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Нефте-газовое оборудование: организация работ и эксплуатация
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Раздел 1 Оборудование для нефтяных и газовых скважен

Фонтанирующая нефтяная скважина представляет собой реальную угрозу обслуживающему персоналу и окружающей среде, а именно: прорыв попутного нефтяного газа, выброс и фонтан нефти приводит к печальным последствиям, очень часто такие явления сопровождаются пожарами, причинами которых могут быть многочисленные факторы, любая искра, удар металла о металл, короткое замыкание электропроводки, самовозгорание, взрыв опасной концентрации газов, выхлопные газы с искрами, работающих двигателей внутреннего сгорания и многое другое.

Разлившаяся по поверхности земли нефть и сопутствующие жидкие среды превращают ей в безжизненную язву, только по истечению 25 лет на этом месте начинают прорастать самые примитивные растения, кроме того, жидкие флюиды, проникая в грунт попадают в водоёмы, даже небольшие дозы флюидов в смеси питьевой воды делают её непригодной для водопотребления.

Попутный газ, растворяясь в окружающем воздухе вызывает отравление человека, животного мира и окружающей среды. Несмотря на принимаемые меры попутный газ, растворяясь в атмосфере и совместно с осадками выпадает на поверхность в виде кислотных дождей.

Учитывая перечисленные факторы, нефтяники предпринимают большие усилия по предупреждению указанных негативных явлений.

В данной дипломной работе мною рассмотрены меры и необходимое оборудование, монтируемое на устье фонтанирующих скважин, для предупреждения попадания флюидов и попутного нефтяного газа в окружающую среду.
1. Оборудование обвязки обсадных колонн

Предназначено для подвешивания обсадных колонн, герметизации и разобщения межколонных пространств, проведения ряда технологических операций установки противовыбросового оборудования (в процессе бурения) и фонтанной арматуры (в процессе эксплуатации).
По условиям эксплуатации оборудование подразделяется на три группы: для умеренного микроклиматического района - 1) некоррозионной и 2) коррозионной сред; 3) для холодного макроклиматического района и некоррозионной среды.
В шифре колонных обвязок приняты следующие обозначения: О -обвязка, К - колонна, К или М - способ подвешивания колонн (соответственно на клиньях пли на муфте), I, 2, 3 и т. д. - число подвешиваемых колонн (без учета колонны кондуктора), первое число - рабочее давление, второе число - диаметр эксплуатационной колонны в мм, третье число - диаметр технической колонны, четвертое число — диаметр колонны кондуктора в мм, ХЛ - климатическое исполнение для холодного «района, исполнение по коррозионной стойкости:
К2 - для сред, содержащих H2S и СО2 до 6%;
К3 - для сред, содержащих H2S и СО2 до 25%;
К2И - для колонных обвязок, изготовленных из малолегированной и низкоуглеродистой стали с применением ингибитора в скважине.
Например, оборудование обвязки обсадных колонн с клиньевой подвеской двух колонн (без учета колонны кондуктора) диаметром 140 и 219 мм на рабочее давление 35 МПа в коррозионностойком исполнении для сред, содержащих H2S и СО2 до 6% : OKK2-350-140х219х426K2.
Различают следующие типы оборудования обвязки обсадных колонн:
- ОКМ с муфтовой подвеской обсадных труб;
- ОКК с клиньевой подвеской обсадных труб.
Конструкция оборудования позволяет восстанавливать нарушенную герметизацию межколонного кольцевого пространства путем нагнетания специальных паст или самотвердеющих пластиков.

Оборудование обвязки обсадных колонн типа ОКМ (рисунок 1) рассчитано на давление 14 МПа. Оно состоит из корпуса, муфтовой подвески, стопорных винтов, пробкового крана и манометра.
Обвязка эксплуатационной колонны осуществляется с помощью муфтовой подвески.
Техническая характеристика оборудования типа ОКМ приведена ниже.

	Оборудование обвязки
	ОК1-140-140х219
OKM1-140-146х219

ОКМ1-140-140х245

ОКМ-140-146х245

ОKM1-140-I8CX245

	Запорное устройство
	кран пробковый со смазкой

КППС-65х140

	Габаритные размеры, мм:

длина

ширина

высота
	1050

510

450

	Масса, кг:

в собранном виде

полного комплекта
	320 – 345

355—380


Оборудование обвязки обсадных колонн типа ОКК рассчитано на давление 21, 35 и 70 МПа. Оно предназначено для подвешивания двух и более обсадных колонн кондуктора (на резьбе или на сварке), технических и эксплуатационной, а также для герметизации и разобщения межколонных пространств с помощью упругих уплотнений.

Оборудование типа ОКК состоит из отдельных сборочных единиц – колонных головок. Нижняя колонная головка (ГНК),

присоединяемая непосредственно к верхнему концу обсадной колонны (кондуктору), выпускается в трех исполнениях:
- исполнение 1 – присоединение к обсадной колонне с помощью внутренней резьбы на корпусе головки;
- исполнение 2 – присоединение к обсадной колонне с помощью наружной резьбы;
- исполнение 3 – присоединение к обсадной колонне посредством сварки.
Колонные головки устанавливают на устье скважины последовательно по мере спуска и цементирования обсадных колонн. Их подбирают с учетом максимального пластового давления, ожидаемого при бурении следующего за обсаженным интервала скважины.

Оборудование типа ОКК (рисунок 2) состоит из нижней, промежуточной – первой, второй и третьей (верхней) колонн.
Обвязка обсадных колонн осуществляется с помощью клиньевых подвесок и пакеров.
Клиньевая подвеска состоит из корпуса и клиньев, которые в сборе устанавливают в конической расточке крестовины.
Для определения технологических операций каждая из колонных головок оснащена манифольдами. С целью контролирования давления в затрубном пространстве предусмотрены вентили, краны и манометры.
Техническая характеристика оборудования типа ОКК приведена в таблице 
Таблица 1
	Оборудование обвязки
	Рабочее давле-

ние, МПа
	Диаметр обвязываемых

обсадных колонн, мм
	Длина, мм
	Масса, кг

	
	
	1-я колонна
	2-я колонна
	3-я колонна
	4-я колонна
	5-я колонна
	
	

	ОКК1
	21
	140, 146. 168, 178, 219
	219, 245, 273, 324
	—
	—
	—
	1020-1365
	465-530

	ОКК2
	21
	140, 146. 168. 178
	219, 245
	299, 324
	—
	—
	1065-1365
	935-1585

	ОКК1
	35
	140, 146, 168
	219,

245, 273
	—
	—
	—
	1340
	575-585

	ОКК2
	35
	140, 146, 168, 178
	219,

245, 273, 299
	299, 324, 377, 426
	—
	—
	1365-1450
	1650-1925

	ОКК3
	35
	140. 146, 168
	219, 245
	299, 273, 324
	351,

377, 426
	—
	1450
	3300

	ОКК2
	70
	168, 178
	245
	
	—
	—
	1190
	1750

	ОКК3
	70
	168
	245
	324
	426
	—
	1190
	2700

	ОКК4
	70
	140, 168
	219, 245, 273
	299, 324, 340
	426, 508
	630,

720
	1380-1190
	6150-7820


1.1 Фонтанная арматура для нефтяных и газовых скважин
Эта арматура предназначена для герметизации устья скважин, контроля и регулирования режима их эксплуатации, а также для проведения различных технологических операций в умеренном и холодном микроклиматических районах для сред, содержащих СО2, H2S и СО2 и пластовую воду. Собирается по схемам тройникового и крестового типов (рисунок 3, схемы 1—6) согласно ГОСТ 13846—84.
По заказу потребителя арматуру можно поставлять в следующем комплекте:
- станция управления СУАП;
- дублирующие запорные устройства на боковых отводах елки и трубной головке;
- дополнительная трубная головка с запорным устройством на боковом отводе, обеспечивающая эксплуатацию скважин двухрядной концентричной подвеской подъемных труб;
- специальный переводник трубной головки, обеспечивающий спуск в скважину электрического кабеля для питания электроэнергией скважинного центробежного электронасоса (ЭЦН).

Кроме того, арматуру можно изготавливать:

- для скважин, оборудованных скважинными управляемыми устройствами;
- по схемам, обеспечивающим возможность соединения скважинного предохранительного устройства с системой управления, а также нагнетания ингибиторов.

В шифре фонтанной арматуры приняты следующие обозначения: АФ – арматура фонтанная; конструктивное исполнение по схемам ГОСТ 13846-84; а двухрядная концентричная подвеска подъемных труб; К – подвеска подъемной колонны на резьбе переводника трубной головки (на муфтовой подвеске буква не пишется); Э - для эксплуатации скважин с погружными центробежными электронасосами; В - способ управления задвижками (дистанционный и автоматический); первое число – диаметр условного прохода по стволу и боковым струнам; второе число - рабочее давление; ХЛ – кинематическое исполнение для холодного района; исполнение по коррозионной стойкости: K1 - для сред, содержащих СО2 до 6%; К2 - содержащих СО2 до 6%; К3 – то же, H2S и СО2 до 25%; К2И – для фонтанной арматуры, изготовленной из малолегированной и низкоуглеродистой стали, с применением ингибитора в скважине.
Например, арматура фонтанная с подвеской подъемных труб на резьбе переводника трубной головки, по схеме 6 ГОСТ 13846-84, с дистанционным и автоматическим управлением задвижек, с условным проходом 100 мм, рассчитанная на рабочее давление 21 МПа для некоррозионной среды и холодной климатической зоны - АФК6В-100х21хЛ; арматура фонтанная с двухрядной концентричной подвеской подъемных труб на муфте для скважины, содержащей в продукции до 25 % H2S и СО2 – АФ6аВ-80/65х70КЗ (80 —проход по стволу, 65 —по боковым струнам в мм).
Арматура включает трубную головку, фонтанную елку, запорные устройства с ручным и пневматическим управлением, регулирующие устройства (дроссели).
Трубная головка предназначена для подвески одного или двух рядов насосно-компрессорных труб, их герметизации, а также для выполнения технологических операций при освоении, эксплуатации и ремонте скважин.
Колонны подъемных труб подвешивают на резьбе и на муфтовой подвеске.
Подвешивание колонн на резьбе осуществляется: при однорядном лифте - на резьбе стволовой катушки; при двухрядном лифте: внутренняя колонна - на резьбе стволовой катушки; наружная - на резьбе тройника (крестовины) трубной головки. Подвешивание колонн на муфтовой подвеске осуществляется: при однорядном лифте - на муфте в крестовине трубной головки; при двухрядном лифте: внутренняя - на муфте в тройнике трубной головки, наружная - на муфте в крестовине.
Елка предназначена для направления продукции скважины в выкидную линию регулирования, режима эксплуатации, для установки специальных устройств при спуске скважинных приборов или скребков для очистки труб от парафина, замера давления и температуры среды, а также для проведения некоторых технологических операций.
Боковые струны арматуры оканчиваются ответными фланцами для приварки к линиям манифольда. На фланцах боковых отводов трубной головки и фонтанной елки предусматриваются отверстия для подачи ингибиторов коррозии и гидратообразования в затрубное пространство и в ствол елки.
В качестве запорных устройств фонтанной арматуры применяют проходные пробковые краны и прямоточные задвижки с принудительной или автоматической подачей смазки. Для регулирования режима эксплуатации на боковых струнах елки установлены регулируемые или нерегулируемые дроссели со сменной втулкой из износостойкого материала.

Таблица 2

	Условный проход, мм
	Рабочее давление, МПа


	ствола

елки
	боковых отводов елки
	боковых отводов трубной головки
	

	50
	50
	50
	14, 21, 35, 70, 105, 140

	65
	50, 65
	50, 65

	

	80
	50, 65, 80
	
	14, 21, 35, 70, 105

	100
	65, 80, 100
	65

	21,35,70

	150
	100
	
	21


Основные параметры фонтанной арматуры по ГОСТ 13346-84 приведены в таблице 2.
Фонтанную арматуру, рассчитанную на давление 14 МПа, (таблица 3) изготовляют по схемам 1, 3 и 5 ГОСТ 13846-84. В качестве запорного устройства арматуры применяется проходной пробковый кран типа КППС, герметизируемый уплотнительной смазкой ЛЗ-162, а регулирующего устройства – быстросменный дроссель.

Таблица 3
	Фонтанная арматура
с переходными кранами
	Габаритные
размеры, мм
	Масса арматуры
в собранном виде, кг

	
	длина L
	высота

Н
	

	АФК1-65х14
	1710
	1750
	660

	АФК1-65х14
	1300
	1755
	660

	АФК1Э-65х14
	1350
	1765
	625

	АФК1Э-65х14
	945
	1810
	625

	АФК3-65х14
	1710
	2445
	870

	АФК3-65х14
	1300
	2465
	870

	АФК5-65х14
	1720
	1770
	762

	АФК5-65х14
	1300
	1755
	762


Примечание: Ширина В для всей арматуры составляет 430 мм.

Фонтанную арматуру, рассчитанную на давление 21 и 35 МПа, изготовляют с прямоточными задвижками типа ЗМС1 и принудительной подачей смазки, с условным проходом 65 мм – по схемам 1 - 6, с условным проходом 80 мм - по схемам 1, 5 и 6, с условным проходом 100 и 150 мм — по схеме 6 ГОСТ 13846—84 (таблица 4).
При наличии в скважине управляемого клапана - отсекателя в трубной головке фонтанной арматуры имеется отверстие, через которое пропускается трубка гидропривода. Запорным устройством в арматуре служат прямоточная задвижка типа ЗМС - с однопластинчатым шибером с уплотнением «металл по металлу» и принудительной подачей смазки и типа ЗМС - с двухсторонней принудительной подачей смазки. Арматура в зависимости от типа комплектуется задвижками с ручным и пневматическим управлением.

Регулирующим устройством арматуры служит угловой регулируемый дроссель.

