
第37卷第2期
2020年6月25日

油 田 化 学
Oilfield Chemistry

Vol.37 No.2
25 Jun，2020

文章编号：1000-4092（2020）02-335-05

硫化氢在胜利原油中的溶解及释放行为*

刘 岩

（中国石油化工股份有限公司胜利油田分公司石油工程技术研究院，山东 东营 257000）

摘要：在原油生产过程中，随着体系温度和压力的改变，H2S可能从原油中释放，带来安全问题。目前油田采用的

注蒸汽热采模式会加大H2S的危害。本文针对胜利油田某原油及采出液（原油和地层水的混合物）开展研究，将

原油或采出液置于高温高压反应釜中进行高温处理、然后降温至50℃提取气样、对气样进行色谱分析，探索该原

油中H2S的产生机制。研究发现，采出液经过330℃高温处理后H2S释放量较小，低于该原油经330℃高温处理

的H2S释放量；该原油经200℃、85℃处理后均释放出H2S，且原油经过200℃或85℃处理，释放的H2S中硫元素与

所取原油中硫元素的比例分别为32.3%和34.5%，H2S释放量较为接近。该原油在高温处理过程中，释放的H2S

来自于原油中溶解的H2S，当原油和地层水共存时，部分释放出的H2S可以再溶解于地层水中而使H2S释放量降

低。表6参13
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0 前言

原油中往往会溶解一定量的硫化氢（H2S）［1-2］，

在原油生产过程中，随着体系温度和压力的改变，

H2S可能从原油中释放，带来安全隐患。自 1960年

以来，世界上注蒸汽热采稠油油田普遍会产出H2S，

稠油热开采技术的应用加剧了H2S的产生［3］。生产

过程中，井筒中的H2S既可能来自于原油分解产生，

也可能来自于原油中溶解H2S的释放。

我国陆续发现含 H2S 油井，且油井数量和 H2S

产出量不断增加，近年来尤其突出［1，4-6］。含H2S油

气井在注蒸汽过程中产生的H2S，不仅会危害人身

安全还会造成设备腐蚀严重。

H2S在原油、水中都具有一定的溶解度［7-8］。在

钻井过程中，H2S在气相与钻井液之间存在平衡［9］；

原油生产过程中，原油往往伴随着水同时产出，在

不同油井温度下的气相中H2S浓度不同，随着温度

的升高，气相H2S含量升高［10］。研究表明［11］，对于胜

利油田某原油样品，处理温度为 200℃、240℃、

280℃时，含硫原油可以分解产生H2S气体；处理温

度为160℃时基本上不会生成H2S气体；通过对模型

化合物的研究发现，处理温度为260℃时，硫醇发生

分解反应生成H2S。

在油田生产过程中，原油从储层开采到地表的

过程中，原油和地层水往往处于共存状态，而且体

系的温度和压力变化很大。在原油开采过程中，往

往由于体系状态的改变而导致H2S释放，从而造成

严重的安全问题。本文针对胜利油田某原油，研究

该原油经过不同温度处理时H2S的析出行为，并研

究了采出液（原油与地层水的混合物）共同经受高

温处理时H2S的析出行为。以探究H2S在原油和水

中的分布、H2S的溶解和释放行为，为油田安全生产
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提供理论指导。

1 实验部分

1.1 材料与仪器

实验用原油取自胜利油田某油井，编号为

P40-46CP1，原油取自该井井口，采出液中包含原油

和地层水，去离子水为实验室采用离子交换色谱法

自制。

Agilent 6820型气相色谱仪，安捷伦科技有限公

司；WK-3型微库仑滴定仪，上海精密仪器仪表有限

公司，高温高压反应釜，大连第四仪表厂。

1.2 实验方法

取一定量的原油样品或采出液，装入高温高压

釜内，在一定氮气压力下进行实验。将高压釜密

封，在高压釜内充入 N2至2.0 MPa，然后缓慢从放气

阀内放出，完成一次吹扫；重复吹扫3次除去高压釜

内的空气；吹扫完成后，在高压釜内充入 N2至预定

压力；在搅拌情况下，将样品加热到设定温度，保持

一定时间使H2S和挥发性烃类在气液相之间达到平

衡，停止加热、冷却至50℃；先用高压釜内气体将气

样袋吹扫清洗3次，然后取气至气样袋中；对气样袋

内的气体样品进行气相色谱分析，得到气体样品的

组成，探究H2S的来源和存在状态；根据反应釜内气

相体积和气体组成，利用理想气体状态方程计算

H2S等气体成分的物质的量。

将气体中的H2S数据折算为硫的量，并结合原

油中的硫含量 s原油和原油质量（m原油），计算得到气相

中H2S的量占原油中总硫量的百分数。此时，因为

地层水与原油处于乳化状态，两者不易分离，因而

并未分离和测定油样、水样中的硫含量。
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式中，P0、V0、T0、—装釜时充入的N2的压力、体

