлено, что существует оптимальное значение флегмового числа Rопт, соответствующее минимуму суммарных затрат на процесс ректификации (рис. 2.7):

Rопт = β .Rmin ,




(2.3)
где β – коэффициент избытка флегмы, принимаемый в пределах 1,0 .. 1,3.

2.1.3.5. Коэффициент полезного действия (КПД) тарелок

Действительное число тарелок NД определяется либо аналитическим расчетом на ЭВМ с использованием уравнений равновесия фаз, материальных и тепловых балансов потоков, либо исходя из опытных данных по КПД (или  эффективности) тарелки ηТ:

NД = NТ /ηТ .




(2.4)
КПД известных тарелок ηТ в зависимости от конкретных конструкций и условий работы принимается в пределах 0,3 … 0,9 и приводится в справочниках, или рассчитывается по эмпирическим уравнениям.

2.1.3.6. Коэффициент относительной летучести

Разделительные свойства перегоняемых нефтепродуктов и индивидуальных компонентов принято выражать через коэффициент относительной летучести
α = К1/К2,




(2.5)
где  К1  и К2 – константы фазового равновесия соответственно для низкокипящего и высококипящего компонентов (фракций) перегоняемого сырья при одинаковых температурах и давлениях. Коэффициент относительной летучести α косвенно характеризует движущую силу процесса применительно к разделяемому сырью. Сырье, у которого α >>1, легче разделяется на компоненты, чем сырье, у которого значения коэффициента α близки к единице.

2.2. Особенности нефти как сырья для процессов перегонки

Нефть и нефтепродукты имеют ряд специфических особенностей, определяющие особенности технологии их переработки:

1. Нефть и особенно ее высококипящие фракции характеризуются невысокой термической стабильностью. Для большинства нефтей эта температура соответствует температурной границе деления примерно между дизельным топливом и мазутом на кривой истинных температур кипения (ИТК), т.е. при температуре  350 … 360. ºС. Нагрев нефтепродуктов до более высоких температур может сопровождаться деструктивными изменениями, что приводит к снижению качества перегоняемых продуктов. В таких условиях единственно возможным способом разделения является перегонка под вакуумом, что позволяет снизить температуру процесса ректификации и повысить коэффициент относительной летучести α компонентов. Вакуумную переработку проводят на второй стадии перегонки мазута под вакуумом 100 … 20 мм рт. ст. (133 – 27 гПа) для отбора газойлевых (масляных) фракций в качестве легких дистиллятных фракций и гудрона в качестве кубового остатка.

2. В нефтепереработке ограничиваются получением топливных и газойлевых (масляных) фракций, выкипающих в достаточно широком диапазоне температур:

– бензиновые – в диапазоне 65 (80) … 140 (180) ºС;  

– керосиновые – 140 (180) … 240 ºС;

– дизельные – 240 … 350 ºС;

– вакуумные дистилляты – газойли трех фракций: легкий  – 350 … 400 ºС;  средний – 400 … 450 ºС; тяжелый – 450 … 500 ºС;

– тяжелый остаток (гудрон) –  > 490 (>500) ºС.

Иногда ограничиваются неглубокой атмосферной (первичной) перегонкой нефти с получением в остатке мазута с температурой кипения  >350 ºС.

3. Высококипящие и остаточные фракции нефти содержат значительное количество гетероорганических смолисто-асфальтеновых соединений и металлов, попадание которых в легкие дистилляты резко ухудшают их эксплуатационные свойства. Поэтому для их улавливания требуется четкая сепарация фаз на тарелке питания, в частности установка промывных тарелок для отмывки потока паров в исчерпывающей части колонны.

4. Для оптимизации технологических параметров ректификации целесо-образно выбрать такие значения давления и температур, которые:

– обеспечивают состояние разделяемой смеси, далекое от критического и возможно большее значение коэффициентов относительной летучести α;

– исключают возможность термодеструктивного разложения или кристаллизации в аппарате и трубопроводах;

– позволяют использовать доступные и дешевые хладо- и теплоносители для конденсации паров и испарения жидкости в кубе колонны;

– обеспечивают оптимальный уровень по удельной производительности, капитальным и эксплуатационным затратам. 

В зависимости от применяемого давления ректификационные колонны для перегонки нефтяного сырья подразделяются на следующие виды:

– атмосферные, работающие при давлениях, незначительно превышающих атмосферное (0,1 … 0,2 МПа), применяемые для перегонки стабилизированных или отбензиненных нефтей на топливные фракции и мазут;

– вакуумные (низкий, средний глубокий вакуум), работающие при остаточном давлении в зоне питания 100 …20 мм рт. ст. (133 … 27 гПа), применяемые для фракционирования мазута на вакуумный газойль, узкие масляные фракции и гудрон (1 мм рт. ст. = 133.3Па);

– колонны, работающие под избыточным давлением (1… 4 МПа), применяемые для стабилизации или отбензинивания нефтей, стабилизации газовых бензинов и вторичных процессов фракционирования попутных нефтяных газов.

2.3. Способы регулирования температурного режима
 в ректификационных колоннах

Нормальная работа ректификационных колонн и требуемое качество продуктов перегонки обеспечивается путем регулирования температурного режима в колонне за счет отвода тепла в укрепляющей и подвода тепла в исчерпывающей секциях колонн, а также нагревом исходного сырья F до оптимальной температуры. В промышленных процессах перегонки нефти используют следующие способы регулирования температурного режима по высоте колонны.

Отвод тепла в укрепляющей части (рис. 2.8) путем:

– использования парциального конденсатора;

– организации испаряющегося холодного орошения;

– организации неиспаряющегося (циркуляционного) орошения.

Подвод тепла в исчерпывающей части (рис. 2.9) путем:

– нагрева кубового остатка в испарителе-кипятильнике;

– циркуляцией части кубового остатка, нагретого в печи.
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	Рис. 2.8. Схемы отвода теплоты с верха ректификационной колонны 1: а – парциальным конденсатором 2; б – испаряющимся орошением  (флегмой) из конденсатора-дефлегматора 4 и сепаратора (емкости) 3; в – неиспаряющимся циркуляционным орошением из холодильника 5
	Рис. 2.9. Схемы подвода теплоты в низ ректификационной колонны 1: а – за счет подвода тепла из испарителя-кипятильника 2 с паровым пространством; б – горячей струей из трубчатой печи 3


Парциальный конденсатор представляет собой встроенный кожухотрубчатый теплообменник 2 (рис. 2.8, а), установленный горизонтально или вертикально непосредственно на верху колонны 1. Охлаждающим  агентом в конденсаторе служат вода, воздух, иногда исходное сырье. Поступающие в межтрубное пространство пары НК частично конденсируются и возвращаются на верхнюю тарелку в виде орошения (флегмы) L, а несконденсировавшиеся пары НК (дистиллята G) отводятся на дальнейшую переработку. Из-за трудностей монтажа и обслуживания и значительной коррозии встроенного теплообменника этот способ получил ограниченное распространение в малотоннажных производствах и при необходимости получения НК в виде пара.

Холодное (острое) орошение (рис. 2.8, б) находит самое большое распространение в практике нефтепереработки. Паровой поток НК с верха колонны 1 полностью конденсируется в водяном или воздушном конденсаторе-холодильнике 4 и поступает в емкость (сепаратор) 3, откуда часть конденсата с помощью флегмового насоса обратно подается на верхнюю тарелку колонны 1 в виде холодного испаряющегося орошения (флегмы) L, а балансовое количество отводится как целевой продукт – дистиллят D.

Циркуляционное (неиспаряющееся) орошение (рис. 2.8, в) – широко применяется в нефтепереработке для регулирования температуры не только в верхней части колонны, но и в средних частях сложных колонн (см. рис. 2.5). Для создания циркуляционного орошения с некоторой тарелки выводят часть жидкой флегмы (или бокового дистиллята), охлаждают в теплообменнике-холодильнике 5, в котором она отдает тепло исходному сырью или хладоносителю, после чего циркуляционным насосом возвращают на вышележащую тарелку. На современных ректификационных колоннах часто применяют комбинированные схемы орошения, например сложная колонна атмосферной перегонки нефти имеет на верхней части острое холодное орошение в виде флегмы, а ниже несколько промежуточных циркуляционных орошений. Часто применяют отбор бокового погона для создания циркуляционного орошения с подачей последнего в колонну выше точки возврата паров  из отпарной секции. В укрепляющей секции сложных колонн вакуумной перегонки мазута отвод тепла осуществляется преимущественно посредством циркуляционного орошения.

Использование только одного циркуляционного орошения в ректификационных колоннах неэкономично, поскольку низкопотенциальное тепло верхнего погона малопригодно для регенерации тепла. Поэтому используют не менее трех циркуляционных орошений, а тепло отбираемых дистиллятных фракций с  укрепляющей части колонны используют для нагрева нефтяного сырья с целью выравнивания нагрузок и оптимизации работы контактных элементов по высоте колонны.

Подвод тепла в низ колонны кубовым испарителем-кипятильником (рис. 2.9, а) осуществляется за счет подогрева кубового продукта в выносном испарителе-кипятильнике 2 с паровым пространством (рибойлере) до температуры кипения с использованием горячего теплоносителя, обычно водяного пара с возвратом образующихся паров кубового продукта под первую тарелку колонны 1. Характерной особенностью этого метода является наличие в испарителе-кипятильнике постоянного уровня жидкости и парового пространства над этой жидкостью. Этот способ широко применяется на установках газофракционирования, стабилизации и отбензинивания нефти при первичной и вторичной переработке нефтей.

При подводе тепла в низ колонны трубчатой печью (рис. 2.9, б) часть кубового продукта перекачивается горячим сырьевым насосом через трубчатую печь 3, а подогретая парожидкостная смесь (горячая струя) вновь поступает в низ колонны 1. Этот способ применяют для обеспечения сравнительно высоких температур куба колонны (более 250°С), и когда температура теплоносителей (обычно водяного пара) недостаточна для нагрева нефтепродуктов до температур кипения. 

2.4. Методы исследования состава и температурных характеристик нефтей

Нефть и ее фракции представляют собой непрерывные смеси, состоящие из большого числа компонентов с близкими температурами кипения и относительными летучестями, поэтому они характеризуются непрерывным изменением этих свойств в зависимости от состава этих смесей. Обычно в качестве характеристики состава и указанных выше свойств непрерывных смесей используют зависимости температур кипения t исследуемой смеси при атмосферном давлении от доли отгона (испарившейся части исходной смеси) αк при этой температуре. Типичные кривые, характеризующие изменение температур кипения от состава смеси представлены на рис. рис. 2.10 [4, 5].
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	Рис. 2.10. Типичные зависимости, характеризующие состав и свойства непрерывных нефтяных смесей: 1 – истинная температурная кривая (ИТК); 2 – кривая стандартной фракционной разгонки (ГОСТ); 3 – кривая однократного испарения (ОИ).


В зависимости от условий нагрева и отбора фракций различают кривые истинных температур кипения 1 (кривая ИТК), кривые стандартной (фракционной) разгонки 2 по ГОСТ 2177 – 66 (кривая по ГОСТу) и кривые однократного испарения 3 (кривые ОИ). Указанные кривые строятся по результатам экспериментальных исследований непрерывных смесей на специальных приборах и установках. Как правило, кривые ОИ (с некоторым приближением) представляют в виде прямых линий, положение которых на графиках выражают через угол наклона или тангенс угла наклона указанных кривых. Кривые ОИ для различных давлений проводят в виде параллельных прямых с одинаковым углом или тангенсом угла наклона.

В ряде случаев можно использовать аналитические методы пересчета точек одной из указанных кривых в другую. Так, например,  взаимный пересчет кривых ИТК, фракционной разгонки по ГОСТ и ОИ может быть выполнен с помощью графиков Эдмистера, Обрядчикова и Смидович, или с использованием приближенных эмпирических уравнений для температурных поправок [5].

На рис. 2.11 представлены графики Нельсона и Харви для построения кривых ОИ нефтяных фракций через известные тангенсы углов наклона кривых ИТК или ОИ.
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	Рис. 2.11. График Нельсона и Харви для построения кривых ОИ нефтяных фракций через тангенсы угла наклона кривых ИТК:
1 – кривая определения тангенса угла наклона кривой ОИ при помощи разгонки по ГОСТу; 2 – то же  при помощи разгонки по ИТК; 3 – кривая разности температур выкипания 50% смеси  Δt  (справа) по кривым ИТК и ОИ.
	Рис. 2.12. Зависимость ИТК нестабильного прямогонного бензина от доли отгона (αк) : 1 – ИТК тяжелой части бензина (фр. 69 … 180 °С;  2 – условная (усредненная) ИТК нестабильного бензина; 3 – кривая ОИ при Р = 0,1 МПа; 4 – кривая ОИ при Р = 0,3 МПа; 5 – ступенчатая кривая ИТК нестабильного бензина, состоящего из индивидуальных компонентов


На рис. 2.12 представлены типовые зависимости истинных температур кипения нестабильного прямогонного бензина в виде кривой ИТК тяжелой части бензина 1. Условная кривая ИТК нестабильного бензина 2 построена по данным температур кипения входящих в него индивидуальных низкокипящих компонентов С3, С4, С5 и др., поэтому фактическая кривая ИТК выглядит в виде ступенчатой ломаной линии 5, по которой на графике проведена сплошная усредненная (условная) кривая 2 истинных температур кипения. Прямые линии 3 и 4 представляют собой кривые ОИ нестабильного прямогонного бензина, левые и правые концы которых представляют собой температуры начала и конца кипения бензина при давлениях Р = 0,1 и 0,3 МПа соответственно.
По кривым ИТК определяют материальный баланс колонны при заданной нагрузке по нефти и рассчитывают выходы фракций по потенциальному составу нефти и проводят расчет температур и расходов внутренних и внешних материальных и тепловых потоков по всей колонне. Окончательные размеры колонны определяют на основе гидравлического расчета колонны.

2.5. Оборудование для определения температурных характеристик нефтей

Сложный состав нефти и ее фракций обусловил то, что единственной и наиболее широко используемой характеристикой их состава является фракционный состав, зависящий от температуры кипения компонентов, определяемый методами лабораторной перегонки и ректификации, являющимися базовыми методами анализа самой нефти и большинства получаемых из нее готовых товарных продуктов.

2.5.1. Оборудование для построения кривых ОИ

Схемы наиболее типичных лабораторных аппаратов для исследования фракционного состава и температурных характеристик, используемых для построения кривых однократного испарения (ОИ) нефтепродуктов, показаны на рис. 2.13 и 2.14.

На рис. 2.13, а представлен перегонный аппарат, в котором зоны нагрева потока сырья и его испарения с сепарацией фаз разделены. Сырье из емкости 1 через змеевик 3, находящийся в воздушной бане нагревателя 4, нагретое до заданной температуры, поступает в теплоизолированный сепаратор 6. Паровая и жидкая фазы по патрубкам 7 и 8 отводятся в приемники 9 и 10, соединенные с системой, создающей вакуум. Патрубки охлаждаются или обогреваются в зависимости от того, какое сырье подвергается анализу. Температуры обеих фаз измеряются термометрами 5, показания их должны быть одинаковыми.
Модернизированным аппаратом ОИ является аппарат Лесли и Гуда (рис. 2.13, б), в котором змеевик 3 и сепаратор 6 помещены в общую баню 13, заполненную маслом, свинцом или тугоплавкими солями в зависимости от того, какую температуру нужно обеспечить в бане.
С его помощью определяли ОИ нефтей в интервале температур 250 – 400 °С. Опыт проводили следующим образом. Предварительно нагревают баню 13 до температуры на 5 – 10 °С выше заданной  t1. Затем включают подачу сырья (F) со скоростью около 400 мл/ч и в течение 30 – 40 минут устанавливают стабильный режим, при котором температуры паровой и жидкой фаз равны или близки к  t1  (отклонение не более 1 °С). Фиксируют время и начинают измерять количество паровой G и жидкой L фаз, составляя уравнение материального баланса в виде уравнения: 

G + L = F .





(2.6)
Эту часть опыта проводят не менее 1 часа. Аналогично проводят опыты при других (трех-четырех) температурах (t2 ,  t3  и т. д.), и затем в виде таблицы или кривой в соответствующих осях координат получают функцию G = f (t).

Описанные аппараты ОИ даже в обычном исполнении сложны, громоздки и анализ на них трудоемок: за день удается получить данные при одной – двух температурах.

Поиски более простого и удобного в условиях любой лаборатории аппарата ОИ привели к созданию нового малоинерционного аппарата, схематично показанного на рис. 2.14.
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	Рис. 2.13. Аппараты однократного испарения (ОИ) Лесли и Гуда с выносным (а) и совмещенным (б) сепараторами: 1 – емкость для сырья; 2 – изоляция; 3 – змеевик; 4 – нагреватель; 5 – термометры; 6 – сепаратор; 7, 8 – патрубки; 9, 10 – приемники паровой и жидкой фаз; 11 – вакуумметр; 12 – буферная емкость; 13 – баня; 14 – решетка с кольцами Рашига


Аппарат включает емкость для сырья 1 с контрольной капельницей 2, из которой сырье поступает в насадочную колонну 3, помещенную в нагреватель 12. Колонна жестко и герметично соединена с испарителем 4 и вакуумной рубашкой 13 сосудом, в котором расположен испаритель и из которого полностью эвакуирован воздух. Для компенсации возможных теплопотерь сосуд 13 снаружи имеет внешний обогрев и покрыт изоляцией. Испаритель 4 внизу сужен (для уменьшения аккумулирующей способности по жидкости), и в этом сужении расположено гидростатическое устройство 5, стабилизирующее уровень жидкости. Жидкая фаза ОИ выводится из внутренней полости этого устройства по изолированному патрубку 6 через холодильник 8 в приемник 7, а паровая фаза – из верхней части испарителя по патрубку 10 через холодильник 8 в приемник 9.
В точках, откуда выводятся паровая (п.ф.) и жидкая (ж.ф.) фазы, а также на входе сырья из колонки в испаритель измеряют температуру. Основные размеры аппарата: диаметр колонки 15 мм, высота до сосуда 13 – 275 мм; сосуд 13 –  высота 165, диаметр 70 мм. Испаритель: высота расширенной части – 70 мм, суженной – 35 мм, диаметры 50 и 25 мм соответственно. Стабилизатор уровня: высота 40 мм, диаметр внешней стенки – 16 мм, внутренней  – 6 мм.
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	Рис. 2.14. Малоинерционный перегонный аппарат ОИ в стеклянном исполнении: 1 – емкость для сырья; 2 – капельница; 3 – насадочная колонна; 4 – испарительная камера; 5 – стабилизатор уровня; 6, 10 – патрубки вывода жидкой и паровой фаз; 7, 9 – приемники жидкой и паровой фаз; 8 – холодильник; 11 – термопары; 12 – нагреватель сырья; 13 – вакуумная рубашка


Перед каждым вводом нового образца сырья аппарат промывают и высушивают, проверяют весь аппарат на герметичность.

Расход сырья составляет 250 г/ч (4 – 5 мл/мин). В начальной части опыта (30 – 40 мин) при постоянном расходе сырья добиваются равенства всех трех указанных выше температур заданной для данного опыта температуре. После этого отмечают время и в течение часа ведут балансовый опыт при всех установившихся параметрах.

Уровень жидкости в испарителе 4 определяется гидростатическим устройством 5, он соответствует высоте внутренней переливной трубки этого устройства. При желании уровень может быть повышен подъемом приемника паровой фазы 7 на соответствующую высоту, но при этом стабилизатор уровня 5 будет затоплен и перестанет действовать. В аппарате, изготовленном из стекла, можно во всех случаях наблюдать и контролировать уровень раздела фаз.

2.5.2. Оборудование для построения кривых ИТК

Определение фракционного состава нефти и нефтепродуктов по ИТК проводят на лабораторных ректификационных колоннах методом периодической ректификации. Как правило, при периодической ректификации из куба отбирают каждую фракцию в отдельный приемник. При этом, как и при простой перегонке, возможны два подварианта:

1 – аргументом является температура отбора фракции, а функцией – их выход (в массовых или объемных %); 

2 – аргументом является количество отбираемых фракций (по объему или массе каждой), а функцией – соответствующие им интервалы температур кипения.

При непрерывной ректификации обычно состав исходного продукта в полном смысле этого термина не определяют. Назначение непрерывной лабораторной ректификации – выделение одной-трех фракций с заданными свойствами или заданного отбора. Результатом анализа в этом случае является итоговый материальный баланс. 

Основное назначение периодической ректификации  – определение состава нефти или нефтепродукта по ИТК или выделение определенной фракции из исходного образца. При периодической ректификации в отличие от непрерывной постоянно изменяются по времени следующие параметры процесса: состав и количество загруженного в куб вещества, состав получаемого ректификата (дистиллята), температура и составы фаз по высоте колонны и флегмовое число. Это накладывает свои особенности на методику проведения анализа и в какой-то мере осложняет его воспроизводимость.

Для периодической ректификации используют аппарат ректификации нефти АРН-2, схема которого показана на рис. 2.15. Аппарат включает стальную ректификационную колонну 12 диаметром 50 мм и высотой 1016 мм, заполненную насадкой в виде пружинок из нихромовой проволоки 12.

Нижний и верхний торцы колонны выполнены в виде сферических шлифованных поверхностей и к ним с помощью накидных гаек 2 и 10 прижаты ответные шлифы головки 6 и горловины куба 1. Металлическая головка имеет кран  К1  для регулирования количества отбираемых с верха колонны фракций в приемник 5. Между верхом колонны и кубом через ловушку 11 подключен дифференциальный манометр 14 для фиксации перепада давления на насадке, т. е. (косвенно) нагрузки колонны по пару и флегме. Вакуум-насос 15 подключен к приемнику 5 через систему трехходовых кранов. Для измерения температур имеется пять термопар (в кубе, наверху колонны и три – по высоте колонны на ее наружной поверхности), показания которых регистрируются потенциометром.
В нефти обычно содержится 0,5 – 2,0% растворенных легких газов (С1 – С4), для их улавливания отключают верхнюю ловушку 11 и подключают баллон 8, заполненный рассолом. Сброс воды из баллона регулируют так, чтобы показание манометра 7 было близким к нулю (атмосферное давление). После того как поступление газа прекратится (по показанию манометра 7), систему приема газа отключают и вновь подключают ловушку 11. Обогрев куба регулируют так, чтобы температура верха колонны установилась через 1,5 – 2,0 часа после включения аппарата, и по падению первой капли в приемник отмечают температуру верха, соответствующую началу кипения по ИТК.
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	Рис. 2.15. Схема аппарата периодической ректификации нефти АРН-2 для изучения ИТК нефтепродуктов:1 – куб; 2, 10 – накидные гайки; 3 – буферная емкость; 4 – термопары; 5 – приемники фракций; 6 – головка; 7 – водяной манометр; 8 – приемник газа; 9 – вакуумметр; 11 – ловушки; 12 – колонна с насадкой; 13 – нагреватели; 14 – дифференциальный манометр; 15 – вакуум-насос; 16 – печь.


Далее процесс ректификации ведут (с помощью крана К1 и обогрева печи) со скоростью 2,0 – 2,5 мл/мин или 3 – 4 мл/мин для исходной загрузки куба 1,9 и 3,0 литра соответственно и показании дифференциального манометра 10 от 50 до 100 мм. До 200 °С фракции отбирают при атмосферном давлении, затем куб несколько охлаждают и переходят на остаточное давление 1,33 кПа. Для этого включают насос и закрывают выход в атмосферу на столько, чтобы поддерживать в системе указанное давление. После отбора фракций до 320 °С остаточное давление вновь понижают до 3 – 0,25 кПа и ведут процесс до первых признаков начала термического разложения остатка в кубе (повышается остаточное давление в системе и температура в кубе).

Пересчет температур, измеренных под вакуумом, на атмосферное, производят по номограмме, приложенной к стандарту.

Многолетний опыт применения аппарата АРН-2 выявил ряд его недостатков, осложняющих пользование стандартом. Так, головка не позволяет контролировать количество орошения, возвращаемое в колонну, а устройство крана К1 затрудняет стабильный отбор фракций и создает дополнительный источник подсоса воздуха при вакуумной ректификации.

Второй недостаток АРН-2 – невозможность отбора фракции с температурой кипения выше 480 °С для малосернистых нефтей и 440 – 460 °С для сернистых нефтей из-за начинающегося термического разложения остатка в кубе. Помимо химического состава нефти, на это влияют следующие факторы:

– длительное пребывание образца в кубе в течение 12 – 14 ч при загрузке 1,9 л при большой высоте слоя жидкости в кубе;

– высокая теплонапряженность стенок куба, обусловленная малой теплопередающей поверхностью.

Разработана и испытана конструкция модернизированного куба аппарата АРН-2М, которая позволяет в некоторой мере уменьшить эти недостатки, в частности, обеспечить более мягкий тепловой режим нагрева жидкости в кубе и увеличенное зеркало ее испарения, что позволяет довести отбор фракций сверху колонны до 490 – 500 °С для малосернистых нефтей и до 470 – 480 °С для сернистых.

2.5.3. Соотношения между кривыми ОИ, ИТК и стандартной
 разгонки
Стандартная разгонка – характеризующаяся сравнительной конструктивной простотой и непродолжительным временем выполнения, используется для определения эксплуатационных свойств нефтепродуктов и для контроля качества продуктов переработки нефти. Кроме того, данные стандартной разгонки часто являются единственным источником информации о фракционном составе нефтепродуктов. В то же время довольно трудоемкая разгонка по ИТК необходима для составления материального баланса процесса и проведения технологического расчета перегонки и ректификации. В связи с этим в научной литературе большое внимание уделяется разработке сравнительно простых и вместе с тем достаточно надежных методов пересчета кривых стандартной разгонки нефтяных фракций, полученных по стандартной методике, в кривые ИТК и наоборот. Наиболее часто для пересчета кривых стандартной разгонки в кривые ИТК используют связь между температурами выкипания 50% фракций с последующим пересчетом наклонов исходной кривой на отдельных ее участках.
На рис. 2.16 приведены типичные кривые однократного испарения, стандартной разгонки и истинных температур кипения бензинов и различных фракций нефти в зависимости от доли отгона. Как следует из приведенных данных, кривые ОИ стандартной разгонки бензина по ГОСТ (1), ИТК бензина атмосферной колонны (2), кривая ИТК нефти (3) и экспериментальная кривая ИТК бензина (4) пересекаются в одной точке, следовательно, имеют одинаковую температуру кипения, равную 135 °С для состава с 50 %-ной долей отгона (α= 50% об.). Аналогично, одинаковую температуру кипения, равную 162 °С, имеют кривые ОИ (5) и ИТК (6) для стандартной разгонки  фракции 118 – 212 °С в точке 50%-ного отгона.
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	Рис. 2.16. Кривые ИТК и стандартной разгонки бензина и нефти: 1 – кривая стандартной разгонки бензина атмосферной колонны (ОИ); 2 – кривая ИТК бензина атмосферной колонны; 3 – кривая ИТК нефти (ордината справа); 4 – кривая ИТК бензина (эксперимент); 5 – кривая стандартной разгонки (ОИ) фр.118 – 212 °С; 6 – кривая стандартной разгонки (ИТК) фр. 118 – 212 °С


2.6. Колонные аппараты для массообменных процессов 

нефтегазопереработки

Для эффективного контактирования потоков пара (газа) и жидкости в процессах ректификации и абсорбции в нефтепереработке применяются массообменные аппараты различных конструкций, среди которых наибольшее распространение получили вертикальные колонные аппараты. Аппараты этого типа классифицируются в зависимости от технологического назначения, от рабочего давления, от вида контактных элементов и других показателей [1, 2,6].

По технологическому назначению колонное оборудование подразделяются на ректификационные колонны атмосферных, атмосферно-вакуумных установок разделения нефти и мазута, установок вторичной перегонки бензинов, каталитического и термического крекинга, установок газоразделения, регенерации растворителей, очистки масел, абсорбционные, экстракционные и др.

В зависимости от рабочего давления колонны подразделяются на вакуумные, атмосферные, и работающие под избыточным давлением.

Наибольшее распространение среди колонного массообменного оборудование занимают ректификационные колонны, предназначенные для разделения жидких смесей на индивидуальные компоненты или фракции с различными температурами кипения.

Ректификационные колонны нефтеперерабатывающих заводов представляют собой вертикальные цилиндрические аппараты, снабженные внутри контактными устройствами различной конструкции, а также другими вспомогательными устройствами.

По типу контактных устройств различают тарельчатые, насадочные и пленочные колонные аппараты (рис. 2.17).
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	Рис. 2.17. Схемы основных типов колонных аппаратов: а – тарельчатые, б –  насадочные; в – пленочные; 1 – корпус колонны; 2 – полотно тарелки; 3 – переливное устройство тарелок; 4 – опорная решетка под насадку; 5 – насадка; 6 – распределитель жидкости и газа; 7 – трубная решетка; 8 – пленкообразующая труба


В тарельчатых аппаратах (рис. 2.17, а) контакт между фазами происходит ступенчатым способом, при прохождении пара (газа) сквозь слой жидкости, находящейся на контактном устройстве (тарелке) 2. Жидкость стекает сверху вниз по ступенчатой траектории, организованной переливными устройствами 3 и полотном тарелки 2. 

В насадочных колоннах (рис. 2.17, б) контакт между газом (паром) и жидкостью происходит непрерывным образом на поверхности специальных насадочных тел – насадки 5, а также в свободном пространстве между ними. Слои насадки укладывают внавал (нерегулярная насадка), или в определенном порядке (регулярная насадка), на опорной решетке 4, способной выдерживать значительные нагрузки от веса насадки и стекающей жидкости.

В пленочной колонне (рис. 2.17, в) жидкая и газовая фазы непрерывно в противоточном режиме контактируют на поверхности тонкой пленки жидкости, стекающей по вертикальной или наклонной поверхности, например, по внутренней поверхности вертикального пучка труб 8, закрепленных своими концами на двух трубных решетках 7.

На рис. 2.18  и  2.19 представлены общие виды тарельчатой и насадочной колонн, применяемых для проведения процессов ректификации и абсорбции.

Основными конструктивными элементами колонных аппаратов являются цилиндрический корпус с эллиптическими, плоскими или полушаровыми днищами, установленный на цилиндрической или конической опоре для установки и закрепления колонны на фундаменте. Внутри корпуса размещены контактные устройства (тарелки и насадки) для эффективного взаимодействия и сепарации паровой и жидкой фаз, штуцера и патрубки с запорно-регулирующей арматурой для регулирования расходов жидкости и газа в колонне.

В настоящее время на тарельчатых колоннах для переработки нефти и газа применяют более сотни различных конструкций тарелок, которые можно классифицировать по способу взаимодействия жидкости и газа (пара), по характеру диспергирования взаимодействующих фаз, по конструкции устройств для ввода газа в жидкость, по методам сепарации жидкой фазы от газовой и др.
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	Рис. 2.18. Схема тарельчатой колонны: 1 – двухпоточная тарелка; 2 – корпус; 3 – люк; 4 – цилиндрическая опора; 5 – боковой перелив для жидкости; 6 – центральный перелив для жидкости; 7 – глухая тарелка для прохода паров; А – вход питания; Б – выход паров; В – возврат флегмы; Г – вход паров с кипятильника; Д – выход кубовой жидкости
	Рис. 2.19. Схема насадочной колонны: 1 – корпус; 2 – распределитель жидкости; 3 – слой насадки; 4 – опорная решетка под насадку; 5 – перераспределитель жидкости; 6 – люк для выгрузки насадки; 7 – люк для загрузки насадки;8 – каплеотбойник; А – вход паров; Б – выход паров; В – вход жидкости; Г, Д – выход кубовой жидкости


Наряду с современными конструкциями с высокими технико-экономическими показателями в эксплуатации на действующих нефтеперерабатывающих заводах находятся контактные устройства устаревших конструкций (например, колпачковые капсульные и желобчатые тарелки), которые, хотя и обеспечивают получение целевых продуктов, но не могут быть рекомендованы для современных и перспективных производств.

При выборе контактных устройств ректификационных и абсорбционных колонн руководствуются следующими показателями:

а)  производительность;

б) эффективность или КПД;

в) диапазон устойчивой работы;

г) гидравлическое сопротивление;

д) возможность работы на средах, склонных к образованию смолистых или других отложений;

е) материалоемкость;

ж) простота конструкции, удобство изготовления, монтажа и ремонта.
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	Рис. 2.20. Классификация контактных устройств массообменных процессов


Для удобства ориентирования во всем многообразии имеющихся конструкций на рис. 2.20 приведена классификация контактных устройств, применяемых не только в ректификационных, но и абсорбционных и экстракционных процессах разделения смесей. 
В соответствии с ней тарельчатые контактные устройства подразделяются по способу организации относительного движения контактирующих фаз – на противоточные, прямоточные, перекрестноточные и прекрестнопрямоточные; по регулируемости сечения контактирующих фаз – на тарелки с регулируемым и нерегулируемым сечениями и т.д.