Таблица 4

	Фонтанная арматура

с прямоточными задвижками
	Габаритные размеры, мм
	Масса арматуры
в собранном
виде, кг

	
	длина
	ширина
	высота
	

	ЛФК1-65х21
	1360
	790
	1560
	807

	АФК2-65х21
	1360
	790
	1920
	880

	АФКЗ-65х21
	1360
	790
	2050
	1023

	АФКЗа-65х21
	1360
	790
	2545
	1287

	АФК1-65х35
	1350
	7G0
	1875
	1060

	АФКЗ-65х35
	1350
	760
	2585
	1322

	АФК3а-65х35
	1350
	760
	3135
	1670

	АФК6-80/65х35хЛ
	2510
	885
	2620
	1810

	АФ6В-80/65х35К2
	2315
	1180
	2755
	2537

	АФК6-100х21хЛ
	3570
	1120
	3120
	2926

	АФК6В-100х21К2И
	3570
	1120
	3120
	2926

	АФК6-100х35хЛ
	3540
	1130
	2945
	3645

	АФК6-100х35К1
	3540
	1130
	2945
	3645

	АФК6В-100х35К2
	3540
	1400
	2945
	4955

	АФК6В-100х35К2И
	3540
	1400
	2945
	4955

	АФК6-150/100х2IX Л
	3650
	1485
	2900
	3555


Фонтанную арматуру, рассчитанную на давление 70 МПа, изготовляют с прямоточными задвижками с автоматической подачей смазки по схеме 6 ГОСТ 13846-84. Запорное устройство – прямоточная задвижка типа ЗМАД и ЗМАДП с двухпластинчатым шибером с уплотнением «металл по металлу», с автоматической подачей смазки в затвор, и типа ЗМС, ЗМСП с однопластинчатым шибером, с двухсторонней принудительной подачей смазки. Арматура в зависимости от типа комплектуется задвижками с ручным и пневматическим управлением.

Задвижки с дистанционным и автоматическим управлением пневмоприводные (типа ЗМАДП) имеют дублирующее ручное управление. Регулирующим устройством арматуры служит угловой регулируемый дроссель (таблица 5).

Таблица 5

	Фонтанная арматура
	Запорное устройство
	Габаритные размеры, мм
	Масса арматуры
в собранном
виде, кг

	
	
	длина

L
	ширина

В
	высота

Н
	

	АФ6М-50х70
	Прямоточные задвижки типа ЗМАД, ЗМАДП и ЗМ
	2500
	890
	2950
	2200

	МФ6аВ-80/50х70
	
	3040
	1280
	4410
	4600

	МФ6А-80/50х70К2
	
	3275
	1280
	3700
	4100


1.2 Запорные устройства

Запорные устройства, предназначенные для перекрытия проходных отверстий в фонтанной арматуре и устьевом оборудовании, делятся на:

- проходные пробковые краны типа КППС с уплотнительной смазкой;
- прямоточные задвижки с однопластинчатым (типа ЗМС1) и двухпластинчатым (типа ЗМАД) шиберным затворами с принудительной или автоматической подачей смазки, ручным или пневматическим управлением.
В условном обозначении пробкового крана указывается: КППС - кран пробковый проходной со смазкой; первое число - условный проход и мм; второе число - рабочее давление; ХЛ - климатическое исполнение для холодной зоны. Например, кран пробковый проходной, со смазкой, с условным проходом 65 мм, рассчитанный на рабочее давление 14 МПа, для холодного макроклиматического района обозначается КППС-65Х 140ХЛ.
В условном обозначении задвижки указывается: ЗМ - задвижка с уплотнением шибера «металл по металлу»; С или А - с уплотнительной смазкой и подачей ее принудительно или автоматическим способом; I или Д - модификация задвижки (одно- или двухшиберная); Б - исполнение корпуса задвижки безфланцевое (при фланцевом буква не пишется); П - пневматическое управление; первое число - диаметр условного прохода в мм; второе число - рабочее давление; исполнение по коррозионной стойкости аналогично фонтанной арматуре. Или например, задвижка с уплотнением «металл по металлу», с автоматической подачей смазки, с двухпластинчатым шибером, условным проходом 50 мм, рассчитанная на рабочее давление 70 МПа, для содержания H2S и СО2 до 6% обозначается ЗМАД-50Х700К2.
Краны пробковые, рассчитанные на давление 14 МПа, состоят из корпуса, каналы которого перекрываются конусной пробкой при ее повороте рукояткой на 90°. Зазор между пробкой и корпусом регулируется винтом. Кран работает только со смазкой. Смазка герметизирует затвор крана и резьбу шпинделя, облегчает поворот пробки и предотвращает коррозию деталей. Смазка подается через канал в шпинделе с помощью нажимного болта через обратный клапан в полость корпуса.
Кран (таблица 6) оснащен специальным устройством для отжатия пробки при ее заклинивании в корпусе.
Прямоточные задвижки типа ЗМС1 (таблица 6) с принудительной подачей смазки с ручным управлением (рисунок 5, а) с условным проходом 65, 80, 100 к 150 мм, рассчитанные на рабочее давление 21 и 35 МПа, состоят из корпуса, седла входного, шпинделя, маховика, гайки ходовой, крышки подшипников, ганки нажимной, кольца нажимного, манжет, крышки, пружин тарельчатых, клапана нагнетательного, седла выходного, шибера. Герметичность затора обеспечивается созданием необходимого удельного давления на уплотняющих поверхностях шибера и седел. Предварительное удельное давление создается тарельчатыми пружинами. Герметичности затвора способствует уплотнительная смазка ЛЗ-162 или «Арматол-238», которая подается через нагнетательный клапан. Герметичность между корпусом и крышкой обеспечивается установкой металлической прокладки и затяжкой шпилек гайками. Соосность проходных отверстий шибера и корпуса регулируется регулировочными гайками.
Для облегчения управления задвижкой опоры ходовой гайки выполнены на опорных шарикоподшипниках, а задвижки с условным проходом 80, 100 и 150 мм имеют уравновешивающий шток.

Таблица 6

	Запорное устройство
	Управление
	Габаритные размеры,
мм
	Масса
в собранном
виде, кг

	
	
	Длина

L
	Ширина

В
	высота

Н
	

	КППС-65х14
	Ручное
	350
	205
	420
	53

	КППС-65х14хЛ
	То же
	350
	205
	420
	53

	ЗМ-65х21
	»
	350
	320
	650
	64

	ЗМС-65х35
	»
	350
	320
	630
	88

	3MC1-66х350
	»
	350
	320
	630
	88

	ЗМС-80х35
	»
	470
	360
	885
	130

	3MC1-65х35K2
	»
	390
	320
	715
	127

	ЗМС1-65Пх35К2
	Пневматическое
	390
	400
	1150
	237

	ЗМС1-80х35К2
	Ручное
	470
	360
	915
	160

	ЗМС1-80Пх35К2
	Пневматическое
	470
	400
	1160
	265

	ЗМС1-100х21
	Ручное
	510
	450
	1120
	218

	ЗМС1-100х21К2И
	То же
	510
	450
	1120
	218

	ЗМС1-100Пх21К2И
	Пневматическое
	510
	450
	1400
	390

	ЗМС-100х35
	Ручное
	550
	450
	1130
	287

	ЗМС-100х35К1
	То же
	550
	450
	1130
	287

	ЗМС1-100х35К2
	»
	550
	450
	1130
	300

	ЗМС1-100Пх35К2
	Пневматическое
	550
	450
	1400
	406

	ЗМСБ-160х21
	Ручное
	350
	450
	1485
	353

	ЗМАД-50х70
	То же
	500
	355
	980
	196

	ЗМАДП-50х70
	Пневматическое
	500
	355
	1065
	243

	ЗМАД-80х70
	Ручное
	650
	500
	1117
	328

	ЗМАДП-80х70
	Пневматическое
	650
	500
	1280
	436

	ЗМАД-50х70К2
	Ручное
	500
	355
	980
	190

	ЗМАДП-50х70К2
	Пневматическое
	500
	355
	1065
	243

	ЗМАД-80х70К2
	Ручное
	650
	500
	1130
	328

	ЗМАДП-80х70К2
	Пневматическое
	650
	500
	1280
	436

	ЗМ-50х70
	Ручное
	500
	355
	890
	156

	ЗМАДП-50х70
	Пневматическое
	500
	355
	1065
	203


Резьбы шпинделя и ходовой гайки выпасены из зоны контакта со средой, что улучшает условия работы.
Уплотнениями шпинделя и штока служат манжеты из материала АНГ. Для повышения герметизирующей способности предусмотрена подача уплотнительной смазки в узел сальника через нагнетательный клапан.
В настоящее время вместо задвижек типа ЗМС1 (см. рисунок 5, а) выпускаются модернизированные задвижки типа ЗМ и ЗМС.
Прямоточная задвижка типа ЗМАД, рассчитанная на давление 70 МПа, с автоматической подачей смазки и ручным управлением (рисунок 5,6) состоит из корпуса, двух седел (щек), шибера, выполненного в виде двух плашек, шпинделя, уравновешивающего штока, корпуса сальника, ходовой гайки с трапецеидальной резьбой, упорных подшипников, крышки подшипника, маховика, кожуха.
Соосность отверстий плашек и прохода задвижки регулируется винтом. Для подачи смазки в узел подшипника предусматривается масленка.
Уплотнение шпинделя и уравновешивающего штока осуществляется сальником, представляющим собой набор манжет шевронного типа из материала АНГ. Для повышения герметизирующей способности сальника предусматривается подача уплотнительной смазки через обратный клапан.
Предварительные удельные давления на уплотнительных поверхностях плашек и щек создаются с помощью шести цилиндрических пружин, устанавливаемых между плашками.
Особенность задвижки - наличие системы автоматической подачи смазки в затвор, состоящий из полости, поршеньков и системы каналов, которые связывают полость с кольцевой канавкой на уплотнительной поверхности щеки и обратными клапанами, расположенными снаружи корпуса и предназначенными для периодического (через каждые 10-15 циклов работы задвижки) нагнетания смазки в полость. Рабочее давление среды внутри корпуса через поршенек передается на смазку, которая заполняет канавку.
Задвижка типа ЗМАДП (таблица 6) с пневмоприводом отличается от задвижки с ручным управлением наличием приводной части.
Приводная часть состоит из пневмоцилиндра и дублирующего ручного управления, служащего для управления задвижкой в случае отказа пневмосистемы.

1.3 Регулирующие устройства
Эти устройства предназначены для регулирования режима работы нефтяных и газовых скважин, осуществляемого дросселированием потока рабочей среды путём изменения площади кольцевого прохода.
В условном обозначении регулируемого дросселя указывается: ДР - дроссель регулируемый; первое число - диаметр условного прохода в мм; второе число - рабочее давление; исполнение по коррозионной стойкости по аналогии с фонтанной арматурой и задвижкой. Например, дроссель регулируемый с условным проходом 65 мм, рассчитанный на рабочее давление 35 МПа, для сред, содержащих до 6 % СО2, обозначается ДР-65х350К1.
Регулируемый дроссель (рисунок 6, а), рассчитанный па давление 35 МПа, состоит из корпуса, на котором происходит поворот струи под прямым углом, втулки с корпусом насадки. Во втулку вставляется сменная насадка.
Детали дросселя уплотняются с помощью резиновых колец. Положение шпинделя фиксируется стопорной шайбой.
Поступательное перемещение наконечника, укрепленного на конце шпинделя с помощью гайки, осуществляется вращением маховика. Степень открытия-закрытия дросселя определяется по указателю с делениями, показывающими диаметр цилиндрического отверстия в миллиметрах, эквивалентный соответствующей площади кольцевого сечения. В качестве насадки постоянного сечения предусматривается нерегулируемый дроссель. Для этого сборка, состоящая из шпинделя, насадки, гайки и других деталей, заменяется заглушкой (рисунок 6).

Для извлечения корпуса насадки и насадки в комплекте инструмента и принадлежностей предусматривается съемник. Техническая характеристика регулируемого дросселя приведена ниже.
Диаметр условного прохода, мм ………………
65
Рабочее давление, МПа ………………………...
35
Габаритные размеры, мм ……………………….
343х320х605
Масса полного комплекта, кг ………………….
58
1.4 Станция управления арматурой СУАП-2

Эта станция предназначена для дистанционного управления одной из центральных стволовых задвижек фонтанной арматуры и обеспечения автоматического закрытия задвижек - отсекателей на боковых отводах (с целью безопасной эксплуатации и предотвращения потери продукции скважины) в аварийных ситуациях в умеренных макроклиматических районах. Станция также осуществляет дистанционное управление задвижками - отсекателями, установленными на боковых отводах.
Станция состоит из шкафа, внутри которого размещены панель, два баллона со сжатым азотом (воздухом), пульт электрооборудования, дна светильника. На панели установлены блок автоматический, три крана последовательного включения, шесть трехлинейных клапанов, четыре соленоидных последовательных пилотных клапана, четыре обратных пневмоклапана и манометры.
Техническая характеристика станции приведена ниже.

	Рабочий агент
	Азот или воздух, очищенный от примесей и осушенный

	Номинальное давление рабочего агента, МПа
	1

	Контролируемое давление рабочего агента, МПа:
	

	верхний предел
	1

	нижний предел
	0.2

	Суммарный объем источника давления (баллоны со сжиженным газом), дм3
	80


	Максимальное давление в баллонах газа, МПа
	15

	Номинальное напряжение, В
	220

	Расстояние от станции управления до фонтанной арматуры, м
	Д 50

	Рабочее давление управляемой фонтанной арматуры (расчетное), МПа
	14-140

	Габаритные размеры, мм
	1560х580х2000

	Масса, кг
	470


Дистанционное управление стволовой задвижкой может осуществляться:
- при наличии электроэнергии - с центрального пульта управления;
- при отсутствии электроэнергии – со станции в пневматическом режиме.
Дистанционное управление задвижками - отсекателями осуществляется со станции в пневматическом режиме. Автоматическое закрытие задвижек - отсекателей обеспечивается пилотами, установленными на фонтанной арматуре.
Сигналы о положениях затворов задвижек поступают как на станцию управления арматурой, так и на центральный пульт управления (в случае его подключения).
2. Оборудование для предупреждения открытых фонтанов

При эксплуатации фонтанных нефтяных и газовых скважин применяются комплексы устройств для предупреждения открытых фонтанов. Для эксплуатации индивидуальных и групповых нефтяных и газовых скважин выпускаются комплексы типа КУСА и КОУК, а также КПГ, КС Г.
Комплексы типа КУСА и КОУК могут обслуживать от одной до восьми скважин. В случае разгерметизации устья или отклонения режима работы от заданного они обеспечивают перекрытие ствола управляемыми скважинными клапанами - отсекателями типа КАУ кик автоматическим, так и принудительным путем с пультом наземных станций управления пневмогидравлического СУ и электрогидравлического СУ-Э типов.
Применительно к различным условиям эксплуатации каждый комплекс выпускается с несколькими схемами компоновки скважинного оборудования. Число схем может достигать восьми.
Комплексы КПГ, КСГ предназначена для индивидуальных газовых скважин и в составе скважинного оборудования имеют автоматически закрывающийся при нарушении заданного режима отбора газа клапан - отсекатель типа КА.

