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Аннотация: Целью данной работы было проведение предпроектных 

исследований нефтяного месторождения, а именно рассчитать физико-

химические свойства нефти и нефтепродуктов в программной среде MathCad по 

учебнику: А.Г. Сарданашвили, А.И. Львова. Примеры и задачи по технологии 

переработки нефти и газа.- второе изд., пер. и доп. –М., ХИМИЯ, 1980.- 256 с., 7-39 

стр. Задачи данной работы: характеристические точки кипения нефтяных фракций, 

характеристический фактор, плотность, молекулярная масса, давление насыщенных 

паров, критические параметры и приведенные константы, коэффициент 

сжимаемости, фугитивность, вязкость, тепловые свойства, массовый, объемный и 

мольный состав. 

Abstract: The purpose of this work was to conduct pre-project studies of an oil field, 

namely, to calculate the physical and chemical properties of oil and petroleum products in the 

MathCad software environment according to the textbook: A.G. Sardanashvili, A.I. Lvova. 

Examples and tasks on oil and gas refining technology.- second ed., trans. and add. –M., 

CHEMISTRY, 1980.- 256 p., 7-39 p. Objectives of this paper: Characteristic boiling points of 
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1 Введение (Introduction) 

Нефть - добываемая из недр земли горючая маслянистая жидкость красно- 

коричневого, иногда почти черного цвета; является сломкой смесью углеводородов 

с примесью их кислород-, серо-, азотсодержащих и иных производных. В течение 

многих столетий нефть использовали в качестве лечебного средства, топлива и 

осветительного материала. 

1745 г. в России был построен первый нефтеперегонный завод более широкое 

промышленное значение нефть приобрела в начале ХХ в., когда в 1823 г. 

крепостные крестьяне братья Дубинины построили в Моздоке завод для 

превращения «черной» нефти в «белую» путем перегонки. Получаемый при этом 

дистиллят (фотоген) был впоследствии назван керосином. 

Нефть представляет собой смесь большого числа различных химических 

соединений углеводородов и их серо-, азот-, кислород-, металлосодержащих и 

других производных 

В нефтях СССР содержится (в % масс. на нефть): 82,6-87,1 углерода, 11,1-

15,0 водорода, от следов до 0,9 кислорода, 3,5 серы и 0,4 азота. В некоторых нефтях 

содержание кислорода, серы и азота достигает соответственно 2,1; 8 и 0,93%. Кроме 

того, в нефтях, особенно большой плотности, содержатся соединения с тяжелыми 

металлами (Fe, Ni, V и др.). 

Определить индивидуальный химический состав нефти практически 

невозможно, поэтому ограничиваются определением группового химического 

состава, т. е. отдельных групп и рядов углеводородов. Для газов и более легких 

нефтяных фракций удается определять индивидуальный химический состав. 

Основным компонентом нефти являются углеводороды, которые различаются 
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содержанием углерода и водорода в молекуле, а также ее строением. 

Углеводороды нефти относятся к следующим группам, или рядам: парафиновые 

(насыщенные, алканы), нафтеновые (цикланы), ароматические (арены). В нефтях 

обычно преобладают парафиновые и нафтеновые углеводороды. В процессе 

переработки нефти образуются также олефиновые и диолефиновые (непредельные, 

ненасыщенные) углеводороды.   Преобладание той или иной группы углеводородов 

в природной нефти или нефтепродуктах, а также присутствие в них серо-, азот- и 

кислородсодержащих соединений придает этим продуктам специфические 

свойства [1]. 

Нефть в Татарии была обнаружена в 1943 г. После этого в республике 

открыто более 100 нефтяных месторождений, многие из которых введены в 

эксплуатацию. Характерным для нефтей Татарии является изменение их свойств по 

глубине залегания. Нефти более легкие, богатые светлыми фракциями, с меньшим 

содержанием серы и смол залегают в более древних девонских отложениях. 

Качество нефтей южной части Татарской АССР выше, чем качество нефтей 

северной части (Прикамский район). Плотность нефтей южной части республики 

колеблется в пределах 0,8600 — 0,8700; кинематическая вязкость при 50°С — около 

6 сст; выход светлых фракций до 300°С по ГОСТ 2177-66—45—47% содержание 

серы составляет 1,6—1,7%, силикагелевых смол — 7—10%. Нефти месторождений 

Прикамского района по своим свойствам близки между собой их плотность 

0,8700—0,8770; вязкость при 50 °С - 7—9 сст; выход светлых фракций до 300°С по 

ГОСТ 2177—66 составляет 40—45%; содержание серы - 2,0—2,20%, силикагелевых 

смол —10—17% [2]. 

Для проведения исследования выбрали Миннибаевскую нефть составную 

часть Ромашкинского нефтяного месторождения. Она граничит на севере с 

Альметьевской, на юге с Зай-Каратайской, на востоке с Абдрахмановской 

площадями и на западе ее границей является Алтунино-Шунакский прогиб. В 

административном отношении площадь расположена на территории 

Альметьевского района. Миннибаевская площадь разрабатывается НГДУ 

«Альметьевнефть» ОАО «Татнефть». 
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Introduction 

Oil is a combustible oily liquid of red-brown, sometimes almost black, extracted 

from the bowels of the earth; is a fragile mixture of hydrocarbons with an admixture of 

their oxygen-, sulfur-, nitrogen-containing and other derivatives. For centuries, oil has 

been used as a medicine, fuel, and lighting material. 

In 1745, the first oil refinery was built in Russia. Oil gained wider industrial 

importance at the beginning of the 20th century, when in 1823 the Dubinin brothers, serfs, 

built a plant in Mozdok to turn "black" oil into "white" oil by distillation. The resulting 

distillate (photogen) was subsequently named kerosene. 

