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ФИЗИЧЕСКИЕ СВОЙСТВА НЕФТИ И НЕФТЕПРОДУКТОВ

Определение физических свойств нефти и нефтепродуктов имеет как теоретическое, так и практическое значение. В технологических расчетах при определении качества сырья, продуктов переработки и нефтехимии часто используются данные элементного, технического анализов и физико-химических свойств нефти и нефтепродуктов. 

  По целям и задачам методы исследования нефти делят на две группы:

· геохимические исследования нефти, цель которых – определение общих свойств нефти для паспортизации месторождения и подсчета запасов.
· исследование нефти как промышленного сырья для получения товарных нефтепродуктов, которые необходимы при разработке и совершенствовании технологии подготовки, транспортировки и переработки нефти. 
Исследование нефти на первом этапе проводят по строго стандартизированным и унифицированным методам, включающим определенный круг анализов: содержание воды, относительной плотности, кинематической вязкости при 20 и 500 С, фракционного состава, общей серы, твердых парафинов и их температуры плавления и др.
После  этого нефть подвергают перегонке в аппарате  АРН-2 с отбором 3%-х (по объему) или 10-градусных фракций до температуры 450-5000С.

 На втором этапе определяют свойства товарных фракций нефти, направляемых на различные процессы переработки: бензиновых, керосиновых, дизельных, масляных фракций и остатков.  
Сырая нефть - жидкая природная ископаемая смесь углеводородов широкого физико-химического состава, которая содержит растворенный газ, воду, минеральные соли, механические примеси и служит основным сырьем для, смазочных масел, битумов и кокса.
Товарная нефть - нефть, подготовленная к поставке потребителю в соответствии с требованиями действующих нормативных и технических документов, принятых в установленном порядке. С 1 января 2004г. введен ГОСТ Р 51858 – 2002 «Нефть. общие технические условия» согласно которому нефть по физико - химическим  свойствам, степени подготовки, содержанию сероводорода и легких меркаптанов нефть  подразделяют на классы, типы группы, виды.

В зависимости от массовой доли серы нефть подразделяют на классы  
1- 4  табл. 1.
Таблица 1

Классы нефти 

	Класс нефти
	Наименование
	Массовая доля серы, %
	Метод испытания

	1

2

3

4
	малосернистая

сернистая

высокосернистая

особо высокосернистая
	до 0,60 включ.

от 0,61 >> 1,80

>>1,81 >> 3,50

св.3,50
	ГОСТ 1437
ГОСТ Р 51947
ГОСТ 19221



По плотности  нефть подразделяют на пять типов табл. 2

0 – особо легкая; 1 – легкая; 2 – средняя; 3 – тяжелая; 4 – битуминозная.

Таблица 2
Типы нефти

	Наименование 
параметра
	Норма для нефти типа

	
	0
	1
	2
	3
	4

	Плотность, кг/м3, при температуре:
20оС 
15оС
	Не  более 830,0 Не более 834,5
	830,1 – 850,0
834,6 – 854,0
	850,1 – 870,0
854,5 – 874,4
	870,1 – 895,0
874,5 – 899,3
	Более 895,0
Более 899,3


По степени подготовки нефть подразделяют на группы 1-3 табл. 3












Таблица 3

Группы нефти









	Наименование параметра
	Норма для нефти группы

	
	1
	2
	3

	Массовая доля воды, %,
 не более
	0,5


	0,5
	1,0

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

	Массовая доля механических примесей, %, не более
	0,05


	0,05
	0,05

	Давление насыщенных паров,

кПа (мм рт. ст.),не более
	66,7

500
	66,7

500


	66,7

500




Если по одному из показателей нефть относится к типу с меньшим номером, а по другому - к типу с большим номером, то нефть признают соответствующей типу с большим номером.

Вклад определяемых показателей нефти и нефтепродуктов, влияние их на эксплуатационные свойства более детально рассматриваются в соответствующих разделах  настоящего методического указания.

2. определене Содержания воды в нефтИ 

2.1. Общие сведения 

Содержание воды в нефти может изменяться от десятых долей до 60% и более. Наличие в нефти, поступающей на переработку, воды и солей вредно сказывается на работе нефтеперерабатывающего завода. При большом содержании воды повышается давление в аппаратуре установок перегонки нефти, снижается их производительность, расходуется излишнее тепло на подогрев и испарение воды. При транспорте  обводненной нефти требуются дополнительные затраты на ее перекачку и перевозку. Поэтому на кусте скважин или месторождении ставят установки подготовки нефти (УПН), где производят дегазацию, обезвоживание и обессоливании сырой нефти и получают товарную нефть. Вода в смазочных маслах усиливает их склонность к окислению, и ускоряет коррозию металлических поверхностей, соприкасающихся с маслом. Присутствие воды в моторных топливах может привести при низких температурах к прекращению подачи топлива из-за забивки топливных фильтров кристаллами льда.
Вода в нефти может быть в трех формах: растворенная, диспергированная и свободная. Содержание растворенной воды в основном зависит от химического состава нефти, нефтепродуктов и температуры. С повышением температуры растворимость воды увеличивается во всех углеводородах. Наибольшей растворяющей способностью по отношению к воде обладают ароматические углеводороды. Чем выше содержание в нефти ароматических углеводородов, тем выше в ней растворимость воды.