Насадочные контактные устройства по способу укладки принято подразделять на регулярные и нерегулярные.

Контакт жидкости и газа (пара) на полотне осуществляется главным образом по схемам перекрестного тока (барботажные тарелки с переливными устройствами) или противотока (провальные тарелки без переливов), хотя по всей высоте колонны наблюдается противоток жидкой и паровой фаз, обусловленной значительной разностью их плотности. В последние годы получили распространение перекрестноточные и перекрестно-прямоточные контактные устройства, использующие сочетание классического перекрестного тока и эффективного прямотока в зоне контакта фаз. Скоростные прямоточные тарелки обеспечивают интенсивное взаимодействие пара и жидкости в закрученном восходящем потоке и обладают более высоким КПД.
На рис. 2.21 представлены схемы движения потоков жидкости на тарелках с различными конструкциями переливных устройств для перетока жидкости с тарелки на тарелку.

В зависимости от нагрузки по жидкости, диаметра и технологического назначения колонны переток жидкости по полотну может осуществляться одним, двумя или более потоками (рис. 2.21, а, б, в). Двухпоточные тарелки, как правило, применяют в колоннах с большим диаметром, превышающим 2 м, а трех- и четырехпоточные тарелки – в колоннах с диаметром более 4 м. На многопоточных тарелках сокращается длина пути жидкости на тарелке  lж, что позволяет уменьшить градиент уровня жидкости, обеспечивая равномерность работы контактных элементов на всех участках тарелки, однако при этом происходит сокращение времени пребывания жидкости на полотне тарелки, что, в свою очередь, приводит к снижению эффективности массопередачи и КПД тарелки.

Снижение градиента уровня жидкости может быть обеспечено при использовании каскадных тарелок (рис. 2.21, в), когда полотно тарелки состоит из нескольких горизонтальных секторов, постепенно снижающихся по мере движения жидкости, или слегка наклоненных под углом 1 – 1,5º в сторону слива.

При низких нагрузках по жидкости в колоннах с диаметром до 1000 мм обычно используют тарелки с переливными трубами круглого (рис. 2.21, г) или сплющенного (эллиптические) сечения. В ряде случаев применяют  специальные круговые переливы с кольцевым движением жидкости (рис. 2.21, д). В этом случае корпус колонны и полотно тарелки разделяются вертикальной перегородкой на две части, что позволяет вдвое снизить длину сливной перегородки и увеличить нагрузку по жидкости на единицу длины сливной перегородки.

С целью увеличения производительности колонны по паровой фазе на месте ввода жидкости на полотно тарелки устанавливают горизонтальную перегородку, под которой размещают контактные устройства (отверстия или клапаны), что позволяет исключить застойные зоны в приемном кармане и увеличить производительность колонны по пару (газу) на 10 – 20 %.

На тарелках (рис. 2.21, з) установлены специальные прямоугольные (желобчатые) переливы, закрытые снизу перфорированным дном, не доходящим до полотна нижележащей тарелки и размещенные на межтарельчатой зоне, со смещением продольных осей желобов друг относительно друга в шахматном порядке и с поворотом поперечных осей желобов на 90° на смежных тарелках. Благодаря увеличенной площади переливов эти тарелки с ситчатым полотном целесообразно использовать в вакуумных колоннах с малым гидравлическим сопротивлением и повышенной нагрузкой по жидкости.
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	Рис. 2.21. Различные схемы движения потоков жидкости на тарелках с переливами: а – однопоточная; б – двухпоточная; в – четырехпоточная; г – каскадная; д – с круглыми или сплющенными переливными трубами; е – с кольцевым движением жидкости; ж – с дополнительным контактом фаз под приемным карманом; з – многосливная тарелка с поднятым над полотном желобчатым переливом; и – с двумя зонами контакта фаз


Тарелки с двумя зонами контакта (рис. 2.21, и), снабженные  цилиндроконическими переливами, обеспечивают кроме традиционного контактирования жидкости и пара в барботажном слое на полотне тарелки, дополнительное взаимодействие жидкости и газа на межтарельчатой зоне, в струях и каплях, стекающих из щелей и прорезей приемных карманов, размещенных выше полотна тарелки, повышая тем самым эффективность классической ситчатой тарелки марки ТС.
3. ПРОМЫСЛОВАЯ ПОДГОТОВКА НЕФТИ 
К ПЕРЕРАБОТКЕ НА НПЗ

Нефть, после сбора из скважин, перед направлением на переработку на НПЗ, проходит специальную подготовку на промыслах в соответствии требованиями действующих нормативных документов к нефти и нефтепродуктам.

3.1. Требования к качеству и классификация подготовленных
 на промыслах нефтей

Нефть, извлекаемая из скважин, всегда содержит в себе [1, 2, 3]:

· попутный газ – повышает давление насыщенных паров (ДНП) и приводит к потерям легких фракций в процессе хранения;

· механические примеси – вызывают эрозию оборудования, приводят к образованию отложений;

· пластовую воду – вызывает значительное удорожание транспортировки, приводит к коррозии трубопроводов и оборудования.

Присутствие в нефти пластовой воды существенно удорожает её транспортировку и переработку. Присутствие в нефти воды существенно увеличивает затраты на её испарение и конденсацию (теплота испарения или конденсации воды(rводы)  в 8 раз больше, чем теплота испарения или конденсации бензина). Кроме того в присутствии воды существенно возрастает вязкость нефти (в Ромашкинской нефти увеличение содержания воды с 5 до 20% приводит к росту вязкости с 17 до 33,3 сСт, т.е. почти в 2 раза).

Наличие в нефти легких углеводородов (С1 – С4) сопровождается ростом давления насыщенных паров над нефтью. Содержание растворенных газов в нефти определяется газовым фактором, который определяется как выход растворенных газов (нм3 газа на тонну нефти) при понижении давления пластовой нефти до атмосферного при температуре 38 °С. Газовый фактор колеблется для разных нефтей в весьма широких пределах и может достигать значений от 1 до 50 и выше. Разгазированная нефть фактически находится в точке начала кипения.

Поскольку нефть и нефтепродукты в процессе транспортировки и переработки хранятся в открытых резервуарах, связанных с атмосферой, рост давления насыщенных паров (ДНП) нефти сопровождается большими потерями углеводородов, которые известны под названием «большие» и «малые» дыхания резервуаров.
Поэтому нефть перед транспортировкой подвергают специальной обработке в соответствии с ГОСТ Р 51858-2002, согласно которому подготовленную товарную нефть классифицируют по следующим 4 показателям (табл. 3.1):

– по содержанию общей серы – на 4 класса;

– по плотности при 20 ºС – на пять классов;

– по содержанию воды и хлористых солей – на три группы;

– по содержанию сероводорода и легких меркаптанов – на три вида.

Таблица 3.1 

 Классификация и требования к качеству подготовленных на промыслах нефтей по ГОСТ Р 51858-2002

	Показатель
	Класс
	Тип
	Группа
	Вид

	
	
	
	1
	2
	3
	1
	2
	3

	 Массовая доля серы, %:

– до 0,6 – малосернистая

– 0,6...1,8 – сернистая

– 1,8-3,5 – высокосернистая

– более 3,5 – особо    высокосернистая
	1

2

3

4
	
	
	
	
	
	
	

	Плотность при 20 °С, кг/м3
– до 830 – особо легкая

– 830,1– 850,0 – легкая

– 850,1...870,0 – средняя

– 870,1...895,0 – тяжелая

– более 895,0 – битуминозная
	0 (0Э)

1 (1э)

2  (2э)

3 (3э)

4 (4Э)
	
	
	
	
	
	

	Массовая доля воды, %,   не более
	
	
	0,5
	0,5
	1,0
	
	
	

	Концентрация хлористых солей, мг/дм3, не более
	
	100
	300
	900
	
	
	

	Содержание механических примесей, % масс.,

не более
	0,05
	0,05
	0,05
	
	
	

	Давление насыщенных паров:

– кПа

–  мм рт. ст.
	
	
	66,7 500
	66,7 500
	66,7 500
	
	
	

	Массовая доля, %, не более

– сероводорода 

– метил- и этилмеркаптанов
	20 

40
	50 

60
	100 100


Нефть, поставляемая на экспорт, дополнительно нормируется по следующим пяти показателям (табл. 3.2):
Таблица 3.2 

Дополнительные требования к подготовке экспортной нефти 

	Тип нефти
	0э
	1э
	2э
	3э
	4э

	Выход фракций, выкипающих до нормированной температуры, % масс. не менее
	
	
	
	
	

	200 ºС
	30
	27
	21
	-
	-

	300 ºС
	52
	47
	42
	-
	-

	400 ºС
	62
	57
	53
	-
	-

	Массовая доля парафина, % не более
	6,0
	6,0
	6,0
	-
	-


Условное обозначение марки подготовленной к транспортировке нефти состоит, таким образом, из 4-х цифр (класс, тип, группа и вид нефти). 

Пример: Нефть марки 2, 2э, 1, 2 расшифровывается как нефть сернистая, поставляется на экспорт, средней плотности, по качеству промысловой подготовки относится к 1-ой группе, по содержанию H2S и легких меркаптанов – к 2-му виду. 

3.2. Основы технологии промысловой подготовки нефти

Нефть и вода практически не растворимы друг в друге. Поэтому их смеси образуют эмульсии.

Типы нефтяных эмульсий:

· вода в нефти (гидрофобные);

· нефть в воде (гидрофильные).

Стойкость эмульсий определяется:

· физико-химическими свойствами смеси (ФХС) (чем больше плотность и вязкость нефти, тем устойчивее эмульсия);

· степенью дисперсности (чем меньше диаметр частиц эмульсии, тем сложнее ее разрушение вследствие образования «броневых оболочек»);

· температурой (повышение температуры способствует более быстрому разрушению эмульсии;

· временем существования (увеличение времени воздействия приводит более полному разрушению эмульсий).

Методы разрушения эмульсий:
· механический (отстаивание, центрифугирование, фильтрация), используются уравнение Стокса для определения скорости осаждения частиц эмульсии в поле тяжести: 
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; и фактора разделения Fr = ω2R /g – для осаждения в поле действия центробежных сил;

· термический – под действием высокой температуры;

· химический – посредством химического взаимодействия деэмульгатора с молекулами эмульсии;

· электрический – под действием постоянного или переменного электрического поля между электродами, с высоким напряжением (30 – 50 кВ).

Для разрушения нефтяных эмульсий к нефти добавляют в небольших количествах химические реагенты – деэмульгаторы, что позволяет к интенсивному разрушению эмульсий с последующим отстаиванием нежелательных компонентов нефти. Деэмульгаторы применяют при химическом и термохимическом способах разрушения эмульсий. 

При использовании химических методов разрушения применяют поверхностно-активные вещества (ПАВы). Для ускорения химического воздействия ПАВов эмульсию предварительно нагревают, а затем к ней добавляют ПАВы, что приводит к разрушению эмульсии. 

Лучшими деэмульгаторами считаются те, которые эффективно разрушают эмульсию, расходуются в небольших количествах, недефицитны, не корродируют с материалом аппаратуры и трубопроводов, не изменяют свойства нефти и нефтепродуктов, безвредны и легко выводятся из сточных вод.

На нефтегазопереработке находят применение следующие виды деэмульгаторов:

– Анионоактивные – сульфоэфиры, алкилсульфаты, алкилсульфонаты, алкиларилсульфонаты;

– Катионоактивные – АНП-2, хлористая соль первичного амина;

– Неионогенные – органические кислоты, спирты, фенолы, продукты оксиэтилирования, блоксополимры и др.

Ранее в большинстве установок обезвоживания и обессоливания нефтей в качестве основного применяли отечественный деэмульгатор марки  НЧК (нейтрализованный черный контакт), представляющий собой водный раствор кальциевых или натриевых солей сульфокислот, получаемых из гудронов. Деэмульгатор НЧК  растворяют в фракциях ароматических углеводородов или в метиловом спирте и поставляют потребителям в виде 40 – 70 процентных растворов. Главным недостатком деэмульгатора НЧК является его относительно большой расход, составляющий  0,5 – 2 % масс, поэтому в последние годы предпочтение отдается неионогенным деэмульгаторам, не образующим заряженных ионов в водных и нефтяных растворах. К их числу относятся продукты конденсации окиси этилена с октилфенолами  (деэмульгаторы марок ОП-4, ОП-7, ОП-10), с относительно малым расходом 40 – 50 г/т,  а также оксиэтилированные синтетические жирные кислоты фракций выше С20 (ОЖК) – расход составляет 50 – 70 г/т; спирты (ОЭС), блоксополимеры окиси пропилена и окиси этилена (расход – 30 – 50 г/т).

Весьма эффективными являются зарубежные деэмульгаторы: диссольван 4411 (ФРГ, расход 30 – 40 г/т), третоляйт (США) и  петроляйт (Англия), которые отличаются минимальным расходом (20 – 30 г/т). Однако основным недостатком зарубежных деэмульгаторов является их высокая стоимость, поэтому актуальной задачей исследователей является разработка и внедрение недорогих и доступных отечественных деэмульгаторов.

При выборе деэмульгатора следует учитывать тип нефти (смолистая, парафинистая), содержание в ней воды, интенсивность перемешивания, температуру, коррозионную активность, стоимость и др.

При очистке топлив отстаиванием в качестве деэмульгатора применяют воду или паровой конденсат, в которых молекулы воды являются универсальным поверхностно-активным веществом, извлекающим из топлива основное количество загрязнений. После обработки водой загрязнения сосредоточиваются на границе раздела фаз топливо – вода или топливо – паровой конденсат и удаляются вместе с отстоявшимся водным слоем на последующее выделение ценных компонентов или на утилизацию вредных примесей.

Ещё большее влияние, чем вода, на технологию переработки нефти оказывают хлористые соли, содержащиеся в промысловой нефти. Их содержание может превышать 1000 мг/л нефти. Хлориды в присутствии воды гидролизуются с образованием соляной кислоты, которая активно коррозирует металл оборудования технологических установок. Особенно сильно этот процесс протекает в присутствии сероводорода:

Fe + H2S 
[image: image32.wmf]®

 FeS + H2;

FeS + 2HCl 
[image: image33.wmf]®

 FeCl2 + H2S.

Хлористое железо переходит в раствор, а сероводород снова реагирует с железом, приводя к коррозии оборудование и трубопроводы.

Поэтому процесс обезвоживания нефти совмещают с процессом обессоливания. Последний процесс осуществляется промывкой нефти пресной горячей водой для растворения и вывода солей на термохимических установках подготовки нефти и электродегидраторах.
3.3. Термохимическая установки подготовки нефти «Тайфун 1-400»
Принцип действия термохимической установки подготовки нефти связан с нагревом нефтяной эмульсии с добавлением деэмульгатора с целью облегчения обезвоживания и обессоливания сырой нефти. Примером термохимической установки подготовки нефти на промыслах является установка «Тайфун 1–400» (рис. 3.1).
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	Рис. 3.1. Принципиальная схема установки термохимического обессоливания и обезвоживания нефти «Тайфун 1-400»: 1 – гидроциклонный сепаратор; 2 – газовые горелки; 3 – перфорированный распределитель; 4 – нагревательный отсек; 5 – отсек отстоя; 6 – щелевой расходометр; 7 – нефтесборный отсек; 8 – переливная труба гидростатического давления; 9 – водосборный отсек; 10 – емкость деэмульгатора; 11 – дозировочный насос деэмульгатора


Установка «Тайфун 1-400»  предназначена для отделения попутного газа, легких бензиновых фракций, обезвоживания и обессоливания 400 тонн сырой нефти за сутки. Установка полностью автоматизирована, работает на кусте скважин непосредственно на промыслах.

Сырая нефть под буферным давлением скважин, смешивается с деэмульгатором (дисольваном) и поступает в гидроциклонный сепаратор 1, где от нефти отделяются растворенные газы. Газы направляются в сборный газовой коллектор, откуда частично поступают в горелки 2 установки для нагрева нижнего обводненного слоя  нефти.

Нефтяная эмульсия из сепарационного блока по вертикальной трубе 12 стекает под перфорированный распределитель 3 и, разбиваясь на ряд потоков, равномерно по всему сечению нагревательного отсека 4 установки, проходит через слой горячей промывочной воды, отделяясь от крупных капель воды и солей. Всплывающая эмульсия и частично промывочная вода перетекает через вертикальную перегородку в отсек отстоя 5, где происходит окончательное гравитационное разделение эмульсий. Уровень раздела нефть – вода в отсеке поддерживается автоматически за счет трубки гидростатического давления столба жидкости. В отсеке отстоя также расположена ёмкость 10 для реагента – дисольвана, который закачивается в сырьевую трубу через дозировочный насос 11. Обезвоженная нефть через щелевой расходомер 6 (на рисунке не виден) переливается в нефтесборный отсек 7, оборудованный механическим регулятором уровня и отправляется нефтесборный коллектор.

Вода через регулируемую переливную трубку гидростатического давления 8 поступает в водосборный отсек 9 и далее направляется на дренаж. Поскольку в нагревательном отсеке температура нефти повышается до 55 – 70оС, из нее в отсеках 5 и 7 выделяется дополнительное количество легких фракций, которые через соответствующие линии поступают в газовый коллектор.

3.4. Электрообессоливающая установка

На рис. 3.2. представлена принципиальная схема установки электрообессоливания (ЭЛОУ) нефти с использованием двух электродегидраторов[1,2,4].

	[image: image35.jpg]




	Рис. 3.2. Принципиальная схема установки (секции) электрообессоливания нефти (ЭЛОУ): I – сырая нефть; II – деэмульгатор; III – содо-щелочной раствор; IV– свежая вода; V – обессоленная нефть; VI – вода из электродегидратора 2-й ступени (ЭГ-2); VII – соленая вода из электродегидратора 1-й ступени (ЭГ-1)


Смесь сырой нефти I, деэмульгатора II и содо-щелочного раствора III (последний вводят для подавления сероводородной коррозии) нагревают в рекуперативных теплообменниках, а затем в пароподогревателях (на схеме не показаны) до оптимальной температуры, смешивают в инжекторном смесителе с промывной водой из электродегидратора 2-й ступени и подают в два последовательно работающих электродегидратора ЭГ-1 и ЭГ-2.  На входе ЭГ-2 в поток частично обессоленной нефти после ЭГ-1 подают свежую воду IV (речную, оборотную или паровой конденсат) в количестве 5 –10 % масс. на нефть. 

Полная технологическая схема установки двухступенчатого обессоливания и обезвоживания сырой нефти с использованием гравитационного отстойника (Р1) и двух электродегидраторов (Р2 и Р3) представлена на рис. 3.3.
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	Рис. 3.3. Технологическая схема двухступенчатой установки обессоливания и обезвоживания нефти с использованием гравитационного отстойника (Р1) и электрических дегидраторов (Р2, Р3); НЧК – деэмульгатор (нейтрализованный черный контакт)


Сырая нефть 1 под собственным напором скважин поступает на разделение от попутных газов в центробежный сепаратор С1, где происходит отделение легких газов и газового бензина, которые направляются на установку газоразделения. Дегазированная нефть насосом Н1 прокачивается через рекуперативные теплообменники Т1 и Т2, где происходит ее нагрев отходящей из установки горячей товарной обезвоженной и обессоленной нефтью 2 и поступает на первую ступень обезвоживания в гравитационный отстойник Р1. На линии входа сырой нефти через инжекторный смеситель к ней добавляют свежую горячую воду 3, смешанную с деэмульгатором 6 марки НЧК (нейтрализованный черный контакт), для подготовки которого предусмотрена емкость С2 с насосом Н2, которые подают деэмульгатор через смесители на линию подачи сырой нефти 1 в гравитационный отстойник Р1. В гравитационном отстойнике Р1, с целью снижения нагрузки на электродегидраторы Р2 и Р3, происходит первичное разделение сырой нефти от воды под действием деэмульгатора НЧК. Отстоявшийся водный слой через нижний штуцер гравитационного отстойника Р1 направляют на линию сбора отработанной соленой воды 5. Частично обезвоженная и обессоленная нефть с верха отстойника Р1 направляется на вторую секцию электрообессоливания и обезвоживания, состоящую из двух последовательно соединенных электродегидраторов Р2 и Р3.
Для снижения сероводородной коррозии оборудования к нефти перед отстойником Р1 и электродегидраторами Р2 и Р3 дозировочным насосом Н3 из емкости Е3 через тангенциальные  смесители вводят 10-ти процентный раствор щелочи (NaOH) 4 и свежую горячую свежую воду 3. В электродегидраторах Р2 и Р3 происходит окончательное обессоливание и обезвоживание нефти до требований ГОСТа, которая направляется в емкость Е1 сбора готовой продукции 2, откуда насосом Н4 через рекуперативные теплообменники Т1 и Т2 направляется на перегонку на установку АТ или АВТ. Отделившаяся из нефти соленая вода 5 из электродегидраторов поступает в емкости сбора Е2 отработанной воды 5, откуда, после очистки на установке водоподготовки, направляется на повторное использование в гравитационном отстойнике Р1 и электродегидраторах Р2 и Р3 электрообессоливающей установки.
3.4.1. Устройство электродегидраторов
На нефтеперерабатывающих заводах Российской Федерации в настоящее время эксплуатируются около 100 электрообессоливающих установок (ЭЛОУ) трех основных типов в зависимости от типа электродегидраторов и их связи с нефтеперегонными установками [1, 2].

Первый тип – отдельно стоящие ЭЛОУ, построенные в 1940 – 1950 гг. мощностью 0,6 – 1,2 млн. тонн нефти в год, которые непосредственно не связаны с установками перегонки. Обессоливание осуществляется в одну-две электрические ступени в 12 вертикальных электродегидраторах объемом 30 м3 каждый. Нефть нагревается водяным паром, и, после обессоливания, охлаждается и подается в товарные резервуары, откуда насосами направляется на установки АТ или АВТ. Применение большого числа вертикальных электродегидраторов усложняет их эксплуатацию.

Второй тип – двухступенчатые ЭЛОУ производительностью 2 – 3 млн. тонн нефти в год, комбинированные с установками АТ или АВТ. В их состав входят шаровые электродегидраторы объемом 600 м3 по одному аппарату в ступени. Нефть нагревается за счет тепла продуктов перегонки нефти, а обессоленная нефть непосредственно поступает на вход сырьевого насоса установки АВТ. Имея большие габариты (диаметр 6 – 10,5 м), шаровые электродегидраторы имеют меньшее рабочее давление и при толщине стенки 24 мм, их сборку и монтаж осуществляют на месте эксплуатации.

Третий тип – двух- и трехступенчатые блоки ЭЛОУ, комбинированные с АТ или АВТ мощностью 3 … 9 млн. т/год, снабженные горизонтальными электродегидраторами с объемом 160 – 200 м3, рассчитанными на более высокое давление до 1,8 МПа и температуру до 160 ºС. В отличие от второго типа, здесь отсутствует сырьевой насос, что позволяет снизить потребление электрической энергии на двигательные цели. 

На рис. 3.4 представлен внешний вид и поперечное сечение шарового электродегидратора. В таком аппарате соли вымываются из нефти горячей водой, добавляемой перед обессоливанием. Емкость шарового электродегид-ратора 600 м3, диаметр – 10,5 м, производительность – 6000 т/сут. С целью снижения тепловых потерь и поддержания рабочей температуры электродегидраторы имеют наружную теплоизоляцию из негорючих минералокерамических материалов.
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	Рис. 3.4. Схема шарового электродегидратора диаметром 10,5 м: 1 – корпус; 2 – верхняя площадка; 3 – нижняя площадка; 4 – опора; 6 – внутренняя площадка; 5 – трансформатор; 6 – внутренняя площадка; 7 – верхний электрод; 8 – нижний электрод; 9 – гирлянда для подвески верхнего электрода; 10 – большая звезд; 11 – малая звезда; 12 – проходной изолятор; 13 – регулятор зазора между электродами; 14 – распределительный клапан; 15, 19, 20 – предохранительные клапаны; 16 – штуцер ввода сырой нефти; 17 – штуцер выхода обессоленной нефти; 18 – выход соленой воды


В шаровом электродегидраторе три пары электродов образуют три самостоятельных электрических поля высокого напряжения (до 50 кВ), создаваемые между верхним 7 и нижним 8 электродами. Подача нефти в аппарат осуществляется в зазор между электродами через три распределительных клапана 14, расположенные под электродами. Переменное напряжение к электродам подводится через проходные изоляторы 12 из повышающего трансформатора 5. Частицы рассола, попадая в переменное электрическое поле, поляризуются, их оболочка разрушается, мелкие частицы рассола соединяются в крупные капли, которые осаждаются на дно аппарата, а затем выводятся из него через нижний штуцер 18. В электродегидраторе предусмотрено устройство 13 для регулирования расстояния между электродами от 300 до 500 мм путем подъема или опускания верхнего электрода, подвешенного на токоизолированной гирлянде 9.

Выход обессоленной и обезвоженной нефти производится через верхний центральный штуцер 17, присоединенный на фланцах к сборному коллектору из перфорированных труб.
На рис. 3.5 представлены принципиальные схемы горизонтальных электродегидраторов объемом 160 м3 и диаметром 3,4 м (марки ЭГ-160) для различных модификаций, отличающиеся друг от друга вариантом конструктивного исполнения штуцера-распределителя для ввода сырой нефти. 
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	Рис. 3.5. Принципиальные схемы горизонтальных электродегидраторов марки ЭГ-160:

а  – 2ЭГ-160; б – 2ЭГ-160/3; в – ЭГ - 160-2; г – 2ЭГ-160-2М; Потоки: I – вход сырой нефти; II – выход обессоленной нефти; III – выход соленой воды


На рис. 3.6 представлен поперечный разрез типового горизонтального электродегидратора марки ЭГ.

Электродегидратор типа ЭГ представляет собой горизонтальный цилиндрический аппарат, в средней части которого  горизонтально друг другу на расстоянии 350 – 400 мм установлены три пары электродов, между которыми поддерживают напряжение 32 – 33 кВ. Ввод сырья вывод из него осуществляют через расположенные в нижней и верхних частях аппарата трубчатые перфорированные распределители (маточники), обеспечивающие равномерное распределение восходящего потока нефти. В нижней части ЭГ между распределителем и электродами поддерживают определенный уровень воды, содержащей деэмульгатор, где происходит термохимическая обработка эмульсии, коалесценция и отделение наиболее крупных капель воды.
В зоне между зеркалом воды и плоскостью нижнего электрода нефтяную эмульсию подвергают воздействию слабого электрического поля, а в зоне между электродами – воздействию электрического поля высокого напряжения. После охлаждения в рекуперативных теплообменниках обессоленную и обезвоженную нефть отводят в резервуары подготовленной нефти, а на секциях ЭЛОУ комбинированных установок АТ и АВТ ее без охлаждения подают на установки первичной переработки нефти с целью экономии тепла.
Ответственным узлом дегидраторов является узел смешения сырой нефти с водой и деэмульгатором перед подачей их в межэлектродную зону. Кроме равномерного смешения узел должен обладать минимальным перепадом давления, не превышающим 0,1 МПа.
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	Рис. 3.6. Типовой горизонтальный электродегидратор типа ЭГ: 1 – штуцер ввода сырой нефти; 2– нижний распределитель сырья; 3 – нижний электрод; 4 – верхний электрод; 5 – верхний сборник обессоленной нефти; 6 – штуцер вывода обессоленной нефти; 7 – штуцер проходного изолятора; 8 – подвесной изолятор; 9 – дренажный коллектор; 10 – штуцер вывода соленой воды


В горизонтальных электродегидраторах марки ЭГ для этой цели в настоящее время используют эффективные смесители с тангенциальным вводом воды с деэмульгатором, состоящие из двух сужающих устройств – конфузоров. Последние установлены по центру трубопровода подачи нефти и одновременно играют роль смесителя и эжектора. По сравнению с применяемыми ранее смесительными клапанами тангенциальные смесители позволяют регулировать интенсивность перемешивания в широком диапазоне соотношения расходов при минимальном перепаде давления (не более 0,01 МПа).
3.5. Стабилизация нефти

Нефть в процессе промысловой подготовки подвергается стабилизации, которая заключается в снижении упругости насыщенных паров над нефтью до требований ГОСТа – не более 300 мм. рт. ст. (40 кПа) Стабилизация нефти проводится методами горячей сепарации (ГС) или ректификацией.

При горячей сепарации нефть подогревается до температуры 60 – 80 оС, а затем направляется в сепаратор, работающий при давлении, близком к атмосферному. В сепараторе легкие углеводороды (С1 – С5) частично испаряются из нефти и конденсируются при пониженной температуре. Примером горячей сепарации является термохимическая установка «Тайфун 1-400». 

Главным недостатком горячей сепарации является повышенный унос с парогазовой смесью (ПГС) легких бензиновых фракций, что приводит к снижению качества выделяемой широкой фракции легких углеводородов (ШФЛУ) и трудности утилизации несконденсированной паровой (газовой) фазы.

3.5.1. Стабилизация методом ректификации

В связи с указанным недостатком вместо горячей сепарации в нефтегазопереработке более предпочтительной является стабилизация методом ректификации, которая проводится в ректификационных колоннах (рис. 3.7), включающих типовое оборудование и систему управления процессом [1, 2, 3].
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	Рис. 3.7. Схема одноколонной ректификационной установки стабилизации нефти: 1 – питательный сырьевой насос; 2 – теплообменник; 3 – подогреватель сырой нефти; 4 – ректификационная колонна; 5 – трубчатая печь; 6 – конденсатор-холодильник; 7 – емкость-сепаратор; 8, 9 – насосы


Основным технологическим оборудованием установки является тарельчатая ректификационная колонна 4, имеющая различные диаметры в верхней укрепляющей и нижней исчерпывающей частях. Давление в колонне поддерживается на уровне 0,2 – 0,4 МПа, которое выбирается из условия обеспечения конденсации дистиллята из верха колонны в конденсаторе-холодильнике (дефлегматоре) 6 при использовании в нем доступного охлаждающего агента (обычно воды). Температура в кубе поддерживается в пределах 200 – 250 оС за счет циркуляции «горячей струи» V через трубчатую печь 5. Данная схема ректификационной стабилизации позволяет обеспечить как заданное значение давления насыщенных паров (ДНП) стабильной нефти IV, отводимой из куба колонны, так и требуемое качество широкой фракции легких углеводородов (ШФЛУ) III, отводимой из верха колонны после конденсации в конденсаторе-холодильнике 6 и разделения в емкости-сепараторе 7 («бутановый» и «пентановый» режимы разделения). Унос бензиновых фракций (С5 – С10) с газами стабилизации II при этом сводится к минимуму.

На ректификационных установках стабилизации наблюдается неравномерность нагрузок по жидкости в секциях колонны (в нижней секции многопоточные тарелки, развитые сливные карманы); наличие горячего насоса; присутствие в питании заметного количества водной фазы (приводит к увеличению нагрузки по пару) и наличие сернистых соединений, что приводит к дополнительным требованиям к обеспечению коррозионной стойкости применяемых материалов для изготовления оборудования установки.

В некоторых случаях на промыслах существует необходимость использования легкого бензина (Нефрас, бензин «Галоша») для собственных нужд, например, для растворения отложений парафинов в скважинных трубах и т.д. В этих случаях предпочтительнее использовать двухколонную схему ректификационной стабилизации нефти (рис. 3.8).
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	Рис. 3.8. Принципиальная схема двухколонной стабилизации нефти: К-1, К-2 – ректификационные колонны; С-1, С-2 – сепараторы (емкости); И-1, И-2 испарители-кипятиль-ники; П-1, П-2 – подогреватели; Х-1, Х-2 – конденсаторы- холодильники; потоки: I – нестабильная нефть; II – сухой газ; III – сжиженный газ; IV – газовый бензин; V – стабильная нефть


Нестабильную нефть I из промысловых резервуаров после нагрева в теплообменниках и пароперегревателе П-1 до температуры около 60 ºС  подают на верхнюю тарелку первой стабилизационной ректификационной колонны К-1. В К-1 поддерживается избыточное давление от 0,2 до 0,4 МПа с целью создания лучших условий для конденсации отводимых с верха колонны паров бензина в конденсаторе-холодильнике Х-1 с использованием в качестве хладоносителя  оборотной воды или воздуха. Температура низа колонны К-1 поддерживают в пределах 130 … 150 ºС циркуляцией части стабильной нефти, нагретой в печи или испарителе-кипятильнике И-1. Стабильную нефть V, выводимую из низа К-1, после охлаждения в теплообменнике и холодильнике, направляют в резервуары и далее транспортируют на НПЗ. Легкие фракции нефти, выводимые из верха К-1, охлаждают и конденсируют в конденсаторе-холодильнике Х-1 и подают в газосепаратор С-1, где сверху выводят сухой газ II, состоящий из метана и этана, а снизу – сконденсированный бензин, который, после нагрева в теплообменнике П-2, направляется в колонну К-2 для окончательной стабилизации.