Oil is a mixture of a large number of different chemical compounds of hydrocarbons 

and their sulfur-, nitrogen-, oxygen-, metal-containing and other derivatives. 

The oils of the USSR contain (in wt. % of oil): 82.6--87.1 carbon, 11.1-15.0 

hydrogen, from traces to 0.9 oxygen, 3.5 sulfur and 0.4 nitrogen. In some oils, the content 

of oxygen, sulfur and nitrogen reaches 2.1, respectively; 8 and 0.93%. In addition, oils, 

especially those of high density, contain compounds with heavy metals (Fe, Ni, V, etc.). 

It is practically impossible to determine the individual chemical composition of oil, 

therefore, they are limited to determining the group chemical composition, i.e., individual 

groups and series of hydrocarbons. For gases and lighter oil fractions, it is possible to 

determine the individual chemical composition. 

The main component of oil are hydrocarbons, which differ in the content of carbon 

and hydrogen in the molecule, as well as its structure. Oil hydrocarbons belong to the 

following groups or series: paraffinic (saturated, alkanes), naphthenic (cyclanes), aromatic 

(arenes). Oils are usually dominated by paraffinic and naphthenic hydrocarbons. In the 

process of oil refining, olefinic and diolefinic (unsaturated, unsaturated) hydrocarbons are 

also formed. The predominance of one or another group of hydrocarbons in natural oil or 

oil products, as well as the presence of sulfur-, nitrogen- and oxygen-containing 

compounds in them, gives these products specific properties [1]. 

Oil was discovered in Tartary in 1943 . After that, more than 100 oil fields were 

discovered in the republic, many of which were put into operation. Characteristic of the 

oils of Tatarstan is the change in their properties by depth of occurrence. Lighter oils, rich 
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in light fractions, with a lower content of sulfur and resins occur in older Devonian 

sediments. The quality of the oils of the southern part of the Tatar ASSR is higher than the 

quality of the oils of the northern part (Prikamsky district). The density of oils in the 

southern part of the republic ranges from 0.8600 — 0.8700; kinematic viscosity at 50 ° C 

is about 6 cst; the yield of light fractions up to 300 ° C according to GOST 2177-66-45-

47% sulfur content is 1.6—1.7%, silica gel resins — 7-10%. The oil fields of the 

Prikamsky district are similar in their properties to each other, their density is 0.8700—

0.8770; viscosity at 50 ° C is 7-9 cst; the yield of light fractions up to 300 ° C according 

to GOST 2177-66 is 40-45%; sulfur content is 2.0-2.20%, silica gel resins -10—17% [2]. 

Minnibaevskaya oil, an integral part of the Romashkinskoye oil field, was selected 

for the study. It borders in the north with Almetyevsk, in the south with Zai-Karatai, in the 

east with Abdrakhmanovskaya squares and in the west its border is the Altunino-Shunak 

trough. Administratively, the square is located on the territory of Almetyevsk district. 

Minnibaevskaya Square is being developed by NGDU Almetyevneft of JSC Tatneft. 

 
2 Технологический раздел (Technology section) 

2.1. Характеристические точки кипения нефтяных фракций. 

 

Поскольку нефть и ее компоненты являются сложной смесью из различных 

углеводородов и их соединений, нефтяные фракции выкипают не при 

фиксированных температурах, а в интервале температур. В связи этого при расчетах 

используют понятие средней температуры. В зависимости от способа усреднения 

различают следующие температуры: средне – объемную (tср. об.), средне – 

молекулярную (tср. мол), средне – массовую (tср. масс), средне – кубическую (tср. куб) и 

средне – усредненную (tср. уср). Значение этих температур могут быть определены из 

следующих уравнений: 

— средне – объемная температура кипения: 

𝑡ср.об =
𝑉1𝑡1 + 𝑉2𝑡2 + ⋯ + 𝑉𝑛𝑡𝑛

𝑉1 + 𝑉2 + ⋯ + 𝑉𝑛

 

— средне – массовая температура кипения: 

𝑡ср.об =
𝐺1𝑡1 + 𝐺2𝑡2 + ⋯ + 𝐺𝑛𝑡𝑛

𝐺1 + 𝐺2 + ⋯ + 𝐺𝑛
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— средне – молекулярная температура кипения: 

𝑡ср.об =
𝑁1𝑡1 + 𝑁2𝑡2 + ⋯ + 𝑁𝑛𝑡𝑛

𝑁1 + 𝑁2 + ⋯ + 𝑁𝑛

 

 

— средне – кубическая температура кипения: 

𝑛 
1 

𝑡ср.куб = ∑[𝜑𝑖(𝑡𝑖 + 273)3]3 − 273 

1 
 

— средне – усредненная температура кипения 

𝑡ср.мол + 𝑡ср.куб 

𝑡ср.куб = 
2 

где G1, G2 … Gn – массы (или % масс.) отдельных фракций; 

V1, V2 …Vn – объемы (или %объем.) отдельных фракций; 

N1, N2 … Nn – моли (или %мол.) отдельных фракций; 

Mi – молярные массы отдельных фракций; 

t1, t2 … tn – среднеарифметические значения температур кипения фракций, ℃; 

xi – содержание узких фракций, мольные доли; 

φi – объемная доля компонента. 