Присутствие воды в нефти при эксплуатации вызывает образование эмульсий. Нефтяные эмульсии имеют цвет от светло-желтого до темно-коричневого. В большинстве случаев они являются эмульсиями типа вода в нефти, в которой дисперсионной средой является нефть, а дисперсной фазой – вода. Образование эмульсий связано с поверхностными явлениями. Поверхностный слой жидкости на границе с воздухом или другой жидкостью, как известно, характеризуется определенным поверхностным натяжением, т. е. силой, с которой жидкость сопротивляется увеличению своей поверхности. Поверхностное натяжение нефти и нефтепродуктов колеблется в пределах 0,02 – 0,05 Н/м.
Содержание воды в смазочных маслах усиливает их склонность к окислению, и ускоряет коррозию металлических поверхностей, соприкасающихся с маслом. Присутствие воды в моторных топливах может привести при низких температурах к прекращению подачи топлива из-за забивки топливных фильтров кристаллами льда.

Методы определения воды в нефти и нефтепродуктах (далее нефти) могут быть разбиты на две группы: качественные и количественные.
Качественные методы позволяют определить только наличие эмульсионной и растворенной воды в нефти. К этим методам относятся пробы на прозрачность, на потрескивание и на реактивную бумагу. Первые два из этих методов используют для определения воды в прозрачных нефтепродуктах. Наиболее часто применяемым методом качественного определения воды является проба на потрескивание.

Количественные методы  позволяют определить количество воды в нефти. Их делят на прямые и косвенные:

прямые - метод Дина и Старка, титрование реактивом Фишера и др.;

косвенные - колориметрический, кондуктометрический, ИК - спектрометрический и др.

2.2. Определение содержания воды по методу Дина и Старка

Это наиболее распространенный и сравнительно точный метод определения воды в нефти, жидких нефтепродуктах, пластичных смазках, парафинах, церезинах, восках, гудронах и битумах.

Сущность метода состоит в нагревании пробы до температуры кипения нефти с нерастворимым в воде растворителем и измерении объема сконденсированной воды (азеотропная перегонка), и вычислении ее количества в процентах.
В России определение воды по этому методу проводят по ГОСТ 2477-65.

2.2.1. Аппаратура, реактивы и материалы: 

- колбонагреватель или электроплитка;

- приемник-ловушку по ГОСТ 1594-69;

- обратный холодильник;

- колба круглодонная вместимостью 500 см3;

- мерный цилиндр на 100 см3;

- растворители безводные углеводородные (табл. 4).

-кипелки  (пемза, неглазурованные фаянс, фарфор, или запаянные с одного конца стеклянные капилляры).

Таблица 4
Растворители безводные углеводородные 
	Растворители
	Нефтепродукт

	Толуол технический, 

ксилол технический


	Битумы, асфальтено содержащие 

нефти, тяжелые остаточные

котельные топлива

	Нефтяной дистиллят с пределами

кипения от 100 до 2000С
	Нефть, жидкие битумы, мазуты, 
смазочные масла, нефтепродукты

	Нефтяной дистиллят с пределами

кипения от 100 до 1400С
	Пластические смазки


2.2.2. Подготовка к проведению испытания. Пробу испытуемой нефти хорошо перемешивают 5-минутным встряхиванием в склянке, заполненной не больше чем на 3/4 емкости. Вязкие и парафинистые нефтепродукты предварительно нагревают до 40-500С. Из перемешанной пробы нефти берут навеску 100 г. в чистую сухую, предварительно взвешенную стеклянную колбу 1 (рис. 1). Затем приливают 100 мл растворителя и содержимое перемешивают. Если нефть содержит более 10 % воды навеску берут с таким расчетом, чтобы от нее отогналось не более 10мл. воды ( 25-50 г.)
[image: image35.png]


Маловязкие нефти допускается брать в колбу по объему. В этом случае мерным цилиндром отмеряют 100 мл испытуемого нефтепродукта и выливают в колбу 1. Навеска нефти в граммах при этом будет равна произведению его объема на плотность в г/см3. Для равномерного кипения в колбу бросают кипелки. Колбу при помощи шлифа присоединяют к отводной трубке приемника ловушки 2, а к верхней части приемника ловушки на шлифе присоединяют холодильник 3. Приемник ловушка и холодильник должны быть чистыми и сухими. Во избежание конденсации паров воды из воздуха верхний конец холодильника необходимо закрыть ватой.            
 2.2.3.Проведение анализа. Содержимое колбы нагревают с помощью колбонагревателя или на электрической плитке. Перегонку ведут так, чтобы из трубки    холодильника  в приемник ловушку падали от 2 до 5 капель в 1 секунду.

[image: image36.wmf]Если в процессе дистилляции происходит неустойчивое каплеобразование, то увеличивают скорость дистилляции или останавливают на несколько минут приток охлаждающей воды в холодильник. Если под конец пере-
 гонки в трубке холодильника задерживаются капли 
воды, то их смывают растворителем, увеличив для этого на непродолжительное время интенсивность кипячения. Перегонку прекращают, как только объем воды в приемнике - ловушке не будет увеличиваться и верхний слой растворителя станет совершенно прозрачным. Время перегонки должно быть не менее 30 и не более 60 мин.

Если на стенках трубки холодильника имеются капельки воды, то их сталкивают в приемник-ловушку стеклянной палочкой.

После  охлаждения испытуемого продукта до комнатной температуры прибор разбирают. Если в приемнике-ловушке собралось небольшое количество воды (до 0,3см3) и растворитель мутный, то в приемник-ловушку помещают на 20-30 мин в горячую воду для осветления и снова охлаждают до комнатной температуры. Затем записывают объем воды, собравшийся в приемнике-ловушке, с точностью до одного верхнего деления занимаемой водой части приемника-ловушки. Измерение ведут по верхнему краю мениска.
2.2.4. Обработка результатов. Массовую (Х) долю воды в процентах вычисляют по формуле: 

X=100V0/m 
где V0 -- объем воды в приемнике ловушке, см3;

       m- масса пробы, г;

количество  воды в приемнике-ловушке 0,03 см3 и меньше считается следами.

Отсутствие воды в испытуемом нефтепродукте определяется состоянием, при котором в нижней части приемника-ловушки не видно капель воды. 