Давление в К-2 поддерживают в пределах 1,3 … 1,5 МПа (т.е. выше, чем в колонне К-1, поскольку здесь требуется конденсировать не бензин, а жирный газ, состоящий в основном из пропана и части бутана).Температура низа колонны К-2 регулируют в пределах 130 … 160 ºС рециркуляцией части стабилизированного бензина через паровой кипятильник И-2.

Требуемую температуру верха К-2 (40 … 50 ºС) обеспечивают подачей части сжиженного газа III в виде холодного орошения колонны (флегмы). С верха К-2 выводят газ, тяжелую часть которого (пропан и бутан) конденсируют в конденсаторе-холодильнике Х-2 и отделяют в газосепараторе С-2 от несконденсировавшейся сухой части II. 

Конденсат – сжиженный газ III – выводят из установки и транспортируют на НПЗ. Стабильный (газовый) бензин IV, выводимый из низа К-2, смешивают со стабилизированной нефтью V и направляют на НПЗ на дальнейшую переработку.

4. КЛАССИФИКАЦИЯ И ХАРАКТЕРИСТИКА ПРОДУКЦИИ НЕФТЕПЕРЕРАБАТЫВАЮЩИХ ЗАВОДОВ

В основу классификации товарных нефтепродуктов могут быть положены различные принципы, например, по фазовому составу, или способу их производства. Поскольку требования к качеству и объемам производства диктует потребитель, то принято классифицировать нефтепродукты по направлению их практического использования [1, 2, 3].
4.1. Структура, направления деятельности и характеристика продукции современных НПЗ

Традиционная нефтеперерабатывающая промышленность – отрасль тяжелой промышленности, охватывающая переработку нефти и газовых конденсатов с целью производства моторных и котельных топлив, смазочных масел, битума, нефтяного кокса, парафинов, растворителей и ряда других углеводородных продуктов. В качестве побочных продуктов НПЗ выступает нефтехимическое сырье, элементарная сера и некоторые другие продукты. 

Однако в современных условиях направления деятельности и перечень перерабатываемой продукции НПЗ существенно расширяются. Так ОАО «ТАНЕКО» (г Нижнекамск) включает в себя (по проекту):

· Собственно НПЗ (предусматривается переработка высокосернистой нефти с выпуском высококачественных нефтепродуктов).

· Комплекс нефтехимических заводов с выпуском ряда органических продуктов, в том числе и синтетического каучука.

· Производство полиэтилена и полипропилена.

Из приведенного перечня следует, что этот завод уже не является классическим НПЗ.

При выборе направления переработки нефти учитывают:

· Потребность региона в определенных нефтепродуктах;

· Качество перерабатываемой нефти;

· Технический уровень разработки отдельных процессов.

Выбор схемы НПЗ определяет первый фактор, по нему с учетом качества исходной нефти выбирают процессы, их режим и мощность отдельных установок. Однако в условиях глобальной экономики этот фактор не является решающим, поскольку межрегиональные и межгосударственные связи позволяют перемещать продукцию (особенно нефтехимическую) практически на любые расстояния. На первое место выдвигается последний фактор –технический уровень разработки основных процессов переработки.

Традиционно в Российской Федерации и на большинстве зарубежных фирм существует три основных направления переработки нефти на НПЗ:

1. Топливное (ориентировано на производство моторных топлив).

2. Топливно-масляное (ориентировано на производство моторных топлив и масел).

3. Комплексное или нефтехимическое (дополнительно к вышерассмотренным направлениям добавляется нефтехимические производства).

Принципиальная схема современного НПЗ и его продукция представлена на рис. 4.1.
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	Рис. 4.1. Принципиальная схема современного нефтеперерабатывающего завода


4.2. Перечень основных технологических блоков НПЗ

Головной установкой НПЗ (рис. 4.1) является установка первичной переработки нефти (ЭЛОУ–АВТ). Поскольку на промыслах достигается только грубая степень обессоливания и обезвоживания нефти, на НПЗ этот процесс повторяется на более глубоком уровне. При этом обеспечивается полное удаление из нефти воды, а остаточное содержание солей не превышает 5 мг/л. Оборудование блока ЭЛОУ примерно такое же, как и на промыслах, но режимы работы  и требования к качеству продуктов более жесткие.

После ЭЛОУ нефть поступает на атмосферно-вакуумную перегонку, в результате которой получается несколько светлых дистиллятов с температурой кипения ниже 350 °С, вакуумный газойль, масляные фракции (350 – 500 °С) и гудрон (> 500 °С). Бензиновые фракции могут быть отправлены на вторичную перегонку для разделения на фракции с более узкими температурами кипения, а затем поступают на каталитический риформинг (КР). Получаемый при КР водородсодержащий газ (ВСГ) используется в процессах гидроочистки, гидрокрекинга, изомеризации, гидродеалкилирования, а остаток – катализат направляется на выделение ароматических углеводородов посредством экстракции – бензола, толуола, ксилола и др.

Гидроочистка (ГО) производится для улучшения качества и повышения стабильности дистиллятов различных процессов и заключается в проведении реакций гидрирования сероорганических соединений и непредельных углеводородов. Выделяющийся при .том сероводород может быть использован для производства серной кислоты и серы, а бензин-отгон – используется как компонент товарных бензинов.

Депарафинизация заключается в отделении от дизельного топлива парафиновых фракций, обладающих высокой температурой застывания. В сырьё вводят добавку, растворяющую всё, кроме алифатических соединений, охлаждают и отделяют застывшую парафиновую лепёшку на барабанном фильтре.

Каталитический крекинг  (КК) используется для получения дополнительного количества светлых нефтепродуктов – высокооктанового бензина и дизельного топлива путём разложения тяжёлых нефтяных фракций в присутствии катализатора, а фракция 280 – 420 °С используется при получении сырья для производства технического углерода. Гидрокрекинг производится в присутствии водорода и катализаторов.

Термический крекинг (ТК) проводится без использования катализатора и заключается в получении дополнительных количеств светлых нефтепродуктов термическим разложением остатков от перегонки нефти. При работе в режиме висбрекинга снижают вязкость котельного топлива. Коксование используется для получения дополнительного количества светлых нефтепродуктов и производства нефтяного кокса, который далее прокаливается в специальных печах для удовлетворения потребительских требований.

4.2.1. Типовые схемы НПЗ с различной глубиной переработки нефти
Как отмечалось выше, в зависимости от номенклатуры выпускаемой готовой продукции, различают заводы с неглубокой и углубленной переработкой, топливного и масляного профилей [1, 2,3].

Принято характеризовать заводы по переработке нефти  по величине отбора светлых нефтепродуктов и глубине переработки  нефти.

Величину отбора светлых нефтепродуктов  С   определяют по уравнению:

С = (Б + К + Д + А + ЖП + СГ + Р)/Н, 


(4.1)
где:  Б,  К,  Д,  А,  ЖП,  СГ,  Р – количество получаемых на НПЗ соответственно бензинов (автомобильных и авиационных), керосинов, дизельных топлив, ароматических углеводородов, жидких парафинов, сжиженных газов, растворителей, тыс. т/год, Н – суммарная мощность НПЗ, тыс.т/год.

Глубину переработки нефти  Г  рассчитывают по уравнению:

Г = (НП – ТМ – П)/Н,





(4.2)
где:  НП,  ТМ – количество вырабатываемых на НПЗ товарных нефтепродуктов (без топочного мазута) и топочного мазута соответственно;  П – безвозвратные потери, тыс. т/год; Н – суммарная мощность НПЗ, тыс.т/год.

Ниже на рис. 4.2, 4.3, и 4.4 представлены принципиальные схемы производств и потоков готовой продукции отечественных НПЗ различного профиля.
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	Рис.4.2. Схема потоков НПЗ топливного профиля с неглубокой переработкой нефти


Заводы с неглубокой переработкой нефти по топливному варианту (рис. 4.2) строились на тех районах, где отсутствуют другие источники органического топлива (уголь, природный газ и др.), а для снабжения энергетических установок используется остаток от перегонки нефти – мазут. Из нефти  сначала выделяют незначительно содержащиеся в ней светлые дистиллятные фракции, которые затем облагораживают  с применением вторичных процессов – каталитического риформинга, изомеризации, гидроочистки. В схеме завода предусмотрено также получение жидкого парафина – сырья для нефтехимического производства и битума, широко применяемого в строительстве.

	На рис. 4.3 приведена схема НПЗ с глубокой переработкой нефти по топливному варианту.
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	Рис. 4.3. Схема потоков НПЗ топливного профиля с глубокой переработкой нефти: I – легкий бензин-растворитель (галоша); II – легкий газойль;  III – тяжелый бензин; IV – фракция > 350 °С; V – фракция 280 – 420 °С; VI – фракция > 420 °С;  VII – легкий алкилат


Помимо традиционных установок первичной перегонки и облагораживания светлых дистиллятов, в состав завода с глубокой переработкой по топливному варианту включены установки гидрокрекинга, каталитического крекинга и коксования. На базе легких непредельных углеводородных фракций, полученных каталитическим крекингом и коксованием, на заводах может быть организовано производство высокооктановых добавок к автомобильным бензинам – алкилата или метил-трет-бутилового эфира (МТБЭ).

На рис. 4.4 представлена схема потоков и выпускаемой продукции на НПЗ комбинированного топливно-масляного профиля.
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	Рис. 4.4. Схема потоков НПЗ топливно-масляного профиля


Схема НПЗ топливно-масляного профиля (рис. 4.4) с глубокой переработкой нефти, характерная для Урала, Поволжья и Западной Сибири и включает деасфальтизацию гудрона, селективную очистку узких масляных дистиллятов и деасфальтизата, депарафинизацию рафинатов селективной очистки, гидроочистку депарафинизированных масел, смешение очищенных остаточных и дистиллятных компонентов друг с другом и др. 

В табл. 4.1 приведены сравнительные материальные балансы НПЗ с различными схемами и глубиной переработки нефти [1, 2, 3].

4.3. Классификация процессов переработки нефти на НПЗ

Технологические процессы, проводимые на НПЗ, принято классифицировать на 2 основные группы: физические и химические.

1. Физические (тепло- массообменные) процессы: 

· Теплообменные (присутствуют практически во всех технологических стадиях переработки нефти);

· Гравитационные (осадительные) для разделения гетерофазных систем (ЭЛОУ);

· Ректификационные (АТ, АВТ, ГФУ);

· Абсорбционные (АГФУ, очистка и осушка газов);

· Адсорбционные (глубокая очистка и осушка, депарафинизация);

· Экстракционные (деасфальтизация, селективная очистка масел).

2. Химические процессы:

· Термические превращения – термолиз (крекинг, висбрекинг, пиролиз, коксование);

· Каталитические (каталитический крекинг, алкилирование, изомеризация, гидроочистка).

Таблица  4.1

Сравнительные материальные балансы НПЗ различного профиля

	Компоненты нефтепродуктов
	Топливный вариант
	Топливно-мас-ляный вариант

(рис. 4.4)

	
	С неглубокой переработкой (рис. 4.2)
	С глубокой переработкой (рис. 4.3)
	

	1
	2
	3
	4

	       Поступило, % на  нефть: 

	Нефть обессоленная 
	100,00
	100,00
	100,00

	Вода на производство водорода
	–
	1,55
	–

	Присадки к маслам
	–
	–
	0,50

	ВСЕГО
	100,00
	101,55
	100,50

	        Получено, % на нефть:

	Автомобильный бензин
	15,25
	22,65
	15,19

	Керосин гидроочищенный
	9,72
	9,72
	9,72

	Диз.топливо летнее
	15,46
	25,35
	21,26

	Диз.топливо зимнее
	7,06
	7,06
	–

	Бензол
	0,57
	0,57
	0,57

	Толуол
	0,58
	0,48
	0,58

	Сольвент
	0,14
	0,14
	0,14

	Сжиженные газы всего, 

в том числе: 
	1,58
	2,56
	1,58

	пропан
	(0,66)
	(0,80)
	(0,66)

	изобутан
	(0,49)
	(0,60)
	(0,49)

	н-бутан
	(0,43)
	(0,42)
	(0.43)

	пропан-пропиленовая фракция
	–
	(0,60)
	–

	пропан и бутан-пентаны
	–
	(0,14)
	–

	Изопентан
	0,40
	0,60
	0,40

	Парафин жидкий 
	0,41
	0,41
	–

	Кокс нефтяной
	–
	2,40
	–

	Бтумы дорожные и строительные
	5,76
	5,76
	5,76

	Сырье для техуглерода (сажи)
	–
	095
	–

	Котельное топливо
	40,08
	15,59
	37,73

	Смазочные масла
	–
	–
	3,86

	Парафины твердые и церезины –
	–
	–
	0,88

	Сера элементарная
	0,14
	0,63
	0,14

	Топливный газ
	2,05
	3,10
	2,19

	Диоксид углерода
	–
	1,80
	–

	Отходы и потери
	0,80
	1,88
	0,90

	ВСЕГО
	100,00
	101,55
	100,50


Физические и химические процессы совмещаются на разных стадиях переработки нефти. Поэтому в каждом технологическом процессе можно говорить только о преимущественном типе того или иного процесса. Так в процессе каталитического крекинга получают высокооктановый бензин за счет каталитической реакции ароматизации парафиновых и нафтеновых компонентов прямогонного бензина в специальных аппаратах (реакторах) в присутствии катализатора, но при этом одновременно необходимо проводить физические процессы подогрева сырья, разделения продуктов реакции, утилизации тепловых потоков, перемещения газообразных и жидких продуктов реакции и т.д. Поэтому разделение процессов по типу достаточно условно.

4.4. Требования и характеристики продуктов НПЗ 

На НПЗ вырабатывается более 500 наименований нефтепродуктов, требования к которым весьма разнообразны и меняются со временем [1, 2, 3].

Продукцию НПЗ можно разделить на следующие группы:
· Моторные топлива – бензины (авиационные и автомобильные), дизельные и реактивные;

· Энергетические топлива (газотурбинные, котельные);

· Нефтяные масла (смазочные, несмазочные);

· Углеродные и вяжущие материалы (коксы, битумы, пеки);

· Нефтехимическое сырье – ароматические углеводороды (бензол, толуол, ксилолы, нафталин); сырье для пиролиза (бензин, широкая фракция легких углеводородов, олефинсодержащие газы); парафины и церезины; поверхностно-активные вещества, деэмульгаторы марок БВК, СЖК). И др.
· Нефтепродукты спец. назначения (осветительный керосин, растворители, присадки, элементарная сера, и др.

Свойства нефтепродуктов различных групп и назначений оцениваются следующими показателями.
4.4.1. Автомобильные и авиационные бензины

Бензины являются одним из основных и наиболее востребованных и распространенных продуктов, получаемых на различных стадиях переработки нефтепродуктов на НПЗ. Основными показателями бензинов являются:

– детонационная стойкость;

– испаряемость; 

– химическая стабильность;

– коррозионная активность и др.

4.4.1.1. Детонационная стойкость (ДС)
Детонационная стойкость характеризует способность топлива сгорать в ДВС с воспламенением от искры без детонации. Детонация – явление, сопровождаемое резким увеличением скорости распространения пламени, достигающей до 1500 – 2000 м/с, вместо нормальной скорости, составляющей 0,2 – 0,5 м/с, т.е. при взрывном характере сгорания топлива. Рост давления в цилиндре носит взрывной характер и сопровождается характерным звонким стуком в цилиндрах. Двигатель греется, изнашивается, может возникать аварийная ситуация. Эффект детонации возрастает с ростом давления в цилиндре (степени сжатия) и зависит от состава бензина, и в первую очередь, – от содержания ароматических углеводородов (изопарафины – парафины).

Таблица 4.2.

Антидетонационные свойства углеводородов и компонентов
 автомобильных бензинов

	Углеводороды и компоненты бензинов
	ОЧММ
	ОЧИМ
	Чувствите-льность

	Алканы
	этан
	104
	107,1
	3,1

	
	пропан
	100
	105,7
	5,7

	
	н-бутан
	90,1
	93,6
	3,5

	
	изобутан
	99
	102
	3

	
	н-пентан
	61,9
	61,9
	0

	
	изопентан
	90,3
	92,3
	2

	
	н-гексан
	23
	25
	2

	
	н-октан
	–17
	–19
	–2

	
	изооктан
	100
	100
	0

	Алкены
	пропилен
	84,9
	101,4
	16,5

	
	бутен-2
	86,5
	99,6
	13,1

	
	пентен-1
	77,1
	90,9
	13,8

	
	гексен-1
	63,4
	76,4
	13

	Цикланы
	циклопентан
	85
	100
	15

	
	циклогексан
	78,6
	83
	4,4

	
	метилциклогексан
	71
	74,8
	3,8

	
	этилциклогексан
	40,8
	46,5
	5,7

	
	4, 2-диметилциклогексан
	78,5
	80,9
	2,4

	Арены
	бензол
	108
	ИЗ
	5

	
	толуол
	102,1
	115
	12,9

	
	ксилолы
	>100
	136... 144
	36...40

	
	изопропилбензол
	99,3
	108
	8

	Газовый бензин (33... 103 °С)
	86
	89
	3

	Алкилат
	90
	92
	2

	Изомеризат
	79…85
	74…81
	2…4

	Бензин термокрекинга мазута
	64,2
	71,2
	7

	Бензин замедленного коксования гудрона
	62,4
	68,2
	5,8

	Бензин каталитического крекинга
	74,9
	82,6
	7,7

	Бензин гидрокрекинга
	71
	75
	4

	Бензин платформинга жесткого режима
	86
	96,6
	10,6

	Бензин платформинга мягкого режима
	77
	83,6
	6,7


Оценка ДС проводится на стандартном одноцилиндровом двигателе с переменной степенью сжатия (УИТ-65). Определение ДС сводится к подбору смеси эталонных углеводородов по табл. 4.2 (изооктан – 100, н-гептан – 0), которая при данной степени сжатия сгорает с такой же интенсивностью детонации, что и испытуемый бензин. 

Мерой ДС является октановое число (ОЧ), которое определяют двумя методами: моторным (ОЧММ) и исследовательским (ОЧИМ).

При моторном методе определение ОЧ производится на установке УИТ-65 в жестком режиме, с частотой вращения коленчатого вала двигателя 900 об/мин. При исследовательском методе определение ОЧ производят в мягком режиме, с пониженной частотой вращения одноцилиндрового двигателя установки УИТ-65 в 600 об/мин. Октановое число бензина, определенное исследовательским методом (ОЧИМ), как правило, выше ОЧ, определенного моторным методом (ОЧММ).

Разницу между ОЧИМ и ОЧММ называют чувствительностью. Последняя зависит от состава бензинов: наибольшая у алкенов, несколько меньше у аренов, затем идут нафтеновые и самая низкая чувствительность у алканов.

Антидетонационные свойства углеводородов и компонентов бензинов представлены в табл. 4.2.
Эффективным и дешевым способом повышения ОЧ является введение антидетонационных присадок, например, тетраэтилсвинца (ТЭС), который является сильным ядом для организма человека и окружающей среды из-за присутствия в его составе свинца. С 1990 года применение ТЭС в качестве добавки к автобензинам запрещено законами РФ.

4.4.1.2. Испаряемость бензина (пусковые свойства)

Запуск двигателя при принудительном воспламенении во многом зависит от наличия паровой фазы бензина в цилиндрах в момент воспламенения, а значит – от фракционного состава и давлений насыщенных паров бензина. Применение легких бензинов в летний период связано с большими потерями бензина в процессе транспортировки и хранения, а также с возможностью образования паровых пробок в системе питания автомобиля. Поэтому предусматривается выработка бензинов летних и зимних сортов: бензин летний (БЛ) – с высокой температурой испарения 10-ти % бензина  t10% = 70 оС и бензин зимний (БЗ) – с более низкой температурой испарения  t10% = 55 оС.

4.4.1.3. Химическая стабильность (ХС)

Определяет условия хранения нефтепродуктов и их воздействия на ДВС в условиях длительного применения. ХС определяется содержанием в бензине реакционноспособных непредельных углеводородов, оцениваемых иодным и бромным числом. Эффективный и дешевый способ повышения ХС – введение антиокислительных присадок.

4.4.1.4. Коррозионная активность (КА)

Определяется в первую очередь содержанием сернистых и кислородных соединений в бензинах. Комплексная оценка производится путем испытания на медную пластинку (по степени почернения в пределах 1 часа). Технико-эксплуатационные характеристики различных марок отечественных неэтилированных бензинов представлены в табл. 4.3.
Таблица  4.3. 

Характеристики неэтилированных автомобильных бензинов
	Показатель
	А-72
	А-76
	АИ-91
	АИ-93
	АИ-95

	Октановое число, не менее:
	
	
	
	
	

	– моторный метод (ММ)
	72
	76
	82,5
	85
	85

	– исследовательский метод (ИМ)
	Не нормируется
	91
	93
	95

	Фракционный состав:
	
	
	
	
	

	Температура начала перегонки, °С, не ниже:
	
	
	
	
	

	– летнего
	35
	35
	35
	35
	30

	– зимнего
	Не нормируется

	Перегоняется при температуре, °С, не выше:
	
	
	
	
	

	10% бензина:  летнего
	70
	70
	70
	70
	75

	  зимнего
	55
	55
	55
	55
	55

	50 % бензина: летнего
	115
	115
	115
	115
	120

	 зимнего
	100
	100
	100
	100
	105

	90 % бензина: летнего
	180
	180
	180
	180
	180

	зимнего
	160
	160
	160
	160
	160

	Конец кипения бензина, °С,

 не выше:
	
	
	
	
	

	– летнего
	195
	195
	205
	205
	205

	– зимнего
	185
	185
	195
	195
	195

	Массовая доля серы, %, не более
	ОДО
	0,10
	0,10
	0,10
	0,10

	Цвет
	Желтый


4.4.2. Дизельные топлива
Различают быстроходные (n >1000 об/мин) и тихоходные дизели. К быстроходным относятся двигатели легковых и грузовых автомобилей, сельхозтехники, к тихоходным – судовые двигатели и двигатели энергоустановок.

Преимущества дизеля: 
· Расход топлива меньше на 30 – 35%;

· Проще система охлаждения;

· Допускает большие перегрузки и крутящий момент (>Мкр);

· Меньшая токсичность выхлопа;

· Неограниченная возможность обеднения рабочей смеси при постоянном расходе воздуха – регулируется принудительным впрыском топлива с помощью форсунок;

· Меньшая пожароопасность.

Недостатки:

· Большая удельная масса (кг/кВт);
· Меньшая быстроходность;
· Более тяжелый запуск в зимних условиях.
Дизельное топливо характеризуется следующими эксплуатационными показателями.
4.4.2.1. Воспламеняемость

Характеризует способность ДТ к самовоспламенению в среде разогретого от адиабатического сжатия воздуха. Факторы, повышающие воспламеняемость дизельного топлива 

– повышение степени сжатия; 

– увеличение частоты вращения коленчатого вала n;
– изготовление блока двигателя из материала с низкой теплопроводностью – чугуна (вместо дюралюминия).

4.4.2.2. Цетановое число ЦЧ – показатель воспламеняемости, численно равен процентному содержанию цетана в смеси с 
[image: image46.wmf]a

-метилнафталином, которая по самовоспламеняемости в стандартном двигателе эквивалентна испытуемому топливу (аналог ОЧ бензинов); ЦЧ и ОЧ связаны приближенной эмпирической зависимостью: ЦЧ = 60 – ОЧ. 

4.4.2.3. Испаряемость ДТ – оценивается фракционным составом, и в первую очередь температурой 50-ти процентного испарения (t 50%). Чем ниже эта температура, тем легче запуск двигателя.

4.4.2.4. Вязкость – ДТ выполняет одновременно и роль смазочного средства, поэтому вязкость должна удовлетворять и условиям смазки, и условиям прокачки по топливным линиям. Поэтому ограничиваются и верхний и нижний пределы изменения кинематической вязкости (1,5 – 6 сСт).

4.4.2.5. Склонность к застыванию. В состав ДТ входят высокомолекулярные парафины, которые характеризуются довольно высокой температурой застывания. При пониженной температуре они выпадают в виде кристаллов, что приводит к забиванию фильтров топливной системы ДВС. В зависимости от содержания парафинов в соответствии с ГОСТ 305–82 различают дизельные топлива для быстроходных дизелей трех марок:

Л – летнее, З – зимнее  и А – арктическое.

4.4.2.6. Коррозионная активность. То же, что и у бензинов, определяется методом испытания на медной пластинке.

4.4.2.7. Экологические показатели. По сравнению с бензинами дизельные топлива характеризуются меньшей пожароопасностью, в связи с чем дизели используются на судах речного и морского флота, на комбайнах, танках, бронетранспортерах, подводных лодках. Пожароопасность оценивается по температуре вспышки в закрытом тигле, которая для быстроходных дизелей нормируется не ниже 30 – 35 ºС, в подводных лодках – не ниже 90 ºС.

4.4.2.8. Маркировка ДТ. Маркировка диз. топлива по ГОСТ 305 –82 включает: марку Л (летнее), к нему добавляют цифры, указывающие содержание серы и температуру вспышки, например Л-0,2-40; к марке З – содержание серы и температуру застывании, например, З-0,2 минус 45; В условное обозначение марки А входит только содержание серы, например, А-0,4. 

По техническим условиям выпускаются диз. топлива следующих модификаций:

– экспортные:  ДЛЭ, ДЗЭ;

– с депрессорными присадками: ДЗП,  ДАП;
– с улучшенными экологическими показателями (со сниженным содержанием серы до 0,01 … 0,005%):  ДЭК-Л; ДЭК-З; ДЛЭЧ; ДЗЭЧ и др. Основные показатели дизельных топлив по ГОСТ 305-82 для различных марок представлены в табл. 4.44.
Таблица 4.4. 

Требования к качеству топлив для быстроходных дизелей
 по ГОСТ 305–82

	Показатель
	Л
	З
	А

	Цетановое число, не менее
	45
	45
	45

	Фракционный состав, температура, ºС:
	
	
	

	           50 %, не выше
	280
	280
	255

	           95%, не выше
	360
	340
	330

	Кинематическая вязкость при 20 ºС, мм2/с
	3,0   6,0
	1,8   5,0
	1,5   4,0

	Температура застывания, ºС, не выше
	
	
	

	           для умеренной климатической зоны
	–10
	– 35 –
	

	           для холодной климатической зоны
	–
	–45
	–50

	Температура вспышки в закрытом тигле, ºС, 
не ниже
	
	
	

	           для дизелей общего пользования
	40
	35
	30

	           для тепловозных, судовых дизелей 
	61
	40
	35

	Содержание серы, % масс., не более
	0,2   0,5
	0,2   0,5
	0,2   0,4

	Испытание на медной пластинке
	Выдерживает

	Зольность, %, не более
	0,01
	0.01
	0,01

	Коксуемость 10% остатка, не более
	0,3
	0,3
	0,3

	Плотность, при 20 ºС, кг/м3, не более
	860
	840
	830


4.4.3. Реактивные топлива 

Реактивные топлива (РТ) применяются в воздушно-реактивных двигателях (ВРД) летательных аппаратов – самолетов и ракет. К реактивным топливам предъявляются следующие особые требования:
· топливо должно полностью испаряться, легко воспламеняться и быстро сгорать, не образую паровых пробок, нагара и других отложений;

· обладать большой объемной теплотой сгорания;

· должно легко прокачиваться по топливной системе при любых температурах эксплуатации;

· не должно вызывать коррозии в топливной системе;

· должно быть стабильным и достаточно пожаробезопасным.

Технические требования и характеристики различных марок реактивных топлив отечественного производства представлены в табл. 4.5
Таблица 4.5

Требования к качеству реактивных топлив

	Показатель
	ТС-1
	РТ
	Т-6
	Т-8В

	Плотность при 20 °С, кг/м3, не менее
	780
	775
	840
	800

	Фракционный состав, температура, °С:

	– начало кипения, не выше
	150
	155
	–
	–

	– начало кипения, не ниже
	–
	135
	195
	165

	– 10 % , не выше
	165
	175
	220
	185

	– 50 % , не выше
	195
	225
	255
	–

	– 90 %, не выше
	230
	270
	290
	–

	– 98 % , не выше
	250
	280
	315
	280

	Вязкость кинематическая, мм2 /с:
	
	
	
	

	– при 20 °С, не менее
	1,25
	1,25
	4,5
	>1,5

	Теплота сгорания низшая, кДж/кг, 
не менее
	43100
	43100
	42900
	42900

	Высота некоптящего пламени, мм,
 не менее
	25
	25
	20
	20

	Температура начала кристаллизации, °С, не выше
	– 60
	– 55
	– 60
	– 50

	Содержание общей серы, % , не более
	0,2
	0,1
	0,05
	0,1

	Испытание на медной пластинке
	выдерживает

	Зольность, %, не более
	0,003
	0,003
	0,003
	–

	Температура вспышки в закрытом тигле, °С, не менее
	28
	28
	62
	45


4.4.4. Смазочные масла

Смазочные масла, применяемые во всех областях техники, выполняют следующие основные функции:

– уменьшают коэффициент и силу трения;

– снижают износ пар трения; 

– защищают металлы от коррозии; 

– охлаждают трущиеся поверхности; 

– удаляют от трущихся поверхностей продукты изнашивания и др.

Несмазочные масла служат рабочими жидкостями в гидравлических передачах, электроизолирующей средой в трансформаторах, конденсаторах, выключателях и др. Общее число марок масел превышает более 400 наименований.

Основными показателями качества смазочных масел являются вязкость и ее изменении с температурой (температурно-вязкостные свойства); температура застывания; устойчивость против окисления (химическая стабильность); смазочная способность; защитные и антикоррозионные свойства и др.

Основную группу смазочных масел составляют моторные масла, которые предназначены для смазки двигателей различных систем. Доля их производства составляет 50 % в мире и 60 % в бывшем СССР.

Отечественные моторные масла по ГОСТ 17479–72 маркируются буквой М с указанием класса кинематической вязкости (ν100, сСт) и группы по эксплуатационным свойствам буквами А, Б, В, Г, Д, Е с индексом 1 (для бензиновых) или  2 (для дизелей). Буквы указывают условия жесткости (форсированности) работы ДВС: А – нефорсированных; Б – малофорсированных; В – среднефорсированных; Г – высокофорсированных бензиновых и дизельных двигателей; Д – высокофорсированных дизелей; Е – для малооборотистых дизелей. Например, М – 10Г1 – это моторное масло для карбюраторного двигателя с кинематической вязкостью ν100 = 10 ± 0,5 сСт. Основные характеристики моторных масел представлены в табл. 4.6 [1, 2].
Таблица  4.6 

Основные характеристики моторных масел

	Марка масла
	Вязкость, сСт, при температурах, ºС
	Индекс вязкости, не менее
	Температура, ºС

	
	100 ºС,

не более
	50 ºС,

не более
	100 ºС,

не более
	
	застывания, не более
	вспышки, не менее

	Для карбюраторных двигателей:

	М-8В1
	8 ± 0,5
	–
	–
	90
	–25
	200

	М-8Г1
	8 ± 0,5
	–
	–
	100
	–30
	210

	М-6/10П
	10 ± 0,5
	–
	–
	125
	–32
	210

	М-1/П
	12 ± 0,5
	–
	–
	95
	–20
	220

	Для дизельных двигателей:

	М-8Г2
	8 ± 0,5
	–
	–
	90
	–25
	200

	М-10Г2
	11 ± 0,5
	–
	–
	90
	–15
	205

	М-8Г2к
	8 ± 0,5
	–
	–
	95
	–30
	200

	М-10Г2к
	11 ± 0,5
	–
	–
	90
	–15
	205

	Для авиационных поршневых двигателей:

	МС–14
	14
	–
	–
	–
	–30
	220

	МС–20
	20
	–
	–
	–
	–18
	270

	М–22
	22
	–
	–
	–
	–14
	250

	МС-20с
	20
	–
	–
	92
	–18
	270

	Для турбореактивных двигателей:

	МС–6
	–
	6,1 … 6,3
	1700
	–
	–55
	145

	М–8
	–
	8,3
	6500
	–
	–55
	140

	М–8п
	–
	8,3
	–
	–
	–55
	135

	МС–8
	–
	7,51… 8,5
	3500
	–
	–55
	150

	МС–8п
	–
	8
	4000
	–
	–55
	150

	Примечания: 1) МС и МК – масло соответственно селективной и кислотной очистки;

                        2) Индексы: п – масло с присадками; с – масло из сернистых нефтей.


Специфические требования предъявляются и к другим продуктам нефтепереработки.