2.1 Комплексы управления скважинными клапанами-отсекателями КУСА и КОУК

Комплексы управления скважинными клапанами - отсекателями КУСА (рисунок 7.) и КОУК (рисунок 8) предназначены для эксплуатации фонтанирующих нефтяных скважин и обеспечения герметичного перекрытия ствола скважины в случае разгерметизации устья, при отклонении параметров работы скважин от заданных и при возникновении пожара. Комплексы позволяют проводить одновременно бурение, эксплуатацию и ремонты группы нефтяных и газовых скважин, расположенных на одном кусте или морском основании.

Комплексы КУСА-Э и КОУК-Э применяются при наличии источника электроэнергии напряжением 380 В, частотой 50 Гц, комплексы КУСА и КОУК – в местах, где электроэнергия отсутствует.

Условное обозначение комплексов КУСА и КОУК состоит из наименовании и шифра: первые буквы и цифра после них – обозначение комплекса и номер модели, далее через дефис: условный диаметр (мм) и тип резьбы колонны подъемных труб (при комбинированной колонне обозначается через дробь), рабочее давление в МПа (двузначное число), наружный диаметр пакера или стационарного разобщителя (мм); исполнение по коррозионностойкости Kl, K2, К2И и КЗ, тип станции управления: Э – электрическая (пневмогидравлическая – без обозначения), номер схемы компоновки скважинного оборудовании. Например, комплекс управления скважинными клапанами - отсекателями, КУСА-89-35-136-1 или КУСА-89-35-145-Э-2, комплекс оборудования с управляемыми клапанами - отсекателями, КОУК-89/73-70-112 или КОУК-НКМ89/НКМ73-35-136К2-Э.
Наземное оборудование комплексов компонуется но трем схемам.
Схема наземного оборудования комплекса типа КУСА имеет станцию управления СУ1 пневмогидравлического типа, пневмопитание осуществляется от аккумулятора газа, входящего в состав станции.
Станция управления сигнальной линией соединена с двумя пилотными клапанами (направляющими распределителями) типа КП, установленными на выкидной линии фонтанной арматуры после дросселя. Один из пилотных клапанов настраивается на верхний предел допустимого давления на выкиде, второй – на нижний предел.
В случае отклонения давления ни выкиде фонтанной арматуры от заданных пределов срабатывает один из клапанов, и сигнал но сигнальной линии поступаем на исполнительный механизм станции. В результате этого резко снижается давление в трубке управления, соединенной с клапаном -отсекателем типа КАУ в скважине и он перекрывает доступ продукции к устью скважины.
Трубка управления с устья вводится в скважину через уплотнительное устройство.
Клапан - отсекатель также закрывается в случае пожара, когда расплавляются температурные предохранители и падает давление в сигнальной линии и трубке управления. На сигнальной линии трубки управления установлены распределители, к которым могут быть подсоединены остальные скважины куста (до восьми скважин). При нарушении режима работы одной из скважин закрываются клапаны - отсекатели всех скважин куста.

Клапан - отсекатель можно закрывать со станции управления пли из диспетчерского пункта промысловой телемеханики.
В состав комплекса типа КОУК входит станция управления СУ1 или СУЗ пневмогидравлического типа; пневмопитание осуществляется газом из скважины, который проходит очистку и частичную сепарацию в специальном фильтре типа ФОГ, установленном на выкидной линии фонтанной арматуры.
Очищенный газ по трубопроводу 14 поступает на станцию управления.
Станция управления типа СУЗ (в отличие от СУ1) состоит из одного пневмогидравлического блока и нескольких гидравлических блоков, число которых равно числу обслуживаемых скважин (но более шести).
В районах, где имеются источники электропитания переменного тока напряжением 380 В, частотой 50 Гц, применяются комплексы КУСА-Э и КОУК-Э со станцией управления СУЭ электрического типа.
Станция управления связана с электроконтактным манометром, расположенным на выкиде фонтанной арматуры. На манометре устанавливаются верхний и нижний пределы давлении, отклонение от которых дает сигнал на станцию управления для разрядки трубки управления, в результате чего закрывается клапан - отсекатель.
При отсутствии электроэнергии сигнал поступает на станцию управления от пилотных клапанов или температурных предохранителей, как в предыдущих схемам.
Состав наземного оборудования комплексов приводится в таблице 7.
В зависимости от условий работы и необходимых технологических операций и процессе освоения и эксплуатации скважин скважинное оборудование комплексов КУСА и КОУК компонуется по 14-ти схемам, отличающимся составом оборудования и конструкцией отдельных составных частей (рисунки 9, 10, 11).
Применяемость схем компоновки скважинного оборудования комплексов и зависимости от основных параметров их работы указана в таблице 8.
Для разобщения трубной и затрубной зон и защиты эксплуатационной колонны труб от воздействия скважинной среды в оборудовании по схемам I-XI и XIV применяется эксплуатационный пакер, а в оборудовании по схемам XII и XIII - стационарный разобщитель.
В оборудовании но схемам III, V, VII, VIII, XI, XII и XIII предусмотрено извлечение из скважин колонны подъемных труб без пакера.
Отсоединение колонны труб от пакера осуществляется разъединителем колонны. Перед извлечением скважинного оборудования в оставляемую с пакером часть разъединителя с помощью инструментов канатной техники устанавливается глухая пробка с замком.
Для компенсации изменений длины колонны подъемных труб и оборудовании по схемам II, V, VI, VIII, X, XI и XIII предусмотрено телескопическое соединение.

Телескопическое соединение в оборудовании по схеме XIII позволяет осуществить посадку соединительного устройства стационарного разобщителя в переводник (корпус) разобщителя после окончания освоения скважины.

Для подачи ингибиторов разного назначения в оборудовании по схемам IV, VI, VII и VIII предусмотрены ингибиторные клапаны стационарного, и схемах IX — XIV - съемного типа.

Таблица 7
	Наземное оборудование
	КУСА-89-35-Д пакера
	KУCA-89-35-Д пакера Э
	КУСА-73-500-Д пакера
	КУСА-73-500-Д пакера Э

	КУСА-89/73-500-112

	КОУК-М-89/73-35-136К2-Э-14 КОУК-М-НКМ89/НКМ73-35-

-136К2-Э-114

	КУСА-89/73-500-112-Э

	КОУК-89/73-70-112-11

КОУК-114/89/73-70-112-11

	КОУК-89/73-70-112Э-11

КОУК-114/89/73-70-112-Э-11

	КОУКЗ-114/89-35 КЗ-12

КОУК-114/89-35 К3-13



	Станция управления, шт.:
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	СУ1-35
	1
	-
	1
	-
	1
	-
	-
	-
	-
	1

	СУЗ-35
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	1
	-
	-

	СУЭ-35
	-
	1
	-
	1
	-
	1
	1
	-
	1
	-

	Пилотный клапан, шт.:
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	КП-35-40Н
	1
	1
	1
	1
	1
	-
	1
	1
	1
	-

	КП-35-40В
	1
	1
	1
	1
	1
	-
	1
	I
	1
	-

	КП-35-40НКЗ
	-
	-
	-
	-
	-
	1
	-
	-
	-
	1

	КП-35-40ВКЗ
	-
	-
	-
	-
	-
	1
	-
	-
	-
	1

	Температурный предохранитель, шт.
	3
	3
	3
	3
	3
	3
	3
	3
	3
	3

	Уплотнительное устройство, шт.
	1
	1
	1
	1
	1
	1
	1
	1
	1
	1

	Электроконтактный манометр ВЭ-16Рб, шт.
	-
	1
	-
	1
	-
	1
	1
	-
	1
	-

	Фильтр для очистки газа ФОГ-16/1, шт.
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	1
	-
	1

	Трубка управления, комплект
	1
	1
	1
	1
	1
	1
	1
	1
	1
	1

	Распределитель, шт.
	2
	2
	2
	2
	2
	2
	2
	2
	2
	2

	Монтажные части, вентили и элементы для соединения и монтажа трубки управления, комплект
	1
	1
	1
	1
	1
	1
	1
	1
	1
	1


Таблица 8

	Комплекс
	Номер схемы компоновки скважинного оборудования
	Температура скважинной среды, 0С,

не более
	Наличие агрессивных компонентов в скважинкой среде
	Подача ингибитора разного назначения
	Потребность в подъеме скважинного оборудования для ремонта

	КУСА-89-350: КУСА-89-350-Э

КУСА-73-500: КУСА-73-500-Э
КУСА-89/73-500; КУСА-89/73-500-Э

	I
	80
	Отсутствуют

	Не предусмотрена

	Редкая


	
	II
	120
	
	
	

	КУСА-89-350; КУСА-89/73-500-Э

	III
	80

	
	Предусмотрена

	Частая

	
	IV
	
	
	
	Редкая

	KУCA-89-350, КУСА-89-350-Э

КУСА-73-500. КУСА-73-500-Э

КУСА-89/73-500. КУСА-89/73-500-Э
	V
	120

	
	Не преду- смотрена
	Частая

	КУCA-89-350; КУСА-89-350-Э

	VI
	
	
	Предусмотрена

	Редкая

	
	VII
	80
	
	
	Частая


	
	VIII
	120
	
	
	

	КУСА-73-500; КУСА-73-500-Э;

КУСА-89/73-500:

КУСА-89/73-500-Э
	IX
	80
	Отсутствуют

	Предусмотрена

	Редкая


	
	X
	120
	
	
	

	КУСА-73-500; КУСА-73-500-Э

КУСА-89/73-500. KУСА-89/73-500-Э КУСА-89/73-70-112, КОУK-89/73-112-Э КОУК-114/89/73-70-112

КОУК-114/89/73-70-112-Э
	XI
	200
	
	
	Частая


	КОУКЗ-114/89-35КЗ
	XII
	120

	СО2 и Н2S - до 26% по объему каждого

	
	

	КОУК4-114/89-35КЗ
	XIII
	
	
	
	

	КОУК-89/73-136-35К2-Э
	XIV
	15
	СО2 и Н2S - до 6% по объему каждого
	
	Редкая


Съемные клапаны устанавливаются в скважинных камерах при помощи инструментов канатной техники.
Для замещения жидкости в скважине при ее освоении предусмотрены циркуляционные клапаны 7, а для аэрации – клапаны 5. В оборудовании по схеме XIII аэрация при необходимости проводится через клапан 7.
Для аварийного глушения скважины предусмотрены циркуляционные клапаны 6, которые открываются при избыточном давлении внутри труб или в затрубном пространстве.
В оборудовании по всем схемам предусмотрен клапан – отсекатель тина КАУ, который при помощи замка фиксируется в посадочном ниппеле.
К клапану - отсекателю через ниппель подведена с поверхности трубка управления, связанная с наземной станцией управления. В оборудовании по схеме XIV ингибиторный и циркуляционный клапаны, а также глухие пробки устанавливаются в скважинных камерах.
В этой же схеме предусмотрена возможность извлечения скважинного оборудования при заклинивании пакера при спуске или подъеме. Для этой цели предусмотрено устройство разъединения труб. Оно позволяет отсоединить колонну подъемных труб от пакера путем вращения ее вправо. К оставшейся с пакером части разъединителя можно повторно присоединить колонну более прочных труб для срыва и подъема пакера. Скважинное оборудование комплексов, собранное по одной из схем с предохранительной гильзой в посадочном ниппеле, спускается в скважину на подъемных трубах совместно с трубкой управления, которая соединена с посадочным ниппелем и крепится к подъемной трубе при помощи хомутов.
После проверки герметичности соединений трубки устье скважины обвязывается фонтанной арматурой с проходом соответствующего размера. Трубка выходит на поверхность через уплотнительное устройство катушки фонтанной арматуры и обвязывается со станцией управления. Затем осуществляют замещение раствора в скважине на воду через башмак и посадку пакера в оборудовании по схемам I-XI и XIV.
Посадка пакера проводится гидравлически с использованием срезного клапана пакера или приемного клапана. Приемный клапан либо сбрасывается с устья, либо инструментами канатной техники устанавливается в ниппеле 9.
Из посадочного ниппеля при помощи инструментов канатной техники извлекается предохранительная гильза.
При необходимости (отсутствие приточки) через циркуляционный клапан 5 в скважине проводится аэрация жидкости.
После закрытия клапана 5 открывается циркуляционный клапан 7 и процесс замещения осуществляется через него. Этот клапан в последующем используется для промывки скважины, а также для ее глушения. Циркуляционные клапаны 5 и 7 открываются и закрываются инструментами канатной техники.
В оборудовании по схеме XII колонна подъемных труб спускается и крепится в обсадной колонне при помощи стационарного разобщителя, разрежается через циркуляционный клапан 7.
В том случае, когда этого разрежения недостаточно для пуска скважины, предусмотрена компоновка оборудования по схеме XIII. Телескопическое соединение в этой схеме позволяет провести замещение жидкости через затрубное пространство или подъемные трубы до посадки соединительного устройства стационарного разобщителя в переводник (корпус) разобщителя.
В оборудовании но схеме XIV перед освоением инструментами канатной техники из скважинной камеры (на расчетной глубине) извлекается глухая пробка и устанавливается циркуляционный клапан.
Корпус стационарного разобщителя спускается в скважину в составе эксплуатационной колонны труб.
Соединительное устройство разобщителя спускается в составе колонны подъемных труб.
По окончании освоения скважины за счет длины хода телескопического соединения проводится посадка соединительного устройства в корпус.
После выхода скважины на заданный режим эксплуатации инструментами канатной техники с установки типа ЛСГ1К-131 через герметизированное устье скважины закрываются циркуляционные клапаны, из посадочного ниппеля извлекается предохранительная гильза и устанавливается клапан - отсекатель.
После установки клапана - отсекателя включается в работу станция управления, и в трубке управления создается давление, удерживающее клапан - отсекатель открытым.
В процессе эксплуатации различные ингибиторы дозируются и попадаются в подъемные трубы посредством ингибиторных клапанов 13.
Закрытие клапана - отсекателя при работе и автоматическом режиме происходит в следующих случаях:
- при повышении или понижении давления и выкидной линии фонтанной арматуры (но сравнению с установленными пределами), при срабатывании пилотных клапанов или но сигналу электроконтактного манометра;
- при повышении температуры на устье до 70 °С или более, когда давление в трубке управления падает за счет разгерметизации плавких предохранителей;
- при нарушении герметичности обвязки скважины со станцией управления.
При местном управлении клапан - отсекатель закрывается принудительно со станции управления нажатием кнопки «Стоп».
При дистанционном управлении клапан - отсекатель закрывается при подаче сигнала с диспетчерского пункта промысловой телемеханики.
В комплект поставки входят наземное оборудование комплекса (в соответствии с таблицей 7), скважинное оборудование (в соответствии со схемой компоновки скважинного оборудования) и запасные части.
2.2 Комплексы скважинного оборудования КПГ, КПГ1 И КПГ2