 Расхождение между результатами двух параллельных определений, полученные одним исполнителем считаются достоверными (с 95%-ной  доверительной вероятностью), если расхождение между ними не превышает:

0,1 см3- при объеме воды, меньшем или равном 1,0 см3;

или 2% от среднего значения  объема - при объеме воды более 1,0 см3;

Образец оформления результатов определения приведен в табл. 5  












Таблица 5
Определение содержания воды. 
	Дата
	Шифр пробы
	 № колбы
	Вес пустой 

колбы, г 
	Вес колбы с 

навеской, г
	Навеска нефти, г.
	Объем воды в 

ловушке, мл.
	Содержание

воды в нефти, %
	Среднее значение, %

	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	


3. Определение вязкости

3.1. Общие сведения.
В любой жидкости  под влиянием внешней силы происходит перемещение молекул относительно друг друга. Возникающее при этом трение между молекулами, т. е. внутреннее сопротивление этому перемещению, называется внутренним трением или вязкостью.
Вязкость  является  важнейшим  физическим параметром определяющим характер нефти, входит во все гидродинамические расчеты, связанные с движением нефти, например в нефтепроводах, а также  используется при подсчете запасов нефти, проектировании разработки нефтяных месторождений, в  химмотологии. Различают динамическую, кинематическую и условную вязкость.
 Динамическая вязкость, ( - это отношение действующего касательного напряжения к градиенту скорости при заданной температуре.
 Единица измерения динамической вязкости Паскаль-секунда - Па(с, на практике используют обычно мПа(с.
Так как при определении динамической вязкости требуется источник   постоянного давления на жидкость, что приводит к  дополнительным техническим трудностям, поэтому  наибольшее распространение при различных расчетах, а также при контроле качества нефтепродуктов получила кинематичесая вязкость. 

 Кинематическая вязкость ( - отношение динамической вязкости жидкости к плотности при той же температуре. 

ν=η/ρ

Единица кинематической вязкости  в системе СИ м2/с, на практике используют обычно мм2/с. ( 1сСт = мм2/с)  Согласно унифицированной программе исследования для нефти определяют кинематическую (или динамическую) вязкость при температурах от 0 до 50 0 С.  
Факторы влияющие на вязкость нефти:
· температура;
· давление;
· структурно-групповой состав;
· молекулярная масса углеводородов;
· количество растворенного газа;
· содержание и состояние высокомолекулярных парафиновых углеводородов
· содержание и состояние асфальто-смолистых веществ
· полярность компонентов
На вязкость нефти и нефтепродуктов существенное влияние оказывает температура. С ее повышением вязкость уменьшается, т.к. увеличивается среднее расстояние между молекулами за счет ослабления взаимного притяжения и, как следствие уменьшается сила трения. С повышением давления вязкость возрастает. Чем выше полярность компонентов нефти, тем выше вязкость. Вязкостно-температурные свойства зависят от  фракционного и углеводородного состава. Для углеводородов по мере увеличения их молекулярного веса и температуры кипения вязкость значительно возрастает. Наименьшей вязкостью обладают алифатические углеводороды. Наибольшей вязкостью ароматические (особенно би- и полициклические) углеводороды. Важным эксплутационным показателем в химмотологии топлив и масел является прокачиваемость. Прокачиваемость моторных топлив и топлив для газотурбинных и котельных установок существенно зависит от их вязкости. Например, количество бензина вязкостью 0,65 мм 2/ с, поступающего в двигатель за одну минуту, 100 г, а бензина вязкостью 1,0 мм 2/с – 95 г.
 В технических требованиях на товарные топлива и смазочные масла предусмотрены соответствующие ограничения значения вязкости. Так топлива для быстроходных дизелей должны иметь кинематическую вязкость при 200С в пределах 1,5 – 6,0 мм 2/с.
 
Кинематическая вязкость нефти различных месторождений изменяется в довольно широких пределах от 2 до 300 мм2 /с при 200 С. Однако в среднем вязкость (ν) большинства нефтей редко превышает 40 – 60 мм2 /с.

Приборы для измерения вязкости называют вискозиметрами. Существует большое число конструкций вискозиметров. Однако наибольшее распространение получили вискозиметры истечения и ротационные.
 В вискозиметрах истечения  вязкость, как правило, оценивается по объему жидкости, протекающей за определенное время через капиллярную трубку  ( по этой причине  в большинстве случаев вискозиметры истечения называются капиллярными). Наибольшее распространение получили вискозиметры Оствальда, Каннон-Убеллоде и Пинкевича. 
Второй стандартный метод (ГОСТ 1929) служит для определения вязкости наиболее вязких нефтепродуктов, способных к фазовым переходам в коллоидные или кристаллические структуры. Метод основан на изменении усилия, необходимого для вращения внутреннего цилиндра относительно наружного при заполнении пространства между ними испытуемой жидкостью при температуре t. Прибор называют ротационным вискозиметром.
Вязкость определяют по времени, за которое внутренний цилиндр совершит три полных оборота под действием грузов. Для этого цилиндры с образцом нефтепродукта выдерживают в термостате при заданной температуре t в течение 30 мин. Затем, подвесив грузы, отпускают тормоз, после первого полного оборота внутреннего цилиндра включают секундомер и засекают время трех последующих оборотов. Это время должно быть не менее 30с, иначе меняют грузы и измерение повторяют.
Семейство ротационных вискозиметров включает в себя системы с осными цилиндрами, конусами, сферами и некоторыми другими поверхностями вращения. Помимо типа рабочих поверхностей (цилиндры  конусы и др.) ротационные вискозиметры отличаются друг от друга также устройствами для измерения момента вращения. Наибольшее распространение получили вискозиметры  Реотест. Реотест позволят измерять динамическую вязкость и следующие аномалии текучести: структурную вязкость, пластичность (предел текучести), тиксотропию (способность некоторых структурированных  дисперсных систем самопроизвольно восстанавливать разрушенную механическим воздействием исходную структуру). Диапазон температур измерения от -60 до +3000 С.
Для многих нефтепродуктов нормируется так называемая условная вязкость, определяемая в металлических вискозиметрах. Определение условной вязкости также основано на истечении жидкости, но не через капилляр,  через калиброванное отверстие насадки (с диаметром отверстия  5 мм.) под влиянием силы тяжести (ГОСТ 6258 - 82)
Условная вязкость – отношение времени истечения 200 мл испытуемого нефтепродукта из вискозиметра типа ВУ (при температуре испытания) ко времени истечения 200 мл дистиллированной воды при температуре 20 0 С. Величина этого отношения выражается как число в условных градусах (0 ВУ). Метод определения условной вязкости применяется для нефтепродуктов, дающих непрерывную струю в течение всего испытания и для которых нельзя определить кинематическую вязкость. Условную вязкость определяют для нефтяных топлив (мазутов).
3.2. Определение кинематической  вязкости (ГОСТ 33-2000)