5. ОБОРУДОВАНИЕ УСТАНОВОК ПЕРВИЧНОЙ ПЕРЕГОНКИ НЕФТИ 

Технологические установки первичной перегонки нефти предназначены для разделения нефти на отдельные фракции и последующей переработки или использования их как компонентов товарных нефтепродуктов [1, 2, 3]. Они составляют основу всех отечественных и зарубежных НПЗ. На них вырабатываются практически все компоненты моторных топлив, смазочных масел, сырье для вторичных процессов и нефтехимических производств и др.
Процесс перегонки нефти осуществляются на так называемых атмосферных трубчатых (АТ) и вакуумных трубчатых (ВТ) или комбинированных атмосферно-вакуумных трубчатых (АВТ) установках с топливным, масляным или топливно-масляным направлениями переработки нефти и нефтепродуктов.

Современные процессы перегонки нефти являются комбинированными с процессами обезвоживания и обессоливания, вторичной переработки и стабилизации бензиновой фракции, поэтому называются ЭЛОУ-АТ, ЭЛОУ-АВТ, ЭЛОУ-АВТ - вторичной перегонки и т.д.

Диапазон мощностей отечественных установок  перегонки нефти составляет от 0,5 до 8 млн. тонн нефти в год. До 1960 г. проектировались установки мощностью от 1 до 3 млн. т/год, в 1967 г. в Башкирии введена установка АВТ-6 мощностью 6 млн. т/год, а в 1980 г. на ОАО «Нижнекамскнефтехим» запущена и эксплуатируется установка ЭЛОУ-АВТ-7 мощностью 7 млн. т/год.

5.1. Блок атмосферной перегонки нефти

Атмосферная трубчатка (АТ) предназначена для неглубокой первичной переработки  нефти на группу светлых нефтепродуктов – бензиновых, керосиновых, дизельных фракций с температурой кипения до 350 оС и мазут в качестве остатка. При этом могут использоваться 2 основные схемы разделения: 1 – одноколонная схема разделения, которая применяется при содержании легких (С1 – С4) до 1,2%, светлых – до 45%;  и 2 – двухколонная схема – применяется при увеличенном содержании легких и светлых фракций. В отечественной промышленности большее распространение получила вторая схема (рис. 5.1). Она обладают большой гибкостью (меньшей чувствительностью к составу перерабатываемой нефти) и обеспечивают больший (на 2%) отбор светлых.

5.1.1. Принципиальная схема блока АТ установки ЭЛОУ-АВТ-6
Принципиальная схема блока АТ установки ЭЛОУ-АВТ-6 представлена на рис. 5.1.

Нефть I с блока ЭЛОУ через группу рекуперативных теплообменников 8 поступает в отбензинивающую колонну 1. В этой колонне из нефти отделяются растворенные газы VIII и фракция легкого бензина II, которые конденсируются в конденсаторе 7 и разделяются в емкости-сепараторе 6 на газовую (паровую) и жидкую фракции. 

Часть выделившегося конденсата подается на верх колонны 1 в качестве орошения (флегмы), а часть (II) откачивается на склад для дальнейшей переработки. Тепло для организации разделения вносится в колонну «горячей струей» из трубчатой печи 4.
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	Рис. 5.1. Технологическая схема блока атмосферной перегонки нефти на установке ЭЛОУ-АВТ-6: 1 – отбензинивающая колонна; 2 – атмосферная колонна; 3 – отпарные колонны; 4 – атмосферная печь; 5, 6 – сепараторы (емкости); 7 – холодильник-конденсатор; 8 – теплообменник-подогреватель. Потоки: I – нефть с ЭЛОУ; II – легкий бензин; III – тяжелый бензин; IV – фракция 180…220 ºС; V – фракция 220…280 ºС; VI –  фракция 280…350 ºС;  VII – мазут; VIII – легкие газы; IX – водяной пар


Отбензиненная нефть из низа колонны 1 прокачивается через печь 4 и с температурой 340 оС поступает в основную сложную атмосферную фракционирующую ректификационную колонну 2. С верха этой колонны отбирается фракция тяжелого бензина III, а сбоку через отпарные секции 3 выводятся топливные фракции: легкая – IV (180 – 220 ºС), средняя – V (220 – 280 ºС) и тяжелая – VI (280 – 350 ºС). Из низа колонны 2 отводится мазут VII.

Отпарка более легких углеводородов из отбираемых фракций (куб колонны 2 и отпарные колонны 3) производится за счет подачи перегретого водяного пара IX. В колонне предусмотрены также 2 (иногда 3) циркуляционных орошения с конденсаторами-холодильниками 7 для снятия избыточного тепла из потока парового орошения и для организации внутренней конденсации целевых топливных фракций. Кубовый остаток колонны 2 – мазут VII с температурой кипения >350 оС направляется на дальнейшее разделение в блок вакуумной перегонки мазута (схема АВТ), или после охлаждения – на склад (схема АТ).

В целях экономии энергетических затрат  в процессе ректификации предусмотрена глубокая рекуперация тепла отводимых материальных потоков за счет установки на линии подачи исходного нефтяного сырья  I специальных высокотемпературных кожухотрубчатых теплообменников 8 с плавающей головкой типа ТП, в которых для подогрева исходного потока сырья  в качестве нагревающего агента используется отводимый из куба колонны 2  поток высокотемпературного мазута VII.
Примерный материальный баланс блока АТ (рис.5.1) приведен в табл. 5.1.
Таблица 5.1 
Материальный баланс атмосферной перегонки нефти на блоке АТ (рис. 5.1)

	Поступило, %

	Нефть (I)
	100

	Получено, % нефть

	Газ (VIII) и нестабильный бензин (II) (начало кипения – до 180°С)
	19,1

	Фракция 180...220°С  (IV)
	7,4

	Фракция 220...280°С (V)
	11,0

	Фракция 280...350°С  (VI)
	10,5

	Мазут (VII)
	52,0


Техническая характеристика и режимы работы ректификационных колонн 1 и 2 блока АТ (рис. 5.1) представлены в таблицах 5.2 и 5.3.
Таблица 5.2
Характеристика ректификационных колонн 1 и 2 блока АТ (рис. 5.1)

	Наименование оборудования
	Диаметр, м
	Число

тарелок

	Колонна частичного отбензинивания нефти (1)
	5
	24

	Концентрационная часть
	
	12

	Отгонная часть
	
	10

	Атмосферная колонна (2)_
	
	

	Верхняя часть
	5
	15

	Средняя часть
	7
	23

	Нижняя часть
	7
	5

	Отгонные колонны (3)
	2
	По 10


Таблица 5.3
Режимы работы основного оборудования блока AT (рис. 5.1)

	Колонна частичного отбензинивания нефти (1):

	Температура, ºС

	питания
	205

	верха 
	155

	низа
	240

	в ёмкости орошения 6
	70

	Давление, МПа
	0,5

	Кратность острого орошения, кг/кг
	0,6:1

	Атмосферная колонна (2):

	Температура, ºС:

	питания
	146

	верха 
	196

	Вывода фракций:
	

	180...220 °С
	246

	220...280 °С
	312

	280...350 °С
	342

	Давление, МПа
	0,25

	Кратность острого орошения (флегмы), кг/кг
	1,4:1


5.1.2. Принцип действия особенности проектирования сложных ректификационных колонн

В сложной ректификационной колонне 2 установки АТ (рис. 5.1) проводится разделение исходной смеси – частично отбензиненной нефти на 5 фракций (потоки III – VII). Поток VIII не учитывается, поскольку он разделяется не в колонне, а в сепараторе 6. При обычной ректификации для этой цели следовало бы применять цепочку из 4-х простых полных колонн (рис. 5.2).

Каждая простая ректификационная колонна состоит из двух секций (верхней укрепляющей и нижней исчерпывающей). Общее число секций на четырех колоннах при этом составит 8 (рис. 5.2), из которых верхние 1, 3, 5, 7 – укрепляющие, а нижние секции 2, 4, 6, 8 – исчерпывающие. 
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	Рис. 5.2. Схема для разделения пятикомпонентной смеси на индивидуальные компоненты (III – VII) на   четырех простых полных ректификационных колоннах
	Рис. 5.3. Схема сложной ректификационной колонны для разделения пятикомпонентной смеси на компоненты III – VII


В сложной колонне (рис. 5.3) на верх секции 1 первой колонны последовательно устанавливаются укрепляющие секции 3, 5, 7 следующих колонн, а исчерпывающие секции 4, 6, 8 выносятся из сложной колонны и устанавливаются рядом в виде отпарных колонн (стриппинг-секций).

Поток жидкого орошения из верхней укрепляющей секции 1 первой колонны частично выводится из сложной колонны боковым погоном и направляется в отпарную стриппинг-секцию 4, установленную рядом с основной колонной, откуда часть жидкого потока возвращается в низ секции 3 второй колонны в виде циркуляционного орошения, а часть выводится как тяжелая фракция VI.

В паровом потоке, отходящем из верха секции 1, самый тяжелый компонент VII практически отсутствует (он отделен от сырья в секциях 1 и 2 сложной колонны). Поэтому в жидком потоке, отходящем из секции 3 сложной колонны и направляемом в выносную отпарную секцию 6, отсутствует тяжелый компонент VI, а присутствуют только более легкие компоненты. Во второй выносной отпарной колонне (секция 6) легкие компоненты отпариваются подаваемым водяным паром IX и возвращаются в укрепляющую секцию 5 сложной колонны, а тяжелый компонент V выводится из отпарной секции.

Подобным образом работает и последняя третья отпарная колонна (секция 8), из которой снизу отводится тяжелый компонент IV, а более легкие компоненты возвращаются на 7-ю укрепляющую секцию сложной колонны.

Для регулирования температурного режима по высоте колонны и в качестве отпаривающего агента в низ сложной колонны, а также в низ отпарных секций вводится водяной пар IX.

На рис. 5.4 представлен общий вид тарельчатой атмосферной ректификационной колонны с двухпоточными тарелками из S-образных элементов. Устройство однопоточной тарелки из S-образных элементов показано на рис. 5.5,  а на рис. 5.6 – схемы установки колпачков 1 на различных высотах от полотна барботажной колпачковой тарелки марки ТСК.

Использование сложных ректификационных колонн (СРК) взамен цепочки простых колонн позволяет существенно сократить неравномерность гидравлических нагрузок по отдельным секциям колонны и за счет этого улучшить технико-экономические характеристики оборудования (табл. 5.2).

При конструировании сложных ректификационных колонн следует руководствоваться следующими рекомендациями: 

1. Важнейшим признаком СРК является наличие нескольких уровней ввода и вывода материальных потоков. Кроме того, само распределение внутренних материальных потоков (и пара, и жидкости) по высоте колонны характеризуется неравномерностью. Поэтому в СРК используется принцип применения тарелок с различным числом потоков по жидкости и с различным живым сечением по пару для разных секций колонны.

2. Для вывода жидких материальных потоков используются тарелки с увеличенной площадью сливных устройств, что обеспечивает большую устойчивость работы насосов (запас по жидкости). Ввод рецикловых потоков (циркуляционное орошение) с этой же целью осуществляют выше тарелки отбора.

3. Ввод и вывод материальных потоков осуществляют через съемные телескопические трубопроводы на фланцах, что позволяет перед ремонтом колонны извлекать эти устройства и проводить осмотр и освидетельствование внутренних устройств колонны.

4. Все выносные отпарные секции снабжаются люками-лазами (как правило – не менее 2-х) с диаметром не менее 450 мм для монтажа и обслуживания внутренних устройств колонн.
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	Рис. 5.5. Схема однопоточной тарелки из S-образных элементов (Юнифлакс)
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	Рис. 5.4. Общий вид атмосферной колонны с двухпоточными тарелками из S-образных элементов: Штуцера: 1 – предохранительного клапана; 2 – продуктов; 4 – флегмы; 5 – ввода паров из отпарных колонн; 9 – термопары; 10 – сырья; 11 – манометра; 13 регулятора уровня; 3 – отбойник; 6 – люки; 7 – тарелки; 8 – сборник флегмы; 12 – опора
	

	
	Рис. 5.6. Методы установки колпачков 1 на различных высотах h: а – на расчетной высоте h = 5 … 10 мм, с помощью шпильки 3, регулирующей втулки 5 и гайки 4; б – на нулевой высоте h = 0; в – на фиксированной высоте с помощью опорных ребер 6


5.2. Блок вакуумной перегонки мазута установки ЭЛОУ-АВТ-6

Вакуумная установка (ВТ), работающая обычно в комплексе с электрообессоливанием и атмосферной трубчаткой (ЭЛОУ-АВТ-6), предназначена для глубокой перегонки мазута, являющегося остатком атмосферной перегонки нефти на блоке АТ. На вакуумной установке мазут перегоняется до гудрона с получением или широкой дистиллятной фракции с температурой кипения 350 – 500 оС, являющейся сырьем термического и каталитического крекинга (топливный вариант работы), или с получением дистиллятных масел (веретенное, трансформаторное, машинное, цилиндровое) и остаточных масел (авиационное, дизельное) при работе по масляному варианту переработки нефтепродуктов.
Для понижения температуры кипения этих фракций, часто находящейся выше температуры начала их разложения, в колонне создают вакуум, а в качестве теплоносителя и одновременно инертного компонента для понижения температур кипения (tкип) вводят перегретый водяной пар. Большая часть вакуумных установок работает по схеме однократного испарения мазута.
По этой схеме исходное сырье – мазут подогревается в дистиллятных полугудроновых и гудроновых теплообменниках, доводится в трубчатой печи до температуры 425 (С и поступает в ректификационную колонну, нижняя отгонная (исчерпывающая) часть которой имеет меньший диаметр, чем верхняя концентрационная (укрепляющая) часть. Благодаря этому сокращается время пребывания кубового остатка в колонне и уменьшается опасность его разложения. Боковыми погонами выводятся веретенный, трансформаторный и соляровый дистилляты. Отпаренный в отгонной колонне полугудрон идет на извлечение из него остаточных масел. 
Вакуум в колонне создается физико-механическим способом, т.е. конденсацией паров (обычно в барометрическом конденсаторе) или отсасыванием несконденсировавшихся газов вакуумными насосами с использованием паровых или жидкостных эжекторов. Конденсат откачивают насосами или удаляют свободным истечением.

В вакуумной колонне стремятся создать условия, обеспечивающие высокую долю отгона (перехода в паровую фазу) вводимого сырья для его минимального разложения. С этой целью необходимо уменьшать время пребывания мазута в печи, снижать гидравлические сопротивления во всех элементах системы и применять эффективные вакуумсоздающие системы (ВСС), обеспечивающие поддержание вакуума в колонне на уровне 30 – 50 мм рт. ст. (4 – 6,7 кПа).
Для обеспечения высокоинтенсивного, но кратковременного нагрева мазута применяют печи с экранами двухстороннего облучения, а также вводят в змеевики водяной пар (снижает интенсивность коксообразования и его отложения на стенки труб), с целью уменьшения гидравлического сопротивления в трубах печи увеличивают диаметр труб змеевиков печи, последних по ходу движения сырья, соединения труб змеевиков производят с помощью сварных калачей, а не ретурбендов, трансферную линию ввода продукта выполняют с минимальным числом поворотов и др.
5.2.1. Технологическая схема блока вакуумной перегонки мазута

Технологическая схема вакуумной перегонки мазута представлена на рис. 5.7. Материальный баланс, техническая и технологическая характеристики вакуумной колонны приведены в таблицах 5.4 – 5.6 [1, 2, 3].
Мазут I из блока АТ прокачивается через трубчатую печь 2, где нагревается до 425 (С и вводится в нижнее сечение укрепляющей секции колонны 1 в виде парожидкостной смеси (доля отгона поддерживается на уровне 0,5). Поднимающиеся пары подвергаются разделению на тарелках на низкокипящие и высококипящие компоненты за счет их взаимодействия со стекающим потоком жидкого орошения, который формируется за счет создания в укрепляющей секции двух холодных циркуляционных орошений (оба орошения формируются в конденсаторах-холодильниках). Целевые масляные фракции отбирают из колонны в виде боковых погонов: легкий вакуумный газойль II в виде верхнего погона, вакуумный газойль III из нижнего погона, затемненную фракцию IV – с левой нижней части колонны. В качестве кубового остатка из колонны выводят гудрон V.
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	Рис. 5.7. Технологическая схема блока вакуумной перегонки мазута установки ЭЛОУ-АВТ-6: 1 – вакуумная колонна; 2 – вакуумная печь; 3 – пароэжекторный вакуумнасос; 4 – конденсатор-холодильник; 5, 6 – емкости (сепараторы); Потоки: I – мазут с АТ; II – легкий вакуумный газойль; III – вакуумный газойль; IV – затемненная фракция; V – гудрон; VI – водяной пар; VII – газы разложения; VIII – конденсат (вода или нефтепродукт)


Несконденсированные углеводороды, газы разложения и подсосанный из атмосферы воздух эвакуируются из верха колонны вакуумсоздающей системой 3.

В табл. 5.4 представлен материальный баланс блока вакуумной перегонки мазута установки ЭЛОУ-АВТ-6 (рис. 5.7), а в табл. 5.5 и 5.6 – технологический режим и характеристика вакуумной колонны 1 рассматриваемой установки.

Таблица 5.4 
Ориентировочный материальный баланс блока вакуумной перегонки мазута (рис. 5.7)

	Поступило,  в % на нефть

	Мазут I
	52,0

	Получено,   в % на нефть

	Легкий вакуумный газойль II
	1,2

	Вакуумный газойль III
	22,0

	Гудрон V
	28,8

	Итого 
	52,0


Таблица 5.5 
Технологический режим вакуумной колонны 1 (рис. 5.7)

	Температура, (С:
	

	 – питания
	395

	 – верха
	125

	 – низа 
	352

	Вывода фракций:
	

	 –  легкого вакуумного газойля II
	195

	 –  вакуумного газойля III
	260

	 –  затемненной фракции IV
	300

	Давление наверху (абс.), кПа 
	8,0


Таблица 5.6 
Характеристика вакуумной колонны 1 (рис.5.7)

	Участки колонны
	Диаметр, м
	Число тарелок

	Верхняя часть
	6,4
	4

	Средняя часть
	9,0
	10

	Нижняя часть 
	4,5
	4


5.2.2. Аппаратурное оформление блока вакуумной перегонки 

Основным технологическим оборудованием блоков вакуумных блоков АВТ являются ректификационные колонны, работающие под средним вакуумом [1, 2, 4, 6, 7].
5.2.2.1. Тарельчатые вакуумные колонны 

Вакуумные колонны (ВК) имеют специфическую форму «перевернутой бутылки» (рис. 5.8). Это связано с тем, что в кубовой части колонны, в связи с высокой температурой высококипящего компонента, процесс разложения углеводородов протекает наиболее активно. Поэтому поперечное сечение в данной зоне и диаметр колонны максимально снижают для уменьшения времени пребывания τ гудрона в этой зоне:


[image: image54.wmf]W

V

/

=

t

, с, 




(5.1)

где V – объем зоны, м3, определяется диаметром Dк (м) и высотой Н этой зоны; W – объемный расход потока пара (газа) в данном сечении колонны, м3/с.
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	Рис. 5.8. Вакуумная тарельчатая колонна: 1– корпус; 2, 6, 11 – клапанные прямоточные тарелки ТКП соответственно трех- двух- и четырехпоточные; 3 – монтажный штуцер; 4 – тарелка сбора и вывода флегмы; 5, 8 – тарелки струйные из просечных листов с отбой-никами двух- и однопоточные; 7 – тарелка с отбойниками для сбора флегмы; 9 – сетчатый отбойник; 10 – ввод паров сырья; 12 – коллектор ввода водяного пара; 13 –  кольца жесткости
	Рис.5.9. Общий вид желобчатой тарелки ректификационной колонны: 1 – сегментный приемный карман; 2, 6, 7 – опорные уголки; 3 – опорный уголок под нижний полужелоб 4; 5 – верхний желоб (колпачок); 8 – шпилька с гайкой для крепления колпачка; 9 – сливная перегородка; 10 – регулирующая сливная планка; 11 – короткая шпилька с прямоугольной шайбой 12 для крепления нижнего полужелоба 4; 13 – глухой сегмент


Традиционно в вакуумных колоннах установок АВТ использовались желобчатые тарелки, недостатки которых общеизвестны: малая эффективность, большое гидравлическое сопротивление, большая металлоемкость, и, соответственно, большая эксплуатационная стоимость. На рис. 5.9 представлен общий вид однопоточной желобчатой тарелки.

В поперечное сечение колонны вписан прямоугольник или квадрат, образующие рабочую площадь тарелки, которую отделяют от корпуса четыре приваренных сегмента: два глухих 13 – по бокам, третий – приемный карман 1 данной тарелки и четвертый – стенка сливного устройства 9 – по торцам тарелки. К глухим боковым сегментам 13 снизу приварены два уголка 2, образующие плоскую посадочную опорную поверхность для установки и фиксации опорных уголков 3 на торцах тарелки. На полукруглые вырезы опорных уголков через уплотняющие прокладки укладываются нижние полужелоба 4, прижимаемые на концах короткими шпильками 11, приваренными к серединам вершин опорных уголков 3. Верхние колпачки 5 прикрепляются на тарелке аналогично, на шпильках 8, выдерживая их строгую горизонтальность с помощью гайки и контргайки. Жидкость движется по желобам вдоль колпачков.

Уровень жидкости на тарелке поддерживается на высоте 90 – 125 мм посредством перемещения сливной планки 10 вверх-вниз на вертикальных прорезях с помощью шпилек с гайками и шайбами. 
Желобчатые тарелки выполняются однопоточными при диаметрах 1000 – 3200 мм и двухпоточными при больших диаметрах. Вследствие низких эксплуатационных показателей желобчатые тарелки в настоящее время изготавливают только для ремонта действующих колонн.

За последние годы вместо желобчатых тарелок стали использовать более современные клапанные и ситчатые тарелки. Однако и этим тарелкам присущи существенные недостатки, главным из которых является высокое гидравлическое сопротивление для клапанных и низкий диапазон устойчивой работы ситчатых тарелок.

На рис. 5.10, 5.11 представлены схемы различных конструкций клапанных, а на рис. 5.12, 5.13 и 5.14 – схемы ситчатых и струйных тарелок с отбойниками, выполненных из просечно-вытяжных листов.
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	Рис. 5.10. Клапанные тарелки фирм Глитч с нижним (а) и Флекситрей с верхним (б) расположением ограничителей подъема клапана
	Рис. 5.11. Принцип работы клапанной прямоточной тарелки марки ТКП при малых (а), средних (б) и больших (в) нагрузках по пару (газу)
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	Рис. 5.12. Схема полотна ситчатой тарелки марки ТС
	Рис. 5.13. Струйная тарелка из просечно-вытяжных листов 2 с отбойниками 1; 3 – приемный карман с отверстием 5 для опорожнения; 4 – обтекатель для жидкости
	Рис. 5.14. Схема полотна 1 и отбойника 2 струйной тарелки из просечно-вытяжных листов (к рис. 5.13)


Как известно, максимальное давление в кубе колонны PW определяется  путем прибавления к давлению на верху колонны (PD) суммы сопротивлений всех N  тарелок по уравнению:
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(5.2)

Поскольку определяющее влияние на процесс разложения тяжелых углеводородов оказывает температура в кубе ректификационной колонны, а значит и давление в кубе PW, его снижение, как следует из уравнения (5.2), может быть достигнуто либо путем снижения сопротивления тарелок ΔPТ, либо за счет снижения числа тарелок N. Второй подход неприемлем (ухудшается качество продукта). Поэтому снижение температуры в вакуумной колонне можно достичь за счет снижения сопротивления тарелок 
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 относительно теоретической тарелки (Па/ВЭТТ).

5.2.2.2. Насадочные вакуумные колонны

На рис. 5.15 представлена схема вакуумной противоточной насадочной ректификационной колонны фирмы «Гримма» (ФРГ) для разделения мазута I на фракции вакуумного газойля II и III в виде боковых погонов и гудрон IVв качестве кубового остатка [1, 2, 4, 6].

В верхней укрепляющей части данной колонны размещены два слоя насадки 1 с двумя распределителями жидкости 4. В средней части (с увеличенным диаметром) размещены два слоя насадки 2 и 3 с соответствующими распределителями для подачи жидкости 5, 6 и газа (пара) 7. Для подачи мазута из печи предусмотрен тангенциальный ввод 9, который обеспечивает равномерное распределение паров мазута по сечению колонны.
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	Рис. 5.15. Принципиальная схема противоточной насадочной колонны фирмы «Гримма»: 1, 2, 3 – слои регулярной насадки; 4, 5, 6 – распределители жидкости; 7, 8 – распределители паров; 9 – тангенциальный ввод паров мазута; Потоки: I – мазут; II – легкий вакуумный дистиллят; III – глубоковакуумный газойль; IV – гудрон; V – водяной пар; VI – газы и пары к вакуумсоздающей системе
	Рис. 5.16. Схема перекрестноточной вакуумной насадочной колонны АВТ-4: 1 – ввод сырья; 2 – горизонтальный отбойник; 3 – блоки насадки квадратного сечения; 4 – внешние кольцевые перегородки; 5 – внут-ренние круглые перегородки; 6, 7 – конденсаторы; Потоки: I – мазут с АТ; II – вакуум-ный газойль; III – гудрон; IV – затемненный газойль; V – газы и пары к вакуум-насосу


Аналогичные конструкции насадочных колонн с различными типами регулярных насадок разработаны и внедрены на ряде отечественных НПЗ зарубежными фирмами Нортон, Глитч, Перформ-Грид и др. Для всех эти колонн характерна сложная система распределения жидкости по насадке (не менее ста точек орошения на 1 м2 сечения) и высокая стоимость насадки (около 1000 долларов за 1 м3 насадки).

Принципиально другой подход использован отечественными разработчиками перекрестноточной насадки (ПТН), представленной на рис. 5.16. В этой конструкции слой сплошной насадки заменен блоками, нижний лист под которыми выполняет функции распределителя жидкости для орошения нижнего блока и образует гидравлический затвор для прохода пара к верхнему блоку. Это позволяет решать задачи подвода в колонну потоков питания, а также отвода потоков боковых погонов с любого сечения колонны.
Сами блоки проницаемы по пару только в поперечном (радиальном)  направлении, а жидкость может проходить через блок насадки только в продольном направлении (под действием силы тяжести). Насадка занимает только часть поперечного сечения колонны и выполняется из недорогих профилей (рукавновязанная сетка, просечно-вытяжные листы и т.д.) в виде различных геометрических фигур (четырехугольник, квадрат, кольцо, шестигранник и др.). За счет конструирования при этом удается менять такой важный параметр, как коэффициент соотношения сечений, открытых для прохода газа FG и жидкости FL соответственно:

M = FG / FL






(5.3)

Для противоточных насадочных колонн этот фактор, естественно, равен 1,0.
Для перекрестноточных насадок (ПТН) прямоугольного сечения, соответственно, будем иметь:

FG ≈ D .H






(5.4)

FL ≈ D. B






(5.5)

M = H/B 






(5.6)

Здесь:  H – высота блока, а B – его ширина; D – диаметр (периметр) блока насадки.
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	Рис. 5.17. Сложная вакуумная насадочная колонна с перекрестноточной насадкой (ПТН) для четкого фракционирования мазута на масляные дистилляты


Как видим, у инженера-конструктора появляется возможность управлять этим коэффициентом в любых пределах за счет произвольного выбора высоты (H) и ширины (толщины) (B) блока насадки, а значит обеспечивать оптимальные характеристики блока при любых нагрузках и по пару и по жидкости.

В настоящее время перекрестноточные  насадки промышленно освоены и широко используются на НПЗ ОАО «Башнефть». Удельное гидравлическое сопротивление у этой насадки в 5 раз меньше, чем у клапанных тарелок марки ТКП, что позволяет значительно повысить четкость погоноразделения за счет увеличения числа блоков и снизить затраты энергии и расходы теплоносителей на модернизированной вакуумной насадочной колонне для разделения мазута на блоке ЭЛОУ-АВТ при сохранении высоты и диаметра исходной тарельчатой колонны.

Схема сложной вакуумной колонны с перекрестноточной насадкой для четкого разделения мазута из блока АТ на вакуумный соляр и фракции масляного дистиллята в качестве боковых погонов приведена на рис. 5.17. В  нижнюю исчерпывающую секцию колонны, имеющую меньший диаметр, подводится водяной пар для уменьшения температуры куба и снижения давления насыщенных паров нефтепродуктов. Для создания и поддержания вакуума во всех тарельчатых и насадочных колоннах предусмотрен отвод паровой фазы с верха колонны на вакуумсоздающую систему (ВСС).
5.2.2.3. Специфические особенности конструирования вакуумных колонн

1. Вакуумные колонны АВТ (рис. 5.8, 5.15, 5.16, 5.17) имеют большой диаметр (6 – 8 м и более) и значительную высоту (40 – 60 м). Поэтому расчет этих колонн на устойчивость от действия внешнего давления приобретает особое значение [1, 2, 6, 7]. Вакуумные колонны обязательно оборудуется внешними укрепляющими кольцами жесткости. При этом могут использоваться различные профили колец. Наиболее распространенные профили – тавр и двутавр 13 (рис. 5.8).

2. Днища и крышки таких колонн (при диаметрах, превышающих 4 м) выполняют полушаровыми (полусферическими) с отбортовкой на цилиндр с целью снижения краевых напряжений на местах сопряжения элементов корпуса и днищ.

3. Особая форма корпуса («перевернутая бутылка») определяет и конструкцию опорного устройства. Традиционная конструкция вертикальной опоры в виде цилиндрической обечайки на нижней исчерпывающей части колонны с меньшим диаметром оказывается недостаточно устойчивой, поэтому применяют коническую опорную обечайку с увеличенной площадью опоры фундаментного кольца и обязательной установкой фундаментных болтов.
4. Для минимизации объема натекания газов из атмосферы внутрь вакуумных аппаратов и исключения возможности затягивания прокладки вовнутрь под действием разряжения в аппарате на фланцевых разъемах вакуумных колонн используют наиболее надежные и дорогие конструкции с привалочной поверхностью типа «шип – паз» с металлизированной прокладкой.

В табл. 5.7 представлены сравнительные показатели работы вакуумной колонны (рис. 5.17) до и после замены желобчатых тарелок на перекрестноточную насадку (ПТН). Практически по всем приведенным в таблице технологическим показателям перекрестноточная насадка имеет более высокие технико-экономические показатели, что свидетельствует о высокой эффективности замены желобчатых тарелок на перекрестноточную насадку.
Таблица 5.7 
Технико-экономические показатели работы вакуумной колонны для четкого фракционирования мазута на масляные дистилляты (рис. 5.17) до и после замены желобчатых тарелок на перекрестноточную насадку

	Показатели
	До рекон-струкции
	После рекон-струкции

	1
	2
	3

	Производительность, т/ч
	46...48
	55

	Остаточное давление, мм рт. ст:

– на верху колонны

– в зоне питания
	40...70

96...126
	40...60

53...73

	Температура, °С:

– сырья 

– верха

– низа
	365...375

165...175

340...355
	350...360

165...175

340...350

	Расход, т/ч:

– верхнего циркуляционного орошения 

– водяного пара
	30...35

0,5...0,8
	30...48

0,2...0,42

	Число теоретических тарелок в укрепляющей секции
	5,6
	10,8

	Отбор на нефть, % масс.:

–  I  погон

– II погон
	8,6...9,0

9,0...9,5
	10,0...10,4 13,0...15,6

	Температурный интервал выкипания фракций, °С 
– I масляный погон

– II масляный погон
	130...140

150...160
	100...110 105...125

	Налегание масляных фракций, °С
	70...105
	27...60

	Температура вспышки, °С:

– I масляный погон

– II масляный погон

– гудрон
	175...178

213...217

247...268
	184...190

214...221

260...290

	Вязкость при 50 °С, сСт:

– I масляный погон

– II масляный погон
	10,5...14

35...59
	11,7...17

39...60

	Цвет, ед. ЦНТ:

– I масляный погон

– II масляный погон
	1,5…2,0

4,5…5,0
	1,5…2,0

3,5…4,5


5.3. Вакуумсоздающие системы 

Вакуумсоздающие системы (ВСС) предназначены для создания и поддержания вакуума в ректификационных колоннах блоков ЭЛОУ-АВТ, предназначенных для разделения тяжелых остатков нефтяного сырья на дистиллятные фракции и гудрон [1, 2].
5.3.1. Назначение и классификация вакуумсоздающих систем

Процессы разделения тяжелых остатков нефтяного сырья на установках ЭЛОУ-АВТ осуществляют методом ректификации в вакуумных колоннах.