积和温度；体积由反应釜的容积减去液态样品的

体积得到；液态样品的体积由液态样品的质量和

密度相除得到； 2N
n ， 2HS
n —分别为体系中氮气、

H2S 气体的物质的量，mol； 2 2HS/Ny y —体系中

H2S和氮气的物质的量之比，由气相色谱分析获得。

1.3 测试方法

1.3.1 气相中H2S含量测定

采用色谱法分析气相中的H2S含量。利用色谱

微量进样器直接平行取样分析，采用色谱峰面积归

一化定量分析气相中H2S含量。

1.3.2 原油硫含量测定

采用 WK-3 型微库仑滴定仪测定原油的硫含

量。具体步骤为：①称取石英样品池空重，将适量

原油样品装入石英样品池；②将原油样品推入高温

区在800℃焙烧，使其中的硫转化为硫氧化物，并在

载气作用下通入滴定池中；③ 根据滴定池的电位信

号计算得到样品的硫含量。

2 结果与讨论

2.1 原油中硫含量

首先测试原油中硫元素的含量，以确定原油产

生H2S的潜在因素。利用微库仑滴定仪分析编号为

P40-46CP1的原油样品的硫元素含量为0.39%，可见

该原油样品为含硫原油。

2.2 原油或采出液在不同温度、压力条件下H2S含量

为了探索该油样在一定压力、不同温度下释放

H2S气体的行为，在一定压力、不同温度的条件下将

该油样在高压反应釜中进行处理，分析油样释放

H2S气体的特征。胜利油田生产过程中，80℃是常

见的储层温度；在蒸汽驱过程中，近井地带的温度

往往可以达到 200℃左右；在石油加工过程中，

330℃是原油开始剧烈反应的温度。因此选择以上3

个温度作为实验温度，研究采出液（原油和水的混合

体系）、原油经历高温处理后生成H2S气体的行为。

2.2.1 330℃时采出液作用后H2S含量

为探索该采出液（原油和地层水的混合体系，

地层水含量为 20%）经历高温处理后是否会生成

H2S气体，首先研究该采出液经330℃高温处理后的

气体生成情况。采出液在330℃高温处理后的高温

高压釜内气体组成见表 1。由表 1 可见，采出液经

330℃处理后会释放出 H2S 和小分子烷烃，烷烃和

H2S的物质的量之比大约为6.2∶1。H2S中的硫元素

占原油中的硫元素的物质的量比例为0.38%。进一

步分析了烷烃的成分，具体见表 2。由表 2可见，采

出液在 330℃处理后，所生成的烷烃主要为小分子
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烃类，包括甲烷、乙烷、丙烷等，其中甲烷含量占