— средне – объемная температура кипения (tср. об) определяется наиболее просто 

по данным разгонки по ГОСТ: 

 

При отсутствии кривой объемной перегонки можно пользоваться кривой 

ИТК, приближенно оценивая tср.об как температуру кипения фракции, равную 

температуре выкипания 50%. Для узких фракций tср.об, можно определить, как 

среднеарифметические точки кипения можно определить по графику Приложения 

1 в зависимости от tср.об и угла наклона кривой разгонки по ГОСТ [1]. 
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4 

15 

𝑡 

2.2 Характеристический фактор 

Характеристический фактор К определяет химическую природу 

нефтепродукта, его парафинистость. Определяется в зависимости от двух 

параметров – плотности и температуры кипения, величина которых зависит от 

состава нефтепродуктов. Для парафинистых нефтепродуктов К = 12,5 ÷ 13, для 

нафтено – ароматических К = 10 ÷ 11, для ароматизированных К = 10 и менее, для 

крекинг – бензина К = 11,5 ÷ 11,8. Применяется характеристический фактор для 

корреляции при расчете физико – химических свойств нефтепродуктов. 

Характеристический фактор определяет по формуле: 

 

где Тср.уср – средене-усредненная температура кипения, К; 𝑑20- относительная 

плотность нефтепродуктов. 

Можно определить величину К и по формуле: 

 

 

где 𝑑15- относительная плотность нефтепродуктов; Тср.мол – средне – молекулярная 

температура кипения, К. 

2.3 Плотность 

Плотность вещества (ρ) называется масса его в единице объема. Единицы 

измерения плотности: кг/м3, г/см3, кг/л, т/м3. В системе СИ кг/м3. 

В нефтепереработке при расчете физико-химических свойств нефтепродуктов 

принято пользоваться относительной плотностью, представляющей собой 

соотношение плотностей жидкого нефтепродукта и дистиллированной      воды     

при     определении      температурах,     обозначают 

относительную плотность 𝑑𝑡2, где t1 – температура воды, ℃; t2 – температура 
1 

нефтепродукта, ℃. В СССР t1 = 4℃, t2 = 20℃. 

Относительная плотность узких фракций (10-20 градусных) можно определить 

по формуле: 



9  

4 

 

𝑑20 = 𝛽 ( 

𝑡𝑐𝑝   
𝑛

 
) 

100 

Для нефтей парафинистых: β = 0,736; n = 0,13 

Для нефтей сернистых: β = 0,722; n = 0,159. 

Часто для технологических расчетов необходимо пересчитывать плотность 

нефтепродукта от одной температуры к другой. С этой целью можно пользоваться 

формулой Д.И. Менделеева в интервале температур от 0 до 150℃. 

𝑑𝑡 = 𝑑20 − 𝛼(𝑡 − 20) 
4 4 

где 𝑑20- относительная плотность нефтепродукта при 20℃; 𝑑𝑡 - относительная 
4 4 

плотность при заданной температуре; α – средняя температурная правка на один 

градус. 

Значения температурной правки представлены в Приложении 2. 

Для определения плотности жидких нефтепродуктов при высоких 

температурах можно пользоваться графиками, приведенными на рисунке 1 и в 

Приложении 3 и 4. На рисунке 1 на оси абсцисс откладывают известное значение 

плотности из определенной точки (А) восстанавливают перпендикуляр до 

пересечения с линией, соответствующей температуре, при которой определена 

эта плотность (точка В). Затем проводят линию, параллельную близлежащей 

наклонной кривой, до пересечения (в точке С) с линией температуры, при которой 

нужно определить плотность. Из точки С отпускают перпендикуляр до пересечения 

с осью абсцисс и таким образом (в точке D) находят искомую плотность. 
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Рисунок 1. График для определения относительной плотности жидких 

нефтепродуктов при температуре t (d4
t) по известной их плотности d4

20. 

 

Графики Приложений 3 и 4 применимы при давлении до 1,5 МПа. При 

большем давлении берется поправка (плотность под давлением минус плотность 

при атмосферном давлении) по графику Приложения 5. 

Часто приходится пересчитывать 𝑑15
15 на 𝑑4

20, а также 𝑑20
20 на 𝑑4

20, и наоборот. 

С этой целью пользуются уравнением 
 

𝑑20 = 𝑑15 − 5𝛼 
4 15 

 

где α- средняя температурная поправка (см. Приложение 2). 

𝑑20 = 𝑑20 ∗ 0,9982 
4 20 

Плотность смеси   нефтепродуктов можно   определять   из   равенства по 

известным 

— массовым процентам компонентов 

 

— объемным процентам компонентов 
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— массам компонентов 

 

Относительная плотность газа равна отношению массы m газа, занимающего 

объем V при некоторых температуре и давлении, и массе m1 воздуха, занимающего тот 

же объем V при тех же температуре и давлении. 
𝑚 

𝑑 = 
𝑚1 

Если считать газ идеальным, то при Т = 273,16 К, Р = 0,1 Мпа и V = 22,414 мл 

масса m равна молекулярной массе М газа. В тех же условиях масса 22,414 мл 

воздуха составляет 28,9 г, откуда относительная плотность газа или относительно 

воздуха равна 

𝑑 = 
𝑀 

28,9 
(15) 

Абсолютную плотность газов и паров (ρ, кг/м3) при н.у можно найти, зная 

массу М и объем 1 моль газа (22,414 л) 

М 
ρ = 

22,4 
 

При абсолютной температуре Т (К) и давлении П (105 Па) плотность газа (в 

кг/м3) может быть найдена по формуле 

273 
𝜌𝑟 = 𝜌 

𝑡 + 273 
П

 

Используя формулу 15, можно написать 
 

 

 
 

или 

𝜌𝑟 = 
𝑀 

∗ 
22,4 

273 
П 

𝑡 + 273 

 

273 
𝜌𝑟 = 

22,4 
∗

 

𝑀П 
 

 

Т 
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2.3 Молекулярная масса 

Молекулярная масса является одной из основных физико-химических 

характеристик нефтей и нефтепродуктов, величина которой показывает, во сколько 

раз молекулы данного вещества больше 1/12 части массы атома изотопа углерода 

12С. 
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ср.мол 

1 𝑡 

Между молекулярной массой и температурой кипения нефтяных фракций 

существует определенная зависимость; чем больше молекулярная масса нефтяной 

фракции, тем выше ее температура кипения. Учитывая эту зависимость, Б. М. 