Использование вакуума в первую очередь позволяет снизить температуру нагрева сырья в исчерпывающей секции и нагревательной печи ректификационной колонны, исключая тем самым возможность высокотемпературного разложения нефтепродуктов в кубе колонны и змеевике печи. Применение вакуума кроме того позволяет снизить температуру испарения и конденсации паров низкокипящих компонентов в верхней укрепляющей секции колонны, что, в свою очередь, позволяет  использовать в качестве охлаждающих агентов в конденсаторах-холодильниках более дешевые и доступные теплоносители (воду или воздух).

В процессе работы вакуумных колонн в неё через неплотности (сварные швы, прокладки фланцевых соединений и т.д.) натекает атмосферный воздух (газы натекания). Воздух поступает внутрь аппарата также через уплотнения насосов, трубопроводов, а также с сырьем (в растворенном виде). Кроме того в процессе высокотемпературного разложения тяжелых углеводородов в кубах ректификационных колонн образуются легкие, практически неконденсируемые компоненты – газы разложения (H2, СО2, СО, фракции C1 – C5) и др. Для поддержания вакуума смесь этих газов должна постоянно выводиться из ректификационной колонны, что и выполняет вакуумсоздающая система колонны.

В современных вакуумных колонных аппаратах и процессах, в зависимости от глубины и применяемой системы его создания и поддержания, используют следующие уровни вакуума:

– низкий  – от 760 до 10 мм рт. ст. (101 … 1,33 кПа);

– средний  –  от 10 до 1 мм рт. ст (1,33 … 0,133 кПа);

– глубокий  – от 1 до 10–3 мм рт. ст.) (0,133 … 0,000133 кПа);

– сверхглубокий  – ниже 10–3 мм рт. ст).(ниже 0,000133 кПа). 
Указанные уровни вакуума могут быть достигнуты с использованием различных методов и оборудования, выбор которых зависит от множества факторов, в частности, от физико-механических свойств используемых рабочих сред в проектируемом аппарате, от производительности системы по целевым продуктам и откачиваемым газам, от принятой схемы и принципа действия вакуумсоздающей системы и др.

Для разделения остаточного нефтяного сырья – мазута в ректифика-ционной колонне 1 вакуумного блока ЭЛОУ-АВТ (рис. 5.7) используется низкий вакуум глубиной 50 … 20 мм рт. ст. (6,7 … 2,7 кПа), при температурах 352 ºС в кубе и 125 ºС на верху колонны. Такая глубина вакуума в ректификационной колонне может быть создана с использованием относительно недорогих вакуумсоздающих систем, в частности, с использованием классических конденсационных систем, пароэжекторных или гидроэжекторных вакуумных насосов, механическим способом (на базе жидкостно-кольцевых вакуумных насосов), комбинированными методами и др. Выбор оптимального варианта вакуумсоздающей системы конкретной колонны следует проводить на основе сравнения технико-экономических показателей возможных вариантов ВСС.
5.3.2. Конденсационные вакуумсоздающие системы ректификационных колонн 
Наиболее распространенным методом создания низкого вакуума в ректификационных колоннах вакуумного блока установок ЭЛОУ-АВТ является использование конденсационной вакуумсоздающей системы (КВС) [1, 2].

Вакуум в КВС создается за счет конденсации паров, уходящих с верха колонны и последующей откачки из системы неконденсирующихся паров и газов (водяной пар, Н2, Н2S, CO2), легких фракций и продуктов термического распада сырья, а также окружающего воздуха, поступающего через неплотности разъемов технологического оборудования и трубопроводов с их последующей откачкой из системы с помощью различных конструкций вакуумных насосов.

Конденсационная вакуумсоздающая система современных установок ЭЛОУ-АВТ состоит из следующих основных элементов: 

1. Система конденсации паров;

2. Барометрическая труба;

3. Газосепаратор;

4. Система вакуумных насосов;

5. Сборник конденсата.

Система конденсации паров осуществляется двумя принципиальными способами (рис. 5.18): 

а) конденсация с ректификацией в верхней секции вакуумной колонны посредством:

– верхнего циркуляционного орошения (ВЦО) с использованием выносного холодильника Х-1;

– острого орошения (ОО) посредством возврата флегмы L на верхнюю тарелку из флегмовой емкости Е-1;

б) конденсация без ректификации вне колонны в выносных конденсаторах-холодильниках:

– поверхностного типа (ПКХ), с теплопередачей от отсасываемых паров к охлаждающему агенту (воде или воздуху) через твердую поверхность теплообмена конденсаторов-холодильников КХ-1 и КХ-2 без смешения их с теплоносителем;

– барометрического типа (БКС), путем непосредственного смешения отсасываемых паров с водой или газойлем, выполняющим роль хладоагента или абсорбента в барометрическом конденсаторе БК, соединенном через барометрическую трубу БТ с барометрическим колодцем КБ;

– в межступенчатых конденсаторах К-2 и К-3 (ПЭК), охлаждаемых оборотной водой, и установленных на выходе из пароэжекторных насосов Э-1 и Э-2 и емкости Е-2, без смешения рабочего тела РТ теплоносителем.

Для создания достаточно глубокого вакуума в колонне К-1не обязательно использование одновременно всех перечисленных способов конденсации. Так например, из двух возможных вариантов конденсации с ректификацией в верхней части вакуумной колонны предпочтительнее использовать первый – с верхним циркуляционным орошением (ВЦО), который, по сравнению с острым орошением (ОО), позволяет поддержать на верху колонны оптимально низкую температуру (60 … 80 ºС), обеспечивая тем самым значительное снижение объемов газов и паров и соответственно, сократить расход охлаждающего агента в конденсаторах-холодильниках КХ-1 и КХ-2.
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	Рис. 5.18. Схемы конденсации паров в конденсационных вакуумсоздающих системах вакуумной колонны К-1: ВЦО – верхним циркуляционным орошением через холодильник Х-1; ОО – острым орошением (флегмой L) из емкости-сепаратора Е-1; ПКХ – в поверхностных конденсаторах-холодильниках КХ-1 и КХ-2; БКС – в барометрических конденсаторах смешения (БК) с барометрической трубой (БТ) и барометрическим колодцем (КБ); ПЭК – в промежуточных конденсаторах К-2 и К-3 эжекторов Э-1 и Э-2 с емкостью Е-2; БК – барометрический конденсатор; БТ – барометрическая труба; КБ – колодец барометрический; РТ – рабочее тело эжекторов Э-1 и Э-2


Из схем конденсации паров без ректификации вне колонны на установках АВТ старых поколений применяли преимущественно схему БКС с барометрическим конденсатором смешения БК, отличающиеся низким гидравлическим сопротивлением, простотой конструкции и низкой стоимостью. Вместо емкости Е-1 в этой системе предусмотрен барометрический колодец КБ с барометрической трубой БТ, имеющей высоту не менее 10 м и выполняющей  роль гидрозатвора между окружающей средой и вакуумной колонной К-1. Серьезным недостатком системы БКС является загрязнение системы оборотного водоснабжения и канализационных стоков нефтепродуктами и сероводородом в результате смешения сконденсировавшихся паров и газов с верха колонны К-1 с охлаждающим агентом барометрического конденсатора БК – оборотной водой и конденсатом водяного пара.

По экологическим требованиям в современных установках ЭЛОУ-АВТ вместо применяемой ранее системы БКС с открытыми барометрическими конденсаторами смешения БК применяют замкнутые вакуумсоздающие системы ПКХ (рис. 5.18)  с поверхностными конденсаторами-холодильниками КХ-1 и КХ-2. В такой ВСС в качестве охлаждающего агента используется оборотная вода или воздух, не смешивающиеся с отсасываемыми продуктами колонны   К-1 и работающие в сочетании с закрытой емкостью-сепаратором Е-1.

Для создания вакуума на установках АВТ в настоящее время наиболее часто применяют систему ПЭК с одно- двух- или трехступенчатыми  пароэжекторными насосами Э-1 и Э-2 (ПЭНы). На ПЭНах в качестве рабочего тела (РТ) используется водяной пар, который после смешения в рабочей камере с откачиваемыми газами, конденсируется в промежуточных конденсаторах К-2 и К-3, охлаждаемых оборотной водой. Конденсат пара и газов из конденсаторов направляется в емкость-отстойник Е-2 закрытого типа, для обеспечения экологической безопасности для обслуживающего персонала и окружающей среды.

Серьезным недостатком пароэжекторных насосов, так же как и барометрических конденсаторов, является загрязнение конденсата водяного пара и сточных вод откачиваемыми парами нефтепродуктов вакуумной колонны К-1, а также низкий коэффициент полезного действия ПЭНов.

В связи с этим наиболее перспективным является использование для создания вакуума системы ПЭК, в которой в качестве рабочего тела в эжекторных вакуумных насосах используется сам откачиваемый газ (газоэжекторный ВСС) или один из жидких продуктов разделения, например, вакуумный газойль или дизельное топливо (гидроэжекторные ВСС). Рабочее тело по этим схемам циркулирует в вакуумсоздающей системе по замкнутому контуру, не загрязняя теплоносители и паровой конденсат нефтепродуктами.

5.3.2.1. Барометрический конденсатор 
Барометрические конденсаторы (БК) предназначены для создания низкого вакуума в колонне за счет конденсации отводимых из нее паров путем непосредственного орошения их охлажденной водой. Схема наиболее распространенного барометрического конденсатора тарельчатого типа представлена на рис. 5.19.

Тарельчатый барометрический конденсатор представляет собой цилиндр 1 диаметром 1800 мм и высотой 5400 мм, нижняя часть 3 которого сделана конусообразной для полного истечения воды и конденсата. В цилиндрической части конденсатора помещены 6 каскадных перфорированных тарелок 5 с круглыми отверстиями диаметром 3 – 8 мм. Барометрические конденсаторы, как правило, снабжены барометрической трубой высотой не менее 10 м, присоединяемой к нижнему штуцеру аппарата. В верхней части установлены  штуцер 4 для подачи воды на орошение тарелок и штуцер для отвода несконденсировавшихся газов и паров, а в средней части – штуцер для ввода газов и паров из откачиваемого аппарата.

Тарельчатый барометрический конденсатор работает следующим образом. Пары разложившихся нефтепродуктов, водяной пар и воздух I вводятся в среднюю часть, под первую тарелку барометрического конденсатора. Смесь паров по тарелкам направляется наверх. Охлаждающая вода II вводится в верхнюю часть аппарата и, стекая по тарелкам вниз, охлаждает и конденсирует восходящий поток водяного пара и часть продуктов разложения. Отработанная вода, смешанная с конденсатами откачиваемых газов и паров IV по барометрической трубе отводится в барометрический колодец (на схеме не показан). Неконденсированные пары продуктов разложения и воздух III через верхний штуцер аппарата для углубления вакуума отсасывается на следующую ступень ВСС – на всасывающий штуцер пароэжекторного или гидроэжекторного вакуумного насоса.
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	Рис. 5.19. Тарельчатый барометрический конден-сатор: 1 – корпус; 2 – эллиптическое днище; 3 – коническое днище; 4 – штуцер подачи воды; 5 – каскадные ситчатые тарелки; 6 – люк; 7 – лапа; I – вход отсасываемого газа и пара; II – вход воды на орошение; III – выход несконденсированных газов; IV – выход воды и конденсата газов и паров в барометрическую трубу
	Рис. 5.20. Одноступенчатый пароэжекторный вакуумный насос (ПЭН): 1 – паровое сопло; 2 – камера смешения; 3– диффузор; 4 – вход отсасываемых газов; 5 – штуцер выхода парогазовой смеси в барометрическую трубу


5.3.2.2. Пароэжекторные вакуумные насосы
Вакуумные колонны установок АВТ нефтеперерабатывающих заводов оборудуются пароэжекторными вакуумными насосами (ПЭНами), которые, в зависимости от числа применяемых ступеней и параметров используемого водяного пара, могут создать в колоннах низкий и средний вакуум. Схема простейшего одноступенчатого ПЭНа представлена на рис. 5.20. 

Основным элементом ПЭНа является пароструйный инжектор, состоящий из парового сопла 1, куда в качестве рабочего тела подается насыщенный водяной пар. Струя вытекающего из сопла пара попадает в сужающее устройство – диффузор 3, где разгоняется до сверхзвуковой скорости. Увеличение скорости потока пара, согласно закону сохранения энергии Бернулли, приводит к снижению давления в потоке смеси в диффузоре, за счет чего создается разряжение во внутренней полости камеры 2 вакуумного насоса и в аппарате, присоединенном с ПЭНом посредством всасывающего патрубка 4.

Глубина создаваемого ПЭНом вакуума зависит от энергии струи водяного пара, определяемого его давлением и расходом. Образующая в диффузоре ПЭНа смесь отсасываемого газа и водяного пара из выходного штуцера 5 направляются на конденсацию в барометрический конденсатор смешения или поверхностный конденсатор.

Достоинством пароэжекторных насосов является их простота, отсутствие подвижных частей, относительная доступность водяного пара на НПЗ. Недостатком ПЭНов является незначительное разряжение на одной ступени, низкий КПД, образование химзагрязненного конденсата водяного пара и отсасываемого газа. Для повышения глубины создаваемого вакуума применяют несколько последовательно соединенных ПЭНов, снабженных промежуточными конденсаторами, в которых отработанный пар предыдущей ступени конденсируется с помощью доступного хладоносителя, чаще всего – оборотной воды.

На рис. 5.21 представлена схема двухступенчатого пароэжекторного насоса с промежуточным встроенным конденсатором смешения. Вакуумный насос раработает следующим образом.
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	Рис. 5.21. Двухступенчатый пароэжекторный насос с промежуточным конденсатором смешения 2: I – отсасываемый газ; II – водяной пар; III – вход воды в конденсатор; IV – выход воды и конденсата газа; V – выход парогазовой смеси из 2-й ступени насоса


Рабочим агентом пароэжекторного вакуумного насоса является водяной пар II (0.6(1.0 МПа), который подводится к соплам первой 4 и второй ступени 6 ПЭНа. Водяной пар 1-ой ступени, истекая из сопла 4 со сверкритической скоростью, поступает в диффузор 5, захватывая из камеры смешения 1 несконденсированные газы I из откачиваемого аппарата. В диффузоре 5 скоростной напор газовой струи преобразуется в статическое давление, вследствие чего на выходе из диффузора давление в системе повышается.

Смесь рабочего пара 1-ой ступени и откачиваемых газов поступает в промежуточный конденсатор смешения 2, который орошается холодной водой III из верхнего оросителя. За счет роста давления и понижения температуры в конденсаторе смешения 2 обеспечивается частичная конденсация водяного пара и откачиваемых углеводородов. Образующийся конденсат водяного пара и отсасываемого газа (IV) через барометрическую трубу, высотой не менее 10 м, присоединенную к выходному штуцеру 7 конденсатора 2, сбрасываются в барометрический колодец (ящик).

Остаточные газы поступают в камеру смешения 2-ой ступени 3, где процесс повторяется. На выходе из диффузора второй ступени 8 происходит дожатие откачиваемой среды до атмосферного давления, поэтому смесь водяного пара и откачиваемых газов V из 2-ой ступени через диффузор 8 выбрасывается непосредственно в атмосферу (иногда через дополнительный конденсатор).

На рис. 5.22 представлены схемы трехступенчатых пароэжекторных насосов, снабженных промежуточными поверхностными конденсаторами (а) и барометрическими конденсаторами смешения (б).
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	Рис. 5.22. Трехступенчатые пароэжекторные вакуумные насосы с поверхностными конденсаторами (а) и конденсаторами смешения (б): Э1, Э2, Э3 – паровые эжекторы; К1, К2 – поверхностные водяные конденсаторы; К3, К4 водяные конденсаторы смешения


Конденсаторы смешения (рис. 5.22, б) работают более эффективно, чем поверхностные (а), однако не могут применяться в случаях, когда в отсасываемой среде содержатся ценные продукты, подлежащие улавливанию, либо вредные (ядовитые) вещества, сбрасывание которых в систему оборотного водоснабжения и водоемы недопустимо и опасно. В таких случаях предпочтительнее использовать ПЭНы с поверхностными конденсаторами (рис. 5.22, а), в которых сконденсировавшийся водяной пар и отсасываемая среда выводятся из конденсатора через отдельные штуцера, не смешиваясь и не загрязняя используемый в конденсаторе хладоноситель – воду.

Многоступенчатые ПЭНы с остаточным давлением на всасывающем патрубке (входе) от 1 до 160 мм рт. ст. выпускаются с диаметрами горловины диффузора от 20 до 200 мм, числом ступеней от 1 до 4, на количество отсасываемой смеси (производительность) от 1 до 1000 кг/час из углеродистых и легированных сталей и сплавов в зависимости от применяемых рабочих сред.

Работа ПЭНов характеризуется низкой термодинамической эффективностью цикла сжатия (КПД находится на уровне 1 – 2 %). Поэтому в последние годы ПЭНы вытесняются более совершенными системами, в частности комбинированными жидкостно-кольцевыми вакуумными насосами с газовым эжектором и гидроэжекторными вакуумными насосами.

5.3.3. Жидкостнокольцевые вакуумные насосы 

Жидкостнокольцевые вакуумные насосы (ЖКВН) используют механическую энергию вращающегося слоя рабочей жидкости для создания низкого и среднего вакуума в вакуумных аппаратах и системах. Принципиальная схема жидкостнокольцевого вакуумного насоса представлена на рис. 5.23.
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	Рис. 5.23. Принципиальная схема жидкостнокольцевого вакуумного насоса (ЖКВН): 1 – цилиндрический корпус; 2 – вал ротора; 3 – ротор с лопатками 4; 5 – вращающееся жидкостное кольцо; 6 – всасывающая полость; 7 – полость нагнетания; 8 – всасывающий патрубок; 9 – нагнетательный патрубок


Ротор 3, снабженный радиальными лопатками 4, расположенный относительно геометрической оси цилиндрического корпуса 1 с некоторым эксцентриситетом е, вращается на валу 2 внутри цилиндрического корпуса. Корпус с торцов закрыт крышками (боковинами). Между рабочим колесом и корпусом, а также между колесом и боковинами имеются гарантированные зазоры. Поэтому в насосе нет никаких трущихся деталей, кроме подшипников качения.
Лопатки рабочего колеса при вращении захватывают жидкость и отбрасывают ее к периферии (стенкам корпуса), за счет чего внутри корпуса образуется вращающееся жидкостное кольцо 5. Между вращающимся ротором 3 с валом 2 рабочего колеса и кольцом жидкости 5 из-за наличия эксцентриситета е возникает серпообразное пространство, являющееся рабочей полостью ЖКВН. Это пространство разделяется рабочими лопатками на отдельные ячейки переменного объема. При увеличении объемов ячеек в правой зоне 6 происходит процесс всасывания через входной патрубок 8, а при уменьшении объемов ячеек в левой зоне 7 – процесс нагнетания через выходной патрубок 9. Всасывающие и нагнетательные окна в приведенной схеме ЖКВН расположены в торцевых крышках (схема с осевым подводом и отводом сжимаемого газа). Эта схема наиболее распространена в отечественных конструкциях. 
Существуют также схемы с радиальным подводом и отводом сжимаемого газа. Принципиальной разницы между этими схемами, однако, нет. Между гидравлическим поршнем (поверхностью кольца жидкости) и откачиваемым объемом газа в цикле сжатия возникает достаточно тесный контакт, который сопровождается взаимно связанными процессами межфазного тепло- и массообмена. Поскольку масса жидкости в ячейке, как правило, существенно превышает массу газа, а тепло, выделяющееся в процессе сжатия, интенсивно передается от газа к жидкости, температуры газа и жидкости за одиночный цикл выравниваются и приближаются к температуре вращающейся жидкости. Конечная температура жидкости при этом несколько отличается от начальной. Тем не менее, несмотря на возможность пренебрежения величиной изменения температуры в течение одного цикла сжатия в ячейке, выделяющееся тепло накапливается во вращающемся жидкостном кольце, поэтому рабочую жидкость приходится постоянно заменять, хотя бы частично, или включить в схему контур охлаждения циркулирующей жидкости.

КПД жидкостнокольцевых вакуумных насосов существенно превышает КПД пароэжекторных насосов. В то же время вакуум, развиваемый в ЖКВН, находится на уровне 35 – 70 мм рт. ст., что недостаточно для условий работы вакуумных ректификационных колонн блоков ЭЛОУ-АВТ. В таких случаях рекомендуется использовать комбинированные ВСС.

5.3.4. Комбинированные газожидкостные ВСС

В настоящее время начинают широко использоваться комбинированные вакуумсоздающие системы (рис. 5.24), в которых за счет использования предвключенного газового эжектора удается углубить вакуум, создаваемый непосредственно самим жидкостнокольцевым вакуумным насосом.

Дистиллятные пары из верха ректификационной колонны после конденсатора поступают в эжектор 2, где в качестве рабочего агента используется газ с нагнетания жидкостно-кольцевого вакуумного насоса 1. В эжекторе происходит предварительное сжатие откачиваемого газа от начального давления до давления, соответствующего оптимальной производительности ЖКВН.
В ЖКВН происходит дожатие откачиваемого газа вращающейся рабочей жидкостью с родственной физической природой до атмосферного давления. После ЖКВН откачиваемый газ и часть рабочей жидкости поступают во влагоотделитель 3, откуда газ поступает в концевой холодильник 4. Изотермичность общего процесса поддерживается за счет съема тепла, выделяющегося при сжатии парогазовой смеси и конденсации части продуктов из откачиваемого газа. В реальных условиях для этой цели используется холодильник 6 на линии циркуляции рабочей жидкости между накопительной емкостью 5 и жидкостнокольцевым вакуумным насосом 1. Циркуляция рабочей жидкости обеспечивается центробежным насосом 7.

Достоинством комбинированной ВСС, в отличие от традиционных пароэжекторных вакуумных насосов, является отсутствие в данной системе дорогостоящего водяного пара в качестве рабочего тела и полное исключение возможности его смешения с откачиваемыми продуктами вакуумных колонн, что позволяет значительно сократить загрязнения окружающей среды.
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	Рис.5.24. Схема комбинированной ВСС с предвключенным газовым эжектором: 1 – жидкостнокольцевой вакуумный насос (ЖКВН); 2 – газовый эжектор; 3 – влагоотделитель; 4 – концевой холодильник для газов; 5 – накопительная емкость рабочей жидкости; 6 – холодильник жидкости; 7 – циркуляционный насос


Затраты на электроэнергию на двигательные цели в приводе ЖКВН значительно ниже стоимости энергетических затрат, и в первую очередь, стоимости водяного пара, используемого в ПЭНах в качестве рабочего тела. Поэтому использование комбинированной ВСС с предвключенным газовым эжектором является экономически оправданным и экологически безопасным по сравнению с традиционными конденсационными ВСС ранних поколений.

5.3.5. Гидроэжекторные вакуумсоздающие системы 

С целью совершенствования высокопроизводительных установок АВТ современными экологически безопасными вакуумсоздающими системами разработаны гидроэжекторные вакуумные насосы (ГЭНы), применение которых позволяет сократить потребление водяного пара и объемы образующихся сточных вод до минимума. Особенностью таких систем является их оснащение жидкостно-газоструйным аппаратом, в качестве рабочего тела которого выступает одна из фракций, получаемых на той же установке АВТ. Теоретические основы и практические разработки выполнены отечественными фирмами «Техновакуум» и «Технотон» [1, 2].

Схема гидроэжекторной вакуумной системы, разработанной фирмой «Техновакуум», представлена на рис. 5.25.

Газы разложения мазута и пары углеводородов и воды из верха вакуумной колонны К-5 поступают в качестве пассивного (отсасываемого) тела в вакуумсоздающее устройство В-1, куда из сепаратора С-1 насосом Н-1 через теплообменник-холодильник Т-1 под высоким давлением нагнетается рабочая жидкость – активное тело – (фракция дизельного топлива из атмосферной колонны К-2).
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	Рис. 5.25. Схема создания вакуума с помощью гидроэжекторного вакуумного насоса В-1 фирмы «Техновакуум»: К-5 – вакуумная колонна; С-1 – емкость-сепаратор; Н-1 – центробежный циркуляционный насос; Т-1 – теплообменник-холодильник; РК – регулирующий клапан


В результате контакта активного и пассивного тел в В-1 происходит конденсация паров, сжатие газов разложения до заданного давления 10 … 20 мм рт. ст. Газожидкостная смесь из В-1 разделяется в емкости-сепараторе С-1, избыток жидкого рабочего тела по уровню в жидкости в С-1 через регулирующий клапан РК отводится из системы, а рабочая жидкость дополнительно обновляется свежей дизельной фракцией из колонны К-2.

Таким образом, создается замкнутый контур жидкого рабочего тела, который, в отличие от пароэжекторного насоса, исключает использование водяного пара, что в конечном итоге в максимальной степени снижает объем загрязненных промышленных стоков из системы. Вода в вакуумсоздающей системе используется в качестве охлаждающего агента в теплообменнике-холодильнике Т-1 и циркулирует в замкнутой системе оборотного водоснабжения, не смешиваясь с продуктами разделения вакуумной колонны К-5.

Вакуумсоздающая система фирмы «Технотон» (рис. 5.26) принципиально мало отличается от приведенной выше системы и связана с применением двух- и трехступенчатой гидроэжекторной системы, в которой используется принцип вихревого эжектирования парогазовых систем рабочей жидкости.

Газы разложения мазута, пара углеводородов и воды – пассивное тело – из вакуумной колонны К-5 поступают в струйный или вихревой эжектор первой ступени В-1, а затем во вихревой эжектор второй ступени В-2. Рабочим (активным) телом обоих эжекторов является дизельная фракция (вакуумный газойль), получаемая на установке АВТ. Из гидроэжекторов смесь рабочего тела с пассивным телом (отсасываемыми газами и парами) поступает в циклонный газоотделитель Ц-1, и далее, после охлаждения в теплообменнике Т-1 оборотной водой, поступает в емкость-сепаратор С-1 на отстаивание и разделение от газов.

Как и в предыдущей системе, в емкость-сепаратор С-1 предусмотрена подача свежего рабочего тела из АВТ и отвод избытка рабочей жидкости через регулирующий клапан РК. Из емкости-сепаратора С-1 с помощью высоконапорного центробежного насоса Н-1 рабочая жидкость через фильтры Ф-1 и Ф-2 параллельными потоками одновременно поступает в гидроэжекторы В-1 и В-2 для откачки пассивного тела из вакуумной колонны К-5 за счет создаваемого в них разряжения.
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	Рис. 5.26. Схема двухступенчатой гидроэжекторной вакуумной системы фирмы «Технотон»: К-5 – вакуумная колонна; В-1, В-2 – струйные и вихревые эжекторы; Ф-1, Ф-2 – фильтры; Ц-1 – циклонный газоотделитель; Т-1 – теплообменник-холодильник; С-1 – емкость-сепаратор; РК – регулирующий клапан; Н-1 – центробежный насос


Отделившиеся газы из циклонного сепаратора Ц-1 также поступают в сепаратор С-1, где происходит выделение растворенных газов из рабочей жидкости, которые направляются в печь дожига.

Для сравнения в табл. 5.7 представлены сравнительные технические характеристики вакуумсоздающих систем с использованием пароэжекторных и гидроэжекторных вакуумных насосов [1, 2].

Анализ представленных данных свидетельствует о безусловном преимуществе гидроэжекторной системы, что связано с углублением вакуума на верху вакуумной колонны до 15 … 30 мм рт. ст., увеличении выхода вакуумного газойля в 1,5 раз, сокращении потребления водяного пара до минимума и снижении вредных компонентов в промышленных стоках.

Таблица 5.7 
Сравнительные характеристики пароэжекторных и гидроэжекторных вакуумсоздающих систем

	Параметры
	Пароэжекторная ВСС (рис.5.22)
	Гидроэжекторная ВСС (рис. 5.26)

	Расход мазута
	255 … 270
	264 … 282

	Остаточное давление на верху К-5, мм рт. ст.
	40 … 60
	15 … 30

	Температура, ºС:
	
	

	– низа колонны 
	350 … 355
	350 … 360

	– верха колонны
	150 …170
	110 … 120

	Отбор вакуумного газойля, т/сут
	1221
	1815

	Содержание в гудроне фракции до 500 ºС, %
	25
	18

	Расход водяного пара на эжектор, т/год 
	4814
	–

	Содержание Н2S в стоках, мг/л 
	150
	5


Недостатком гидроэжекторных систем является значительное увеличение потребления электрической энергии на создание высокого напора рабочей жидкости центробежными насосами.
6. ПРОЦЕССЫ ТЕРМИЧЕСКОЙ ПЕРЕРАБОТКИ НЕФТЯНОГО СЫРЬЯ
Процессы вторичной переработки нефтяного сырья на современных НПЗ в первую очередь связаны с термическим воздействием на продукты с изменением их структуры под действием высоких температур [1, 2].
6.1. Типы и назначение термических процессов 
в нефтегазопереработке

Под термическими процессами подразумевают процесс химических превращений нефтяного сырья – совокупности реакций распада (крекинга) и уплотнения, осуществляемые при термическом воздействии без применения катализатора, объединяемые термином термолиз – (по аналогии с катализом, проводимым в присутствии катализатора).

Термический крекинг (ТК) – разложение высококипящего дистиллятного или остаточного сырья при повышенном давлении (2 … 4 МПа) и температуре 500 … 540 ºС с получением газа и жидких продуктов. Основное назначение этого процесса (перед второй мировой войной) было получение из тяжелых нефтяных остатков дополнительного количества высокооктановых бензинов (60 … 65 ед. по ОЧИМ), но в связи с низкой химической стабильностью получаемого бензина этот процесс в последнее время утратил свое значение. В настоящее время получил распространение процесс висбрекинга, – процесс легкого крекинга с ограниченной глубиной термолиза, проводимый при пониженных давлениях (1,5 – 3 МПа) с целью снижения вязкости котельного топлива.
Пиролиз – высокотемпературный (750 … 800 ºС) термолиз газообразного легкого или среднедистиллятного углеводородного сырья, проводимый при низком давлении и исключительно за короткое время для получения олефинсодержащих непредельных газов (этилен, пропилен и др.). В качестве побочных продуктов получаются высокоароматизированные  жидкости с большим содержанием непредельных углеводородов.

Коксование – длительный процесс термолиза тяжелых остатков или ароматизированных высококипящих дистиллятов при невысоком давлении и температуре (470 … 540 ºС ) с целью получения нефтяных коксов различных марок например, для изготовления угольных электродов при электролитическом способе получения алюминия. Побочные продукты – малоценный газ, бензины низкого качества и газойли.

Получение технического углерода (сажи) – исключительно высоко-температурный термолиз (свыше 1200 ºС) тяжелого высокоароматизированного дистиллятного сырья, проводимый при низком давлении и малой продолжительности. Процесс можно рассматривать как жесткий пиролиз, направленный не на процесс получения олефинсодержащих газов, а на производство твердого высокодисперсного углерода, в результате глубокого термического разложения углеводородного сырья на элементарные составляющие.
Процесс получения нефтяных пеков (пекование) – новый внедряемый в отечественную переработку процесс термолиза (карбонизации) тяжелого дистиллятного или остаточного сырья, проводимый при пониженном давлении, умеренной температуре  (360 … 420 ºС) и длительной продолжительности. Помимо целевого продукта – пека, в процесс получают газы и керосино-газойлевая фракция.

Процесс получения нефтяных битумов – среднетемпературный продолжительный процесс дегидроконденсации (карбонизации) тяжелых нефтяных остатков (гудронов, асфальтитов деасфальтзации), проводимый при атмосферном давлении и температуре 250 … 300 ºС. 

На основе процессов термолиза нефтяного сырья лежат реакции крекинга (распада) и поликонденсации (синтеза), протекающие через ряд промежуточных стадий по радикально-цепному механизму с поглощением (эндотермические) и с выделением тепла (экзотермические).
Любые термические процессы нефтепереработки сопровождаются как эндотермическими реакциями дегидрирования и разложения углеводородного сырья, так и экзотермическими реакциями синтеза, полимеризации, конденсации и т.д. (различаются по знаку тепловых эффектов реакций). Схемы термических превращений углеводородов при термическом воздействии представлены на рис. 6.1.
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	Рис. 6.1. Схемы превращений углеводородов при термообработке (термолизе) углеводородного сырья


6.2. Процессы термического крекинга нефтяного сырья
Термический крекинг (ТК) проводят с целью получения дополнительного количества светлых нефтепродуктов, в частности, термогазойля (сырье для получения технического углерода) и дистиллятного крекинг-остатка (сырье для получения кокса) [1, 2]. Реакции ТК в основном являются эндотермическими, идут с поглощением энергии. Глубина превращения зависит от продолжительности температурного воздействия и в меньшей степени – от давления.

6.2.1. Основные закономерности процесса термического крекинга
6.2.1.1. Термодинамический анализ состава сырья позволяет прогнозировать компонентный состав продуктов реакции по следующим принципам:

1. Тяжелое сырье (большая молекулярная масса) крекируется легче, чем низкомолекулярное сырье.