3.2.1.Приборы, реактивы, материалы: вискозиметр стеклянный типа ВПЖТ, ВНЖТ или ВПЖ, ВНЖ, термостат, резиновая трубка, водоструйный насос или резиновая груша, секундомер.
Сущность метода заключается в измерении калиброванным стеклянным вискозиметром времени истечения, в секундах определенного объема испытуемой жидкости под влиянием силы тяжести при постоянной температуре.  Кинематическая вязкость является произведением измеренного времени истечения на постоянную вискозиметра.
3.2.2. Подготовка к испытанию. Для проведения анализа подбирают вискозиметр с таким диаметром капилляра, чтобы время истечения жидкости составляло не менее 200 с при этом используют вискозиметры типов ВПЖТ-1, ВПЖТ-2, ВНЖТ ВПЖ-1, ВПЖ-2, ВПЖ-4, ВНЖ. В лабораторной практике наиболее распространены вискозиметры Пинкевича типа ВПЖТ-4, ВПЖТ-2 рис.2.
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Рисунок 2 – Вискозиметры  Пинкевича:
1, 2 – колено; 3 – отводная трубка; 4 – расширение капиллярной трубки

Чистый сухой вискозиметр в соответствии рис. 2, заполняют нефтью (нефтепродуктом), далее нефтью. Для этого на отводную трубку 3 надевают резиновую трубку. Далее, зажав пальцем колено 2 и перевернув вискозиметр, опускают колено 1 в сосуд с нефтью  и засасывают нефть  с помощью резиновой груши, водоструйного насоса или другим способом до метки М2, следя за тем, чтобы в нефти  не образовалось пузырьков воздуха. Вынимают вискозиметр из сосуда и быстро возвращают в нормальное положение. Снимают с внешней стороны конца колена 1 избыток нефти  и надевают на его конец резиновую трубку.
3.2.3. Проведение испытания. Вискозиметр устанавливают в термостат, имеющий температуру 200 С, так чтобы расширение 4 было ниже уровня воды в термостате. После выдержки в термостате не менее 15 мин. засасывают нефть  в колено 1, примерно на 1/3 высоты расширения 4. Соединяют колено 1 с атмосферой и определяют время перемещения мениска  нефти от метки М1 до метки М2 (с точностью 0,2 с). Если результаты трех последних измерений не отличаются более чем на 0,2 %, кинематическую вязкость ν, мм2/с, вычисляют как среднеарифметическое по формуле

ν =C·τ
где  С- постоянная вискозиметра, мм2/с2 ;

        τ- среднее время истечения нефти  в вискозиметре, с.

Динамическую вязкость η, мПа с, исследуемой нефти  вычисляют по формуле 

η = ν · ρ

где  ν - кинематическая вязкость, мм2/с;

       ρ - плотность при той же температуре, при которой определялась вязкость, г/см3.

Допускаемые расхождения последовательных определений кинематической вязкости от среднего арифметического значения не должны превышать следующих значений:

Температура измерения ,0С                -60
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Допускаемое расхождение, %               ±2,5           ±1,5          ±1,2

Образец оформления результатов определения приведен в табл.6
Таблица 6
Определение вязкости 
	Дата
	Шифр

пробы
	Температура измереия, 
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	№ вискозиметра,
	Постоянная вискозиметра,

мм.2 /с.2
	Время  исте-чения  нефтепродукта, с.
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4. ОПРЕДЕЛЕНИЕ ПЛОТНОСТИ
4.1. Общие сведения

Плотность – важнейшая характеристика нефти во многом определяющая ее качество.
Плотностью называется масса вещества, заключенная в единице  объема. Единицей измерения плотности в системе СИ является кг/м3.

В исследовательской практике определяется относительная плотность. Относительной плотностью называется отношение плотности нефти при 20°С к плотности дистиллированной воды (эталонного вещества) при 4°С, или отношение массы нефти при 20 °С к массе такого же объема дистиллированной воды при 4°С. Относительную плотность обозначают 
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.  Плотность нефти и нефтепродукта зависит от температуры. С повышением температуры их плотность снижается. Зависимость плотности от температуры основана на линейном законе
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 - относительная плотность при температуре анализа; 
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 - относитель​ная плотность при 20 °С; 
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 - средняя температурная поправка плотности на 1 оС;

      t - температура, при которой проводится анализ, °С.
Эта зависимость строго справедлива в интервале температур от 0 до 50 °С и для нефти (нефтепродуктов), не содержащих большого количества твердого парафина и ароматических углеводородов.