Воинов [3, 4] предложил следующую общую формулу для определения 

молекулярной массы М нефтяной фракции: 

𝑀 = 𝑎 + 𝑏𝑡 + 𝑐𝑡2 (18) 

где t - средне-молекулярная температура кипения фракции, °С; а, b и с- 

коэффициенты. 

B частности, для парафиновых углеводородов формула Б. М. Воинова имеет 

вид 

𝑀 = 60 + 0,3𝑡 + 0,001𝑡2 (19) 

Данная формула применима и для узких бензиновых фракций. 

С введением характеризующего фактора формула (19) принимает вид 

𝑀   = (7𝐾 − 21,5) + (0,76 − 0,04𝐾)𝑡ср.мол + ( 0,0003𝐾 − 0,00245)𝑡2 (20) 

Формулой (20) можно пользоваться для определения молекулярной масел 

фракций, выкипающих до 350°С (точность ±2-43%). 

Молекулярную массу тяжелых фракций можно определить по номограмме 

Приложения 6 в зависимости от вязкости при 50 м 100 °C. 

Молекулярная масса является свойством аддитивным. 

Среднюю молекулярную массу смеси можно определить, зная мольную 

долю и молекулярную массу каждого компонента смеси: 

𝑀ср = ∑𝑛 𝑥 𝑀 (21) 

 

где xi- содержание компонентов в смеси, мол. доли; Мi - молекулярная масса 

компонента смеси. 

Молекулярную массу смеси нескольких нефтяных фракций можно определить 

по формуле 

𝑡 
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где 𝑚1 + 𝑚2 + ⋯ + 𝑚𝑛- масса компонентов смеси, кг; 𝑀1, 𝑀2, … , 𝑀𝑛- 

молекулярная масса компонентов смеси; xi- % масс. компонента. 

Молекулярную массу нефтепродукта можно определить также по формуле Крэга: 

 

2.4 Давление насыщенных паров 

Давление насыщенных паров — это давление, производимое паровой фазой, 

которая находится в равновесии с жидкостью при определенной температуре. 

Давление насыщенных паров индивидуального чистого вещества зависит только от 

температуры. Для смесей и таких продуктов, как нефть и нефтепродукты, давление 

насыщенных паров зависит не только от температуры, по и от состава паровой и 

жидкой фаз и их соотношения. Поэтому определение давления насыщенных паров 

нефтепродуктов представляет большие трудности. Однако для узких нефтяных 

фракций, выкипающих в узком интервале температур без заметного изменения 

состава фаз, можно с известной степенью приближения считать однозначной 

зависимость давления насыщенных паров от температуры. Единица давления в 

системе единиц СИ - паскаль (Па). 

Кратные единицы кПа, МПа. Паскаль - давление, вызываемое силой 1 Ньютон 

(Н), равномерно распределенной по поверхности площадью 1 м2 и нормально к ней 

направленной. 

При изучении фракционного состава нефтей и проведении технологических 

расчетов аппаратуры приходится пересчитывать давление насыщенных паров 

нефтепродуктов при одной температуре на давление при другой, в также 

температуру кипения нефтяных фракций от одного давления к другому. Для 

осуществления таких пересчетов предложены формулы, приведенные в литературе 

[3-4], и номограммы (см. Приложения 7 и 8). 

Для подсчета давления насыщенных паров узких нефтяных фракций при низких 

давлениях пользуются формулой Ашворта [3-4] 

lg(𝑃 − 3158) = 7,6715 − 
2,68𝑓(𝑇)

 
𝑓(𝑇𝑜) 

(25) 
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где Р- давление насыщенных паров. Па: Т - соответствующая температура, то- 

температура кипения Фракции при атмосферном давление, К: f(Т)- функция 

температуры Т. Выражаемая уравнением 

𝑓(𝑇0 ) = 
1250 

√𝑇2 +108000−307,6 
− 1 (26) 

 

Функцию f(Т.) определяют аналогично. Значения функции для различных 

температур (Т и То) приведены в Приложении 9. 

На давление насыщенных паров оказывает влияние фракционный состав, 

отношения объемов паров и жидкости в рабочем баллоне, температура. При низких 

температурах и температурах, близких к начальной температуре кипения фракции, 

формула Ашворта дает несколько заниженные значения давления насыщенных 

паров. 

Для определения давления насыщенных паров светлых нефтепродуктов и их узких 

фракций предложена формула 

𝑃38 = 6 + 23,3∆фр     кПа (27) 

для товарных бензинов Δфр - 1,5-2,6. 

Эта формула дает возможность определить давление насыщенных паров 

светлых нефтепродуктов, используя характерные температуры кипения. [7] 
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2.5 Критические параметры и приведенные константы 

Критическая температура вещества - температуре, выше которой вещество 

может находиться только газообразном состоянии. Критическое давление вещества 

- давление насыщенных паров вещества при критической температуре. 

Критический объем - удельный объем, занимаемый веществом при 

критической температуре и критическом давлении. 

Критические температура и давление индивидуальных углеводородов 

определяются экспериментально; они приведены также в справочниках. 

Приближенно критические температуру и давление нефтяной фракции и 

газов можно определить по графикам (рисунки 2-4) в зависимости от молекулярной 

массы, плотности и средней температуры кипения. 