2. Молекулы нормальных алканов (парафинов) легче рвутся посередине цепи:




С16Н34 →С8Н18 + С8Н16;



С8Н18→С4Н10 +С4Н8;




С4Н10→С2Н6 +С2Н4;

3. В молекулах нафтенов энергия связи между атомом С и Н такая же, как в связях атомов вторичного С с Н в молекулах алканов (СnH2n+2).

4. Энергия отрыва связи С – С в молекулах всех классов углеводородов всегда ниже энергии С – Н связи.

5. В алкенах (СnH2n) двойные связи значительно прочнее чем одинарные С – С связи в алканах.

6. По прочности связь С – S в меркаптанах и связь S – S в дисульфидах сопоставима со связью С – С в алканах.

6.2.1.1. Качество сырья

Качество сырья оказывает наибольшее влияние на качество продуктов ТК и прежде всего содержание полициклических ароматических углеводородов. Последние претерпевают более глубокие химические превращения (поликонденсированные ароматические структуры), т.е. качество продуктов возрастает.

6.2.1.3. Временная зависимость

При ТК одновременно протекают последовательно-параллельные реакции расщепления и уплотнения: например, реакция синтеза (полимеризации) бутилена из этилена: 2 С2Н4 → С4Н8.

Поэтому время пребывания сырья в зоне реакции оказывает существенное влияние на результат, например, в реакторе коксования с коротким временем пребывания преобладают реакции расщепления с образованием кокса, а в реакционной камере – реакции конденсации и уплотнения.

6.2.1.4. Влияние температуры

Температура является средством управления процессом ТК, позволяя поддерживать требуемое соотношение между скоростями распада (крекинга) и уплотнения (поликонденсации). Регулирование продолжительности процесса позволяет обрывать на требуемой стадии «химическую эволюцию» в зависимости от целевого назначения процесса.

6.2.1.5. Влияние давления

Давление влияет на процесс ТК в определенной мере обратным образом, чем температура. С ростом давления возрастает скорость реакций распада с образованием низкомолекулярных газов (С1-С4). Одновременно возрастает скорость реакций уплотнения, в которые вступают эти продукты. В результате возрастает содержание нафтеновых углеводородов. 

6.2.1.6. Влияние рециркуляции части продуктов реакции

Поскольку высокомолекулярное (тяжелое) сырье ТК крекируется легче, чем низкомолекулярное, рециркуляция последнего продукта (газойлевой фракции) позволяет углубить ароматизацию и повысить химическую устойчивость бензиновых фракций ТК. 

6.2.2. Термический крекинг дистиллятного сырья 

Процесс термического крекинга тяжелых нефтяных остатков в последние годы потерял свое «бензинопроизводящее» значение, в основном из-за преобладания в продуктах термического крекинга нестабильных компонентов, приводящих к осмолению и забивке фильтров и топливопроводов в двигателях внутреннего сгорания. В настоящее время этот процесс получил новое название – термический крекинг дистиллятного сырья (ТКДС), основной задачей которого является термоподготовка дистиллятных видов сырья для установок коксования и производства термогазойля – сырья для получения технического углерода (сажи) в производстве шин [1, 2].

В качестве сырья установки ТКДС предпочтительно использовать ароматизированные высококипящие дистилляты: тяжелые газойли каталитического крекинга, тяжелую смолу пиролиза и экстракты селективной очистки масел.

Основными целевыми продуктами термического крекинга являются термогазойль (фракция 200 … 480 ºС) и дистиллятный крекинг-остаток, используемые в качестве сырья для производства высококачественного игольчатого кокса. В процессе как побочные продукты получают газы разложения и нестабильную бензиновую фракцию.

К качеству термогазойлей, которые выпускаются 4 марок: (серийный сернистый, малосернистый, гидроочищенный и вакуумный) предъявляются повышенные  требования по плотности (от 990,5 до 1028 кг/м3), молекулярной массе (от 226 до 246), кинематической вязкости (от 9,86 до 22,3 мм2/с), коксуемости, зольности и др. С целью повышения выхода термогазойля ряд отечественных НПЗ дооборудованы вакуумными колоннами.

По технологическому оформлению установки ТКДС практически не отличаются от своих предшественников – установок двухпечного термического крекинга нефтяных остатков бензинового профиля. Переход на дистиллятное сырье вместо остаточного позволил снизить возможность закоксовывания технологического оборудования и облегчить эксплуатацию установок ТКДС. На современных установках ТКДС сохранен оправдавший себя принцип двукратного селективного крекинга исходного сырья и рециркулируемых средних фракций крекинга за счет использования двух печей, в одной из которых осуществляется более легкий крекинг исходного сырья, а на второй – жесткий, более глубокий крекинг термостойких средних фракций термолиза.

Принципиальная схема установки термического крекинга дистиллятного сырья для производства вакуумного термогазойля представлена на рис. 6.2.
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	Рис. 6.2. Схема установки термического крекинга дистиллятного сырья (ТКДС) для производства вакуумного термогазойля: Потоки: I – сырье; II – бензин на стабилизацию; III – тяжелый бензин из К-4; IV– вакуумный отгон; V – термогазойль;  VI – крекинг-остаток; VII – газы на ГФУ; VIII – газы и водяной пар в вакуумную систему


Установка включает следующие основные блоки: реакторное отделение, включающее печи крекинга (П-1) и легкого сырья (П-2) с выносной реакционной колонной (К-1); отделение разделения продуктов крекинга, включающее испарители высокого (К-2) и низкого (К-4) давлений для отделения крекинг-остатка, комбинированную ректификационную колонну высокого давления (К-3), сложную вакуумную колонну (К-5) для отбора вакуумного термогазойля и тяжелого крекинг-остатка и газосепараторы (С-1 и С-2) для отделения газов от фракций нестабильного бензина.

Исходное сырье I после нагрева в рекуперативных теплообменниках Т-1 подают в нижнюю секцию ректификационной колонны высокого давления К-3. Колонна К-3 разделена глухой тарелкой на две секции, которая позволяет пройти на верхнюю секцию только парам. Стекающая с верха колонны К-3 жидкая часть легких паров крекинга задерживается на глухой тарелке и направляется в змеевик печи легкого сырья П-2, а жидкие потоки тяжелого сырья из низа колонны К-3 – в змеевик печи П-1 тяжелого сырья, на которых происходит нагрев жидкого сырья до температур соответственно до 500 и 550 ºС. Из печей нагретое сырье направляют для углубления крекинга на выносную реакционную камеру К-1, откуда продукты крекинга подают на разделение в испаритель высокого давления К-2. Крекинг-остаток и термогазойль из низа испарителя К-2 через редукционный клапан РК направляют в низ испарителя низкого давления К-4, а образующиеся газы и пары бензино-керосиновых фракций – в низ ректификационной колонны К-3.

Уходящие с верха колонн К-3 и К-4 газы и пары бензиновой фракции охлаждаются в конденсаторах и подают на сепараторы-разделители С-1 и С-2. Отделившиеся в С-1 легкие газы VII с колонны К-3 направляют на разделение на ГФУ, часть сконденсировавшихся бензинов II – на стабилизацию, а часть возвращают на верх колонны К-3 в качестве острого орошения (флегмы). С верха испарителя К-4, после разделения в сепараторе С-2, газы VII направляются на разделение на ГФУ, а выделенный тяжелый бензин III частично направляют как товарный продукт, а частично возвращают на орошение колонны К-4.

Крекинг-остаток, выводимый с куба колонны К-4, подвергают вакуумной перегонке в сложной ректификационной колонне К-5 для получения в качестве двух боковых погонов вакуумный отгон IV и вакуумный термогазойль V, а с куба колонны – вакуум-отогнанный дистиллятный крекинг-остаток VI. Для снижения температуры в низ колонны К-5 подают водяной пар IX, а для создания вакуума газы и пары VII с верха колонны направляют на вакуумсоздающую систему.

Материальный баланс установки термического крекинга дистиллятного сырья для получения серийного сернистого (СТГ) и вакуумного (ВТГ) термогазойлей представлен в табл. 6.1.

Таблица 6.1 
Материальный баланс установки термического крекинга дистиллятного сырья (рис. 6.2) для получения серийного и вакуумного термогазойлей (в % масс.)

	Компоненты
	Серийный термогазойль (СТГ)
	Вакуумный термогазойль (ВТГ)

	Легкие газы VII на ГФУ
	5,0
	5,0

	Головка стабилизации бензина II
	1,3
	1,3

	Стабильный (тяжелый) бензин III
	20,1
	20,1

	Термогазойль V
	24,2
	52,6

	Дистиллятный крекинг-остаток VI
	48,3
	19,9

	Потери 
	1,1
	1,1


6.3. Установка висбрекинга тяжелого нефтяного сырья
Наиболее распространенным способом углубления переработки нефти являются вакуумная перегонка мазута и раздельная переработка вакуумного газойля (каталитическим и гидрокрекингом) и гудрона. Получающийся при этом гудрон, особенно в процессе глубоковакуумной перегонки, непосредственно не может быть использован в качестве котельного топлива из-за высокой вязкости. Для получения товарного котельного топлива из таких гудронов требуется большой расход дистиллятных разбавителей, что сводит на нет достигнутое вакуумной перегонкой углубление переработки нефти. Наиболее простой и доступный метод неглубокой переработки тяжелых остатков – гудронов, полученных в процессе вакуумной перегонки мазута, является висбрекинг с целью снижения вязкости для уменьшения расхода разбавителей на 20 … 25% масс., и, соответственно, для повышения количества выхода котельного топлива. [1].
Обычно сырьем висбрекинга является гудрон, но возможна переработка тяжелых нефтей, мазутов, даже асфальтов процесса деасфальтизации. Висбрекинг проводят при менее жестких условиях, чем термический крекинг, поскольку, во-первых, перерабатывают боле тяжелое сырье, легче поддающееся крекингу, во-вторых, допускаемая глубина крекинга ограничена началом коксообразования (температура 440 … 500 ºС, давление 1,4 … 3,5 МПа).

Исследованиями установлено, что по мере увеличения продолжительности (т.е. углубления крекинга) вязкость крекинг-остатка вначале интенсивно снижается, достигает минимума и затем возрастает. Такой экстремальный характер изменения вязкости по времени обусловлен образованием в результате термодеструктивного распада сначала более подвижных групп меньшей молекулярной массы, а затем – образованием продуктов уплотнения – карбенов и карбоидов, являющихся носителями повышенной вязкости.

В последние годы в развитии висбрекинга наблюдаются два направления. Первый – печной (или висбрекинг в печи), в котором высокая температура (480 …500 ºС) сочетается с коротким временем пребывания (1,5 … 2 мин) сырья в печи. Второе направление – висбрекинг с выносной реакционной камерой, который может отличаться по способу подачи сырья в реактор: – с восходящим или нисходящим потоком. При втором методе используется более мягкий температурный режим (430 … 450 ºС), с длительным временем пребывания сырья в печи (10 … 15 мин.). Отечественные установки висбрекинга отличаются количеством печей, наличием выносных реакционных камер, колонн для последующего разделения и др. На рис. 6.3 представлена схема типовой установки печного висбрекинга производительностью 1 млн. тонн гудрона в год.

Остаточное сырье вакуумной перегонки мазута – гудрон I прокачивают через рекуперативные теплообменники, где нагревается за счет тепла отходящих продуктов до температуры 300 ºС и направляют в нагревательно-реакционные змеевики параллельно работающих печей П. Продукты висбрекинга выводят из печей с температурой 500 ºС и после охлаждения путем подачи квенчинга (висбрекинг-остатка) до температуры 430 ºС, направляют в нижнюю секцию тарельчатой ректификационной колонны К-1. С верха этой колонны отводят парогазовую смесь, которую после охлаждения и конденсации в конденсаторах-холодильниках подают в газосепаратор С-1, где происходит разделение на легкий газ V, воду и бензиновую фракцию II. Часть сконденсировавшего бензина используют для орошения верха колонны К-1, а балансовое количество направляют на стабилизацию.
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	Рис. 6.3. Схема установки печного висбрекинга гудрона: Технологические потоки: I – сырье  (гудрон); II – легкий бензин на стабилизацию; III – керосино-газойлевая фракция; IV– висбрекинг-остаток; V – легкие газы на ГФУ; VI – водяной пар; VII  – тяжелый бензин


Из глухой тарелки в средней части колонны К-1 через отпарную колонну К-2 выводят фракцию легкого газойля (200 … 350 ºС) и, после охлаждения в холодильниках, направляют на смешение с висбрекинг-остатком IV или выводят с установки в виде керосино-газойлевой фракции III. Часть легкого газойля из отпарной колонны К-2 используют в качестве циркуляционного орошения верха колонны К-1. Кубовый продукт из низа колонны К-1 самотеком направляют в колонну К-3, где за счет снижения давления  с 0,4 до 0,1 … 0,05 МПа и подачи водяного пара VI в переток из К-1 в К-3, начинается отпарка легких фракций, которая завершается на верхней укрепляющей части колонны К-3. Парогазовая смесь с верха колонны К-3, после охлаждения и конденсации в конденсаторах-холодильниках, поступает в газосепараторы С-2, газы V из которых направляют на форсунки топки печей П, часть конденсата возвращают на верх колонны К-3 в качестве флегмы, часть – в среднюю часть колонны К-1 в виде циркуляционного орошения, а оставшееся балансовое количество выводится из установки в качестве фракции тяжелого бензина VII.

Из глухой тарелки в средней части колонны К-3 выводят тяжелую флегму (квенчинг), которую направляют на смешение с исходным гудроном I, направляемым к печам. Тяжелый остаток висбрекинга IV с низа колоны К-3, после охлаждения в теплообменниках и холодильниках, выводят из установки.

Для предотвращения закоксовывания реакционных змеевиков печей от действия высоких температур от объемно-настильных горелок в них предусматривают подачу турбулизатора – водяного пара VI на участке, где температура потока максимальная и достигает 430 … 450 ºС.

Перспективным направлением совершенствования установок висбрекинга является комбинирование процесса висбрекинга гудрона с вакуумной перегонкой крекинг-остатка на легкий и тяжелый газойли и тяжелый висбрекинг-остаток.

Сравнительные материальные балансы висбрекинга гудрона (рис. 6.3) и комбинированного процесса висбрекинга с вакуумной перегонкой приведены в табл. 6.2.

Таблица 6.2 
Сравнительные материальные балансы процессов висбрекинга гудрона и комбинированного висбрекинга с вакуумной перегонкой

	Компоненты
	Висбрекинг гудрона (рис. 6.3)
	Висбрекинг с вакуумной перегонкой

	Легкие газы на ГФУ V
	3,7
	3,0

	Головка стабилизации II 
	2,5
	2,5

	Бензин VII
	12,
	8,5

	Висбрекинг-остаток IV
	81,3
	–

	Легкий вакуумный газойль 
	–
	6

	Тяжелый вакуумный газойль 
	–
	20

	Вакуумный висбрекинг-остаток 
	0,5
	29,5

	Потери
	0,5
	0,5


6.4. Установки пиролиза нефтяного сырья

Процессы пиролиза, получившие в современной мировой нефтехимии исключительно широкое распространение, предназначены для производства низших олефинов (непредельных углеводородов), преимущественно этилена, являющегося ценным сырьем синтеза важнейших нефтехимических продуктов [1, 2] Процесс пиролиза может быть направлен на максимальный выпуск этилена (этиленовые установки), пропилена или бутиленов и бутадиена. Кроме перечисленных газообразных целевых продуктов могут образоваться в небольших количествах жидкие углеводороды (бензол, толуол, ксилол и др.)

Получаемый при пиролизе этилен используется для производства окиси этилена, этилового спирта, полимеров (полиэтилена), стирола, пластмасс и др.

Сырьем для пиролиза служат газообразные и жидкие углеводороды: газы, легкие бензиновые фракции, газоконденсаты, рафинаты  каталитического риформинга и др. От сырья и технологического режима зависят выходы целевых продуктов. Максимальный выход этилена обеспечивает пиролиз этана, с увеличением молекулярной массы сырья выход этилена снижается и увеличивается выход жидких продуктов – смолы пиролиза.

С возрастанием времени контакта концентрация и выход олефинов сначала увеличивается, достигает максимального значения, затем начинает падать, т.е. имеет точку оптимума. На увеличение выхода олефинов способствует снижение парциального давления сырья в реакционной зоне, путем разбавления его водяным паром, или, что более эффективно, водородом. Добавление водяного пара и водорода, замедляет скорость вторичных реакций синтеза, приводящих к образованию нежелательного продукта – пироуглерода.

Технологическая схема этиленовых установок (ЭП-300, ЭП-450) мощностью 300 тыс. и 450 тыс. тонн этилена в год включает мощные пиролизные печи (рис. 6.4), обеспечивающие интенсивный высокотемпературный нагрев продуктов до 870 – 920º С, за очень короткое время пребывания в змеевиках в пределах 0,01 … 0,1с. Мощность данной печи пиролиза – 50 тыс. этилена в год.

Печи пиролиза характеризуются вертикальным расположением труб радиантных змеевиков 4 в виде однорядного экрана с двухсторонним облучением  панельными горелками беспламенного горения 2 (или факельными горелками с настильным горением). Продукты нагрева двигаются по радиантным трубам из жаропрочного чугуна (диаметром 75 – 150 мм и длиной от 6 до 16 м) несколькими параллельными потоками (секциями). Перед подачей в радиантную камеру исходное сырье предварительно нагревается горизонтальных трубах 5 конвективной камеры.
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	Рис. 6.4. Схема печи пиролиза: 1 – корпус печи; 2 –панельные беспламенные горелки; 3 – радиантная камера; 4 – тубы радиантной камеры; 5 – трубы конвективной камеры


Следующий значимый аппарат пиролиза – закалочный аппарат (ЗА), предназначенный для быстрого охлаждения продукта разложения. Ранее для этих целей использовали впрыскивание парового конденсата непосредственно в объем газообразных пиропродуктов. На современных пиролизных установках применяют закалочно-испарительные аппараты (ЗИА), представляющие собой кожухотрубчатые газотрубные котлы-утилизаторы.
За счет большой скорости движения продуктов в трубах печи достигаются высокие коэффициенты теплопередачи, исключается оседание твердых частиц на стенках труб и обеспечивается быстрое охлаждение (за 0,015 … 0,03 с) продуктов до 350 – 400 ºС. За счет этого тепла из парового конденсата в межтрубном пространстве генерируется пар высокого давления (11 – 13 МПа), который перегревается в одной из секций пиролизной печи и используется для привода турбокомпрессоров.

Принципиальная технологическая схема установки пиролиза бензина представлена на рис. 6.5. Сырьем установки служит фракция 62 – 180 ºС прямогонного бензина и фракций легких углеводородов этана и пропана из газофракционирующей установки (ГФУ).
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	Рис. 6.5. Технологическая схема установки пиролиза бензина: I – исходная бензиновая фракция; II – конденсат водяного пара; III – легкие газы пиролиза; IV бензиновая фракция  н.к.– 150 ºС (пиробензин); V – легкая смола пиролиза (квенчинг); VI – тяжелая смола пиролиза; VII – острый водяной пар


Бензин I после нагрева в кожухотрубчатых теплообменниках Т1 поступает в 9 параллельно работающие печи пиролиза П, а этан – в десятую этановую печь. На выходе продукта из конвективных секций в продукт добавляется водяной пар в количестве 50% масс. по бензину и 30 % масс. по этану. Температура на выходе из радиантных камер 810 – 840 ºС, продолжительность реакции 0,3 … 0,6 с. Продукты пиролиза далее поступают в трубное пространство закалочно-испарительных аппаратов (ЗИА), где охлаждаются до температуры 400 ºС за счет испарения в межтрубном пространстве водяного конденсата II для получения острого водяного пара VII с давлением 12 МПа для собственных технологических нужд. Из ЗИА охлаждения пиропродукты направляются в низ промывочной колонны К1 для дальнейшего охлаждения и очистки.
Охлаждение пиропродуктов до температуры 180 ºС и отмывка от твердых частиц производится с помощью подаваемого в среднюю часть охлажденного квенчинга V (фракции 150 – 250 ºС). Куб колонны К1 в виде тяжелого конденсата подается на ректификационную колонну К2 на разделение, а отмытые и охлажденные газы и пары, проходят глухую тарелку и подвергаются ректификации на верхних тарелках колонны К1. Жидкие продукты с глухой тарелки в средней части колонны К1 поступают в колонну К2. Пары пирогаза с парами легких фракций с верха колонны охлаждается в водяном конденсаторе Т2 до температуры 30 ºС и далее разделяются в газосепараторе С1 на паровую и жидкую фазы. Газы пиролиза III с верха сепаратора С1 отводятся на моноэтаноламиновую (МЭА) очистку и на дальнейшее разделение, а легкий жидкий конденсат  возвращается в виде флегмы на орошение верха колонны К1 и на ректификацию в колонну К2.

С верха колонны К2 после конденсатора Т3 и сепаратора С2 выводятся газы пиролиза III, пиробензин IV (фракция  с температурой начала кипения 150 ºС), легкая смола V (150 … 250 ºС), часть которой циркулирует в колонне К1 в качестве квенчинга. С куба колонны К2 отводится и тяжелая смола VI (> 250 º С).
Материальный баланс установки пиролиза ЭП-300 представлен в табл. 6.3 [1, 2].
Таблица 6.3
Материальный баланс установки пиролиза ЭП-300 (рис. 6.5)
	№ п.п.
	Продукты пиролиза
	% масс.

	1
	Легкая водород-метановая фракция
	17,7

	2
	Этилен
	25,5

	3
	Пропилен
	16,2

	4
	Пропан
	1,0

	5
	Бутан-бутилены
	12,2

	6
	Пиробензин (фр. н.к. 150ºС) 
	19,9

	7
	Легкая смола (фр. 150 … 250 ºС)
	1,5

	8
	Тяжелая смола – куб (> 250 ºС)
	3,3

	9
	Потери
	2,7


6.5. Установка замедленного коксования  нефтяного сырья
Среди термических процессов наиболее распространение в нашей стране и за рубежом получил процесс замедленного коксования (ЗК), который позволяет перерабатывать различные виды тяжелых нефтяных остатков (ТНО) на широкий спектр товаров и продуктов народного потребления, используемых  в различных отраслях промышленности и в быту. Другие разновидности процессов коксования – периодическое коксование в кубах и коксование в псевдоожиженном слое порошкообразного кокса, – нашли ограниченное применение.

Основное целевое назначение УЗК – производство крупнокускового нефтяного кокса, наиболее массовыми потребителями которого являются производство анодной массы и обожженных анодов для алюминиевой промышленности и графитированных электродов для электросталеплавления [1, 2].

Нефтяной кокс находит широкое применение для изготовления конструкционных материалов, в производстве цветных металлов, кремния, абразивных карбидных материалов, в химической, нефтехимической  и электротехнической промышленности, космонавтике, ядерной энергетике и др.

Кроме нефтяного кокса на УЗК получают газы, бензиновую фракцию, и коксовые (газойлевые) дистилляты. Газы коксования применяют в качестве технологического топлива в печах, или направляют на ГФУ для извлечения пропан-бутановой фракции – ценного сырья для нефтехимического синтеза. Получающиеся на УЗК бензиновые фракции  (5 – 16% масс.) характеризуются невысоким октановыми числами (60 ед. по ОЧММ) и низкой химической стабильностью, что требует их дополнительного гидрогенизационного или каталитического облагораживания. Коксовые дистилляты УЗК могут быть использованы без или после гидрооблагораживания как компоненты дизельного, газотурбинного и судового топлив или в качестве сырья каталитического и гидрокрекинга.

Процесс ЗК на протяжении ХХ века являлся и в настоящее время остается одним из способов углубления переработки нефти. Общая мировая мощность установок ЗК ныне составляет 140 тыс. тонн в год, в США сосредоточены около 70 % мировых мощностей УЗК.

Сырьем установок коксования являются разнообразные остатки переработки нефти – мазуты, гудроны; производства масел – асфальты, экстракты; термокаталитических процессов – крекинг-остатки, тяжелая смола пиролиза, тяжелый газойль каталитического крекинга и др. Кроме того за рубежом используют каменноугольные пеки, сланцевую смолу, тяжелые нефти из битуминозных песков и др. 

В зависимости от назначения к нефтяным коксам предъявляют разнообразные требования. Основными показателями качества коксов являются содержание серы (от 1 до 4 % масс.), золы (0,5 – 0,8 % масс.), летучих компонентов, гранулометрический состав, истинная насыпная плотность, пористость, механическая прочность, микроструктура и др.

Первые промышленные установки ЗК за рубежом были построены в середине 1930 гг., в нашей стране УЗК эксплуатируются с 1955 г. мощностью 300, 600, 1500 тыс. тонн в год. Средний выход кокса на отечественных УЗК составляет около 20% масс., (в США – 30,9%).

Название «замедленное» в процессе ЗК связано с особыми условиями работы реакционных змеевиков трубчатых печей и выносных реакторов (камер) коксования. Сырье предварительно нужно нагреть до высокой температуры (470 – 510 ºС), а затем направить в необогреваемые, изолированные  снаружи коксовые камеры, где и происходит процесс эндотермического коксования за счет аккумулированной теплоты сырья. Для предотвращения возможности закоксования тяжелого сырья в змеевиках самой печи, процесс должен быть «задержан» до тех пор, пока нагретое сырье из печей не поступит в реакционные камеры. Это достигается высокой теплонапряженностью радиантных труб за счет быстрого нагрева высокоскоростного потока сырья в трубах, подачей турбулизатора – водяного пара, добавлением ароматизированных концентратов, таких, как экстракты масляного производства, тяжелая смола пиролиза и др.

Процесс ЗК является непрерывным по подаче сырья на коксование и по выходу газообразных и дистиллятных продуктов, но периодическим по выгрузке готового кокса из камер. Поэтому УЗК включает в себя следующие два отделения: 

– нагревательно-реакционно-фракционирующее, где происходит  собственно технологический процесс коксования сырья и фракционирование его продуктов;

– отделение по механической обработке готового кокса, где осуществляется его выгрузка, сортировка и транспортировка.

В зависимости от производительности УЗК различаются количеством и размерами коксовых камер, количеством и мощностью нагревательных печей. На установках первого поколения применяли печи шатрового типа и две или три камеры коксования с диаметром 4,6 и высотой 27 м, работающие поочередно по одноблочному варианту.

УЗК последних поколений преимущественно являются двухблочными четырехкамерными, работающими попарно. На современных НПЗ применяют печи объемно-настильного и вертикально-факельного пламени и реакционные камеры с диаметром 5,5 – 7 м, высотой 27 – 30 м. В них предусмотрена высокая степень механизации  трудоемких работ и автоматизация процесса.

По технологическому оформлению первые отделения УЗК всех типов различаются между собой незначительно и работают по следующей типовой схеме: первичное сырье → нагрев в конвекционной камере печи → нагрев в нижней секции ректификационной колонны теплом продуктов коксования → нагрев вторичного сырья в радиантной секции печи → фракционирование →коксовые камеры →фракционирование.

На рис. 6.6 представлена технологическая схема нагревательно-реакционно-фракционирующего отделения двухблочной установки замедленного коксования.

	[image: image82.jpg]




	Рис. 6.6. Технологическая схема двухблочной установки замедленного коксования:

Р – реакторы; П – нагревательная печь; К-1 – ректификационная колонна; К-2, К-3 – отпарные (стриппинг) колонны; К-4 – фракционирующий абсорбер – деэтанизатор; К-5 – стабилизационная колонна; С-1, С-2 сепараторы (емкости); Т – теплообменники; И – испаритель; потоки: I – сырье; II – стабильный бензин; III – легкий газойль; IV – тяжелый газойль; V – головка стабилизации;  VI – сухой газ; VII – кокс; VIII– пары отпарки реакционных камер; IX – водяной пар; Кр – переключающие краны


Сырье I – гудрон или крекинг-остаток (или их смесь) предварительно нагревают в теплообменниках Т, а затем в конвекционных змеевиках печи П и направляют на верхнюю каскадную тарелку ректификационной колонны К-1, а часть сырья I – на нижнюю каскадную тарелку для регулирования коэффициента рисайкла. Под среднюю каскадную тарелку ректификационной колонны К-1 направляют горячие газы и пары VIII продуктов коксования из коксовых камер Р. В результате контакта сырья с восходящим потоком горячих газов и паров продуктов коксования сырье нагревается до температуры 390 – 405 ºС, при этом низкокипящие фракции испаряются и направляются в верхнюю часть колонны на выделение легких газовых фракций. Высококипящие тяжелые фракции паров в нижней части колонны конденсируются и смешиваются с исходным сырьем, образуя так называемое вторичное сырье.

Вторичное сырье горячим печным насосом отбирается из низа колонны К-1 и направляется в реакционные змеевики печей (их две, работают параллельно), расположенные в радиантной их части. В печах вторичное сырье окончательно нагревается до 490 – 510 ºС и поступает  через четырехходовые краны Кр двумя параллельными потоками в две работающие камеры Р; две другие камеры в это время находятся в цикле подготовки. Входя в низ камеры, горячее сырье постепенно заполняет их; так как объем камер большой, время пребывания сырья в них также значительно и там происходит крекинг сырья. Образующиеся пары продуктов коксования непрерывно уходят из камер Р в колонну К-1, а утяжеленный жидкий остаток задерживается в камерах, и постепенно превращается в твердый кокс, заполняя объем камеры примерно на 75 – 80 %.

Фракционирующая часть УЗК включает основную сложную ректификационную колонну К-1 с отпарными колоннами (секциями) К-2 и К-3, фракционирующий абсорбер К-4 для деэтанизации газов коксования и колонну стабилизации бензина К-5.

Колонна К-1 разделена на две части глухой тарелкой: на нижнюю, которая является как бы конденсатором смешения; и верхнюю, выполняющую функцию укрепляющей (концентрационной) секции ректификационной колонны. На верхней укрепляющей секции происходит разделение продуктов коксования на газ, бензин, легкий и тяжелый газойли. В колонне К-1 температурный режим регулируется верхним острым жидким и промежуточным циркуляционным орошениями (слева в средней части). Острое жидкое орошение (флегма) образуется путем возврата на верхнюю тарелку колонны части конденсировавшихся в конденсаторе-холодильнике паров нестабильного бензина после разделения их в сепараторе С-1. Легкий III и тяжелый IV газойли выводят из отпарных колонн (стриппинг-секций) К-2 и К-3, соответственно, и направляют на склад. Для отпарки углеводородов в К-2 и К-3 предусмотрена подача водяного пара IX. Несконденсировавшиеся газы и часть нестабильного бензина из сепаратора С-1 направляются в фракционирующий абсорбер К-4 на отпарку легких газов от компонентов бензина.

В качестве свежего абсорбента в верхнюю часть абсорбционной колонны К-4 подают охлажденный стабильный бензин II из низа колонны К-5, а в нижнюю часть подводят тепло посредством испарителя-кипятильника И-4 с паровым пространством. С верха К-4 выводят сухой газ VI, направляемый на разделение на ГФУ, а с низа – насыщенный нестабильный бензин, который подвергают стабилизации посредством ректификации в стабилизационной колонне К-5. С верха колонны К-5 из сепаратора С-2 отводят головку стабилизации V, состоящую из пропан-бутановой фракции, а с низа колонны, снабженной испарителем И-5 с паровым пространством, – стабильный бензин II, который, после щелочной очистки от сернистых соединений, направляют на склад.

Коксовые камеры Р, являющиеся одним из основным технологических оборудований реакторного блока УЗК, работают в циклическом режиме. В них последовательно чередуются циклы: коксование, охлаждение кокса, выгрузка его и разогрев камер. Когда камера заполнится примерно на 70 … 80% по высоте, поток сырья из печи П с помощью переключающих кранов Кр переключается в другую пару подготовленных камер. 

Принципиальная схема реактора УЗК представлена на рис. 6.7, а на рис. 6.8 показан принцип образования кокса в начале и конце процесса коксования. 
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	Рис. 6.7. Схема реактора УЗК: 1 – корпус; 2 – верхняя горловина для гидроинструмента; 3 – полушаровая крышка; 4 – коническое днище; 
5 – нижняя горловина для выгрузки кокса; 6 – фундаментное кольцо; 7 – опорное кольцо фундамента; 8 – коническая опора; 9 – штуцер ввода сырья; 10 – штуцер выхода паров; 11 – штуцер ввода антипенной присадки
	Рис. 6.8. Принципиальная схема работы реактора в начале (а) и конце (б) процесса коксования: 1 – вход сырья;  2 – кокс; 3 – вспученная масса; 4 – пары и газы; 5 – выход паров и газов коксования; 6 – канал для прохода сырья


Конструктивно реактор (коксовая камера) представляет собой сварной цилиндрический вертикальный сосуд 1 с верхним полушаровым 3 и нижним коническим 4 днищами с увеличенными горловинами 2 и 5 для ввода гидроинструмента  сверху и полной выгрузки кокса из камеры снизу, которые в процессе коксования закрыты плоскими крышками. Реактор имеет опору 8 в виде конической обечайки высотой до 2 м с приваренным опорным 7 и фундаментным кольцом 6. Снаружи реактор имеет теплоизоляцию толщиной до 250 мм. Нижняя горловина снабжена штуцером ввода сырья 9, верхняя – штуцером 10 вывода паров углеводородов, а в средней части корпуса размещаются штуцер 11 для ввода антипенной присадки, а также устройства для контроля и регулирования параметров процесса коксования.