Температурную поправку рассчитывают по формуле
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В США и Англии относительную плотность определяют при одинаковой температуре анализируемого вещества и воды, равной 15,56°С. Относительную плотность при 20 °С в этом случае рассчитывают по формуле
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С 1 января 2004г. введен ГОСТ Р 51858 – 2002 « Нефть. общие технические условия» и стало обязательным  определение плотности при 15 °С. 
Плотность большинства исследованных нефтей находится в пределах от 820-900 кг/м3, однако есть нефти и значительно более легкие – 720 кг/м3 и более тяжелые – 970 кг/м3.  Плотность нефти изменяется в пределах каждого нефтегазоносного района.  Это объясняется тем, что большинство разрабатываемых нефтяных месторождений представлено многопластовыми залежами, для которых, как правило,  чем больше геологический возраст и соответственно больше глубина залегания пласта, тем нефть имеет меньшую плотность. 
Плотность нефти зависит:
· от химического состава, в часности от содержания тяжелых смолисто-асфальтеновых и сернистых компонентов, парафина.
· от фракционного состава
Плотность является важным химмотологическим нормируемым показателем, определяющим эксплуатационные свойства топлив и масел. Топлива для реактивных двигателей должны иметь плотность при 20 °С не более 755—840 кг/м3, для быстроходных дизелей 830—860 кг/м3, для среднеоборотных и малооборотных двигателей 930—970 кг/м3, для газотурбинных установок 935 кг/м3, для котельных установок 955—1015 кг/м3.

В мировой торговой практике принято измерять добываемую и продаваемую нефть в баррелях, а ее плотность  определять в градусах Американского нефтяного института (АРI) –при 60 0F, что соответствует 15,56 0С
Плотность в градусах API -  специальная функция относительной плотности (удельного веса) (60/60)° F, которую вычисляют по формуле

плотность в градусах API[image: image15.png]B L R R
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Существуют расчетные и экспериментальные методы. Расчетные методы определения свойств нефти менее точны, чем экспериментальные. Это связано с тем, что математические зависимости получают на конкретном статистическом материале (исследуются определенные нефти при различном числе экспериментов). Расчетные методы необходимо применять только для ориентировочной оценки показателей свойств нефти. Исследование новой нефти неизвестного химического состава должны основываться на экспериментальных методах.

Экспериментально плотность нефти  определяют одним из трех стандартных методов: ареометром (нефтеденсиметром), гидростатическими весами Вестфаля—Мора и пикнометром. Из них наиболее быстрым является ареометрический метод, а точным - пикнометрический. Преимуществом пикнометрического метода также является использование сравнительно малых количеств анализируемой пробы.

4.2. Определение плотности пикнометром (ГОСТ 3900—85) 

Метод основан на определении относительной плотности – отношение массы испытуемого продукта к массе воды, взятой в том же объеме и при той же температуре.
4.2.1. Приборы, реактивы, материалы: пикнометр, термостат,  хромовая смесь, вода дистиллированная, этиловый спирт, пипетка, бумага фильтровальная.
4.2.2. Определение водного числа пикнометра. Стандартной температурой, при которой определяется плотность нефти и нефтепродукта, является 20 °С. Для определения плотности применяют стеклянные пикнометры с меткой и капиллярной трубкой различной емкости в соответствии с рисунком 3.
Каждый конкретный пикнометр характеризуется так называемым «водным, числом», т. е. массой воды в объеме данного пикнометра при 20 °С. Перед определением водного числа пикнометр промывают последовательно хромовой смесью, дистиллированной водой, этиловым спиртом и сушат. Чистый и сухой пикнометр взвешивают с точностью до 0,0002 г.

[image: image37.wmf]Рисунок 3 – Пикнометры
 С помощью пипетки наполняют пикнометр дистиллированной свежекипяченой и охлажденной до комнатной температуры водой (пикнометры с меткой - выше метки, а капиллярные - доверху). Затем пикнометр с водой термостатируют при 20±0,1°С в течение 30 мин, удерживая пикнометр в термостате на пробковом поплавке. Когда уровень воды в шейке пикнометра перестанет изменяться, отбирают избыток воды пипеткой или фильтровальной бумагой, устанавливая ее уровень по верхнему краю мениска. Шейку пикнометра внутри вытирают и закрывают пробкой, тщательно вытирают пикнометр снаружи и взвешивают его с погрешностью до 0,0002 г.

Водное число m пикнометра вычисляют по формуле:

m = m2 – m1
где  m2, m1 - масса пикнометра соответственно с водой и пустого, г. 

Результаты определения  водного числа оформляют в виде таблицы.

Таблица 7
 Определение водного числа
	Дата
	Шифр пробы
	№ пикнометра
	Масса пустого

пикнометра, г. 
	Масса пикнометра с водой, г.


	Водное 

число, г.

	
	
	
	
	1
	2
	3
	среднее значение
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	


Водное число пикнометра проверяют обязательно после 20 определений плотности нефти (нефтепродукта).

4.2.3. Определение плотности. Плотность нефти  с вязкостью при 50°С не более 75 мм2/с определяют следующим образом. Сухой и чистый пикнометр наполняют с помощью пипетки анализируемой нефтью  при 18 - 20 °С (пикнометр с меткой - немного выше метки, а капиллярный - доверху), стараясь не замазать стенки и горлышко пикнометра. Затем пикнометр с нефтью  закрывают пробкой и термостатируют при 20±0,1°С до тех пор, пока уровень нефти  не перестанет изменяться (как правило не менее 30 мин.) Избыток нефти отбирают пипеткой или фильтровальной бумагой. Уровень нефти в пикнометре устанавливают по верхнему краю мениска. Пикнометр с установленным уровнем вынимают из термостата, тщательно вытирают и взвешивают с точностью до 0,0002 г.Относительную плотность р' анализируемой нефти (нефтепродукта) вычисляют по формуле
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где  m3 -масса пикнометра с нефтью (нефтепродуктом), г;

       m1—масса пу​стого пикнометра, г;

        m - водное число пикнометра, г.