Эти комплексы предназначены для эксплуатации газовых и газоконденсатных скважин с гарантией автоматического перекрытия ствола скважины при изменении параметров сверх заданных пределов, а также в случае разгерметизации устья и подъемных труб.
Комплексы скважинного оборудования позволяют осуществлять все технологические операции, связанные с эксплуатацией и ремонтом скважины (рисунок 12).
Условное обозначение комплексов КПГ состоит из наименования и шифра: первые буквы и цифра после них - обозначение комплекса и номер модели, далее через тире: условный диаметр (мм) и тип резьбы колонны подъемных труб, рабочее давление (МПа), наружный диаметр, пакера (мм); исполнение по коррозионностойкости: Kl, K2, К2И и КЗ. Например: комплекс скважинный (подземный) для газовых скважин КПГ-73-35-136 или КПГ1-89-35-145К1.
Скважинное оборудование комплексов (без клапана - отсекателя с замком и уравнительным клапаном) спускается в скважину на колонне подъемных труб.
Посадка пакера проводится гидравлически; при посадке используется либо срезной клапан, либо приемный клапан, который сбрасывается с устья или устанавливается в ниппеле инструментами канатной техники.
После посадки пакера и опрессовки скважинного оборудования инструментами канатной техники открывается циркуляционный клапан типа КЦМ или КЦМ1 и проводится освоение скважины. В дальнейшем эти клапаны используются для промывки или глушения скважины.
В комплексах тина КПГ1 перед освоением инструментами канатной техники разблокируется телескопическое соединение СТ2 для снятия к колонне подъемных труб растягивающих напряжении, возникающих при посадке пакера.
После выхода скважины на заданный режим эксплуатации при помощи инструментов канатной техники закрывается циркуляционный клапан КЦМ или КЦМ1, и в посадочный ниппель устанавливаются последовательно соединенные клапан - отсекатель, уравнительный клапан и замок. Клапан -отсекатель фиксируется в ниппеле при помощи замка.
В комплексах типа КПГ1 после освоения до установки клапана -отсекателя инструментами канатной техники из скважинном камеры извлекается глухая пробка и устанавливается ингибиторный клапан.
В процессе эксплуатации скважины в подъемные трубы из затрубного пространства через ингибиторный клапан возможна дозировочная подача ингибиторов разного назначения.
Для аварийного глушения служат клапаны типа КЦГ или КЦГ1, отрывающиеся при избыточном давлении в трубах или затрубном пространстве. При нарушении герметичности устья или подъемных труб или при увеличении дебита скважины сверх заданного происходит автоматическое закрытие клапана - отсекателя. После устранения причин разгерметизации устья клапан - отсекатель может быть открыт с устья путем повышения давления в подъемных трубах. В случае необходимости подъема колонны подъемных труб без пакера в шток разъединителя колонны труб типа РК для изоляции пласта при помощи инструментов канатной техники устанавливается глухая пробка, после чего осуществляется отсоединение разъединителя.
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Рисунок 12. Комплекс скважинного оборудования типов КПГ (а) и КПГ1 (б):

а: 1 – телескопическое соединение типа СТ; 2 – циркуляционный канал типа КЦГ; 3 – ингибиторный клапан типа КИНГ; 4 – циркуляционный клапан типа КЦМ; 5 – разъединитель колонны типа РК; 6 – пакер типа ЗПД-ЯГ; 7 – посадочный ниппель; 8 – замок типа 13К; 9 – уравнительный клапан типа КУМ; 10 – клапан – отсекатель типа КА; 11 – срезной клапан пакера; б: 1 – телескопическое соединение типа СТ2; 2 – циркуляционный клапан типа КЦГ1; 3 – скважинная камера типа К; 4 – ингибиторный клапан типа КИНГС; 5 – циркуляционный клапан типа КЦМ1; 6 – разъединитель колонны типа РК (или разъединительное устройство для КПГ1-73-35); 7 – пакер типа2ПД-ЯГ; 8 – посадочный ниппель; 9 – замок типа ЗНЦВ1; 10 – уравнительный клапан типа КУМ1; 11 – клапан – отсекатель типа КА; 12 – срезной клапан пакера

В комплексах КПГ1-73-35 отсоединение колонны подъемных труб от пакера происходит при помощи разъединительного устройства. При вращении колонны труб вправо освобождается цанга разъединительного устройства, цанга и уплотнение разъединителя поднимаются вместе с колонной подъемных труб.
Комплексы типа КПГ1 по сравнению с комплексами типа КПГ имеют следующие отличия: циркуляционный клапан КУМ1 имеет проточку на гильзе, уменьшающую усилие перемещения гильзы и предотвращающую ее заклинивание; в циркуляционном клапане КЦГ1 рабочим органом является мембрана, а также в отличие от клапана КЦГ в нем отсутствуют уплотнения и трущиеся поверхности; телескопическое соединение типа СГ2 обеспечивает компенсацию длины колонны подъемных труб в двух направлениях и позволяет разъединителю колонны труб типа РК произнести ход, необходимый для отсоединения его от пакера; замок тина ЗНЦВ1 отсоединяется от спускного инструмента только после фиксации замка в посадочном ниппеле; циркуляционный клапан типа КИНГС съемного типа, он устанавливается и извлекается из скважинкой камеры инструментами канатной техники; пакер комплексов КПП съемного типа простой конструкции, извлечение его проводится обычным натягом колонны подъемных труб.
Комплексы КПГ2 отличаются от комплексов КПГ, КПГ1 конструкцией пакера, позволяющего проводить посадку его при уменьшенном давлении 14 МПа вместо 24 МПа для комплексов КПГ и КПГ1, что позволяет применять фонтанные арматуры на уменьшенное давление 21 МПа.

В комплект поставки входят скважинное оборудование, глухая пробка с замком, приемный клапан, ниппель приемного клапана, запасные части, инструменты и принадлежности.

2.3 Комплексы скважинного оборудования КСГ и КСГ1.

Эти комплексы предназначены для эксплуатации газовых и газоконденсатных сверхглубоких скважин с нормальным и аномальным пластовыми давлениями. Они гарантируют автоматическое перекрытие ствола скважины при увеличении дебита сверх заданных пределов, а также в случае разгерметизации устья или подъемных труб.
Конструкция составных частей комплексов разработана применительно к сложности работы на больших глубинах при аномально высоком давлении (рисунок 13).
Регулирование отбора продукции и комплексах осуществляется скважинным дросселем со сменными насадками. Это позволяет снизить давление в колонне подъемных труб выше дросселя.
После установки клапана - отсекателя, как и в комплексах типов КПГ и КПГ1, в шток разъединителя колонн при помощи инструментов канатной техники устанавливается дроссель с замком.
В оборудовании условным диаметром подъемных труб 73 мm применено телескопическое соединение СТ2Г с гидравлическим замком механизма упрочения и возможностью передачи крутящего момента. Соединение управляется инструментами канатной техники.

В оборудовании с условным диаметром подъемных труб 89 мм применено телескопическое соединение типа СТ2 и пакер ПД-ЯГР разбуриваемого типа.
В комплект поставки входят скважинное оборудование, приемный клапан, ниппель приемного клапана, запасные части, инструменты и принадлежности.
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Рисунок 13. Комплексы скважинного оборудования типов КСГ и КСГ1:
1 – телескопическое соединение типов СТ2Г и СТ2 (для КСГ-89) 2 – циркуляционный клапан типа КЦГ; 3 – скважинная камера типа КЦГ; 4 – ингибиторный клапан типа КИНГС; 5 – циркуляционный клапан типа КЦМ; 6 – разъединитель колонны типа РК; 7 и 12— замок типа ЗНЦВ1 или ЗНЦВ; 8 – дроссели; 9 – сменная насадка дросселя: 10 – пакер типов ПД-ЯГ и ПД-ЯГР (для КСГ-89); 11 – посадочный ниппель; 13 – уравнительный клапан; 14 – клапан – отсекатель типа КА: 15 — срезной клапан пакера

2.4 Станции управления СУЭ-35, СУ1-35, СУЗ-35

Предназначены для управления скважинными клапанами - отсекателями в комплексах типов КУСА-Э, КУСА, КОУК-Э и КОУК соответственно, первая и третья – при наличии источника электроэнергии, вторая и четвертая – при отсутствии его (табл. 9).
Условные обозначения станции управления: С – станция, У – управления, 1 или 3 – номер модели, Э – электрогидравлического типа, без буквы Э – пневмогидравлического типа, 35 – условное рабочее давление в МПа. Например: СУЭ-35 СУЗ-35.
Станция управления СУЭ состоит из гидравлического блока, блока автоматики и блока управления, размещенных в шкафу, который изготовлен с учетом защищенности от воздействия воды.
Гидравлический блок включает бак, дозаторный насос, разгрузочный, предохранительный, обратный клапаны и датчик уровня жидкости.
В блоке управления предусмотрены электроконтактный манометр, настраиваемый на требуемые пределы пуска и остановки насоса, и датчик давления, отключающий станцию в случае падения давления в трубках управления до нуля.
Электроконтактный термометр и терморегулятор предназначены для контроля температуры в блоке.
Блок автоматики служит для передачи команд с блока управления и электроконтактного манометра исполнительным механизмом. Блок состоит из магнитных пускателей, промежуточных реле, понижающего трансформатора, электронагревателя для поддержания температуры и реле времени для обесточивания станции управления после аварийного закрытия отсекателя.

Таблица 9
	Показатели
	Станция управления

	
	СУЭ-35
	СУ1-35
	СУЗ-35

	Рабочее давление, МПа
	35
	40
	40

	Давление сигнальной линии, МПа
	-
	0,5 – 40
	0,5 – 40

	Давление в пневматиче-

ской линии, МПа
	-
	0,7 – 1,5
	0,7 – 1,5

	Подача насоса, л/ч
	16
	40
	40

	Напряжение питании, В
	380
	-
	-

	Потребляемая мощность, кВт
	1,2
	-
	-

	Вместимость пневматиче-

ского аккумулятора (при

15 МПа), л
	-
	24
	-

	Рабочий агент в гидрав-

лической системе при

температуре окружающе-

го воздуха 50-70 0С
	Масло АМГ-Р по

ГОСТ 6794-75
	Транспортное масло

но ГОСТ

982-80



	Рабочий агент в пневма-

тической системе
	-
	Азот, осушенный воздух или газ

	Вместимость бака, л
	25
	25
	25

	Габаритные размеры, мм
	1020х800х1850
	904х700х1685
	218х430х1800

	Масса, кг
	249
	170
	170


Для защиты электрических цепей и элементов от перегрузок служат автоматический включатель и предохранители.
Насос станции пускается включением автоматического выключателя и тумблера. Выключение датчика давления сигнализируется лампочкой.
При поступлении сигнала от электроконтактного манометра, установленного на устье, о нарушении режима работы скважины или о разгерметизации устья блок автоматически приводит в действие разгрузочный клапан, в результате чего снимается давление в трубках управления, закрывается клапан - отсекатель и загорается сигнальная лампа аварийной ситуации.
Принудительно со станции управления этого же эффекта можно достичь, нажав кнопку «Стоп».
При отсутствии электроэнергии и в случае нарушения режима работы скважины срабатывает направляющий распределитель, который резко снижает давление в трубке управления, в результате чего закрывается клапан - отсекатель.
Открытие клапана - отсекателя осуществляется нажатием кнопки «Пуск».
Станция СУ1 (рисунок 14) включает пневмогидравлический насос, бак для рабочего агента, воздушные баллоны и элементы пневмогидроавтоматики. Воздух для привода насоса берется от воздушного компрессора или от баллонов, расположенных внутри станции. При использовании газа скважины для привода насоса газ осушается и очищается в фильтре типа ФОГ-16/1. В насосе предусмотрен также ручной привод. Давление жидкости, поливаемой насосом, превышает давление газа на вводе в насос в 60 раз и регистрируется на выходе из насоса манометром 7 и в трубке управления манометром 16.
В гидравлической системе насоса предусмотрены обратный, разгрузочный, предохранительный клапаны и дроссель.
При подаче воздуха или газа в привод насоса при открытом пусковом вентиле 10 в трубке управления и сигнальной линии насосом создается давление жидкости. При достижении заданного давлении насос отключается при помощи реле давления и пусковой вентиль закрывается. Устанавливается автоматический режим работы станции, обеспечивающий стабильное давление в трубке управления и сигнальной линии.

При нарушении режима работы скважины срабатывают пилотные клапаны и разгружается сигнальная линия.
При падении давления в сигнальной линии срабатывает разгрузочный клапан, резко снижается давление в трубке управления и клапан - отсекатель закрывается.
При местном ручном управлении клапан - отсекатель закрывается при открытии разгрузочного вентиля 12.
Станция СУЗ позволяет проводить как одновременное закрытие или открытие клапанов - отсекателей в шести скважинах куста, так и индивидуальное открытие или закрытие клапана - отсекателя любой из скважин.
2.5 Пилотные клапаны типа КП

Предназначены для подачи сигнала на исполнительный механизм комплексов типа КУСА и КОУК для закрытия клапана - отсекателя при повышении или понижении давлении в выкидной линии фонтанной арматуры выше или ниже заданного предела (таблица 10).