Реактор работает следующим образом. После проведения опрессовки производят прогрев камеры водяным паром. При достижении стабильной температуры начинается заполнение реактора сырьем , нагретым в трубчатой печи до температуры 465 – 510 °С через штуцер 9, расположенный в нижней горловине.

По мере заполнения реактора через определенное время  на нижних слоях массы сырья начинается образование кокса. Этот процесс самый длительный, на его долю приходится до 50% времени цикла, пока высота слоя сырья не достигнет 14 – 17 м, что составляет 75 – 85% от объема реактора.

В начале процесса заполнения камеры тепло расходуется на нагрев материала камеры и испарение легких фракций сырья, которые в течение всего процесса коксования непрерывно отводятся через штуцер 10 на верхней горловине 2 реактора в ректификационную колонну К-1 для разделения продуктов коксования на газовую и бензиновые реакции. По достижении определенного состава и температуры в нижней части сырья начинается образование коксового пирога 2, (рис. 6.8), над которым слой сырья сохраняется в виде вспученной массы 3. В нижних слоях коксового пирога 2 образуется разветвленный канал 6 диаметром 0,4 – 0,6 м, через который продолжает поступать нагретое сырье, способствуя поддержанию необходимой температуры процесса коксования. Канал может разбиваться на несколько более мелких каналов. В дальнейшем слой пирога уплотняется (прокаливается), а толщина слоя кокса 2 наращивается, постепенно занимая всю высоту реакционной массы в реакторе, пока коэффициент заполнения камеры коксом не достигнет 0,8 – 0,85 от его объема.

Далее заполненную коксом камеры продувают водяным паром для удаления из готового кокса жидких остатков и паров коксования, которые  сначала направляют в ректификационную колонну К-1. После того, как температура кокса понизится до 400 … 405 ºС, поток паров отключают от колонны и направляют на скруббер (на схеме не показан). Водяным паром кокс дополнительно охлаждают до 200 ºС, после чего в камеру подают воду на окончательное охлаждение и промывку кокса. 

После охлаждения кокс из камер выгружают. Для этой операции применяют гидравлический метод, заключающийся в разрушении пластов кокса струями воды. Схема установки для гидравлической выгрузки кокса из реакционных камер представлена на рис. 6.9 [1,4].
С этой целью над каждой реакционной камерой устанавливают бетонно-металлическую конструкцию 7 высотой не менее 60 – 90 м, предназначенную для подвешивания и вертикального перемещения специального бурильного оборудования.
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	Рис.6.9. Схема гидравлической выгрузки кокса из реакторов УЗК: 1 – реакционная камера; 2, – нижняя  горловина для выгрузки кокса; 3 – штуцер для подачи антипенной присадки; 4 – верхняя горловина для ввода гидродолота 5; 6 – ротор; 7 – металлоконструкция; 8 – талевая лебедка; 9 – стояк подачи воды; 10 – гибкий шланг подачи воды; 11 – направляющие для штанги 12; 13 – вертлюг; 14 – блок талевой системы


На подвижной крюковой подвеске 14 талевой системы металлоконструкции 7 с помощью вертлюга 13 закрепляют полую штангу 12 квадратного сечения с гибким трубопроводом 10 и стояком 9 для подвода воды под давлением 16 – 25 МПа, создаваемым высоконапорными центробежными насосами. На нижний конец штанги устанавливают сменный рабочий инструмент – гидродолото 5, создающее вертикальные расходящиеся струи воды, направленные вниз в слой кокса для образования центрального отверстия на первом этапе гидроудаления кокса. Одновременно с поступательным движением штанга с гидродолотом совершают вращательное движение, для чего предусмотрен ротор 6 с регулируемой частотой вращения. Для обеспечения плавных изменений скоростей вращательного и поступательного движения рабочих инструментов на установке используется гидропривод вместо традиционного механического.
Схема стадий гидроудаления слоя кокса из реактора представлена на рис. 6.10. Сначала с помощью гидродолота (рис. 6.10, а) через всю высоту слоя кокса пробуривают центральное отверстие с диаметром около 1 м. Затем гидродолото заменяют гидрорезаком, снабженным горизонтальными соплами, из которых образуются сильные струи воды, направленные к стенкам камер (рис. 6.10, б). На этом этапе гидрорезак с помощью штанги и крюковой подвески лебедки одновременно с вращательным движением перемещается по всей высоте камеры, полностью удаляя со стенок кокс. 
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	Рис. 6.10. Стадии гидроудаления кокса 3 из реактора 1: а) – предварительное образование центрального отверстия с помощью гидробура (гидродолота) 4 с буровой штангой 2; б) – окончательное удаление кокса с помощью  гидрорезака 5
	Рис. 6.11. Гидрорезак универсальный ГРУ-ЗР-250 для резки и выгрузки кокса: 1 – сопло бурильное; 2 – пробка; 3 – фиксатор; 4 – направляющая потока; 5 – ствол сужающий; 6 – корпус; 7 – рукоятка; 8 – золотник; 9 – переходной фланец; 10 – сопло режущее


С целью сокращения продолжительности цикла резки и выгрузки  кокса вместо гидродолота разработан и используется универсальный гидрорезак модели ГРУ-ЗР-250 (рис. 6.11), который позволяет перевести данный инструмент с режима работы гидробура (гидродолота) на режим работы гидрорезака посредством переключения с помощью специального рычага 7, встроенного в корпус 6 поворотного золотника 8, без снятия гидрорезака со штанги.

Выгруженный из камер и промытый кокс далее поступает в отделение внутриустановочной обработки и транспортировки, где обеспечивается дробление, сортировка на три фракции и транспортировка на склад.

В табл. 6.4 представлен типичный цикл работы камер коксования УЗК с четырьмя реакционными камерами.

Таблица 6.4
Типичный цикл работы камер коксования УЗК
	№ пп
	Название этапа
	Время (час)

	1
	Заполнение камеры сырьем и коксование
	24,0

	2
	Отключение камеры
	0,5

	3
	Пропаривание водяным паром
	2,5

	4
	Охлаждение водой и слив воды
	4,0

	5
	Гидравлическая выгрузка кокса
	5,0

	6
	Закрытие люков и испытание паром
	2,0

	7
	Разогрев камеры парами нефтепродуктов
	7,0

	8
	Резервное время
	3,0

	ИТОГО
	48,0


Коксовую камеру, из которой выгружен кокс, проверяют на герметичность и одновременно прогревают подачей в него острого водяного пара, затем окончательно нагревают до температуры 360 … 370 ºС горячими парами нефтепродуктов из работающих камер и после этого переключают в рабочий цикл коксования.

Подготовительные операции УЗК занимают от 24 до 34 часов. В отличие от непрерывных химических процессов в реакционных камерах УЗК химические превращения осуществляются в нестационарном режиме с периодическими колебаниями основных параметров процесса, прежде всего температуры и давления. Так амплитуда циклического изменения температуры составляет около 500 ºС, рабочего давления – в диапазоне 0,.2 – 0,4 МПа (см. табл. 6.5), что должно быть учтено при выборе надежных опор при  установке реакционных камер на фундаментах установок ЗК.

Таблица 6.5

Технологический режим установки ЗК

	Температура входа сырья в камеры, ºС
	490 – 510

	Температура выхода паров из камеры, ºС
	440 – 460

	Давление в коксовой камере, МПа
	0,18  – 0,4

	Коэффициент рециркуляции
	1,2  – 1,6


Вследствие этого наблюдается непостоянство качества продуктов коксования по времени и по высоте камеры. Установлено, что наиболее прочный и качественный кокс с низким содержанием летучих компонентов находится в середине по высоте и сечению камеры.

6.5.1. Направления совершенствования процесса коксования 

Для улучшения технико-экономических показателей процесса коксования можно дать следующие рекомендации: 
1. Использование метода контактного коксования на гранулированном теплоносителе (схема близка к схеме процесса каталитического крекинга (КК) с шариковым катализатором).

2. Проведение процесса коксования на порошкообразном теплоносителе (схема близка к схеме процесса КК с пылевидным катализатором).

На представленных ниже фотографиях показаны внешние виды частиц нефтяного кокса, полученных на установке замедленного коксования (рис. 6.12) и частиц гранулированного кокса, полученного на установке контактного коксования (рис. 6.13). Последние по внешнему виду и своим технико-эксплуатационным характеристикам практически не отличаются от кокса, полученного на установке замедленного коксования.
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	Рис. 6.12. Разновидности частиц кокса установки замедленного коксования
	Рис. 6.13. Гранулированный кокс установки контактного коксования


В модернизированных крупнотоннажных установках ЗК типа 21-10/1500 для создания условий, гарантирующих получение стабильного и равномерного по качеству электродного кокса предусмотрен подвод дополнительного тепла в коксовые камеры вместе с вторичным сырьем в виде нагретых паров тяжелого газойля IV, отбираемого с глухой тарелки ректификационной колонны К-1, после их нагрева до температуры 520 ºС в специальных змеевиках печей П.
6.6. Производство технического углерода
Технический углерод (ТУ) – сажа – является в отличие от нефтяного кокса и пироуглерода особой дисперсной формой углерода, получаемого при более высокотемпературном, по сравнению с коксованием и пиролизом, термолизе углеводородного сырья (1200 … 2000 ºС) за очень короткое время, составляющее сотые доли секунды. Основными наиболее крупнотоннажными потребителями сажи являются шинная и резинотехническая промышленность (более 90% от всего объема производства саж) [1, 2]. Сажа находит применение также в производстве пластических масс, в электротехнической, лакокрасочной, полиграфической и ряде других отраслей промышленности.

В качестве сырья наиболее широко применяют нефтяной термогазойль установок термического крекинга дистиллятного и остаточного сырья, антраценовое масло, хризеновую фракцию и пековый дистиллят – продукты коксохимии. Некоторые марки саж получают из газового сырья. Жидкое сажевое сырье представляет собой углеводородные фракции, выкипающие при температуре выше 200 ºС и содержащие значительное количество ароматических углеводородов (60 … 90% масс.). 

Наиболее важным показателем качества саж является дисперсность, используемая при их маркировке. Дисперсными принято называть материалы, состоящие из весьма малых частиц коллоидных (10 … 1000 А = 0,001…0,1 мкм) (1 А = 1. 10–10 м) или близких к ним размеров. Размеры сажевых частиц лежат в пределах от нескольких сотен до нескольких тысяч А, т.е. в пределах размеров коллоидных частиц, поэтому сажу иногда называют «коллоидным углеродом». Более дисперсным материалам соответствуют меньший диаметр частиц и более высокие значения удельной поверхности (S). Из частиц сажи формируются агломераты – рыхлые цепные образования разветвленной структуры (подобные кристаллам снега). Линейные размеры агломератов сажи могут достигать нескольких микрометров (0,2 … 0,8 мкм). По строению агломератов и плотности упаковки в них частиц судят о структурности сажи. В производственных условиях ее оценивают по маслоемкости – масляному числу (чем оно больше, тем выше структурность, размеры и рыхлость агломератов сажи).

Принятая в нашей стране маркировка саж основана на способе их производства, виде используемого сырья и величине удельной поверхности (S). Первая буква марки указывает на способ производства: П – печная, Т – термическая, Д – диффузионная; следующая буква означает вид сырья: М – жидкое (масло), Г – газовое; цифры указывают величину удельной поверхности (S) в м2/г. Например, сажа марки ПМ–100 означает, что она получена печным способом из жидкого (масляного) сырья, имеет удельную поверхность 100 м2/г. 

По влиянию на прочностные свойства и износостойкость резин сажи делятся на активные (S > 65 м2/г), полуактивные (S = 30 … 50 м2/г) и малоактивные (S < 25 м2/г).

Наиболее массовые марки саж, применяемые при изготовлении шин и резинотехнических изделий, – печные сажи, получаемые из термогазойля, следующих марок: ПМ–30, ПМ–50; ПМ–75 и ПМ–100.

Кроме дисперсности и структурности о качестве саж судят по таким показателям, как адсорбционная способность, содержание летучих, серы, зольность и др. Для некоторых марок оценивают показатели тепло-электрофизических свойств, содержание частиц кокса (гита) и др.

Образование сажи происходит при температурах более 1200 ºС. Выход сажи возрастает с увеличением температуры термолиза и парциального давления углеводорода. Различные углеводороды в разной степени склонны к образованию сажи. Наиболее высокий выход с высокой дисперсностью обеспечивают высокоароматизированные дистиллятные виды сырья с высокой плотностью и высоким индексом корреляции.

Единой теории общепринятых представлений о механизме сажеобразования до настоящего времени нет. Большинство исследователей считает, что этот процесс имеет радикальную природу. Первичным актом сажеобразования считается образование радикала-зародыша. При его взаимодействии с молекулами исходного сырья могут образовываться новые радикалы, но в отличие от обычного цепного радикального процесса молекулярная масса радикала-зародыша сажевой частицы растет. По мере роста активность укрупненных радикалов уменьшается и в некоторый момент радикал-зародыш теряет свойства радикала, приобретает свойства физической поверхности и превращается в минимально возможную сажевую дисперсную частицу.

Для неароматических углеводородов образованию сажи всегда предшествует образование ацетилена. Предполагают, что в этом случае зародыши сажевых частиц из них и образуются.

В процессе сажеобразования лимитирующей стадией является образование радикалов-зародышей, энергия активации которых высока: для аренов она составляет 460 … 500 кДж/моль, для ацетилена – 710 … 750 кДж/моль.

Принципиальная технологическая схема производства печной активной сажи представлена на рис. 6.14. 
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	Рис. 6.14. Технологическая схема производства печной активной сажи: 1 – печь беспламенного горения; 2 – фильтр тонкой очистки сырья; 3 – циклонный реактор; 4 – холодильник-ороситель; 5 – циклоны; 6 – рукавные фильтры ФР-5000; Т-1, Т-2 теплообменники I – жидкое сырье; II – воздух высокого давления; III – топливо на форсунки; IV – сажа; V – отходящие газы и пар; VI – химочищенная вода; VII – воздух низкого давления


Основным аппаратом установки является циклонный реактор 3, в котором совмещены три процесса:

– сгорание исходного топлива (или части сырья) и создание требуемой температуры;

– кратковременное высокотемпературное разложение сырья с образованием сажи;
–  быстрое охлаждение сажегазовой смеси в реакторе и теплообменнике Т-2 для остановки процесса термолиза и предотвращения побочных процессов.

Осушенное и подогретое в теплообменниках Т-1 до температур 100 … 120 ºС сырье I проходит через змеевик печи беспламенного горения 1, где нагревается до температуры 270 … 320 ºС, и затем через фильтры тонкой очистки сырья 2 для удаления частиц кокса, образующихся при нагревании сырья в печи. Подогретое и очищенное сырье далее направляется к сырьевым форсункам циклонного реактора 3. На технологическом потоке установлены 8 реакторов мощностью 500 кг/час по сырью, из которых 5 – 7 работают, остальные находятся в ремонте или резерве. Иногда устанавливают 3 реактора с повышенной мощностью (до 1500 кг/час сырья), из них два в работе, один в резерве.

Сырье подается в реактор 3 под давлением 0,8 МПа, сюда же подается сжатый воздух высокого давления (ВВД) II для распыления сырья, нагретый в подогревателе 1. Для поддержания в реакторе рабочей температуры в него через топливные форсунки подают топливо III и воздух низкого давления (ВНД) VII, нагретый в воздухоподогревателе Т-2 до температуры до 300 … 400 ºС.

Процесс сажеобразования в реакторе протекает при температуре 1250 … 1550 ºС за счет сгорания топлива и части сырья в зависимости от марки сажи и длится сотые доли секунды. Для прекращения реакции в определенные точки реактора через форсунки впрыскивается химочищенная вода VI. Охлажденная до 650 … 700 ºС сажегазовая смесь поступает из реактора в воздухоподо-греватель Т-2, где отдает свою теплоту на нагрев воздуха низкого давления VII, а затем направляется в холодильник-ороситель 4 для окончательного охлаждения до температуры 280 ºС за счет подачи на его форсунки химочищенной воды VI.

Далее охлажденная сажегазовая смесь направляется в систему улавливания сажи, состоящую из последовательно установленных четырех циклонов 5 и восьмисекционного рукавного фильтра 6, откуда осадившаяся сажа IV пневмотранспортом направляется на гранулирование в барабанных грануляторах, а отделившиеся от сажи горячие газы V и пары воды после утилизации тепла, на установку дожига.

Выход сажи, в зависимости от состава и качества используемого сырья, изменяется в пределах 42 … 60% масс. на сырье. [1, 2]
7. КАТАЛИТИЧЕСКИЕ ПРОЦЕССЫ ПЕРЕРАБОТКИ

 НЕФТИ И ГАЗА
7.1. Общие сведения о катализе и катализаторах

Катализ (этот термин был введен впервые шведским химиком Берцеллиусом в 1835 г.) является исключительно эффективным способом химических превращений в промышленности, которому приходится до 90% выпускаемой химической продукции [1, 2].
Катализ – это многостадийный физико-химический процесс избирательного изменения механизма и скорости химических реакций веществом-катализатором, образующим с участниками реакций промежуточные химические соединения. Различают положительный катализ – увеличение скорости реакции под воздействием катализатора и отрицательный катализ – приводящий к уменьшению скорости химического превращения. Катализатор не расходуется в процессе катализа и не входит в стехиометрическом уравнении суммарной каталитической реакции, следовательно, катализатор не может влиять на термодинамическое равновесие хим. реакций.

7.2. Установки каталитического крекинга
Каталитический крекинг (КК) является одним из распространенных крупнотоннажных процессов углубленной переработки нефти и определяет технико-экономические показатели современных и перспективных НПЗ топливного профиля. Целью кат. крекинга является производство высокооктановых бензинов и ценных сжиженных газов – сырья для последующих производств высокооктановых компонентов бензина изомерного строения: алкилата и метил-трет-бутилового эфира (МТБЭ), легкого газойля как компонента дизельного топлива и тяжелого газойля – для производства технического углерода (сажи) и игольчатого кокса.

В США первая установка кат. крекинга керосиногазойлевых фракций была пущена в 1939 г., в  1942 г. была пущена установка непрерывного действия с шариковым катализатором. В США удельный вес кат. крекинга в 1999 г. составил 34,2 %. В СССР первые отечественные установки кат. крекинга  вступили в действие  в 1950 г.

Сырьем для кат. крекинга традиционно используется вакуумный дистиллят (газойль) широкого фракционного состава (350 … 500 ºС), продукты термодеструктивных процессов гидрокрекинга, деасфальтизации мазутов и гудронов и др. В последние годы в мировой нефтегазопереработке наблюдается тенденция к непрерывному утяжелению сырья,– на зарубежных установках переработке подвергаются глубоковакуумные газойли с температурой конца кипения 540 – 620 ºС, остаточное сырье: мазуты, и даже гудроны.
Катализатором кат. крекинга служат сложные многокомпонентные смеси состоящие и матрицы (носителя), активного компонента – цеолита, вспомогательных активных и неактивных добавок.
На глубину превращения – степень конверсии сырья, – в значительной степени оказывает влияние гидравлический режим контактирования сырья с катализатором, осуществляемый в  следующих типах реакторов:

1. Реакторы с движущимся слоем шарикового катализатора – процессы катализа, массо- и теплообмена протекает фильтрацией прямотоком в режиме, близком к вытеснению (интегральный тип);

2. Реакторы с псевдоожиженным (кипящим) слоем микросферического катализатора – все стадии процесса взаимодействия осуществляют при идеальном перемешивании реактантов с катализатором (дифференциальный тип);

3. Прямоточные реакторы с восходящим потоком газокатализаторной смеси (лифт-реакторы) – с режимом работы, близким к идеальному вытеснению (интегральный тип). По сравнению с первыми двумя типами, время контакта катализатора с сырьем уменьшается до 2 – 6 с, при повышенных температурах за счет применения новых более активных и термически устойчивых современных катализаторов. Последние годы этот тип реакторов занимает ведущее место в проведении кат. крекинга нефтяного сырья.
Для непрерывной регенерации закоксованного в реакторе катализатора установки кат. крекинга включают второй аппарат – регенератор, в котором происходит высокотемпературный выжиг кокса с поверхности катализатора кислородом воздуха при температуре 650 – 750 ºС. На установках с движущимся слоем катализатора регенерацию шарикового катализатора проводят в многосекционных аппаратах, снабженных для снятия избытка тепла водяными змеевиками, соединенными с котлом-утилизатором.

Регенерацию закоксованного катализатора на установках с микросферическим (пылевидным) катализатором осуществляют в регенераторах с псевдоожиженным слоем, а выделяемое тепло частично выводят с газами регенерации, а большую часть используют на разогрев гранул катализатора.

Промышленные установки кат. крекинга имеют однотипную схему по блоку фракционирования продуктов крекинга и различаются конструктивным оформлением и принципом работы реакционного блока. В отечественной практике эксплуатируются установки различных поколений: типа 43-102 с циркулирующим шариковым катализатором, типа 43-103, 1А/1М и ГК-3 – с кипящим слоем микросферического катализатора. В последние годы наметилась тенденция к использованию лифт-реакторов типа Г-43-107 с пылевидным катализатором. В их состав кроме самого блока кат. крекинга входят блок предварительной гидроочистки сырья крекинга и блок газофракционирования и стабилизации бензина.

7.2.1. Установка каталитического крекинга с пылевидным катализатором

Технологическая схема установки каталитического крекинга Г-43-107 с использованием пылевидного микросферического катализатора представлена на рис. 7.1 [1,7]. Установка включает два блока: реакторно-регенераторный, для проведения каталитического крекинга с непрерывной регенерацией катализатора и ректификационный, – для разделения полученных продуктов крекинга.
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	Рис. 7.1. Технологическая схема установки каталитического крекинга с пылевидным микросферическим катализатором Г-43-107: I – гидроочищенное сырье; II – газы на АГФУ; III – нестабильный бензин на стабилизацию; IV– легкий газойль; V – тяжелый газойль; VI – декантат; VII – вторичный водяной пар; VIII – дымовые газы в атмосферу; IX –  химочищенная вода; X – воздух; XI – катализаторная пыль из фильтра


Гидроочищенное жидкое сырье I после нагрева в теплообменниках Т-1 и печи П-1, смешивают с рециркулятом – тяжелым газойлем V из блока ректификации и водяным паром VII и вводят в нижний узел смешения прямоточного лифт-реактора Р-1. Контактируя с регенерированным горячим цеолитсодержащим катализатором, сырье испаряется, подвергается катализу в центральной входной трубе лифт-реактора и далее поступает в зону форсированного кипящего слоя реактора Р-1.

Продукты реакции отделяют от катализаторной пыли в двухступенчатых циклонах в верхней части реактора Р-1 и направляют в нижнюю часть ректификационной колонны К-1 на разделение на целевые продукты крекинга. Закоксованный катализатор из нижней отпарной зоны Р-1 по наклонному катализаторопроводу подается в зону кипящего слоя регенератора Р-2, где осуществляется выжиг кокса, образовавшегося на поверхности частиц катализатора в режиме полного окисления оксида углерода в диоксид. Регенерированный катализатор по нижнему наклонному катализаторопроводу далее поступает в узел смешения лифт-реактора. Воздух на регенерацию Х нагнетают воздуходувкой. При необходимости его можно подогревать в топке под давлением.

Горячие дымовые газы через двухступенчатые циклоны, расположенные  в верхней сепарационной зоне реактора, направляют на утилизацию теплоты в котлы-утилизаторы К-У для образования вторичного пара VII из подаваемой в трубное пространство воды IХ. Охлажденные дымовые газы далее направляется на электрофильтры ЭФ для осаждения из них унесенных частиц катализатора, откуда сбрасывается в атмосферу (VIII).

В верхней укрепляющей части ректификационной колонны К-1 для регулирования температурного режима предусмотрены верхнее острое орошение (флегма), возвращаемое в колонну из сепаратора С-1. В средней и нижней частях колонны К-1 предусмотрены два циркуляционных орошения. Отбор легкого IV и тяжелого V газойлей осуществляется через выносные отпарные колонны К-2 и К-3. Нижняя часть колонны К-1 является отстойником (скруббером) катализаторного шлама, который возвращается в среднюю отпарную зону реактора Р-1. Часть тяжелого газойля V из низа отпарной колонны К-2 подают в узел смешения лифт-реактора как рециркулят. С верха колонны К-1 выводят смесь паров бензина, воды и газов крекинга, которые, после охлаждения и конденсации в конденсаторе-холодильнике Т-3, разделяют в газосепараторе С-1 на газ крекинга II и нестабильный бензин III, направляемые на следующий блок газофракционирования и стабилизации бензина. Водный конденсат из низа сепаратора С-1, после очистки от сернистых соединений, выводят из установки.

Существуют множество конструкций реакторов и регенераторов с псевдоожиженным слоем пылевидного катализатора. В зависимости от схемы установки реактор и регенератор могут быть отдельными аппаратами или выполнены в едином блоке. Совмещенные реакторы-регенераторы устанавливают друг над другом, поэтому имеют большие размеры и массу, но занимают меньше производственной площади. Индивидуальные реакторы и регенераторы устанавливают на отдельных фундаментах, связанных внешними материальными потоками, поэтому они легче в управлении и проведении монтажных и ремонтных работ.

На рис. 7.2 представлена принципиальная схема лифт-реактора  установки кат. крекинга Г-43-107.
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	Рис. 7.2. Принципиальная схема лифт-реактора установки кат. крекинга с пылевидным катализатором: 1 – зона псевдоожиженного слоя; 2 – лифт-реактор; 3 – отпарная секция (десорбер); 4 – двухступенчатые циклоны; 5 – каскадные конические отпарные тарелки


Реактор выполнен в виде перевернутой бутылки с различными диаметрами цилиндрического корпуса, закрытого полушаровой крышкой и эллиптическим днищем. Верхняя реакционная зона выполнена с большим диаметром, для обеспечения осаждения частиц катализатора из образующихся газообразных продуктов крекинга, а нижняя отпарная часть 3 имеет меньший диаметр, где производится отпарка отработанного катализатора водяным паром на каскадных конических тарелках 5.
Пары сырья вместе с катализатором в режиме пневмотранспорта поступают по нижней центральной трубе 2 лифт-реактора и попадают в зону реакции 1, где продолжается их интенсивный контакт в режиме кипящего слоя. Продукты реакции и частицы катализатора далее поступают в верхнюю отстойную зону реактора, проходят через систему двухступенчатых циклонов 4, в которых происходит разделение газов от частиц пылевидного катализатора. Осажденный катализатор по опускным трубам циклонов через нижние клапаны-мигалки возвращается в зону отпарки (десорбер) 3, где осуществляется отпаривание с поверхности катализатора продуктов реакции посредством подачи водяного пара под конические каскадные тарелки 5. Отработанный катализатор самотеком выводится с нижнего штуцера и по наклонному катализаторопроводу направляется в регенератор на высокотемпературную регенерацию. Продукты крекинга после разделения от катализаторной пыли в циклонах выводятся через верхний штуцер реактора и направляются на разделение в ректификационную колонну. В средней части реактора установлен штуцер для подачи катализаторного шлама из низа колонны К-1.

На рис. 7.3 представлен общий вид реактора, а на рис. 7.4 – общий вид регенератора каталитического крекинга с пылевидным катализатором Г-43-107.

Реактор установки средней производительности (рис. 7.3) имеет внутренний диаметр верхней части 8000 мм, средней (десорбера) 4500 мм, нижней (ствола) 1600 мм. Общая высота реактора 55,2 м. Корпус реактора изготовлен из низкоуглеродистой стали 16ГС, внутренние устройства – из низколегированной стали 08Х13. Корпус аппарата изнутри футерован слоем жаростойкого торкрет-бетона толщиной 150 мм.

Свежий катализатор II  поступает из регенератора в нижний узел ствола через левый наклонный штуцер, где предварительно аэрируется водяным паром и затем смешивается с сырьем I. Смесь катализатора с сырьем и водяным паром поднимается по стволу и, пройдя конус с газораспределительной решеткой 4, поступает в зону форсированного кипящего слоя, где и происходит крекинг сырья с образованием целевых продуктов катализа. В верхней части реактора на сборной камере и на подвесках сферической крышки установлены четыре блока двухступенчатых циклонов 2 диаметром 1400 мм. Изнутри циклоны футерованы слоем эрозионно-стойкого бетона толщиной 20 мм, нанесенным на панцирную сетку. Катализатор, уловленный в циклонах, возвращается в кипящий слой по стоякам 3, на нижних концах которых установлены обратные клапаны-захлопки, предотвращающие попадание паров и газов в циклоны непосредственно из зоны кипящего слоя.
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	Рис. 7.3. Общий вид реактора кат. крекинга с пылевидным катализатором: 
1 – корпус; 2 – двухступенчатые циклоны; 3 – стояк циклона; 4 – распределительная решетка; 5 – форсунки для шлама; 6 – отпарная зона (десорбер); 7 – ствол лифт-реактора; 8 – каскадные отпарные тарелки; Потоки: I – сырье; II – регенерированный катализатор; III – продукты реакции; IV – отработанный катализатор; V – водяной пар
	Рис. 7.4. Общий вид регенератора кат. крекинга с пылевидным катализатором: 1 – корпус; 2 – цилиндрическая перегородка; 3 – радиальная перегородка; 4 – топливная форсунка; 5 – форсунка для конденсата; 6 – циклоны; 7 – переточное окно; 8, 9 – коллекторы для подачи воздуха; Потоки: I – катализатор из реактора; II – регенерированный катализатор в реактор; III – воздух; IV – водяной пар; V – дымовые газы


Из кипящего слоя катализатор по коническому переходу корпуса опускается в отпарную зону реактора – десорбер 6, снабженный семью каскадными тарелками, где отпаривается в противотоке с водяным паром V, подаваемым через нижние кольцевые коллекторы. В верхней части десорбера установлены наклонные штуцера 5 для подачи шлама, т.е. части остатка из низа ректификационной колонны К-1, содержащего унесенный из реактора катализатор.

Регенераторы установки кат. крекинга представляют собой цилиндрические аппараты с полушаровыми и коническими днищами с диаметрами корпуса от 6 до 17 м. Увеличенные размеры регенератора связаны с необходимостью подачи воздуха на выжигание образовавшегося в реакторах слоя кокса на частицах пылевидного катализатора. Применяют регенераторы с одной зоной и  секционированные – с двумя зонами выжигания кокса. Для отвода выделяющегося при сгорании кокса тепла внутри регенераторов устанавливают змеевики пароводяного охлаждения или выносные котлы-утилизаторы. В большинстве случаев этих устройств нет; все тепло используется на нагрев катализатора.
Внутренний диаметр верхней части (зона сепарации) регенератора (рис. 7.4) той же установки (Г-43-107) –11000 мм, нижней части (зона выжигания) 9000 мм. Общая высота аппарата 27,2 м. Корпус регенератора выполнен из стали 16ГС, внутренние устройства и изнутри изолирован слоем жаростойкого торкрет-бетона толщиной 200 мм с панцирной сеткой. Внутренние устройства изготовлены из легированных сталей 12Х18Н10Т и 08Х13.

В нижней части регенератора, где происходит выжигание кокса с частиц катализатора в кипящем слое, внутренний объем секционирован цилиндрической перегородкой 2 на две зоны: внешнюю кольцевую и центральную цилиндрическую. Закоксованный катализатор I поступает во внешнюю зону регенерации по наклонному штуцеру диаметром 1000 мм. В этой зоне установлена радиальная перегородка 3. Катализатор движется по кольцу и перетекает через два переточных окна 7 в верхней части цилиндрической перегородки в центральную зону, откуда через центральный штуцер I по наклонному трубопроводу направляется в реактор в качестве свежего регенерированного и нагретого до рабочей температуры катализатора II.

Для выжига кокса и поддержания кипящего слоя во внешнюю и центральные зоны подается воздух III по двум независимым коллекторам 8 и 9. Дымовые газы из кипящего слоя поступают в верхнюю зону сепарации, которую для улучшения осаждения катализатора выполняют с увеличенным диаметром.

В зоне сепарации сверху установлены шесть групп двухступенчатых циклонов 6. Циклоны первой ступени диаметром 1600 мм второй ступени – 1400 мм. Внутренняя поверхность циклонов, как и циклонов реактора, защищены изнутри слоем эрозионно- и жаростойкого торкрет-бетона на панцирной сетке.