Критические параметры (Ткр, к и Ркр, Па) можно подчитать по эмпирическим 

формулам 

Ткр = 355,1 + 0,97а − 0,00049а2 (28) 
 

 

 
где 

Ркр 
= К 

Ткр ∗ 105 (29) 
М 

 

а = (1,8Тср.мол − 359)𝑑15 

𝑡70 − 𝑡10 
К = 5,53 + 0,855 

60 

Для нафтеновых углеводородов К=6,0; ароматических К=6,5-7,2 парафиновых 

К=5,0-5,3; нефтепродуктов прямой перегонка К = 6,3- 6,4 , крекинг-керосинов 

К=6,8-7,0 , Тср.мол – средне-молекулярная температура кипения приближенно можно 

взять температуру 50%-ной точки разгонки): t70 и t10 температуры 70 и 10% отгона 

по кривой разгонок, °С; d15
15 – относительная плотность; М – молекулярная масса. 

[7] 

Критическую температуру нефтяной фракции (Вкр, °С) можно определить по 

эмпирической формуле, зная среднюю температуру кипения этой фракции 

𝑡 кр = 1,05𝑡ср + 160 

где tср – средняя температура кипения нефтяной фракции, °C. 
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Критическая температура и критическое давление нефтепродукта являются 

параметрами усреднёнными. Называют эти параметры также псевдокритическими 

температурой (Тп. кр) и давлением (Pп.кp). 

Величины Тп.кр и Рп.кр находят по графику (рисунок 5) в зависимости от 

молекулярной массы фракции и характеристического фактора К [см. формулу (5)]. 

Приведенной температурой Тпр называют отношение температуры вещества Т кр 

его критической температуре Ткр: Tпр=Т/Ткр, где Ткр - критическая температура, К. 
 

Рисунок 2. График для определения критической температуры газов. 
 
 

Рисунок 3. График для определения критического давление газов. 

 

Рисунок 4. График для определения критической температуры нефтяных 

фракций. 
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Рисунок 5. График для определения псевдокритических параметров 

нефтяных фракций с различным характеризующим фактором К. 

Приведенным давлением Рпр называют отношение давления веществ П к 

его критическому давлению Ркр.: Pпр=П/Ркр, где Ркр- критическое давление, Па. 

 

 

Рисунок 6. График для определения критических температур и давлений 

нефтепродуктов разной плотности. 
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2.6 Коэффициент сжимаемости 

При относительно высоких температурах и небольших давлениях реальные 

газы ведут себя почти так же, как идеальные. С повышением давления и 

понижением температуры в уравнения, описывающие их поведение, приходится 

вводить различные поправочные коэффициенты. Так, необходимо вводить 

поправочный коэффициент в уравнения при расчете объема паров, константы 

фазового равновесия, теплоемкости. Этот коэффициент Z получил название 

коэффициента (фактора) сжимаемости. Коэффициент сжимаемости зависит от 

величин приведенных параметров 

Z= f(Тпр, Pпp) (32) 

Коэффициент сжимаемости зависит от природы вещества, температуры, 

давления и может быть найден экспериментально или при помощи графиков 1- 5. 

Зная приведенные значения давленая (Рпр) и температуры (Тпр), можно найти Z по 

графику (рисунок 7). Для идеальных газов Z=1. При определении коэффициента 

сжимаемости для нефтяных фракций и газовых смесей в формулы 

(30) и (31) вместо критических параметров Ткр и Ркр следует подставлять значения 

псевдокритических параметров (Тп.кр и Рп.кр). 

 

Рисунок 7. График для определения коэффициента сжимаемости Z 

Псевдокритические параметры для смеси газообразных индивидуальных 

углеводородов, если неизвестен состав этой смеси, можно практических расчетов 

точностью определить по правилу аддитивности или по графику (рисунок 8); на 
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графике представлена зависимость этих параметров от относительной (по 

отношению к воздуху) плотности газовой смеси. В соответствии с правилом 

аддитивности можно использовать формулы 

Тп.кр = ∑ у𝑖 Ткр𝑖 
Рп.кр = ∑ у𝑖 Ткр𝑖 

(33) 

где уi - мольная доля компонентов смеси [7]. 

2.7 Фугитивность 

Фугитивность — это давление реального газа, свойства которого выражены 

уравнением состояния идеального газа. Фугитивностью пользуются при расчетах 

равновесных паровой и жидкой фаз и числовых значений констант фазового 

равновесия. 

 

 

Рисунок 8. Зависимость псевдокритических параметров смеси 

углеводородных газов от ее относительной плотности 

Для равновесной системы, согласно законам Рауля и Дальтона, 

Px' = Py' (34) 
 

откуда 

𝑦` Р 

𝑥` 
= 

П 
= 𝑘 

где Р - давление насыщенных паров чистого компонента, Па; x' - мольная 

концентрация компонента в жидкой фазе, %, мол; П - давление в системе, Па; 

y - мольная концентрация компонента в паровой фазе, %, мол; к- константа 

фазового равновесия (Приложения 10 и 11). 

Для идеальной системы значение k равно отношению давления насыщенных 

паров данного компонента к давлению в системе и характеризует распределение 

данного компонента между паровой и жидкой фазами. Для реальных систем 

константа фазового равновесия, вычисленная этим методом, не дает вполне 
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удовлетворительных результатов. 

Для реальных газов и растворов давление насыщенных паров Р и давление в

системе П заменяют соответственно фугитивностью жидкости и паров. Уравнение 

приобретает вид:  

 

а константа фазового равновесия равна  

 

Фугитивность характеризует степень отклонения свойств реального газа от 

идеального в случае изотермического процесса. При низких давлениях и высоких 

температурах реальный газ приближается к состоянию идеального газа, а величина 

f- к величине Р. Футитивность имеет ту же размерность, что и давление. Отношение 

фугитивности к давлению называется коэффициентом активности 

 

 
Для идеального газа y=l. 