Условные обозначения пилотного клапана: К – клапан, П – пилотный, 35 – рабочее давление (МПа), 40 – максимальное давление настройки клапана (МПа), В – сигнализирующий о превышении верхнего заданного предела давлений, Н - сигнализирующий о понижении давления ниже нижнего заданного предела, КЗ – испытание по коррозионностойкости. Например: КП 35-40В и КП-35-10ПКЗ.

Таблица 10
	Показатели
	Пилотный клапан

	
	КП-35-40В
	КП-35-40ВКЗ
	КП-35-40Н
	КП-ЗБ-40НКЗ

	Максимальное контроли-

руемое давление, МПа
	40
	40
	40
	40

	Диапазон настройки дав-

ления, МПа:
	
	
	
	

	верхней ступени
	10—40
	10-40
	10—40
	10—40

	нижней ступени
	2-15
	2—15
	0,5-15
	0,5—15

	Максимальное давление

рабочего агента в сиг-

нальной линии, МПа
	35
	35
	35
	35

	Рабочий агент в сигнальной линии
	Масло АМГ-10 по ГОСТ 6794-75

	Контролируемая среда
	Нефть, газ, газоконденсат и пластовая вода

температуры до 120 0С

	
	без агрес-

сивных

компонен-

тов
	с объемным

содержа-

нием СО2

и H2S —

до 26%

каждого
	без агрес-

сивных

компонен-

тов
	с объемным

содержа-

нием СО2 и H2S -

до 26%

каждого

	Габаритные размеры, мм
	310х46х105
	300х46х105

	Масса, кг
	2
	1,95


Клапаны ниппельным концом корпуса установлены на выкидной линии фонтанной арматуры и штуцерами соединены соответственно с сигнальной линией от станции управления и выкидом в емкость.

Давление открытия клапана регулируется усилием пружины, которая настраивается на заданное усилие при помощи регулируемого винта. Как только давление в выкидной линии фонтанной арматуры превысит заданное значение, поршень приподнимает клапан, в результате чего сигнальная линия соединяется с выкидом в емкость. Это служит сигналом исполнительному механизму на закрытие клапана - отсекателя.

Клапан закрывается автоматически при снижении давления в выкидной линии фонтанной арматуры под действием пружины.

3. Расчеты экономических затрат

Стоимость оборудования

Таблица 11

	Наименование оборудования
	Количество
	Цена ед. руб.
	Сумма, руб.

	1. ОКК 1
	1
	53680
	53680

	2. Фонтанная арматура АФК1 – 65 * 35
	1
	169400
	169400

	3. Задвижка ЗМС 1 – 65*21 К1
	10
	14140
	141400

	4. Регулируемый дроссель
	1
	47100
	47100

	5. Станция управления СУАП – 2
	1
	8050
	8050

	6. Комплекс скважинного оборудования КУСА
	1
	15600
	15600

	7. Комплекс скважинного оборудования КПГ
	1
	11400
	11400

	8. Комплекс скважинного оборудования КСГ
	1
	165800
	165800

	9. Станция управления СУЭ - 35
	1
	8100
	8100

	10. Пилотные клапаны
	2
	15000
	150000

	Итого:
	770530


Амортизационные отчисления

Таблица 12

	Наименование
	Сумма руб.
	Норма амортизации
	Сумма амортизационных отчислений руб.

	Оборудование
	770530
	12%
	92464

	Итого:
	770530
	
	92464


Зарплата

Таблица 13

	Наименование работы
	Должность
	Кол-во

ед.
	Оклад в мес.
	Годовая сумма, руб.

	1. Буровой мастер
	ИТР
	1
	43000
	516000

	2. Бурильщик
	6 разряд
	1
	28000
	336000

	3. Помощник бурильщика
	4 разряд
	2
	25000
	600000

	4. Помощник бурильщик
	3 разряд
	1
	20000
	240000

	Итого:
	1692000


Отчисления на социальное страхование 1692000*26% = 439920 руб.

Таблица 14

	Наименование статей
	Сумма

	1. Амортизационные отчисления
	92464

	2. Зарплата
	1692000

	3. Отчисления на социальное страхование
	439920

	Итого:
	2224384


4. Охрана труда и окружающей среды

Обсадные колонны нефтяных и газовых скважин должны быть связаны между собой колонной головкой, которая испытывается после монтажа на давление, не превышающее давление опрессовки колонны, применяемое по установленной форме. Опрессовка колонной головки на условное давление должно проводиться по установленной форме на устье.

Устья фонтанной и компрессорной скважин оборудуются стандартной арматурой, рабочее давление которой должно соответствовать максимальному давлению, ожидаемому на устье скважины. Схема сборки арматуры должно быть утверждена объединением.

Арматуры до установки на устье скважины должна быть опрессована в собранном виде на пробное давление, предусмотренное паспортом. Фонтанная арматура после установки на устье должна быть опрессована на давление, допустимое для опрессовки эксплуатируемой колонны. Результаты опрессовки оформляются актом.

Фонтанно - компрессорная арматура, независимо от ожидаемого рабочего давления должна монтироваться с полным комплектом шпилек и на уплотнениях, предусмотренных техническими условиями на поставку арматуры.

Под выкидными линиями фонтанно-компрессорной арматуры расположенными на высоте, должны быть установлены надёжно укреплённые опоры, предотвращающие падение секций при их отделении во время ремонта, а также вибрации от ударов струн.

Снижать давление в затрубном пространстве разрешается только через штуцер, установленный после второй задвижки от крестовика.

Перед сменой штуцера и штуцерных патрубков необходимо (после перевода струн на резервный выкид и закрытия соответствующих задвижек на рабочем выкиде) снижать давление в струне за штуцером до атмосферного при помощи вентиля, установленного на линии.

Стволы скважины и аппаратуры, а также газопроводы, находящиеся под давлением должны отогреваться только паром или горячей водой.

Трубопроводы, краны, сепараторы должны продуваться через отходящие линии с выводом продувочного газа через отводные линии с выводом продувочного газа через отводные линии на большое расстояние.

Трубопроводы газо-воздухораспределительных будок, проложенных по низу, должны располагаться в лотках, прикрытых съёмными гултами. На линиях у распределительных будок должны быть установлены вентиль и обратный клапан.

На газовых или воздушных коллекторах газо- и воздухоразделительных будок должны быть предусмотрены продувочные линии, конец которых должен быть находиться на расстоянии не ближе 10 м от будки и направлен в приямок.

Раздел 2 Эксплуатация газопроводов и оборудования микрорайона с котельной и детальная разработка защиты газопроводов от электрохимической коррозии
1. Перспективы развития газовой промышленности
Возникновение и развитие газовой промышленности в нашей стране относится к сороковым годам. Первый газовый завод был построен в Петербурге в 1835 году. Позднее были построены заводы в Риге, Вильно, Москве, Одессе, Харькове и некоторых других городах, крупнейшим из них был Московский завод, вступивший в строй в 1865 году.

Весь газ в то время вырабатывался из каменного угля и предназначался только для освещения, отчего газ получил название светильный. Трубы применялись только чугунные с раструбчатыми соединениями на свинце.

После Великой Октябрьской социалистической революции началось применение газа в быту и в промышленности, а газовое освещение стало вытесняться электрическим. Первый магистральный газопровод Саратов – Москва, диаметром 300 мм и протяженностью 850 км, вступил в эксплуатацию в 1946 году. Вслед за газопроводом Саратов – Москва были построены газопровод Кохтла – Ярве – Ленинград для подачи искусственного сланцевого газа из Эстонии и газопровод от месторождений природного газа в Западной Украине Дашава – Киев – Брянск – Москва.

Затем началось интенсивное освоение газовых месторождений в Ставропольском и Краснодарском краях и строительство магистральных газопроводов в центральных районах страны. Газовая промышленность вступила в период бурного развития. Началась широкая газификация городов и сельских населенных пунктов.

За годы Советской власти построено свыше 200 тыс. км магистральных и распределительных газопроводов. Важным звеном в общей системе газоснабжения страны являются подземные газопроводы, по которым газ поступает непосредственно к жилым домам, коммунально-бытовым и промышленным предприятиям.

Эксплуатацией магистральных газопроводов занимаются организации министерства газовой промышленности (Трансгазы).

В настоящее время газовым топливом в быту пользуются более 80% населения страны, причем большая часть квартир газифицированы сжиженным газом.

Природный газ используется преимущественно промышленностью и в теплоэнергетике, на долю которой приходится около 50% потребляемого газа, том числе на электростанциях Минэнерго – 26%, в отопительных котельных – 15% и в промышленных котельных – 14%. Нет ни одной отрасли народного хозяйства, где газ не используется.

1.2 Общие данные по газифицированному объекту

Объект – жилой микрорайон площадью 3,8 Га. В микрорайоне имеются подземные коммуникации: 

· Газопровод (159×4; 114×4,5; 89×3,5; 57×3 ).

· Водопровод (108×3,5; 89×3,5; 60×3).

· Теплопровод (159×4,5; 114×4,5; 76×3)

В данном микрорайоне используется газ Дашавского месторождения составом: СН 4- 98,9%; С 2Н 6- 0,3%; С 3Н8- 0,1%; С 4Н 10- 0,1%; С 5Н 12- 0%; N2 – 0,4%; СО 2-0,2%. Низшая теплота сгорания данного газа 8513 ккал. Удельное электрическое сопротивление грунта 8,4 Ом*м. 

2. Расчётно-технологическая часть

2.1 Эксплуатация подземных и надземных газопроводов

К подземным газопроводам относятся уличные транзитные и распределительные газопроводы различного давления, внутриквартальные и дворовые газопроводы, ответвления или вводы от уличных газопроводов.

В состав работ по эксплуатации подземных газопроводов входят:

· Приёмка в эксплуатацию вновь построенных газопроводов;

· Присоединение вновь построенных газопроводов к действующим;

· Ввод в эксплуатацию новых газопроводов;

· Надзор и обслуживание газопроводов и сооружений на них;

· Профилактический и капитальный ремонт;

· Контроль за давлением;

· Защита от коррозии.

Наблюдение за состоянием наружных газопроводов и сооружений на них осуществляется путем обхода трассы газопровода. 

Не принятые в эксплуатацию участки газопровода должны быть отключены металлическими заглушками от действующего газопровода, а запорные устройства перед этими участками опломбированы в закрытом положении. Бездействующие газопроводы должны быть отрезаны с обеих сторон и продуты воздухом.

 Не реже 1 раза в год следует выполнять следующие работы: 

· очистку колодцев от грязи и посторонних предметов; 

· проверку и закрепление лестниц и скоб в колодцах и ограждений наружных вводов; 

· очистку задвижек и компенсаторов от грязи и ржавчины; 

· «разгон» червяка задвижки и его смазку; 

· проверку плотности и набивки сальников; 

· проверку плотности всех соединений задвижек и компенсаторов с помощью мыльной эмульсии; 

· проверку состояния компенсаторов (при снятых стяжных болтах).

Не реже 1 раза в 5 лет следует проводить проверку плотности и состояния изоляции подземных газопроводов всех давлений с помощью приборов или методом бурового и шурфового осмотра. Допускается испытание газопроводов на плотность воздухом, по нормам, принятым для таких испытаний после окончания строительства газопровода.

Буровой осмотр осуществляется бурением скважин через 3м или у сварных стыков на расстоянии 0,3-0,5 м от стенки газопровода на глубину укладки его, а зимой в случае промерзания грунта — на глубину промерзания. В местах расположения контрольных трубок скважины не бурятся. Наличие газа в скважинах определяется газоиндикатором, а при расположении ее более чем в 3 м от зданий, колодцев и других сооружений — применением огня. Если газ не загорелся, скважина должна быть проверена газоиндикатором.

Для определения состояния изоляции и труб подземного газопровода отрываются шурфы длиной 1,5—2 м на 200 м газопровода, а также в местах расположения конденсатосборников. Данные бурового и шурфового осмотров заносятся в эксплуатационный паспорт газопровода.

Ремонт (ревизия) внутренних газопроводов и газового оборудования должен производиться не реже 1 раза в год, если согласно паспортам заводов-изготовителей на оборудование и приборы автоматики не требуется проведения ремонта в более короткие сроки.

Капитальный ремонт газопроводов составляют следующие работы: замена отдельных участков труб или отдельных мест изоляции, замена внутренних газопроводов при капитальном ремонте котельной, замена коверов, ремонт колодцев (перекладка горловин колодцев, наращивание колодцев, ремонт гидроизоляции или штукатурки, смена лестниц и др.), замена неисправных отключающих и сетевых устройств.
2.2 Эксплуатация газифицированных котельных, ГРП, ГРУ, ШРП
Эксплуатация газифицированных котельных. Подготовка к приему газа. За подготовку к приему газа, а в дальнейшем – за эксплуатацию системы газоснабжения котельной несет ответственность инженерно – технический работник, прошедший специальную подготовку. К организационным мероприятиям по приему газа относятся: Обучение и аттестация всего персонала; обеспечение персонала инструментом, средствами личной защиты и приборами контроля загазованности воздушной среды; обеспечение рабочих мест стендами и плакатами по технике безопасности; Подготовка эксплуатационной документации по обслуживанию газопроводов, газового оборудования и котлов (графики планово – предупредительных осмотров и ремонтов, журналы, ведомости, паспорта ГРП и подземного газопровода и т. п.); Заключение договора на получение газа. До пуска газа необходимо выполнить следующие работы: Очистку коверов и колодцев ото льда и мусора, откачку воды; изготовление крюков для открытия крышек колодцев; изготовление и проверку торцовых ключей для открытия задвижек, расположенных в колодцах, с поверхности земли; установку недостающих настенных указателей расположение устройств на подземных газопроводах; Набивку сальников, смазку штоков задвижек и вентилей; нанесение на арматуру нумерации, принятой в схеме газопроводов, и указателей направления вращения штурвалов; установку накидных ручек на краны;  Укомплектования помещения ГРП противопожарными средствами и нанесение предупредительных надписей «Огнеопасно – газ»;

· Подготовку тройника, ручного воздушного насоса и двухтрубного манометра для предварительной настройки и периодической проверки ПЗК и ПСУ на указанные в проекте пределы; присоединение компрессора для проведения контрольной опрессовке газопроводов;

· Проверку наличия и срока действия клейма госповерителя на регистрирующих приборах в узле измерения расхода газа, а в случае установки ротационного счётчика (РГ) – его расконсервации; установку и проверку средств измерений (приборы, имеющие просроченные клейма госповерителя, подлежат замене);

· Проверку коммутации щитов автоматики, опробование её систем, предварительную настройку датчиков автоматики безопасности на параметры отключения, указанные в проекте;

· Установку заглушек за запорными устройствами на газопроводах, не подготовленных к пуску котлов, отсоединение (глушение) продувочного и трубопровода безопасности этих котлов.