Для предотвращения догорания окиси углерода (СО) в двуокись углерода (СО2) предусмотрены ввод парового конденсата через восемь форсунок 5 в зону сепарации и водяного пара IV под днище сборной камеры и в циклоны первой ступени.

Для разогрева катализатора при пуске регенератора установлены шесть топливных форсунок 4 по окружности внешней зоны кипящего слоя.

На корпусе регенератора установлены четыре люка диаметром 600 мм и монтажный люк диаметром 2600 мм, через который монтируют циклоны и производят восстановление торкрет-бетонного покрытия.

Для защиты корпусов реактора и регенератора от воздействия высоких температур (400 – 600 ºС) и снижения эрозионного износа частицами движущегося катализатора применяют внутреннюю футеровку стен слоем жаростойкого торкрет-бетона толщиной 100 – 200 мм, с таким расчетом, чтобы температура стенки аппарата не превышала 120 – 150 ºС. 
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	Рис. 7.5. Конструкция торкрет-бетонного покрытия корпусов реактора и регенератора


Конструкция торкрет-бетонного покрытия представлена на рис. 7.5. Для надежного удерживания большой массы бетона с внутренней стороны корпуса приваривают с шагом 250х250 мм шпильки 1 с поперечными планками 2, на которых на расстоянии 35 мм от стенки корпуса прикрепляют методом сварки или привязывают проволокой армирующую сетку 3 с размерами ячеек не более 100х100 мм. Основной теплоизолирующий слой бетона наносят после установки шпилек с сеткой. Затем к шпилькам приваривают шайбы 4, устанавливают панцирную сетку 5, шестигранные ячейки которой заполняют изнутри защитным слоем износостойкого бетона 6 и оштукатуривают, чтобы снизить износ и исключить растрескивание верхних слоев бетона. Панцирная сетка изготовлена из гнутых стальных полос шириной 30 – 50 мм, скрепленных друг с другом посредством сварки, и имеет форму пчелиных сот. Для защиты бетонной изоляции от эрозии ее изнутри покрывают листами 7 из легированной стали, притягивая последние к концу шпилек винтами или сваркой.

Для исключения фильтрации паров и газов вдоль стенки реактора при образовании трещин в слое бетона, к корпусу аппарата приваривают на высоте примерно 1 м друг от друга кольцевые перегородки 8.

Люки и лазы также снабжают изоляцией, выполненной из бетона на съемной крышке изнутри, или заполняя теплоизолирующей композицией 9 обечайку из тонкого листа, приваренную к крышке люка.

В табл. 7.1 представлен материальный баланс установки каталитического крекинга Г-43-107 с пылевидным катализатором [1,2].

Таблица 7.1 
Материальный баланс установки каталитического крекинга Г-43-107 с пылевидным катализатором

	№ пп
	Продукты крекинга
	Выход, % масс.

	1
	Сухой газ
	1,96

	2
	Пропан-пропиленовая фракция
	5,61

	3
	Бутан-бутиленовая фракция
	9,04

	4
	Фракция С5 (t кип = 195 ºС)
	43,04

	5
	Фракция 195 – 350 ºС
	28,0

	6
	Фракция >350 ºС
	8,35

	7
	Кокс + потери
	4,0


Как следует из материального баланса более половины продуктов каталитического крекинга (около 57 %) составляют фракции С4 – С5, входящие в состав бензинов, а при первичной перегонке на АТ выход бензинов не превышает одной четверти исходного нефтяного сырья.
7.3. Гидрокаталитические процессы переработки нефтяного сырья

К гидрокаталитическим в нефтегазопереработке относят процессы, осуществляемые в среде водорода в присутствии катализаторов [1, 2]. В зависимости от специфики действия катализатора различают:

1. Гидрокаталитические процессы риформирования нефтяного сырья:

– каталитическая ароматизация прямогонных бензинов – (каталитический риформинг);

– каталитическая изомеризация легких (С4 – С6) нормальных алканов для повышения октанового числа бензинов и получения индивидуальных ароматических или легких изопарафиновых углеводородов.

2. Каталитические гидрогенизационные процессы облагораживания:

– гидроочистка топливных фракций;

– гидрообессернивание высококипящих и остаточных фракций.

Эти процессы предназначены для удаления из нефтяного сырья гетероорганических соединений.

3 – Каталитические процессы деструктивной гидрогенизации (гидрокрекинга) нефтяного сырья:
– легкий гидрокрекинг вакуумных газойлей для получения дизельного топлива;
– гидродеароматизация реактивных топлив и масляных дистиллятов;

– селективный гидрокрекинг – для повышения октановых чисел автобензинов и получения низкозастывающих нефтепродуктов путем гидродепарафинизации;

– глубокий гидрокрекинг вакуумных газойлей и нефтяных остатков для углубления переработки нефти;

7.3.1. Каталитический риформинг

Процесс каталитического риформинга (КР) предназначен для повышения детонационной стойкости бензинов и получения индивидуальных ароматических углеводородов, главным образом бензола, толуола, ксилолов, служащих дальнейшим сырьем для нефтехимии [1, 2]. Значение процессов кат. риформинга существенно возросло с 1990 г., в связи с переходом на производство неэтилированных бензинов.

Недостатком прямогонных бензинов является низкое октановое число (ОЧ) (не превышающего 50 ед. по моторному методу (ОЧММ). Выход прямогонных бензинов из большинства нефтей относительно невелик и составляет 15 … 20%, поэтому на установках кат. риформинга для улучшения детонационных свойств бензинов перерабатывается именно около 15 …20 % нефтей. Целевыми в процессах кат. риформинга являются обратимые реакции превращения нафтеновых и парафиновых углеводородов с увеличением объема и поглощением тепла (дегидрирование шестичленных цикланов, дегидроизомеризация циклопентанов, дегидроциклизации парафиновых углеводородов (УВ), в присутствии атомов водорода и катализатора. Промышленные процессы риформинга осуществляют либо при повышенных давлениях с целью подавления реакций коксообразования, либо с непрерывной регенерацией катализатора при пониженных давлениях.

В качестве катализаторов для проведения КР используют монометаллические, биметаллические и полиметаллические катализаторы на основе платины, промотированной добавками рения, иридия, олова, галлия, германия и др., тонко диспергированных на носителе – оксиде алюминия. Срок службы катализаторов 6 – 7 лет. 

Первая промышленная установка КР на алюмохромомолибденовом катализаторе (гидроформинг) под давлением водорода  4 … 4,5 МПа и температуре 540 ºС была запушена в 1940 г. в Германии и США для получения высокооктановых компонентов для авто- и авиабензинов с ОЧИМ 80 ед. и в годы 2-й мировой войны для производства толуола для получения взрывчатого вещества – тринитротолуола. В 1949 г. фирмой ЮОП  была введена в эксплуатацию установка КР с монометаллическим фторированным катализатором – платформинг. В СССР установки платформинга получили развитие в 1962 г. по проектам ВНИИНефтехима и Ленгипронефтехима в Башкирии.
7.3.1.1. Установка каталитического риформинга со стационарным слоем катализатора

Среди процессов кат. риформинга бензинов широкое распространение получили установки со стационарным слоем катализатора. Они рассчитаны на непрерывную работу в течение 1 года и более, с длительностью простоя на регенерацию катализатора и ремонт в течение 20 – 40 суток в год. Сырье установки – прямогонный бензин подвергается глубокой гидроочистке от сернистых, азотистых и других соединений, а в случае переработки бензинов вторичных процессов – гидрированию непредельных углеводородов.

Установки КР всех типов включают следующие блоки: – гидроочистки сырья (ГС), очистка водородосодержащего газа (ВСГ), реакторный, сепарации газа, стабилизации катализатора.

На рис. 7.6 представлена принципиальная схема установка каталитического риформинга (платформинга) со стационарным слоем катализатора (без блока гидроочистки).
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	Рис. 7.6. Технологическая схема установки каталитического риформинга со стационарным слоем катализатора: I – гидроочищенное сырье; II – водородсодержащий газ (ВСГ); III – стабильный катализат; IV – сухой газ; V – головная фракция


Гидроочищенное и осушенное сырье I смешивают с водородсодержащим газом (ВСГ) II, подогревают в теплообменнике Т1, а затем в секции печи П1 и подают в реактор Р1. На установке имеются три – четыре адиабатических реактора Р1 и соответствующее число секций многокамерной печи П1 для межступенчатого подогрева реакционной смеси. На выходе из последнего реактора смесь охлаждают в теплообменнике Т2 и холодильнике Т3 до температуры 20 … 40 ºС и направляют в сепаратор высокого давления С1 для отделения циркулирующего ВСГ от катализата. 
Часть ВСГ после осушки цеолитами в реакторе Р4 подают на прием циркуляционного компрессора К, а избыток II выводят на блок предварительной гидроочистки бензина и передают другим потребителям водорода. Нестабильный катализат из С1 подают в сепаратор низкого давления С2, где от него отделяют легкие углеводороды. Выделившиеся в сепараторе С2 газовую и жидкие фазы направляют во фракционирующий абсорбер К1, абсорбентом в котором служит стабильный катализат (бензин). Низ абсорбера подогревают горячей струей через печь П2. В абсорбере при давлении 1,4 МПа и температуре внизу 165 ºС и сверху 40 ºС отделяют сухой газ IV. Нестабильный катализат, выводимый с низа колонны К1, после подогрева в теплообменнике Т3, подают в колонну стабилизации К2. Тепло в колонну К2 подают циркуляцией и подогревом в печи П2 части стабильного катализата. Паровую часть с верха колонны после конденсации и охлаждения в конденсаторе Т4, направляют в приемник С3, откуда частично возвращается на орошение колонны К2, а избыток выводят из установки в качестве головной фракции V. Часть стабильного катализата с куба колонны К2 после охлаждения в теплообменнике Т5, подают в качестве свежего абсорбента на верх фракционирующего абсорбера К1, а балансовый избыток выводят с установи как стабильный катализат III, представляющий собой целевой продукт риформинга – стабильный бензин с повышенным ОЧ.

7.3.1.2. Реактор каталитического риформинга

Реактор каталитического риформинга и гидроочистки с неподвижным слоем катализатора и периодической регенерацией катализатора представляют собой цилиндрические вертикальные аппараты с эллиптическими или полушаровыми днищами. Внутренний диаметр аппаратов составляет D = 2600 – 4500 мм, высота слоя катализатора обычно равна (1 … 3) D.

Реакторы кат. риформинга в режиме реакции работают при жестком режиме: давление до 5 МПа,  температура – до 550 ºС, в связи с чем аппараты  изготавливают в двух исполнениях: с холодным корпусом, теплоизолированным изнутри слоем торкрет-бетона (в этом случае температура стенки корпуса 150 – 200 ºС, а расчетную температуру стенки принимают 350 ºС); с горячим корпусом, изолированным снаружи, в этом случае рабочая и расчетная температура стенки равна температуре процесса.

Корпуса изготавливают из низколегированной стали 12ХМ или из двухслойной стали 12ХМ + 08Х18Н10Т. При наличии внутренней изоляции иногда применяют стали 16ГС и 20К, но при этом рабочая температура стенок не должна превышать 230 ºС. Внутренние устройства изготавливают из легированной стали 12Х18Н10Т.

По способу распределения и направлению движения сырья реакторы разделяются на два типа: с радиальным и аксиальным движением сырья. Реакторы с радиальным движением применяют в случаях, когда среда находится только либо в жидком, либо в парогазовом состоянии. Такие реакторы применялись на установках раннего поколения. В реакторах с радиальным движением сырья обеспечиваются меньшие потери напора и соответственно меньшее рабочее давление в аппарате, поэтому уменьшаются затраты энергии на подачу сырья. В современных высокопроизводительных установках применяют только адиабатические шахтные реакторы с радиальным движением потоков от периферии к центру.

Реактор каталитического риформинга с радиальным движением сырья для установки с неподвижным слоем катализатора производительностью 1 млн. тонн в год (рис. 7.7) имеет корпус 3 с внутренним диаметром 4000 мм, высотой 13000 мм, эллиптические крышку и днище и изолирован изнутри слоем торкрет бетона толщиной 100 мм, а на днище – до 250 мм. Бетонное покрытие изнутри защищено от непосредственного действия высокотемпературной среды внутренним стаканом 4, внутри которого размещены внутренние устройства и катализатор.

По периферии реактора на стенке стакана по окружности размещены 60 вертикальных коробов 5. Стенки коробов, обращенные к катализатору, перфорированы для выхода в радиальном направлении и равномерного распределения потоку сырья по внутреннему объему аппарата.
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	Рис. 7.7.  Схема реактора каталитического риформинга с радиальной подачей сырья: 1 – штуцер ввода сырья; 2 – распределитель сырья; 3 – корпус; 4 – защитный стакан; 5 – перфорированный короб; 6 – сборная труба; 7 –  сетка; 8 – торкрет-бетон; 9 – штуцер выгрузки катализатора; 10 – выходной штуцер; 12 – многозонная термопара; 13 – цилиндр; 14 – распределительная тарелка; 15 – корпус; 16 – коническая опора; 17 – слой фарфоровых шаров для поддержания катализатора


По оси аппарата установлен сборник 6 вывода продуктов риформинга, выполненный в виде перфорированной трубы с диаметром 700 мм, соединенный снизу с выходным штуцером 10. На трубе снаружи укреплен слой крупной и мелкой сетки 7, предупреждающий унос частиц катализатора в сборную трубу 6.

Смесь газофазного потока сырья и водорода вводится в аппарат сверху через штуцер 1 и направляется посредством распределителя сырья 2 в периферийную зону реактора через перфорированные короба 5, а затем, пройдя в радиальном направлении через слой катализатора, собирается в центральном сборнике 6 и выводится через штуцер 8 снизу реактора в виде катализата – риформата.

В верхней части реактора над слоем катализатора размещена разборная распределительная тарелка 14, предназначенная для исключения прямого попадания потока сырья в слой катализатора Под распределительной тарелкой установлен короткий цилиндрический стакан 13, который при оседании слоя катализатора во время эксплуатации аппарата остается погруженным в слой и предотвращает проход рабочей среды над слоем катализатора, т.е. играет роль гидрозатвора. Загрузка свежего катализатора, а также осмотр и монтаж внутренних устройств реактора осуществляется через верхний штуцер ввода сырья 1, который имеет увеличенный внутренний диаметр 800 мм и съемный распределитель сырья 2 и при снятых секциях распределительной тарелки 14. Выгрузка отработанного катализатора при его смене производится через наклонный нижний штуцер 9 на днище реактора. Нижнюю часть реактора под слоем катализатора заполняют фарфоровыми шарами 17 более крупного чем катализатор размера, которые служат в качестве опоры (подложки) для слоя катализатора.

Для контроля температурного режима внутри аппарата установлены три вертикальные многозонные термопары 12. Предусмотрен также контроль температуры стенки корпуса термопарами, для чего к корпусу снаружи приварены три ряда бобышек 15.

Реактор устанавливается на конической опоре 16, для прочности которой в верхней части приварено кольцо жесткости. Реактор опирается к опоре через приваренное к корпусу опорное кольцо, что позволяет исключить появление температурных напряжений в корпусе реактора и опоре от разности их рабочих температур.

7.3.1.3. Установка каталитического риформинга с непрерывной регенерацией катализатора

Принципиальная схема установки каталитического риформинга с непрерывной регенерацией катализатора (НРК) приведена на рис. 7.8.
Четыре ступенчатых реактора риформинга Р1 с различными диаметрами располагают друг над другом и связывают переточными трубами. Шариковый катализатор с диаметром 1,6 мм свободно перетекает под действием силы тяжести из верхних реакторов на нижние. Из нижнего реактора четвертой ступени через дозатор 5, шлюзовую систему затворов3 с шаровыми клапанами катализатор поступает в питатель-дозатор 4, откуда под давлением азота  его подают в бункер 1 закоксованного катализатора узла регенерации. Регенератор Р2 представляет собой аппарат с радиальным потоком реакционных газов, разделенные на три технологические зоны: в верхней при мольном содержании кислорода менее 1% производят выжиг кокса, в средней при содержании кислорода 10 … 20 %  и подаче хлорорганического соединения  – окислительное хлорирование  катализатора, а в нижней зоне катализатор прокаливают в токе сухого воздуха. Разобщение зон – гидравлическое, катализатор проходит все зоны под действием силы тяжести. Из регенератора катализатор через систему шлюзов-затворов 3 поступает в питатель-дозатор 4 пневмотранспорта и водородосодержащим газом II его подают в бункер-накопитель 2, расположенный над блоком реакторов Р1. Процесс регенерации автоматизирован и управляется ЭВМ периодически, без нарушения режима риформирования.
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	Рис. 7.8. Технологическая схема установки каталитического риформинга с непрерывной регенерацией катализатора: 1 – бункер закоксованного катализатора; 2 – бункер регенерированного катализатора; 3 – шлюз; 4 – дозатор; 5 – разгрузочное устройство; Потоки: I – гидроочищенное сырье; II – водородсодержащий газ (ВСГ);  III – риформат на стабилизацию


Поскольку процесс риформирования проводят при пониженных давлениях (0,9 … 0,4 МПа), систему подготовки ВСГ осуществляют по другой схеме, чем со стационарным слоем катализатора (рис. 7.6). Катализат после реакторов и сырьевого теплообменника Т1 подают в сепаратор С1 низкого давления. Выделившиеся в нем газовую и жидкую фазы компрессором К и насосом Н1 соответственно направляют в сепаратор высокого давления С2 для выделения ВСГ с высокой концентрацией водорода. Стабилизацию нестабильного катализата осуществляют по схеме, аналогичной приведенной на рис. 7.6 с помощью системы колонн К1, Е2 и печь П2.

Как показывает анализ промышленных установок кат. риформинга, выход бензинов с октановым числом 95 ед., составил по первой схеме 75 – 85 %, а для второй схемы выход бензина с ОЧ 100 ед. составил 83,5%. 

7.3.2. Каталитическая изомеризация пентан-гексановой фракции

Целевым назначением каталитической изомеризации является получение высокооктановых изокомпонентов автобензинов [1,2] или сырья нефтехимии, – прежде всего изопентана для синтеза изопренового каучука. В качестве сырья используются низкооктановые компоненты нефти – фракции с температурой начала кипения (н.к.) 62 ºС и рафинаты кат. риформинга, содержащие в основном н-пентаны и н-гексаны, а также фракции С5 и С6 газоразделения ЦГФУ. Продукты кат. изомеризации  углеводородов С5 и С6 обладают высокой детонационной стойкостью и испаряемостью, что наиболее важно в качестве низкокипящих высокооктановых компонентов неэтилированных бензинов. В нефтегазопереработке распространены низко- и высокотемпературные процессы изомеризации н-парафинов С4 – С6 на основе алюмоплатиновых катализаторов.

Изомеризацию С5- и С6- алканов на высокотемпературном катализаторе ИП-66 проводят на промышленных установках, состоящих из двух блоков – ректификации и изомеризации, с циркуляцией непревращенного сырья. В блоке ректификации производят выделение изомеров из смеси исходного сырья и стабильного изомеризата. Принципиальная схема отечественной изомеризации бензиновой фракции ЛИ-150В приведена на рис. 7.9. 
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	Рис. 7.9. Принципиальная технологическая схема установки изомеризации пентанов и гексанов ЛИ-150В: I – сырье; II – водородсодержащий газ (ВСГ); III – изопентановая фракция; IV – бутановая фракция; сухой газ; V – изогексановая фракция; VI – гексановая фракция на изомеризацию; VII – жирный газ


Смесь исходного сырья I, рециркулирующего стабильного изомеризата и тощего абсорбента, после подогрева в теплообменниках Т1, подают на разделение в ректификационную колонну К1, откуда сверху получают изопентановую фракцию, подвергающуюся дальнейшей ректификации в бутановой колонне К2, где происходит отделение целевого изопентана III в кубе колонны от бутанов IV, отводимых с верха колонны. Нижний продукт колонны К1 подают в пентановую колонну К3. Нижний продукт К3 направляют на фракционирование в изогексановую колонну К4, с верха которой отбирают второй целевой продукт – изогексан V. Отбираемую с верха К3 пентановую фракцию, содержащую около 91% масс. н-пентана, смешивают с водородосодержащим газом II, и после нагрева в трубчатой печи П1 до требуемой температуры (360 … 430 ºС), направляют на верх реактора изомеризации Р1 со стационарным слоем катализатора. Парогазовую смесь продуктов реакции охлаждают и конденсируют в теплообменниках и холодильниках Т2 и подают в сепаратор С5, а циркулирующий ВСГ из С5, после осушки в адсорбере Р2, компрессором подают на смешение с исходным ВСГ II. 
Изомеризат – нижний продукт из сепаратора С5, после стабилизации в кубе колонны К5, направляют на ректификацию вместе с сырьем I. Из газов стабилизации в абсорбере К6 извлекают изопентан подачей  части гексановой фракции VI из низа изогексановой колонны К4. Балансовое количество гексановой фракции VI поступает в аналогичную секцию изомеризации (при низком содержании н-гексана в сырье его изомеризуют в смеси с н-пентаном). Выход изопентанов  – 49 …52%, ОЧИМ изопентана – 89,5 ед., изогексана – 80. 

В перспективе процесс изомеризации может быть интенсифицирован применением низкотемпературных катализаторов, переводом ректификации на цеолитовое и мембранное разделение.

7.3.3. Каталитические гидрогенизационные процессы облагораживания нефтяного сырья

В промышленных масштабах гидрогенизационные процессы получили развитие введением в эксплуатацию в 1927 году в Германии  установки деструктивной гидрогенизации смол и бурых углей, с целью получения моторных топлив из твердых горючих ископаемых, т.к. у Германии не было собственного нефтяного сырья [1, 2]. Аналогичные установки получения искусственного жидкого топлива позднее были пущены в Англии. С быстрым развитием нефтепереработки в 1940 – 50 гг. вместо твердого топлива широко стали применять каталитические процессы гидроочистки топливных фракций, а далее деструктивную гидрогенизацию высококипящих дистиллятов и остатков нефти под названием гидрокрекинг. Гидрокрекинг проводят при умеренном давлении (3 – 20 МПа), меньших расходах водорода, для получения реактивного топлива и высокоиндексных смазочных масел. 

7.3.3.1. Установка гидроочистки дизельного топлива

Промышленные установки гидрооблагораживания дистиллятных фракций дизельного топлива гидрогенизационной переработкой нефтяного сырья включают следующие блоки: реакторный, сепарации газопродуктовой смеси с выделением водородсодержащего газа (ВСГ), очистки ВСГ от сероводорода, стабилизации гидрогенизата, компрессорный. Установки предварительной очистки бензинов отличаются вариантами подачи ВСГ с циркуляцией или без циркуляции – на проток.
Схема установки гидроочистки дизельного топлива ЛЧ-24-2000 представлена на рис. 7.10.

Исходное сырье I смешивают с циркулирующим водородосодержащим газом и после нагрева в сырьевых теплообменниках Т1 подают в трубчатую печь П1, где нагревают до температуры реакции 360 … 400 ºС и направляют сверху в реактор Р1. Образованную газопродуктовую смесь частично охлаждают в сырьевых теплообменниках Т2 до температуры 210 … 230 ºС и направляют в секцию горячей сепарации ВСГ, состоящие из сепараторов С1 и С2. Охлажденный ВСГ, выходящий из холодного сепаратора С2, после очистки чистым моноэтаноламином (МЭА) VII в абсорбере К2, подают на циркуляцию в реакционный блок установки.
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	Рис. 7.10. Принципиальная технологическая схема установки гидроочистки дизельного топлива ЛЧ-24-2000: I – сырье; II – свежий водородсодержащий газ (ВСГ); III – гидрогенизат; IV – бензин; V – углеводородный газ на очистку; VI – отдувочный ВСГ; VII – регенерированный МЭА; VIII – раствор МЭА на регенерацию


Гидрогенизаты с низа горячего холодного сепараторов С1 и С2 смешивают и  направляют на среднюю часть стабилизационной колонны К1, где подачей подогретого в печах П1 отдувочного ВСГ (VI) из очищенного в сепараторах продукта в верхней части удаляют из колонны углеводородные газы  V на очистку и отгон (бензин) IV. Конечный продукт – гидрогенизат дизельного топлива III после охлаждения в теплообменнике Т3, отводится на дальнейшую переработку. Давление в реакторе  5 МПа, реактор аксиальный из биметаллического материала, выход стабильного гидрогенизата  – 97% масс. 
7.3.3.2. Реактор гидроочистки дизельного топлива

Реактор очистки диз. топлива с аксиальным движением сырья установки производительностью 2 млн. тонн в год представлен на рис. 7.11.

Корпус 3 аппарата выполнен в виде толстостенной цилиндрической обечайки с диаметром 3560 мм толщиной стенки 120 мм и общей высотой около 12 м и закрыт с торцов полушаровыми днищами и крышкой. Корпус и крышки аппарата изготовлены из двухслойной стали 12ХМ + 08Х18Н10Т и имеют внешнюю изоляцию. Внутренние устройства изготовлены из стали высоколегированной жаропрочной 12Х18Н10Т.

В реакторе размещены два слоя катализатора: верхний слой высотой 2,6 м, нижний слой высотой 4,7 м. Сырье проходит через реактор в направлении сверху вниз. Каждый слой катализатора защищен от динамического воздействия потока среды сверху и снизу слоями фарфоровых шаров, имеющих более крупные размеры, чем частицы катализатора.

В верхней части реактора установлена распределительная тарелка с патрубками 1, под которой размещено фильтрующее устройство, состоящее из цилиндрических корзин 2, проходящих через слой фарфоровых шаров и погруженных в слой катализатора. Корзины сварены из металлических прутков и обтянуты сбоку и снизу сеткой. Сверху корзины открыты и свободно пропускают сырье через стенки и днище с сеткой поток сырья, препятствуя попаданию продуктов коррозии и механических примесей в слой катализатора.

Верхний слой катализатора поддерживается многосекционной колосниковой решеткой 4, на которую уложены два слоя сетки и слой фарфоровых шаров. Секции решеток опираются на двутавровые балки. В пространстве между верхним и нижним слоями катализатора находится перфорированный коллектор 5 для ввода холодного водородсодержащего газа для регулирования температуры процесса.
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	Рис. 7.11. Реактор гидроочистки дизельного топлива:1 – патрубки распеределителей;2 – фильтрующие корзины; 3 – корпус; 4 – колосниковая решетка; 5 – коллектор холодного газа; 6 – опорное кольцо; 7 – кольцо жесткости; 8 – опора коническая; 9 – слой фарфоровых шаров; 10 – штуцера выгрузки катализатора; 11 – многозонная термопара; 12 – люк; 13 –бобышки для наружных термопар


В нижней части реактора размещен слой фарфоровых шаров 9, служащих опорой для нижнего слоя катализатора, обеспечивающей равномерный вывод продуктов реакции из аппарата. Над штуцером вывода продукта установлен сборник 14: он состоит из обечайки, имеющей прорези, и перфорированной вогнутой решетки, которые обтянуты сеткой для исключения уноса частиц катализатора.

В верхнем днище имеются три штуцера для установки многозонных термопар 11, контролирующих температурное поле по высоте слоя катализатора; кроме того предусмотрена наклонная термопара 11 в средней части реактора и наружные бобышки 13 для установки термопар на наружной стенке реактора.

Загрузка катализатора на верхний слой производится через верхний штуцер реактора, на нижний слой – через люк в корпусе. Выгрузка катализатора из верхнего слоя осуществляется через наклонный штуцер 10 в стенке аппарата, из нижнего слоя – через дренажную трубу и штуцер 10 в нижнем днище.

В стенке между верхним и нижним слоями катализатора установлен люк 12 диаметром 700 мм для монтажа и осмотра внутренних устройств, в нижней части имеются приварные скобы для удобства обслуживания при ремонте.

Аппарат установлен на конической опоре 8, которая имеет кольцо жесткости 7 в верхней части для обеспечения ее прочности и устойчивости на фундаменте. В опорном кольце 6, приваренном к корпусу аппарата, выполнены сигнальные отверстия для контроля перекрываемого кольцом участка продольного сварного шва. Коническую опору часто не приваривают к опорному кольцу 6 корпуса аппарата, что позволяет более надежно компенсировать разность температурных деформаций корпуса и опоры. На опоре выполнены 3 – 4 отверстия, предназначенные для вентиляции замкнутого объема под опорой.
7.4. Установка получения серы
Сырьем для получения серы является сероводород, получаемый с гидрогенизационных процессов переработки сернистых и высокосернистых нефтей, газоконденсатов и очистки нефтяных и природных газов [1,2]. Сера широко используется для производства серной кислоты, красителей, спичек, в качестве вулканизирующего агента в резиновой промышленности и др.

Наиболее эффективным промышленным методом получения серы является процесс каталитической окислительной конверсии сероводорода Клауса.

Процесс Клауса осуществляется в две стадии:

1 – термическое окисление сероводорода до диоксида серы: 

H2S +3/2 O2 = SO2+ H2O + (0,53 – 0,57) МДж/кмоль;

2 – каталитическое превращение сероводорода и диоксида серы в элементарную серу:

2H2S+SO2 = 3/n Sn + 2H2O + (0,087 – 0,154) МДж/кмоль. 

По реакции 1 расходуется до 70% масс. сероводорода и при этом выделяется значительное количество тепла, которое перед проведением второй каталитической реакции должно быть утилизировано. Тепло, выделяющееся по 2 реакции (1/5 всего количества), позволяет провести каталитический процесс при достаточно низкой температуре и большой объемной скорости без специальной системы отвода тепла.

Процесс 1 термического окисления H2S осуществляют в основной топке П1, смонтированном в одном агрегате с котлом-утилизатором. Объем воздуха, поступающего в зону горения (окисления), должен быть строго дозирован, чтобы обеспечить для второй стадии требуемое соотношение  SO2 : H2S ( по стехиометрии оно должно составить 1 : 2). 

Температура продуктов сгорания при этом достигает 1100 … 1300 ºС в зависимости от содержания H2S и углеводородов в газе. Вывод серы из реакционной смеси, образовавшейся в результате реакции 2, благоприятствует увеличению степени конверсии H2S до 95%. Поэтому стадию каталитической конверсии принято проводить в две ступени с выводом образовавшейся серы на каждой ступени.

Элементарная сера существует в различных модификациях S2, S6, S8 : при высоких температурах газообразная сера в основном состоит из S2; при снижении температуры она переходит в S6, а затем в S8; Жидкая сера представлена преимущественно модификацией S8 .

В высокотемпературной зоне реакции 1 с повышением давления степень превращения H2S в серу снижается. В каталитической зоне повышение давления, наоборот, ведет к увеличению степени конверсии, т.к. давление способствует конденсации элементарной серы и более полному выводу из зоны реакции. Катализатором процесса Клауса вначале был боксит, на современных установках применяют более термостабильные катализаторы на основе из оксида алюминия.

Технологическая схема установки получения серы из сероводорода по методу Клауса представлена на рис. 7.12.
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	Рис. 7.12. Принципиальная технологическая схема установки получения серы из сероводорода по методу Клауса:  I – сероводород; II – воздух; III – сера; IV – водяной пар; V – газы дожига; VI – паровой конденсат


Сероводород I, смешанный с воздухом II, поступает в печь П1, подогретые продукты реакции из которой направляются в котел-утилизатор Т1, где их охлаждают до 160 ºС (при этой температуре жидкая сера имеет минимальную вязкость). Сконденсированную серу подают через гидрозатвор в подземный сборник серы. В котле утилизаторе Т1 генерируют водяной пар давлением 0,4 … 0,5 МПа, который используют в пароспутниках серопроводов. Далее в реакторах Р1 и Р2  проводят двухступенчатую каталитическую конверсию H2S и SO2 с межступенчатым подогревом в печах П2 и П3 и утилизацией тепла реакции 1 после каждой ступени в котлах-утилизаторах Т2 и Т3. Сконденсированную в Т2 и Т3 серу III направляют аналогично 1 ступени в сборники серы. Газы каталитической конверсии второй ступени из реактора Р2, после охлаждения в котле-утилизаторе Т3, поступают в сепаратор-скруббер (сероуловитель) С1 со слоем насадки из керамических колец, где при температуре 150 ºС  происходит их отделение от механически унесенных частиц жидкой серы. Отходящие из сероуловителя С1 газы направляются в печь П4, где при температуре 600 … 650ºС  дожигают непрореагировавшие соединения серы в избытке воздуха II. Жидкую серу III из подземных сборников откачивают насосом на открытый наземный склад комовой серы, где она хранится до погрузки на железнодорожные вагоны. Давление на установке 0,03 … 0,05 МПа, температура – от 1100 … 1300 ºС, в реакторе Р1 до 140 ºС на выходе из котлов-утилизаторов.
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