Поправку к плотности, определенной при атмосферном давлении, отличном  от 101,3 кПа пересчитывают формуле
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где 0,99823—значение плотности воды при 20°С; 

      0,0012 - значение плотности воздуха при 20°С и давлении 0,1 МПа (760 мм рт. ст.);
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-относительная плотность испытуемого продукта, г/см3
 Для получения плотности 
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20 анализируемой нефти  поправку вычитают из значения относительной плотности. 

Следует иметь в виду, что результаты определения плотности искажаются при наличии в исходной пробе нефти  воды и механических примесей. За результат испытания принимают среднее арифметическое двух определений.

Два результата определений, полученные одним исполнителем,  признаются достоверными, если расхождения между ними не превышает 0,0006 г/см3 
Результаты лабораторной работы оформляются  в виде таблицы.
Таблица 8
Определение плотности 
	Дата
	Шифр пробы
	№ пикнометра
	Масса пустого

пикнометра, г. 
	Масса пикнометра с нефтепродук-том. г.
	Плотность,г/см3

	
	
	
	
	
	относи-тельная
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4.3. Определение плотности ареометром (ГОСТ Р 51069-97)
Сущность метода заключается в погружении ареометра в испытуемый продукт, снятии показания по шкале ареометра при температуре определения и пересчете результатов на плотность при температуре 20 °С.     

4.3.1.Приборы, реактивы:  Ареометры для нефти по ГОСТ 18481-81. Допускается применять аналогичные ареометры, отградуированные по нижнему мениску. Цилиндры для ареометров стеклянные по ГОСТ 18481-81 или металлические соответствующих размеров. Термометры стеклянные для испытаний нефтепродуктов типа ТИН 5 по ГОСТ 400-80 при использовании ареометров типа АН. Термометр должен быть калиброван на полное погружение. Термостат или водяная баня для поддержания температуры с погрешностью не более 0,2 °С.  
Ареометром определяют плотность нефти, светлых и тем​ных нефтепродуктов и масел, имеющих вязкость при 50 °С не более 200 мм 2/с, а также более вязких нефтепродуктов, не выделяющих осадка при разбавлении. Определение плот​ности летучих нефтепродуктов (например, петролейного эфира, газового конденсата) ареометром не рекомендуется.

Ареометры подбирают таким образом, чтобы при погруже​нии в анализируемые нефти они не тонули и не всплывали бы выше той части, где нанесена градуировочная шкала плотности. Определение плотности ареометром основано на законе Архимеда.

   4.3.2.Подготовка к испытанию
В зависимости от свойств испытуемого продукта пробу доводят до температуры испытания, указанной в табл. 9.

Таблица 9

Температура  испытания продукта 
	Вид испытуемого продукта 
	Характеристика продукта 
	Температура испытания 

	Легколетучий 
	Давление насыщенных паров ниже 180 кПа


	Охлаждают в закрытом сосуде до 2 °С и ниже 

	Средней летучести 
	Температура начала кипения не выше 120 °С


	Охлаждают в закрытом сосуде до 20 °С и ниже 

	Средней летучести и вязкий 
	Температура начала кипения не выше 120 °С, очень вязкий при 20 °С


	Нагревают до минимальной температуры для приобретения достаточной текучести 

	Нелетучий 
	Температура начала кипения выше 120 °С


	Испытывают при любой температуре не выше 90 °С 


4.3.3. Проведение испытания. В чистый сухой стеклянный (или металлический) цилиндр диаметром не менее 5 см, установленный на прочной подставке, осторожно по стенке или по стеклянной палочке наливают нефть (нефтепродукт) с таким расчетом чтобы при погружении ареометра анализируемая проба не переливалась через края цилиндра. Затем чистый и сухой ареометр медленно и осторожно опускают в нефть, держа его за верхний конец. После того как ареометр установится и прекратятся его колебания, проводят отсчет значения плотности по верхнему краю мениска. При этом глаз исследователя должен находиться на уровне мениска рисунок 4. 
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Рисунок 4 
При использовании ареометров, градуированных по нижнему мениску, показания отсчитывают в соответствии рисунком 5,  и вносят поправку на мениск в соответствии с таблицей 10.

Таблица 10

	Наименование показателя 
	Диапазон измеряемой плотности 
	Цена деления ареометра 
	Допускаемая погрешность измерения 
	Поправка на мениск 

	Плотность при 

20 °С, [image: image25.png]


, г/см[image: image26.png]


 
	От 0,60 до 1,00 

"  0,60  " 1,10 
	0,0005 

0,001 
	±0,0003 

± 0,0006 
	+0,0007 +0,0014 
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Рисунок 5
Одновременно определяют температуру нефти по термометру ареометра или дополнительному термометру (ареометры бывают с термометром и без термометра).

Отсчет по шкале ареометра дает плотность нефти (нефте​продукта) при температуре анализа. 

Для определения плотности высоковязкой нефти и нефтепродуктов, имеющих вязкость при 50 °С более 200 мм2/с, их необходимо предварительно разбавить керосином. Вязкие нефти (нефтепродукты) разбавляют точно равным объемом керосина с известной плотностью. Если плотность керосина неизвестна, ее можно определить тем же ареометром.

Плотность анализируемой вязкой нефти (нефтепродукта) вычисляют по формуле
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 - плотность смеси;  
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 - плотность керосина.

  В зависимости от типа ареометра расхождение между параллельными определениями плотности вязких нефтей и нефтепродуктов не должно превышать 0,004—0,008.