 Предпусковые работы по осмотру газопроводов, настройки предохранительных клапанов, проверке регуляторов давления газа, расконсервации счётчиков, апробированию автоматики и проверке средств измерений, как правило, выполняются под руководством представителей специализированных организаций. До начала работ следует детально ознакомится с проектом, исполнительно-технической документацией, паспортами оборудования и производственными инструкциями.

Пусконаладочные работы.

Подготовительные работы. Основными этапами подготовки к проведению пусконаладочных работ после монтажа котла являются:

· сушка обмуровки;

· химическая, очистка поверхности нагрева; 

· паровое (для паровых котлов) и комплексное опробование.

До начала указанных работ должны быть укомплектованы штаты, эксплуатационный персонал обучен и проэкзаменован на право обслуживания котлов; обеспечено бесперебойное снабжение топливом, водой, электроэнергией, материалами, инструментами и запасными частями; составлены и выданы на рабочие места производственные инструкции и технологические схемы; заготовлены формы эксплуатационной документации; получено разрешение комиссии на проведение комплексного опробования.

Пуску газа к котлам должна предшествовать контрольная проверка на плотность запорных устройств газопроводов котлов, продувочных трубопроводов и трубопроводов безопасности, импульсных трубок. После контрольной проверки закрывают запорные устройства на газопроводах неработающих котлов, за исключением кранов трубопроводов безопасности.

Для обеспечения надежного пуска котла необходимо:

· проверить наличие, состояние и правильность подключения средств измерений;

· проверить коммутацию щитов автоматики, опробовать ее системы и произвести предварительную настройку датчиков на указанные в проекте параметры;

· подготовить к работе ЗЗУ, автоматику питания котла и проверить действие дистанционного управления регулирующими органами расхода газа, направляющими аппаратами дымососа и вентилятора.

Пуск котла, подведомственного органам Госгортехнадзора, допускается после приемки газопроводов и газового оборудования, оформленной актами рабочей комиссии, при условии регистрации (освидетельствования) котла и при наличии разрешения инспектора котлонадзора, записанного в шнуровой книге котла. Котел, не регистрируемый в местных органах Госгортехнадзора, растапливают по письменному распоряжению лица, ответственного за его безопасную эксплуатацию. Пуск любого котла ведется по распоряжению и под руководством начальника котельной или лица, соответствующего ему по должности, после внесения необходимой записи в журнал распоряжений и в строгом соответствии с утвержденной инструкцией.

Окончание пуска котла оформляют актом. 

Проведение пусконаладочных работ. К промышленной эксплуатации допускаются только газоиспользующие установки, на которых закончен комплекс пусковых и режимно-наладочных работ, целью которых является наладка газоиспользующего оборудования, средств автоматического регулирования и безопасности, теплоутилизационных устройств, вспомогательного оборудования, установок водоподготовки. Конечным результатом работ на газоиспользующем оборудовании должно являться установление оптимальных режимов работы с учетом технологических условий и минимально возможными удельными расходами топлива.

По результатам наладочных работ должен быть составлен отчет, включающий следующие разделы: 

· Введение;

· Характеристика оборудования; 

· Программа и условия проведения работ; 

· Результаты работы; 

· Выводы и предложения. 

Разрешение на пуск газа для промышленной эксплуатации выдается местным органом госгазнадзора при наличии: режимных карт и графиков работы на основном и режимном топливе, технологических схем газопроводов; инструкции по безопасной и эффективной эксплуатации котлов; документов об обучении и проверке знаний ИТР и рабочих, обслуживающих систему газоснабжения, котлы, установки водоподготовки.

Эксплуатация систем газоснабжения котельных.

В объем работ по эксплуатации систем газоснабжения (газопроводов, газового оборудования ГРП, ГРУ и котельных, систем автоматического регулирования и безопасности сжигания газа) входят: 

· техническое обслуживание;

· плановые и капитальные ремонты; 

· аварийно-восстановительные работы.

 Все работы по эксплуатации систем газоснабжения должны выполняться с соблюдением производственных (технологических) инструкций, разработанных и утвержденных в установленном порядке.

Эксплуатация котлов.

Обслуживание котлов должно производиться в строгом соответствии с требованиями производственных инструкций и указаниями, изложенными в режимных картах.

Пуск и остановку котлов следует производить в соответствии с графиком очередности их работы, учитывающим изменение тепловой нагрузки котельной и периодичность ремонтов.

Работа котла с производительностью ниже минимальной, предусматриваемой режимной картой, не допускается. При наличии на котле нескольких горелок производительность котла нужно регулировать изменением тепловой мощности всех горелок (исключение составляют котлы ПТВМ). Включение или выключение отдельных горелок приводит к тепловым перекосам, перегреву выключенных горелок и снижению экономичности.

Нельзя допускать работу нескольких котлов с резко сниженной производительностью или отдельных котлов с повышенной производительностью, так как это ведет к снижению их КПД и перерасходу топлива. Каждый котел нужно загружать так, чтобы экономичность при данной нагрузке была наивысшей.

Для нормальной работы котла очень важно исключать подсосы воздуха в топку. При завышенной подаче воздуха снижается температура газов, что приводит к уменьшению количества теплоты, передаваемой радиационным поверхностям, и вызывает перегрузку конвективных поверхностей. В результате повышается температура отходящих газов и, следовательно, снижается КПД котла и уменьшается его производительность. Чем ближе присосы к топке и чем они больше, тем выше температура отходящих газов и потери теплоты с ними.

При уменьшении избытка воздуха ниже оптимального значения в отходящих газах появляются продукты неполного сгорания, возникает потеря теплоты от химической неполноты сгорания топлива, снижаются КПД и производительность котла.

Регулирование температуры пара. Для регулирования температуры пара применяют различные методы регулирования: паровой, газовый и аэродинамический или сочетание их. Выбор методов регулирования температуры перегретого пара в каждом случае осуществляется проектной организацией.

Периодическая продувка ведется в зависимости от показателей качества питательной воды и прозрачности котловой воды не менее 1 раза в смену. Длительность периодической продувки не должна превышать 30 с при усиленном наблюдении за уровнем воды в котле.

Контроль за качеством питательной, подпиточной, котловой, сетевой воды, конденсата и пара осуществляется химической лабораторией. Результаты анализов воды, выполнения режима продувки котлов, операции по обслуживанию оборудования водоподготовки, а также состояние внутренних поверхностей котлов при остановке на чистку должны заноситься дежурным персоналом лаборатории в суточные ведомости и журналы по работе котлов и систем водоподготовки.

Сбор и возврат конденсата. Возврат и использование конденсата является одним из важнейших условий экономии топлива, повышения надежности работы котлов и снижения эксплуатационных расходов на хим-водоочистку. Возврат конденсата должен предусматриваться за счет избыточного давления за конденсатоотводчиком или с помощью насосов.

Осмотр и ремонт котлов и оборудования. Профилактическое обслуживание котлов и вспомогательного оборудования включает комплекс мероприятий: 

· планово-предупредительный осмотр (ППО) и мелкий ремонт деталей без снятия и разборки оборудования; 

· планово-предупредительный ремонт (ППР) с частичной разборкой оборудования, исправлением мелких дефектов, ремонтом или заменой изношенных деталей и узлов; 

· капитальный ремонт с полной разборкой оборудования и заменой изношенных деталей, узлов, механизмов и оборудования; 

· работы по реконструкции оборудования для повышения его производительности и экономичности.

Непредвиденные работы, необходимость которых выявлена эксплуатационным персоналом, проводятся вне графика, а работы аварийного характера выполняют незамедлительно.

Капитальный ремонт выполняют, как правило, специализированные ремонтные организации. Документация по капитальному ремонту оборудования должна быть утверждена заказчиком и согласована с ответственным руководителем работ ремонтного предприятия.

Техническое обслуживание и плановые текущие ремонты выполняются в сроки, предусмотренные графиками, которые должны быть составлены исполнителями (начальник котельной, специализированная организация) и утверждены руководством предприятия. 

Результаты выполнения работ по обслуживанию и ремонту газопроводов, газового оборудования ГРП (ГРУ) и котлов должны отмечаться в эксплуатационно-технической документации (журналы работ, ремонтные карты, прилагаемые к паспортам газопровода или ГРП).

Эксплуатация ГРП, ГРУ, ШРП.

Регуляторы давления являются основным оборудованием регуляторных пунктов, которые предназначены для снижения давления газа и автоматического поддержания его на заданном уровне. 

Регуляторы давления обычно устанавливаются в комплекте с другим оборудованием и составляют газорегуляторные пункты (ГРП) или газорегуляторные установки (ГРУ). ГРП размещается в специальном здании, а оборудование ГРУ размещается внутри газифицируемых помещений. 

Для снабжения газом отдельных домов, а так же небольших коммунальных и промышленных потребителей часто регуляторы размещают в специальных шкафах (ШРП).

При подготовке ГРП, ГРУ, ШРП для работы на газе открывание запорных устройств и подготовку оборудования к пуску ведут «от конца к началу» по ходу газа:

· проверяют, открыт ли кран продувочного трубопровода за регулятором. Если в схеме обвязки такой трубопровод отсутствует, то проверяют, открыт ли кран ближайшего продувочного трубопровода и запорные устройства по ходу газа к нему;

· при наличии счетчика открывают его запорные устройства и закрывают запорное устройство на байпасе счетчика;

· проверяют, открыто ли запорное устройство на ПСУ;

· открывают краны на показывающий и самопишущий манометры за регулятором;

· проверяют, открыты ли, или открывают краны на импульсных трубках регулятора и запорное устройство за ним;

· вводят в зацепление рычаги ПЗК (открывают клапан для прохода газа);

· проверяют, открыты ли, или открывают краны на показывающий и самопишущий манометры перед регулятором.

По указанию и в присутствии представителя газобытовой организации удаляют заглушку перед ГРП, ГРУ, ШРП, если она имеется, медленно открывая входное запорное устройство. Убедившись по входному манометру в наличии давления, медленно приоткрывают запорные устройства байпаса до появления выходного давления, равного 0,05 кгс/см2 для газопроводов среднего давления и рабочему давлению для газопроводов низкого давления. В течение 1-2 мин производят продувку газопровода через дальний продувочный трубопровод, после чего приступают к настройке оборудования на газе. Для этого необходимо:

· увеличить выходное давление газа запорными устройствами байпаса до давления срабатывания ПСУ и при необходимости произвести его поднастройку. Затем понизить выходное давление до рабочего и проверить плотность по отсутствию выхода газа из сбросного трубопровода ПСК; после проверки отключить ПСУ;

· открыть кран на импульсной линии ПЗК и ввести молоточек в зацепление. Понижая, а затем, увеличивая задвижками байпаса давление газа, проверить срабатывание ПЗК от понижения и повышения давления газа. Если требуется, то произвести корректировку настройки ПЗК методом, описанным выше.

После проверки настройки ПЗК нужно закрыть запорные устройства байпаса и открыть запорное устройство ПСУ; при этом молоточек ПЗК должен быть выведен из зацепления, кран на его импульсной трубке закрыт, а рычаги должны быть сцеплены.

Проверку плотности закрытия ПЗК производят следующим образом. При работающем на продувочный трубопровод регуляторе выключают из работы ПЗК, и после снижения давления газа до нуля закрывают кран на продувочном трубопроводе. Отсутствие повышения давления за регулятором в течение 5 мин свидетельствует о плотности закрытия ПЗК.

После проведения проверок ГРП, ГРУ, ШРП включают в работу. Нужно убедиться в том, что запорное устройство на вводе открыто полностью, ПЗК включено, открыты запорные устройства на импульсных трубках, пружина пилота (а в беспилотных регуляторах — пружина регулятора) находится в свободном состоянии. Нагружая эту пружину, устанавливают за регулятором требуемое давление.

После пуска ГРП (ГРУ) проверяют плотность соединений газопроводов и арматуры мыльной эмульсией. Ввод ГРП (ГРУ) в эксплуатацию оформляют актом.

По принятым для газовых хозяйств МЖКХ РСФСР нормативам надзор за работой ГРП, ГРУ, ШРП следует осуществлять в сроки, обеспечивающие безопасность эксплуатации оборудования. Для предприятий и котельных следует рекомендовать посещение помещений ГРП не реже 1 раза в сутки.

Надзор за работой ГРП, ГРУ, ШРП включает: 

· проверку исправности технологического оборудования; 

· контроль правильности положения и надежности сцепления рычагов и молотка ПЗК;

· проверку перепада давления в фильтре; 

· смену картограмм регистрирующих приборов; 

· прочистку перьев, заливку чернил, завод часовых механизмов, снятие показаний приборов. На регулирующей и предохранительной арматуре не должно быть различных не предусмотренных конструкцией проволочных скруток, прокладок и т. п.

В ГРП производят:

· внешний и внутренний осмотр здания и помещений; проверку наличия газа в воздухе помещения, а при необходимости — проверку всех соединений и арматуры;

· проверку плотности стен, разделяющих основное помещение, где расположена отопительная установка;

· проверку состояния систем отопления (отопительных элементов шкафных ГРП), устройств вентиляции, освещения, телефона;

· измерение температуры воздуха внутри помещения; 

· проверку наличия и состояния противопожарного инвентаря.