68.66%、乙烷含量占 15.86%；气相中的H2S、小分子

烃类的来源需要进一步研究。

在常温时，H2S在水中的溶解度约为3.6 g/L［12］。

在“采出液的高温高压釜实验”中，有可能在降温过

程中，释放出的 H2S 溶于地层水，从而导致气相中

H2S含量较低。

2.2.2 330℃时原油样品处理后H2S含量

原油经历330℃高温处理后高温高压釜内气体

分析见表3。由表3可见，该原油经历330℃的高温

高压处理后会释放出H2S和小分子烷烃。其中，H2S

中的硫元素占原油中的硫元素的物质的量的比例

为18.7%，大大高于采出液经330℃高温处理的比例

（0.38%），表明采出液中的水确实可以溶解较大量

的H2S。

在原油经历 330℃高温处理过程中，随着温度

升高，H2S从原油中释放而进入气相中；在体系降温

过程中，由于油样的黏度较大，H2S不能迅速溶解进

入油相中，仍然存在于气相中，因而在气相中H2S浓

度较大。而采出液经历330℃高温处理后的降温过

程中，由于水相的黏度很小，H2S分子在水相中易于

扩散，容易实现快速溶解，因而在降温过程中H2S易

溶于水相中而使气相中H2S浓度很低。该现象与研

究者对于塔河稠油的研究结果一致［13］，该研究发

现：采出液中的H2S含量随采出液含水率的增加而

增大，是H2S在水中的溶解度高于其在油中的溶解

度造成的。

以上实验表明，该原油样品经过高温处理后会

释放出较大量的H2S，但是H2S来源尚不能确定。

2.2.3 200℃时单纯原油样品处理后H2S含量

为明确该原油样品所释放出H2S的来源，研究

了该原油样品经历中等温度（200℃）处理后释放气

体的行为。经历200℃中等温度处理后高温高压釜

内气体分析见表4。由表4可见，该原油经200℃处

理后会释放出大量的H2S，气体所含H2S中硫元素的

量占原油中的硫元素的物质的量比例为32.3%。该

原油经 220℃处理后所生成的气体中烷烃和H2S的

物质的量之比大约为 0.22∶1，低于该原油经过

330℃处理后的相应数值。原因在于：小分子烷烃

在原油中有较好的溶解性能，处理温度越高，小分

子烷烃从油样中释放越多，由于油样黏度较大，释

放出的气体难以在降温过程中重新溶入油样中，因

而处理温度越高、释放的烷烃越多。

2.2.4 85℃时单纯原油样品处理后H2S含量

将原油在85℃进行恒温处理，研究了该原油样

品经历低温度（85℃）处理后释放气体的行为，经

85℃低温处理后高温高压釜内气体分析见表5。由

表5可见，该原油在85℃、高压条件下会释放出大量

的 H2S，由此可以确定 H2S 来自于原油溶解的 H2S。

因为该温度尚未达到原油中硫醚、硫醇等物质的分

解温度，经计算，气相中H2S的量占原油中总硫量的

34.5%。经过 85℃处理后的原油的 H2S 释放量与

200℃处理后的释放量较为接近，这更进一步说明

释放的H2S来自于原油中溶解的H2S而不是反应生

成的 H2S。因为如果 H2S 来源为油样中溶解的 H2S

的释放，则释放量主要取决于原油样品原始的H2S

表1 采出液经330℃处理后的高温高压釜内取气分析

气体类别

氮气

烷烃

H2S

含量/mol%
97.83
1.73
0.28

表2 采出液高温处理后气体中的烷烃的相对含量

烷烃类别

甲烷

乙烷

丙烷

丁烷

其它烃类

含量/mol%
68.66
15.86
5.77
1.88
7.83

表3 原油经历330℃处理后高温高压釜内气体分析

气体类别

氮气

烷烃

H2S

含量/mol%
99.38
0.27
0.35

表4 原油经200℃中温处理后的高温高压釜内气体分析

气体类别

氮气

烷烃

H2S

含量/mol%
99.28
0.13
0.59
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溶解量和取气的溶解量，而与处理温度无关。