𝑦 = 
𝑓

 
𝑃 

(36) 

 

Установлено, что коэффициент активности является функцией приведенных 

температуры и давления. Поэтому значение фугитивности можно определить, 

пользуясь графиком (рисунок 9). По приведенной температуре Тпр и приведенному 

давлению Рпр находят коэффициент активности. Затем, подставляя в уравнение 

(36) давление насыщенных паров Р или давление системы П, получают 

соответственно фугитивность жидкости или паров. 

Для точных расчетов константы фазового равновесия, когда жидкий компонент 

находится не под давлением Р своих насыщенных паров, а под любым другим 

давлением, фугитивность этого компонента в жидкой фазе находят по формуле (6). 

 

𝑓ж 𝑉 (П−Р) 

2,3𝑙𝑔 т,П  =  ж  (37) 

ж 
т,Р 𝑅𝑇 𝑓 
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где fт,П
ж , fт,Р

ж - фугитивность жидкости при давлении в системе П и давлении 

насыщенных паров Р соответственно, Па; Vж мольный объем компонента, л/моль, 

м3/кмоль; Па; П- давление в системе, Па; Р- давление насыщенных паров чистого 

компонента, Па; R - универсальная газовая постоянная, КДж/(кмоль*К); Т - 

температура системы, К. [7] 

 
 

Рисунок 9. График для определения коэффициента активности у при 

известных приведенных температуре и давлении. 
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2.8 Вязкость 

Вязкость является одной из важных характеристик жидкостей н газов. Вязкость 

нефтепродуктов определяет их подвижность в условиях эксплуатации двигателей, 

машин и механизмов, существенно влияет на расход энергии при 

транспортировании, фильтрации, перемешивании. Вязкость определяет 

способность жидкости и газа сопротивляться взаимному перемещению их частиц. 

Вязкость характеризуется коэффициентом внутреннего трения (μ), или 
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коэффициентом динамической вязкости, называемым также динамической 

вязкостью. Коэффициент динамической вязкости и зависит от природы жидкости 

(газа) и температуры. Единица динамической вязкости в системе СИ - паскаль-

секунда (Па-с). Для выражения динамической вязкости целесообразно применить 

дольную единицу - миллипаскаль-секунда (мПа-с). 

В нефтепереработке наиболее широко пользуются понятием кинематической 

вязкости. Кинематической вязкостью (v) называется отношение динамической 

вязкости к плотности данной жидкости или газа при той же температуре 

𝑣 = 
𝜇

 
𝑝 

(38) 
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Для практической характеристики нефтепродуктов пользуются условной 

вязкостью является  

1 − 
  кг  

𝑣 =  м ∗ с = 1м2/с 

1 − 
кг 
м3 

 

Для практической характеристики нефтепродуктов пользуются условной 

вязкостью (измеряемой в градусах ВУ-°ВУ), под которой понимают отношение 

длительности истечения 200 мл испытуемого нефтепродукта из стандартного 

вискозиметра при температуре испытания к длительности истечения того же 

количества дистиллированной воды при 20°С. Условную вязкость пересчитывают 

в кинематическую по таблице (Приложение 12). Для перевода больших значений 

вязкости (выше 16°ВУ) рекомендуется пользоваться формулой 

𝑣𝑡 = 7,41 ∗ ВУ𝑡 (39) 

где vt-кинематическая вязкость при температуре t, мы2/с; ВУt - условная 

вязкость при той же температуре, °ВУ. 

При выполнении технологических расчетов часто приходится пересчитывать 

вязкость с одной температуры на другую. Для этой цели предложен ряд формул 

(1-3, 6), , но наиболее широко пользуются номограммой, приведенной в 

Приложении 13. [7] 
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15 100 

 

2.8.1 Вязкостно-массовая константа (ВМК) устанавливает связь между 

вязкостью и плотностью, но так как по плотности можно в некоторой степени 

судить о химическом составе нефтепродукта, то ВМК дает косвенную 

зависимость между вязкостными и химическими свойствами минеральных 

смазочных масел. Для определения ВМК предложен ряд формул [1- 3], но наиболее 

широко используют зависимость, предложенную Ю. А. Пинкевичем 

 𝑑15−0,468−0,038∗𝑙𝑔∗𝑣 
𝐵𝑀𝐾 = 

0,689−0,011∗𝑙𝑔∗𝑣100 
(41) 
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где ВМК - вязкостно-массовая константа; d15
15 - относительная плотность 

нефтепродукта; v100 -- кинематическая вязкость нефтепродукта при 100°С, мм2/с. Для 

высококипящих фракций нефти ВМК изменяется в пределах 0,75-0,90. 

Чем больше значение ВМК, тем ниже вязкостно температурные качества масел. 

2.8.2 Вязкость смеси. 

Вязкость - не аддитивное свойство, поэтому вязкость смеси нельзя вычислить 

по правилу аддитивности. Наиболее надежно определять вязкость смеси 

экспериментально. 

Предложен также ряд формул [1-3] и номограмм, но большая их часть дает 

лишь приблизительные результаты. Наиболее надежные результаты можно 

получить для смесей, приготовленных из компонентов, близких между собой по 

свойствам или взятых примерно в одинаковых количествах. Вязкость смеси 

нефтепродуктов можно вычислить по формуле Вальтера [1]. В практике широко 

пользуются также номограммой, приведенной в Приложении 15. 