5. ОПРЕДЕЛЕНИЕ СодержаниЯ серы
5.1. Общие сведения

Сера, преимущественно в виде сернистых соединений, присутствует во всех нефтях, однако содержание ее колеблется в широких пределах. Малосернистый тип нефти характеризуется содержанием серы от сотых долей процента до 0,5%; среднесернистый - от 0,5 до1%; сернистый – от 1 до 3% Нефти с содержанием серы свыше 3% принято считать высокосернистыми. Установлено, что сера в нефти находится в виде свободной серы, сероводорода и органических серосодержащих соединений двухвалентной серы: меркаптанов, сульфидов и полисульфидов, тиофанов, тиофенов и т. д.
 Современные физико-химические методы исследования позволяют идентифицировать и определять структурно-групповой состав сераорганических соединений нефтяных фракций, выкипающих до 5000С. В нефти к настоящему времени идентифицировано более 250 соединений. 
Сероводород находится в нефти в свободном состоянии и его массовая доля в высокосернистой нефти может достигать 0.02%. Сероводород - это сильнейший яд. При работе с ним в лабораторных и производственных условиях требуется строгое соблюдение мер техники безопасности.

Свободная сера в нефти находится в растворенном или коллоидном состоянии. Обычно ее массовая доля в нефти не превышает 0.1%


При нагревании высокосернистых соединений, газоконденсатов и природных битумов в результате разложения нестабильных серосодержащих соединений образуются и выделяются сероводород, тиолы и сульфиды. Минимальная температура, при которой начинается выделение сероводорода, называется порогом термостабильности нефти. Количество сероводородной и тиольной серы (в мг), выделяющейся при нагревании 100 г нефти в течение 1 ч при 3000С, называется сероводородным числом нефти.


Сернистые соединения являются очень вредной примесью для нефтепродуктов. Они токсичны, придают нефтепродуктам неприятный запах, оказывают отрицательное влияние на процессы подготовки и переработки нефти. Попадая 
[image: image31.wmf]в нефтепродукты, ухудшают их эксплуатационные свойства (негативно отражаются на антидетонационных свойствах бензинов, способствуют смолообразованию в крекинг продуктах,  увеличивают коррозию и износ оборудования)  и делают невозможным их дальнейшее использование в нефтехимическом синтезе. Наиболее опасны в этом отношении самые активные сернистые соединения - сероводород, низшие меркаптаны, а также свободная сера, которые сильно разрушают металлы, особенно цветные. Поэтому присутствие этих веществ крайне нежелательно и для большинства нефтепродуктов недопустимо. Но и остальные сернистые соединения: сульфиды,  дисульфиды, тиофаны, тиофены и другие вещества – могут в известных условиях оказаться ответственными за возникновение коррозии. Дело в том, что при сгорании топлива все сернистые соединения  превращаются в  SО2  и  SО3 . (кислотные дожди). При  низких температурах, когда получающие при сгорании или находящиеся в воздухе водяные  пары конденсируются, эти оксиды переходят в соответствующие кислоты.

Товарные нефтепродукты строго контролируются на содержание серосодержащих соединений. Методы определения серы в нефти и нефтепродуктах, могут быть разбиты на две группы: качественные и количественные.
 К качественным методам относятся испытание на медную пластинку.    Для определения количественного содержания так называемой общей серы,     т. е. серы, входящей во все серосодержащие органические соединения, предложены многочисленные методы. Наиболее надежными и простыми считаются окислительные, гарантирующие полное разложение анализируемого вещества с образованием хорошо растворимых и, следовательно, полностью улавливаемых окислов серы. Так как нефти значительно различаются по фракционному составу и физическим свойствам, единых универсальных условий подобрать не удается. Поэтому для различных нефтей и нефтепродуктов применяются различные методы, значительно отличающиеся друг от друга как по аппаратурному оформлению, так и по применяемому окислителю. 
Метод сожжения в калориметрической бомбе - принят в качестве стандартного при анализе тяжелых нефтепродуктов. В основу метода положено сжигание навески нефти в калориметрической бомбе в атмосфере сжатого кислорода. Образующиеся при сгорании сернистых соединений окислы серы поглощаются дистиллированной водой, предварительно налитой на дно бомбы, и определяются весовым способом в виде ВаSO4 
Определение серы методом энергодисперсионной   рентгенофлуоресцентной спектрометрии (ГОСТ Р 51947-2002)- в настоящее время является арбитражным. Этот метод  позволяет определить  массовую долю серы от 0,0150% до 5,00% в дизельном топливе, нефте, керосине, нефтяных остатках, основах смазочных масел, гидравлических маслах, реактивных топливах, сырых нефтях, бензине (неэтилированном) и других дистиллятных нефтепродуктах. 

Сущность метода состоит в том, что испытуемый образец помещают в пучок лучей, испускаемых источником рентгеновского излучения. Измеряют характеристики энергии возбуждения от рентгеновского излучения и сравнивают полученный сигнал счетчика импульсов с сигналами счетчика, полученными при испытании заранее подготовленных калибровочных образцов.
Ламповый метод предназначен для быстрого и точного определения серы  в светлых нефтепродуктах и маловязких маслах, которые сгорают без остатка.      Сущность метода заключается в сжигании навески нефтепродукта в стеклянной лампочке с фитилем и поглощении при этом образовавшегося сернистого газа раствором углекислого натрия.
Наиболее широкое распространение при анализе нефтепродуктов получил метод сожжения исследуемого вещества в тугоплавкой (кварцевой) трубке в токе воздуха при 900-9500С., или ускоренный метод определения серы.
5.2. Ускоренный метод определения серы (ГОСТ 1437-75)

Сущность метода заключается в сжигании нефтепродукта в струе воздуха, улавливании образующихся сернистого и серного ангидридов раствором перекиси водорода с серной кислотой и титровании раствором гидроокиси натрия.