原油在 85℃恒温处理后所生成的气体中烷烃

和H2S的物质的量之比大约为 0.035∶1。与原油经

历 330℃、200℃的高温处理所产生的气体相比，烷

烃和H2S的比例进一步大大降低。这是因为处理温

度越低，小分子烷烃从油样中释放越少。

2.2.5 不同高温高压釜处理条件下的气体产量

根据以上高温高压釜条件实验中放气时的压

力和温度等条件，可以计算得到各实验条件下放气

时的气体总量，根据每次高温高压釜试验产物气体

中H2S和烃类的含量，换算得到不同实验条件下每

1000 kg原油在实验条件下产生的气体量，具体见表

6。由表 6 可见，经历 200℃和 85℃的处理后，每

1000 kg 原油中释放出 H2S 量非常接近，分别为

39.41 mol和43.09 mol。采出液在330℃作用后，每

1000 kg原油中仅释放出0.48 mol H2S，低于其它实

验的，这是因为在降温过程中大量从原油中释放的

H2S再次溶于高压釜内的地层水中，从而使气相中

剩余的H2S浓度降低。可见在原油开采过程中，采

出液中含水量较高时，由于水中可以溶解大量的

H2S，因此H2S释放量降低。

此外，对比原油经过330℃、200℃、85℃处理后

释放H2S气体的物质的量发现，H2S气体释放量随着

处理温度的降低而升高。原因主要在于处理温度

越高，油样的黏度越小，在降温过程中H2S气体越容

易重新溶解到原油中，因而导致气相中H2S气体的

物质的量降低。

3 结论

原油在经历200℃、85℃处理后释放H2S的量相

近，随处理温度改变而发生的变化幅度较小，表明

该原油在高温处理过程中所释放的H2S主要来自于

原油中溶解气体的释放。当原油经330℃高温处理

后，释放H2S的量明显下降，原因在于处理温度越高

油样黏度越小，在降温过程中释放的H2S越容易重新

溶解于原油中，从而导致气相中H2S量下降，这也进

一步说明H2S主要来自于原油中溶解气体的释放。

当原油和地层水共存时，高温处理后H2S的释

放量明显低于没有水存在时的释放量，释放出的

H2S 在降温过程中更容易溶解在地层水中而降低

H2S释放量。
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气体类别

氮气

烷烃

H2S

含量/mol%
99.41
0.02
0.57

表5 原油经85℃低温处理后高温高压釜内气体分析

表6 原油或采出液经不同温度处理后的H2S释放量

油样

采出液

原油

原油

原油

处理温度/℃
330
330
200
85

1000 kg原油产生
H2S总量/mol

0.48
19.44
39.41
43.09
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Dissolution and Release Behavior of Hydrogen Sulfide in Shengli Crude Oil
LIU Yan

（Petroleum Engineering Technology Research Institute，Shengli Oilfield Company，Sinopec，Dongying，Shandong 257000，P R of China）

Abstrct：In the process of crude oil production，the H2S maybe release from the crude oil with the change of system temperature

and pressure，resulting in potential safety hazards. At present，steam injection thermal production mode will aggravates the harm of

H2S. The H2S release in an extraction liquid or the corresponding crude oil of Shengli oilfield after treatment at different

temperatures was investigated and H2S production mechanism was mentioned. The crude oil or extraction solution was placed in an

autoclave for high temperature treatment，then cooled to 50℃ to extract gas samples，and the gas samples was analyzed by gas

chromatography. It was found that after 330℃ high temperature treatment，the H2S release from extraction liquid was less than that

from the corresponding crude oil. Furthermore，the H2S release values of the crude oil treated at 200℃ or 85℃ were similar to each

other，and the H2S release values were relatively large. The sulfur in released H2S reached up to 32.3% or 34.5% of the sulfur in the

treated crude oil. Moreover，the study indicated that the main source of H2S released in the experiment was the H2S dissolved in

crude oil. As crude oil coexisted with the formation water，some H2S dissolved in the formation water and reduced the H2S release.

Keywords: hydrogen sulfide；crude oil；dissolution；release

刘岩：硫化氢在胜利原油中的溶解及释放行为

（上接第334页。continued from p.334）

Optimization of Preparation Method for Ketoaldehyde Amine Condensate High Temperature Corrosion
Inhibitor

JIANG Jianfang1，2，FENG Zhangyu1，2，SONG Qingxin3，LIU Qiujun1，2，CHU Zhenyu1，2，HE Chen1，2，JIN Ling1，2

（1. Research Institute of Unconventional Petroleum Science and Technology，China University of Petroleum，Beijing 102249，P R of China；2. Key

Laboratory of Petroleum Engineering（Ministry of Education），China University of Petroleum，Beijing 102249，P R of China；3. Binnan Oil Production

Plant，Shengli Oilfield Company，Sinopec，Binzhou，Shandong 256600，P R of China）

Abstract: The process of catalytic synthesis of corrosion inhibitor by mixing ketone，aldehyde and amine in proportion at one time

was optimized to improve the effect of corrosion inhibitor in deep well with high temperature. Under the conditions of 16 MPa，

160°C，4.0% addition and 180°C，4.5% addition in hydrochloric acid（20% HCl）and earth acid（12% HCl + 3% HF）respectively，

the effect of ketoaldehyde amine condensate corrosion inhibitor produced in pilot test on the corrosion rate of N80 test piece was

evaluated. The results showed that the modified preparation process was divided into four steps. First，ketoaldehyde condensate was

obtained by the reaction between acetophenone and formaldehyde with hydrochloric acid as catalyst. Second，water removal was

achieved by separating the produced water. Third，ketoaldehyde amine condensate was obtained by reacting ketoaldehyde

condensate with aniline. Finally，ketoaldehyde amine condensate corrosion inhibitor product was prepared by mixing ketoaldehyde

amine condensate，corrosion inhibitor synergist（octanol），high temperature synergist（cuprous chloride）and organic solvent

（anhydrous ethanol）. Compared with the original one，the improved process had a higher production rate and better product

performance. The pilot test product prepared by modified technology reached the first class product corresponding to the oil and gas

industry standard SY/T 5405—1996 and met the acidification requirement of oil-gas reservoir in deep well and ultra-deep well.

Keywords: high temperature corrosion inhibitor；ketoaldehyde amine condensate；acidification；preparation process；inhibition
performance
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