Используя эту номограмму, можно определить вязкость смеси двух 

нефтепродуктов различной вязкости при данной температуре и смешанных между 

собой в определенном отношении, а также определить соотношение компонентов в 

смеси для получения продукта определенной вязкости при данной температуре. 

[7] 
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2.9 Тепловые свойства 

При технологических расчетах аппаратов нефтеперерабатывающих заводов 

приходится учитывать такие тепловые свойства нефтей и нефтепродуктов, как 

теплоемкость, теплота испарения и конденсации, энтальпия (теплосодержание), 

теплота сгорания и др. 

Удельная теплоемкость вещества - количество тепла, которое требуется для 

нагрева 1 кг данного вещества на 1°С. Удельная теплоемкость зависит от 

температуры, при которой она определяется. В приближенных расчетах иногда 

удельная теплоемкость вещества принимается постоянной. В таких случаях надо 

брать среднее значение удельной теплоемкости вещества в рассматриваемом 

пределе температур. 

Единица измерения удельной теплоемкости в СИ - Дж/(кг-К), кратные 

единицы - кДж/ (кг. К), МДж/(кг-К). 

Средняя теплоемкость жидких нефтепродуктов до температуры 200 °С 

может быть определена по формуле [1, 2, 5] 
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15 

15 

р 
15 (43) 

р 
15 (44) 

𝐶 = 
1

 

√𝑑15 

(0,762 − 0,0034Т) (42) 

 

где d 15 - относительная плотность   нефтепродукта; Т - температура 

нефтепродукта. 

Истинная теплоемкость нефтепродукта в паровой   фазе при малом 

постоянном давлении можно подсчитать по формуле [1, 2, 5, 6]:  

4 −𝑑15 
𝐶   = (0,762 − 0,0034Т) 

1541 
 

С учетом характеризующего фактора уравнение будет иметь вид 
 

 

 

 
 

16). 

4 −𝑑15 
𝐶   = (1,8Т + 211)(0,146К − 0,41) 

1541 
 

Для упрощенных расчетов можно пользоваться номограммой (Приложение 
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Зная плотность жидкого нефтепродукта, можно определить по этой 

номограмме теплоемкость паров и жидкость нефтепродукта при температурах от 

0 до 500°С. Например, для нефтяной фракции плотностью d15
15=0,900 

теплоемкость паров и жидкости при 300°C (на номограмме показано пунктирной 

линией) соответственно равна 1,96 и 2,31 кДж/(кг. К). 

Теплоемкость некоторых газообразных и жидких углеводородов дана в 

Приложениях 17 и 18. 

 

 
Рисунок 10. График для определения изменения теплоемкости нефтяных 

паров с повышением давления. 

По графику (рисунок 10) можно определить теплоемкость паров при 

повышенном давлении в зависимости от Тпр и Рпр. 

Теплотой парообразования называется количество тепла, которое нужно 

сообщить единице массы жидкости, находящейся при температуре кипения для 



34  

𝑑 
(46) 

того, чтобы перевести ее в газообразное состояние (при постоянном давлении). При 

конденсации пара (газа) происходит выделение теплоты. 

Теплота испарения численно равна теплоте конденсации. Единица измерения 

теплоты испарения в СИ- Дж/кг; наиболее часто применяемые кратные единицы - 

кДж/кг, МДж/кг. Для химически чистых индивидуальных углеводородов теплота 

испарения известна и приводится в литературе. В Приложении 19 дана теплота 

испарения некоторых углеводородов. Поскольку нефтяная фракция представляет 

собой смесь углеводородов и поэтому выкипает не при строго определенной 

температуре, а в некотором интервале температур, тепло затрачивается не только на 

испарение, но и на повышение температуры смеси. 

Теплота испарения нефтепродуктов значительно меньше теплоты испарения 

воды, что имеет большое значение в технологии переработки нефти и газа. В 

среднем теплота испарения легких нефтепродуктов составляет 250-340 кДж/кг, 

тяжелых 160-220 кДж/кг. Значение теплоты испарения L для некоторых 

нефтепродуктов: 

 

 L, кДж/кг 

Бензин……………… 293-314 

Керосин……………. 230-251 

Масла………………. 167-219 

Теплота испарения при повышенном давлении меньше, а в вакууме больше, 

чем при атмосферном давлении, а при критических температуре и давлении она 

равна нулю. Для определения теплоты испарения парафинистых низкокипящих 

нефтепродуктов можно использовать уравнение Крега 

1 

𝐿 = 15 (354,1 − 0,3768Тср.мол) 
15 

 

На рисунке 11 дан график, по которому можно определить теплоту испарения 

в зависимости от Тср.мол и молекулярной массы или характеристического фактора 

К. 

Теплота испарения (конденсации) может быть найдена по известной энтальпии 

нефтепродукта в паровой и жидкой фазе, при одинаковых температуре и давлении 

: 
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𝐿 = 𝑙п − 𝑙ж (47) 
𝑡 𝑡 

где 𝑙п − 𝑙ж - энтальпия нефтепродукта в паровой и жидкой фазе, кДж/кг. 
𝑡 𝑡 

 

Энтальпия жидких нефтепродуктов численно равна количеству тепла (в 

калориях или джоулях), необходимого для нагрева 1 кг 

 

 
Рисунок 11. График для определения теплоты испарения нефтяных 

фракций в зависимости от средней молекулярной температуры кипения, 

молекулярной массы, характеризующего фактора. 

 
продукта от 0°C (273 K) до заданной температуры. Энтальпией паров при заданной 

температуре принято считать количество тепла, необходимого для нагрева 

вещества от 0°С до заданной температуры с учетом тепла испарения при той же 

температуре и пере-грена паров. Энтальпия измеряется в кДж/кг. 