5.2.1. Приборы, реактивы, материалы: печь электрическая трубчатая горизонтальная длиной 130-140 мм, внутренним диаметром 20-22 мм, обеспечивающая температуру нагрева 900-10000С;
термопара типа ТХА (хромель-алюмелевая); 

трубка кварцевая с коленом, длина трубки 470 мм, диаметр 18-20 мм;
склянки для очистки воздуха вместимостью не менее 250 мл;
колба коническая вместимостью 250 мл;
перманганат калия, 0.1 М раствор;
гидроокись натрия, 40%-й и 0.02 н. растворы;  
перекись водорода;
серная кислота, 0.02 н. раствор;
индикатор - смесь 0.2 %-го спиртового раствора метилового красного и 0.1%-го спиртового раствора метиленового синего в соотношении 1:1.;
вата гигроскопическая;
шамот с частицами размером больше 0.25 мм, прокаленный при 900-9500С.;
масло вазелиновое медицинское или любое маловязкое минеральное масло, проверенное на отсутствие серы.
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5.2.2. Подготовка к анализу. 
Собирают установку, как показано на рис. 4. 

Рисунок 6 – Прибор для определения серы:
1- склянка с перманганатом калия; 2- склянка с гидроокисью натрия; 3- склянка с гигроскопической ватой; 4- кварцевая трубка; 5- лодочка; 6- электропечь; 7- кварцевое колено; 8- приемник; 9- отводная трубка; 10- кран

Поглотительная система для очистки засасываемого воздуха состоящая из трех склянок Дрекселя 1-3, которые заполняют примерно наполовину: первую склянку - раствором перманганата калия (0.1 моль/л), вторую - 40% раствором гидроокиси натрия, третью - ватой. В приемник (абсорбер) 8 наливают 150 мл дистиллированной воды, 5 мл перекиси водорода и 7 мл 0.02 н. раствора серной кислоты. Закрывают приемник резиновой пробкой, снабженной кварцевым коленом 7 и отводной трубкой 9. Колено 4 присоединяют при помощи шлифа к кварцевой трубке, которая установлена в печи. Другой конец кварцевой трубки закрывают резиновой пробкой. Кварцевую трубку через боковой отросток присоединяют к системе склянок для очистки воздуха.

Собранную установку проверяют на герметичность. Для этого отводную трубку 9 приемника присоединяют к насосу, через всю систему просасывают воздух и закрывают кран 10 на отводной трубке системы очистки. Если установка герметична, то ни в приемнике, ни в промывных склянках не будет пробулькивания пузырьков воздуха.


5.2.3. Проведение анализа. После проверки установки на герметичность включают печь и постепенно нагревают ее до 900-9500С. Температуру нагрева печи регулируют и измеряют с помощью автотрансформатора и термопары.


Анализируемую нефть тщательно перемешивают и берут навеску с точностью до 0.0002г в предварительно взвешенную фарфоровую (или кварцевую) лодочку с насыпанным  на ¼ на дно лодочки слоем шамота. Навеску равномерно распределяют по всей лодочке. Массу навески берут исходя из предполагаемого содержания серы в нефти:

Массовая доля серы, %       0-2                2-5



Масса навески, г               0.2-0.1          0.1- 0.05


Если в анализируемой нефти  содержится более 5% серы, то ее предварительно разбавляют медицинским или любым маловязким минеральным маслом. Вместо разбавления допускается взятие на микровесах навески массой менее 0.03 г с погрешностью не более 0.00003 г.


Навеску в лодочке осторожно засыпают шамотной глиной. Затем лодочку вставляют в кварцевую трубку. Трубку быстро закрывают пробкой и включают вакуум-насос, поддерживая скорость просасывания воздуха через систему 0,5 дм3/мин. Сожжение нефтепродукта проводят при 900 – 9500 С в течение 30 – 40 мин, постепенно передвигая трубку с лодочкой вдоль печи, не давая продукту воспламеняться. Затем трубку с лодочкой помещают в центральную, наиболее раскаленную часть печи и прокаливают в течение 15 мин.


По окончании сжигания трубку с лодочкой постепенно отодвигают в обратном направлении, отключают вакуум-насос и отсоединяют приемник. Кварцевое соединительное колено промывают 25 мл дистиллированной воды, и эту воду сливают в приемник. Затем содержимое приемника титруют из бюретки 0.02 н. раствором гидроокиси натрия в присутствии 8 капель смешанного индикатора до перехода фиолетовой окраски раствора через серый цвет в зеленый. Аналогичным образом титруют контрольную пробу, полученную в опыте без нефтепродукта.


Массовую долю серы S, %, рассчитывают по формуле

S = [16 . N (V1 – V0 ) . 100] /1000 m1
где   16- эквивалентная масса серы, г; 

V0-объем раствора гидроокиси натрия, израсходованный на титрование в контрольном опыте, мл;

V1- объем. раствора гидроокиси натрия, израсходованный на титрование после сжигания нефтепродукта, мл;

m1-масса навески нефти (нефтепродукта), г.

N – нормальность раствора едкого натрия ( г. экв./ дм3 )

Расхождения между результатами параллельных определений не должны превышать ±5% при массовой доле серы до 1.% и ±3% при массовой доле серы выше 1.0%
Все данные заносятся в табл. 9
Таблица 9
Определение содержания серы 
	Дата


	Шифр пробы
	№ лодочки
	Вес лодочки, г.
	Вес лодочки с

навеской, г.
	Навеска, г.
	Объем NaOH
пошедшей на

титрование, мл
	Содержание серы, %
	Среднее содержание серы, %

	
	
	
	
	
	
	в холостом

опыте
	в рабочем 

опыте
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