Периодически выполняют следующие работы:

· настройку ПЗК на верхний и нижний предел срабатывания;

· ПСУ «на сброс» при давлении, равном 1,15/эр - не реже 1 раза в 2 месяц;

осмотр рабочих манометров и их сверку с контрольным прибором для определения погрешности показаний в рабочей точке и возврата стрелки к нулевой точке - не реже 1 раза в 6 месяцев;

промывку фильтров, очистку или замену фильтрующего материала при перепаде давления в нем, превышающем допустимый - по мере надобности, но не реже 1 раза в год;  продувку импульсных трубок к средствам измерений, ПЗК и регулятору давления, проверку отверстий дросселей - не реже 1 раза в 2 месяцев в холодное время года, летом при проведении текущего ремонта. 
Показания приборов и результаты осмотра должны быть занесены в журнал обслуживания, который должен находиться в помещении ГРП, а журналы ГРУ и шкафных ГРП должны находиться на рабочем месте дежурного персонала. 
Плановый ремонт (ревизию) оборудования ГРП, ГРУ, ШРП следует производить не реже 1 раза в год. 
При этом выполняются следующие работы: ликвидация дефектов, выявленных при обслуживании; 

разборка оборудования и запорных устройств, ремонт или замена изношенных частей и деталей, смазка трущихся частей, кроме находящихся в потоке газа (что может привести к налипанию на них пыли). 

После окончания ремонта (ревизии) следует проверить работу оборудования ГРП на режимах, предусмотренных графиком. Проверку срабатывания ПЗК и ПСУ желательно проводить воздухом. 
Проверку ПЗК производят через штуцер за краном на импульсной трубке. Эту проверку можно производить при работающем и неработающем оборудовании ГРП, ГРУ, ШРП или при работе по байпасу. 

Не реже 1 раза в год следует проверять состояние изолирующих фланцев, измерять падение напряжения на них и синхронно разность потенциалов по обеим сторонам фланцев по отношению к земле. 
Замену устаревшего и износившегося оборудования ГРП. ГРУ и капитальный ремонт зданий ГРП производят по мере необходимости, в среднем через 10 лет.
2.3 Эксплуатация внутридомового газового оборудования
Эксплуатация внутридомового газового оборудования состоит из приёмки газового оборудования и профилактического обслуживания и ремонта. Приемка газового оборудования состоит из: внешний осмотр газовой сети, арматуры и приборов; испытание газовой разводки; пуск газа. При осмотре сравнивают предъявляемый монтажной организацией проект с натурой. При внешнем осмотре проверяют качество крепления газовой разводки к стенам, наличие и правильность уклонов, сборки сгонов и фитингов, отсутствие перекосов, смятий труб отводов и уток, заваренных трещин на продольных швах труб, наличие гильз в перекрытиях и стенах, правильность их установки. Определяют качество установки приборов. Проверяют место ввода, подвальную разводку и места присоединения стояков. Внешнему осмотру подвергаются краны газовой разводки перед приборами и на самих приборах.
Газовую сеть на прочность испытывают давлением воздуха, накачиваемого в испытываемую систему компрессором или воздушным насосом. После испытаний на прочность производят сдаточные испытания на плотность. До пуска газа принятая сеть и приборы должны быть оформлены документами.
Пуск газа в газовый ввод производится в момент присоединения его к действующему газопроводу, причем присоединение начинается после того, как ввод продут чистым газом по всей длине. После продувки стояков и квартирной разводки пускают газ в приборы. Ввод в эксплуатацию (пуск газа) оформляется актом.
Профилактическое обслуживание включает в себя:
осмотр газового ввода и подвальной разводки;
проверку состояния отключающих устройств на вводах и стояках и смазку их;
проверку исправности стояка и кранов на ответвлениях в квартиры;

проверку квартирной газовой разводки и кранов на ней;
осмотр и наладку газовых приборов, регулирование горелок и автоматики4проверку состояния тяги в газоходах;

· прочистку форсунок газовых горелок, а также промывку радиаторов водонагревателей;

· выявление и немедленное устранение утечки газа;

· инструктаж жильцов. 

Локализация и ликвидация аварий и аварийных ситуаций.

Работы по локализации и ликвидация аварий и аварийных ситуаций должны производиться в соответствии с "Планом локализации и ликвидации возможных аварий", разрабатываемым для АДС и ее филиалов, дежурных бригад газовых служб предприятий, эксплуатационного персонала, участвующего в выполнении аварийных работ, применительно к местным условиям на основании требований Приложения К настоящего ОСТ. При организации дежурства работников филиалов АДС и газовых служб на дому дополнительно должна быть разработана система оповещения и сбора руководителя и членов аварийной бригады к месту аварии (аварийной ситуации) в течение 40 минут.

План локализации и ликвидации возможных аварий предусматривает:

- охват возможных аварийных ситуаций, связанных с использованием газа;

- четкое описание действий персонала АДС, работников эксплуатационных служб при выполнении работ по локализации и ликвидации каждого возможного вида аварий, аварийной ситуации;

- мероприятия по спасению людей и материальных ценностей;

- условия взаимодействия АДС с эксплуатационными службами эксплуатационной организации и других ведомств (организаций);

- штатный состав службы, бригады и подготовку работников.

При аварийных вызовах "Запах газа" в плане следует предусмотреть использование современных приборов для локализации аварий с целью:

- контроля фоновой концентрации углеводородных газов для обнаружения зон с опасной концентрацией 0,5% по объему, сигнализаторами взрывозащищенного исполнения с диапазоном измерения 0,3% по объему и предупредительной сигнализацией на 1% по объему. Сигнализаторы должны сохранять работоспособность в диапазоне температур от минус 45 °С до 45 °С (в зависимости от климатических зон);

- определения мест утечек газа в замкнутом пространстве из наружных газопроводов и газопотребляющих установок приборами взрывозащищенного исполнения с диапазоном измерения от 0,01 до 2,5% по объему с предупредительной сигнализацией 1,0% по объему;

- выявления утечки газа из подземного газопровода высокочувствительными газоиндикаторами с принудительным пробоотбором и максимальной чувствительностью не ниже 0,001% по объему с сохранением работоспособности в диапазоне температур от минус 20 °С до 45 °С;

- определения мест утечек газа из подземных газопроводов методом зондового бурения. Для замера концентрации газа в каждой бурке применяются приборы с диапазоном измерения 0 - 100% по объему. Бурка, где накапливается наибольшая концентрация газа за заданное время, находится ближе к месту повреждения газопровода;

- определения места для отключения газопровода (крышек колодцев, коверов, скрытых под слоем грунта, снега, асфальта), аппаратурой для определения трассы и глубины заложения газопровода (металлоискателями). Приборы должны сохранять работоспособность в интервале температур от минус 20 °С до 45 °С;

- определения природы метана переносным хроматографом, определяющим в пробах с концентрацией метана до 0,5% по объему наличие тяжелых углеводородов.

Локализация и ликвидация аварий на объектах СУГ производится в соответствии с требованиями ОСТ 153-39.3-052-2003.

Работы по локализации и ликвидации аварий (аварийных ситуаций) выполняются в любое время суток под руководством специалистов. Способы временного устранения утечек из газопроводов при локализации аварий устанавливаются требованиями ПБ 12-529 и настоящим ОСТ.

 При выполнении работ бригадами АДС составление наряда-допуска на выполнение газоопасных работ не требуется.

 Дежурный персонал АДС, принявший аварийную заявку, информирует заявителя о необходимых мерах по обеспечению безопасности до прибытия аварийной бригады и высылает на объект бригаду.

 На месте аварии (аварийной ситуации) руководитель работ должен:

- ознакомившись с обстановкой, немедленно приступить к выполнению мероприятий, предусмотренных оперативной частью плана ликвидации аварии, и руководить работами по ликвидации аварии;

- проверить, вызваны ли необходимые технические средства, службы города, оповещены ли должностные лица;

- обеспечивать выполнение мероприятий, предусмотренных оперативной частью плана;

- докладывать в АДС об обстановке и при необходимости просить вызывать дополнительные средства.

При повреждениях подземных газопроводов (ввода или распределительного) или сооружений на них, сопровождающихся выходом газа, аварийная бригада должна провести тщательное обследование всех прилегающих к месту утечки подземных сооружений и зданий, расположенных в радиусе 50 м от места утечки, с целью проверки на загазованность. При наличии газа должны быть приняты следующие первоначальные меры:

- снижение давления газа в сети;

- прекращение подачи газа потребляющим агрегатам и установкам;

- отключение от действующей сети поврежденного участка газопровода;

- вентиляция естественная или принудительная загазованных помещений и сооружений;

- недопущение в загазованных зонах, помещениях включения и выключения электроприборов, пользования открытым огнем, нагревательными приборами;

- ограждение и охрана загазованных помещений, зон с целью предотвращения проникновения туда посторонних лиц и внесения открытого огня.

 Наличие газа в загазованных помещениях, а также зданиях и подземных сооружениях в радиусе 50 м должно проверяться прибором периодически в течение всего времени ликвидации аварийной ситуации.

 При обнаружении утечки газа в арматуре газопроводов, установленной в газовых колодцах, должна быть организована вентиляция колодца и контроль на загазованность колодцев смежных коммуникаций и подвалов зданий, расположенных в 15-метровой зоне от колодца с утечкой газа. При аварийных вызовах "Запах газа" в квартире или другом помещении, на лестничной клетке аварийная бригада должна проверить наличие газа в помещениях, указанных заявителем, а также в соседних помещениях и подвале и устранить обнаруженную утечку. После устранения утечки и проветривания помещения следует повторно проверить наличие газа в помещении, в соседних помещениях и подвалах здания.

Если при вызове "Запах газа" наличие газа в помещениях, указанных заявителем, не обнаружено, следует проверить наличие газа на лестничной клетке и в подвале здания. Отбор проб воздуха следует производить из верхних зон для природного газа и из нижних зон (на высоте 30 см от пола) для СУГ. Если при выполнении работ по устранению утечки из газопровода или газоиспользующего оборудования производилось отсоединение участка газопровода от газораспределительной сети или были приняты меры по временному устранению утечки, то последующее присоединение этого участка газопровода к действующей газораспределительной сети и возобновление подачи газа должна производить специализированная ремонтная (эксплуатационная) служба ГРО.

Если газовые приборы и оборудование отключались АДС, то после ликвидации аварии эта служба должна подключить их вновь.

При прибытии очередной смены АДС для продолжения работ по устранению аварии руководитель работающей смены должен проинформировать руководителя прибывшей смены о характере аварии и принятых мерах по ее ликвидации.

Работы по ликвидации аварии или аварийной ситуации считаются законченными после выявления утечки газа и исключения возможности проникновения его в помещения и сооружения.

Аварийно-восстановительные работы (при необходимости) и подключение отключенных АДС объектов выполняет ремонтная бригада эксплуатационной организации.

2.3.1 Организация проведения защитных мероприятий подземных газопроводов от электрохимической коррозии.

2.3.2 Изоляция газопроводов

Коррозией металлических подземных сооружений называют процесс разрушения металла этих сооружений вследствие химического и электрохимического воздействия с окружающей средой. При химической коррозии процесс разрушения металла не сопровождается протеканием электрического тока. При электрохимической коррозии происходит протекание электронов от одних участков металла к другим, т.е. возникает электрический ток. На подземные газопроводы наибольшее действие оказывает электрохимическая коррозия, в частности почвенная и коррозия, и коррозия блуждающими токами. 

Почвенная коррозия – разрушение металла подземных сооружений путем электрохимического воздействия с электрической средой (почвой) в результате чего возникает электрический ток, разрушающий металлические сооружения.
Коррозия блуждающими токами – электрохимический процесс разрушения металлических подземных сооружений под влиянием постоянных токов от внешних источников.
Для защиты газопроводов от почвенной коррозии в основном применяются изоляционные покрытия при строительстве газопроводов 

Защита газопровода от блуждающих токов осуществляется после ввода газопроводов в эксплуатацию.

В настоящее время для противокоррозионной защиты газопроводов применяется:

· битумная изоляция с различными армирующими материалами (стекловолокнистые материалы, бризол, гидроизол);

· изоляция на основе полиэтилена или полихлорвинила; 

· цементные торкретированные покрытия (при бестраншейной прокладке газопроводов).

Битумное изоляционное покрытие на основе нефтяных битумов состоит из:

· битумной грунтовки;

· битумной мастики;

· армирующих материалов;

· крафт - бумаги.

Для этих покрытий применяют холодные и горячие битумные грунтовки.

Стекловолокнистый холст – рулонный нетканый материал из пересекающихся стеклянных волокон скрепленных синтетическими смолами.

Бризол – рулонный материал на основе битума с добавлением резиновой крошки.

Гидроизол – представляет собой асбестовый картон, пропитанный нефтяным битумом.

Полимерные пленочные покрытия для изоляции газопроводов состоят из:

· грунтовки;

· слоя липкой поливинилхлоридной или полиэтиленовой пленки;

· защитной обертки.

Лента липкая поливинилхлоридная изготовляется из светотермостойкого пластика, покрытого перхлорвиниловым клеем.
2.3.3 Выбор и обоснование типа электрохимической защиты подземных газопроводов от электрохимической коррозии

Стальные газопроводы, уложенные в земле, подлежат электрической защите во всех анодных и опасных знакопеременных зонах независимо от агрессивности окружающего грунта. 

При выборе того или иного метода защиты надо всегда иметь в виду, что устройство защиты на данном сооружении очень часто приводят к некоторому перераспределению потенциалов на других сооружениях. В отдельных случаях такое перераспределение может привести к весьма опасному положению. Поэтому при включении защиты надо тщательно проверить влияние его на соседние сооружения. Весьма желательно осуществлять комплексную защиту всех сооружений города или района сразу. Однако такое решение возможно при заинтересованности и участии в решении вопросов защиты всех владельцев подземных сооружений и связано оно с значительными трудностями технического порядка. Поэтому задержка комплексной защиты не может являться основанием для отказа от защиты отдельных сооружений.

Надежная защита газопроводов от коррозии может быть достигнута только при технически грамотной эксплуатации электрозащитных установок. В процессе эксплуатации необходимо не только обеспечивать сохранность и исправность установок, но и изменять режим работы их, так как электрическое состояние газопроводов меняется в зависимости от режима работы источников блуждающих токов и времени года.

Все электрохимические методы защиты городских газопроводов от коррозии могут быть разделены на две основные группы:

· методы по отводу и нейтрализации блуждающих токов;

· методы защиты вне зон блуждающих токов.