Для определения энтальпии жидких нефтепродуктов пользуются н 

уравнением (в кДж/кг) 
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𝐼 = 

15 

𝐼 = 

15 

ж 
𝐼 

0,𝑡 

(0,0017𝑇 + 0,762𝑇 − 334,25) 

√𝑑15 

 

Обозначив а=(0,0017Т+0,762-334,25), получим упрощенный вид уравнения 
 

ж 𝐼 
0,𝑡 а (48) 

√𝑑15 

 
В Приложении 20 приведены значения энтальпии жидкого нефтепродукта  

в зависимости от температуры (величина а). 

Для определения   энтальпии паров нефтепродуктов при атмосферном 

давлении пользуются уравнением (в кДж/кг) 

𝑙п = (129,58 4 0, 134Т + 0,00059Т2) (4 − 𝑑15) − 308,99 
0.𝑡 15 

Обозначая а= (129,58+0,134Т+0,00059Т2), получим упрощенный вид 

уравнения 

𝑙п =  а (4 − 𝑑15) −  308,99 кДж/кг (49) 
0.𝑡 15 

 

В Приложении 21 приведены таблицы для определения зависимости 

энтальпии паров нефтепродуктов от температуры. Энтальпию некоторых 

углеводородов можно найти в Приложениях 22-26. 

Энтальпия нефтяных паров при повышенных давлениях уменьшается, так как 

уменьшается теплота испарения. Для определения этого показателя можно 

пользоваться графиком, изображенным на рисуноке12. 

Разность энтальпий паров нефтяных фракций при повышенном и 

атмосферном давлении зависит от приведенных давления Рпр и температуры Тпр: 

𝑀∆𝐼 

Тпр 

= 𝑓(Рпр , Тпр) (50) 
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На графике (рисунок 12) в зависимости от Тпр и Рпр находят поправку, 

которую нужно вычесть из энтальпии паров при атмосферном давлении для 

получения соответствующего значения энтальпии паров при повышенном 

давлении. 

В Приложении 27 дана номограмма для определения энтальпии паров и 

жидких нефтепродуктов. [7]. 

 

 
 

Рисунок 12.   График   зависимости энтальпии   нефтяных паров от 

приведенных температур и давления: в узком интервале Тпр и Рпр: б- в широком 

интервале Тпр и Рпр. 
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Энтальпию смеси можно считать аддитивным свойством, если пренебречь 

теплотой растворения компонентов смеси друг в друге 

 

где li, х; - энтальпия и доля компонента в смеси. 

В нефтепереработке широко используют водяной пар. Обычно пар 

применяют при самых разнообразных давлениях. Пары жидкости, в том числе и 

воды, могут быть в состоянии насыщения, либо в различной степени 

ненасыщенности. 

Насыщенным паром какого-либо вещества можно назвать такой пар, который 

при данной температуре имеет максимальное давление и плотность. Любой пар, 

полученный до момента насыщения, можно назвать ненасыщенным. Перегретым 

называется та кой пар, который имеет температуру более высокую, чем темпера 

тура насыщенного пара данного давления. При изменении давления свойства 

водяного пара и воды резко меняются. 

Значения теплоемкости воды, перегретого водяного пара, теплоты испарения, 

энтальпии перегретого и насыщенного пара даны в Приложениях 28 и 29. При 

пользовании таблицами для насыщенного водяного пара достаточно знать 

температуру или давление, чтобы найти все его тепловые свойства, так как для 

насыщенного пара определенному давлению соответствует определенная 

температура. Для перегретого пара, температура которого выше температуры 

насыщения, требуется знать температуру перегрева и давление. [7] 
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2.10 Массовый, объемный и мольный состав 

Смесь, состоящая из двух и более компонентов, характеризуется, а 

свойствами и содержанием этих компонентов. Состав смеси может быть задан 

массой, объёмом, числом молей отдельных компонентов, а также значениями их 

концентраций. Концентрацию компонента в смеси можно выразить в массовых, 

мольных и объемных долях или процентах, а также в других единицах. 

Массовая доля хі какого-либо компонента определяется отношением массы 

mi данного компонента к массе всей смеси m 

𝑥̅  = 
𝑚1 ; 𝑥̅̅̅ = 

𝑚2 ; 𝑥̅̅̅ = 
𝑚𝑛

 

𝑖 𝑚 2 𝑚 𝑛 𝑚 

 

Учитывая, что суммарная масса смеси равна сумме масс отдельных 

компонентов смеси, т.е. 

𝑛 

𝑚 = 𝑚1 + 𝑚2+. . . +𝑚𝑛 = ∑ 𝑚𝑖 

1 
 

можно написать 
 

𝑥̅𝑖  + ̅𝑥̅2̅+. . . +𝑥̅̅𝑛̅ = 

 
или сокращенно 

𝑚1 
+ 

𝑚 

𝑚2 
+. . . + 

𝑚 

𝑚𝑛 
= 

𝑚 

∑ 𝑚𝑖 
= 1 

𝑚 

 

∑𝑛 𝑥̅  = 1 (52) 
1 𝑖 

 

т.е. сумма массовых долей всех компонентов смеси равна единице.[7] 
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3. РЕЗУЛЬТАТЫ (RESULTS) 
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Вязкость 

Источники величин [5-6] 
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4. Выводы (Conclusions) 

В данной работе были освоены расчетные и графические методы определения 

физико-химических характеристик нефти и нефтепродуктов: относительной 

плотности, молекулярной массы, давления насыщенных паров, вязкости, 

критических параметров температуры и давления, тепловых свойств и 

компонентного состава. Все расчеты были произведены с помощью программного 

продукта Mathcad. 
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