Для защиты газопроводов от коррозии блуждающими токами могут применять дренажи, катодную защиту, протекторы, изолирующие вставки, а также перемычки на смежные подземные сооружения. Выбор того или иного метода защиты зависит от конкретных условий и в большинстве случаев определяется путем экспериментального сравнения эффективности их действия. В случаях, когда одним из способов защиты невозможно обеспечить защитные потенциалы на всех участках защищаемых газопроводов, следует применять защиту сочетанием двух и более перечисленных способов.

Электрическим дренажем называется отвод блуждающих токов из анодной зоны защищаемого металлического сооружения при помощи изолированного проводника обратно к источнику этих токов.

Для защиты металлических подземных сооружений применяют три вида дренажа: прямой (простой), поляризованный, усиленный.

· Прямой дренаж обладает двусторонней проводимостью. Его можно присоединять только к минусовой шине или отсасывающему кабелю, когда исключена возможность стекания токов на защищаемый газопровод.

· Поляризованный дренаж обладает только односторонней проводимостью, т. е. от газопровода к источнику тока. При появлении положительного потенциала дренаж автоматически отключается. Он позволяет производить присоединение дренажной установки непосредственно к рельсам, что весьма важно при устройстве защиты в районе, удаленном от отсасывающего пункта или тяговой подстанции. На газопроводах устанавливают два вида поляризованных дренажей – выпрямительные и электромагнитные.

· Усиленный электрический дренаж применяют в тех случаях, когда на защищаемом сооружении остается опасная зона, а потенциал рельса был выше потенциала газопровода либо когда это экономически более выгодно по сравнению с увеличением сечения дренажного кабеля. В усиленном дренаже дополнительно в цепь включается э. д. с., позволяющая увеличить дренажный ток.

Протекторная защита предусматривает присоединение к защищаемому сооружению металлических пластин и стержней, обладающих более низким электрическим потенциалом, чем металл сооружения. При таком соединении защищаемое сооружение является катодом, а стержни (протекторы) будут анодом. При протекторной защите суммарные потери металла не уменьшаются, а наоборот, увеличиваются. Практическая выгода этого метода защиты заключается в том, что коррозия с более ценной конструкции сооружения переносится на более дешевую и легкозаменяемую конструкцию протектора.

Электрическое секционирование газопровода заключается в том, чтобы с помощью изолирующих вставок газопровод электрически разъединить на отдельные секции (участки), за счет чего уменьшается электрическая проводимость сооружения, а в связи с этим уменьшается блуждающие токи, протекающие по газопроводу.

Наличие изолирующих вставок на газопроводах упрощает решение вопроса о защите отдельных участков газопроводов, а также позволяет менять электрический режим и производить измерения силы тока. как правило, применяют изолирующие вставки (фланцы) в местах подхода к городских газопроводов к ГРС. Для контроля за электрическим состоянием газопровода с каждой стороны изолирующего фланца (вставки) должны быть выведены к поверхности контрольные проводники. Вообще целесообразность применения диэлектрических вставок и мест их установки мало изучена.

Защита дополнительным заземлителем применяется на отдельных участках, главным образом при сближении газопровода с рельсовыми путями электрифицированных железных дорог, обладающих значительным и устойчивых отрицательным потенциалом относительно земли. Дополнительное заземление, соединенное проводом (кабелем) с защищаемым сооружением, закапывают вблизи (желательно параллельно) рельсовых путей, если последние являются причиной образования анодной зоны на газопроводе или вблизи того сооружения, под влиянием которого возникла анодная зона. В этом случае разрушается не газопровод, а заземление, так как оно обладает меньшим переходным сопротивлением из-за отсутствия изоляции.

Обычно таким способом защищаются только небольшие участки газопроводов.

Катодная защита. Метод катодной защиты заключается в искусственном создании отрицательного потенциала на защищаемом сооружении специальным источником постоянного тока. при этом защищаемый газопровод присоединяется к отрицательному полюсу (т. е. служит катодом).

Этот вид защиты применяют как от почвенной коррозии, так и от коррозии блуждающими токами.

Катодную защиту от блуждающих токов следует применять, когда устройство электрического дренажа нецелесообразно по технико-экономическим соображениям (требуется дренажный кабель большой длины и большого сечения).

Эффективность действия катодной защиты зависит от состояния изоляционного покрытия. При хорошей изоляции сокращается расход электрической энергии и увеличивается протяженность защищенных участков металлических сооружений.

Принцип действия катодной защиты заключается в следующем. Ток от положительного полюса источника через соединительный кабель и анодное заземление переходит в почву. Из почвы через дефектные места в изоляции ток проникает в газопровод и по дренажному направляется к отрицательному полюсу источника. Таким образом создается замкнутая цепь, по которой ток идет от анода через землю к газопроводу и далее по трубе к отрицательному полюсу источника. При этом происходит постепенное разрушения анода, что обеспечивает защиту сооружения от коррозии под влиянием его катодной поляризации.

При защите подземных металлических сооружений от почвенной коррозии для улучшения электрической проводимости газопровода могут применятся шунтирующими перемычками на фланцах, задвижках и т.п.

Заземлитель надо размещать так, чтобы при действии катодной установки на пути защитного тока (до газопровода) не встречались другие подземные сооружения, так как в противном случае этот ток на них будет оказывать вредное действие. В городских условиях размещение заземлителей является сложной задачей, в связи с чем нередко приходится их делать распределительными (от одной установки несколько, но более мелких).

При устройстве катодной защиты надо иметь в виду, что если неправильно выбрать место установки и в поле действия установки окажутся другие металлические сооружения, то они могут быть разрушены токами этих установки. 

Эксплуатация установок катодной защиты обходятся значительно дороже дренажей из-за расхода электроэнергии.

2.4 Расчет катодной защиты

2.4.1 Коррозионные измерения на стальных подземных газопроводах

Коррозионные измерения на подземных стальных трубопроводах выполняют с целью определения опасности электрохимической коррозии и эффективности действия электрохимической защиты. Коррозионные измерения подразделяются на проводимые:

· при проектировании;

· при строительстве;

· при эксплуатации.

При проектировании защиты вновь сооружаемых подземных трубопроводах проводят коррозионные измерения с целью выявления участков трасс, опасных в отношении подземной коррозии. При этом определяют коррозионную агрессивность грунтов и наличие блуждающих токов в земле.

При проектировании защиты уложенных в землю трубопроводов проводят коррозионные измерения с целью выявления участков трубопроводов, находящихся в зонах коррозионной опасности, вызванных агрессивностью грунта или влиянием блуждающих токов. При этом определяют коррозионную агрессивность грунтов и смещение разности потенциалов между трубопроводом и электродом сравнения.

При строительстве подземных трубопроводов проводят две группы коррозионных измерений:

· при производстве изоляционно-укладочных работ;

· при работах, связанных с монтажом и наладкой электрохимической защиты.

Коррозионные измерения при эксплуатации противокоррозионной защиты трубопроводов проводят с целью определения эффективности действия средств электрохимической защиты.

На сети действующих трубопроводов измерение потенциалов проводят в зонах действия средств электрозащиты подземных сооружений и в зонах влияния источников блуждающих токов – два раза в год, а также после каждого значительного изменения коррозионных условий. Результаты измерений фиксируют в картах-схемах подземных трубопроводов. В остальных случаях измерения проводят один раз в два года.

2.4.2 Расчет поверхности трубопроводов, расположенных территории микрорайона

Цель расчета: определяем площадь защищаемого газопровода, а также площадь водопроводов и теплотрассы для того, чтобы снять вредное влияние блуждающих токов.

Данные для расчета:

· Генплан микрорайона в М 1:500;

· Площадь микрорайона;

· На территории микрорайона, требующего защиту, расположены газопроводы низкого и высокого давления, теплопроводы и водопроводы.

Расчет:

Определяем площадь поверхности по формуле:

S = (π
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Площадь поверхности газопровода определяем по формуле:

Sг = π×(125x291.5+100x285+50x267.5) × 10-3 = 203.95 м2
Результат вычислений заносим в таблицу 1.

Площадь поверхности водопроводов определяем по формуле:

Sв = πx(200x200+100x405)x10-3 = 252.77 м2

Площадь поверхности теплопроводов определяем по формуле:

Sт = πx(2x125x420+2x100x175+2x70x80)x10-3 =474.77 м2
ΣS = Sг + Sв + Sт;

ΣS = 203.95+252.77+474.77 = 933.49 м2;
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Определяем удельный вес поверхности каждого из трубопроводов в общей массе сооружений, % 

Тогда удельный вес газопровода находим по формуле:

g = Sг / ΣS × 100%;

g = 203.95/933.49 × 100% = 21.85%;

Удельный вес теплопровода находим по формуле:

с = 474.77/933.49 × 100% = 50.86%;

Удельный вес водопровода находим по формуле:

b = 252.77/933.49 × 100% = 27.08%;

Определяем плотность поверхности каждого из трубопроводов проходящей на единицу поверхности территории, м3/ Га.

Плотность поверхности газопровода находим по формуле:

d = Sг / Sтер; 
            d = 203.95/3.8 = 53.67 м2 / Га; 

Плотность поверхности водопровода находим по формуле:

е = Sв / Sтер;

е = 252.77/3.8 = 66.52 м2 / Га;

Плотность поверхности теплопровода находим по формуле:

f = Sт / Sтер;

f = 474.77/3.8 = 124.94 м2 / Га;

2.4.3 Расчет суммарного защитного тока

Цель расчета: Определить параметры катодных станций, необходимые для обеспечения защитного потенциала на всех сооружениях, которые расположены в зоне действия установок ЭХЗ.

Данные для расчета:

· плотность поверхности защищаемых трубопроводов;

· коррозионная активность грунта.

Расчет:

1.Определяем среднюю плотность тока, необходимого для защиты трубопроводов по формуле:

j = 30 - (100b + 128с + 34d + 3е + 0,6f + 5ρ) × 10-3;

j = 30-(100×27.08 + 128×50.86 + 34×53.67 + 3×66.52 + 0,6×124.94 + 5×77) × 10-3;

j = 0,0183А / м2
где ρ – удельное сопротивление грунта равное 77 Ом×м.

Если значение средней плотности защитного тока менее 6 мА/м2, то в дальнейших расчетах следует принимать 6 мА/м2.

Значение суммарного защитного тока, который необходим для обеспечения катодной поляризации подземных сооружений, располагаемых в данном микрорайоне определяется по формуле:

I = 1,3 × j x ΣS;

I = 1,3 × 0,0183 × 933.49 = 22.21 А

В зависимости от суммарного тока принимаем количество катодных станций (одна) и располагаем их на генплане.

Установка катодной защиты состоит из катодной станции, анодного заземления, защитного заземления и соединительных кабелей, которые необходимо расположить на генплане.

Определяем удельную плотность сооружениях по формуле:

К = ΣS / Sтер(Га);

К = 933.49/3.8 = 245.66

Определяем радиус действия катодной установки:
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Исходя из размеров защищаемой территории и радиуса действия катодной станции принимаем к установке одну катодную станцию Iк.с. = 23 А.

По таблице выбираем анодное заземление (4 чугунные трубы D = 150 мм Rа.з. = 1,31 Ом). Дренажный кабель АВРБ-3×16 длинной 60 метров Rкаб = 0,038 Ом

Определяем выходное напряжение катодной станции по формуле:

Uвых = Iк.с. × (Rа.з. + Rкаб.);

Uвых = 23 × (1,31+0,038) = 31.004 в

Где Rа.з. - сопротивление растеканию анодных заземлений;

 Rкаб. – сопротивление дренажного кабеля.

 Подбираем катодную станцию с учетом 30 - 50% запаса для развития сети. В данном случае наиболее оптимальной является станция типа КСК – 1200 – 1 

· выходная мощность: 1,2 кВт.

· Напряжение выпрямленного тока: 60 в.

· Выпрямляемый ток: 23 А.

· Масса: 60 кг.

· Размеры: 294×595.

2.5 Эксплуатация установок электрохимической защиты подземных стальных трубопроводов от коррозии

2.5.1 Порядок приемки и ввода в эксплуатацию установок электрохимической защиты

Приемка в эксплуатацию электрозащитных установок. Все вновь смонтированные устройства и установки электрической защиты газопроводов от коррозии принимаются в эксплуатацию комиссией в составе представителей:

· конторы или службы защиты управления;

· эксплуатационного треста или конторы;

· заказчика;

· строительно-монтажной организации.

При приемке установок подрядчик представляет комиссии следующую исполнительную техническую документацию:

· исполнительный план размещения установок электрозащиты с привязками в масштабе 1: 500;

· паспорт на установку электрозащиты;

· акты на скрытые работы по прокладке дренажного кабеля, по монтажу контура анодного заземления (для станций катодной защиты), по монтажу защитного контура заземления, по проверке сопротивления растеканию контура анодного заземления (для станций катодной защиты), по монтажу ЛЭП и др.;

· разрешение энергоснабжающей организации на подключение установки к ЛЭП.

В присутствии членов комиссии должно быть произведено опробование установки электрозащиты с соответствующими измерениями. Ввод в эксплуатацию защитных устройств и установок разрешается на основании актов приемочных комиссий. При вводе установки в эксплуатацию проверяется влияние ее на соседние металлические сооружения. Такая проверка должна производится в присутствии представителей владельцев этих сооружений.
2.5.2 Техническое обслуживание и ремонт установок электрохимической защиты

Эксплуатация дренажных установок заключается в техническом обслуживании (осмотре) установок, контроле работы их и, если требуется, изменение режима работы, а также в периодических контрольных измерениях на защищаемых газопроводах.

При техническом обслуживании (осмотре) дренажных установок производятся не реже четырех раз в месяц и включает в себя:

· внешний осмотр всех элементов дренажа с целью выявления внешних дефектов;

· проверка исправности предохранителей;

· проверка состояния контактов у имеющихся на дренаже реле;

· чистка контактов реле, а также чистка дренажа (шкафа) от пыли, снега, грязи и т.п.

При контроле работы дренажных установок производится:

· измерение средней величины силы тока, проходящего в цепи дренажа, и определение направления тока, при котором дренаж работает;

· измерение величины и знака разности потенциалов между защищаемым сооружением и рельсами (минусовой шиной), при которой срабатывает поляризованный дренаж;

· определение средней величины этой разности потенциалов;

· измерение разности потенциалов между защищаемым сооружением и землей в точке присоединения дренажа.

При эксплуатация катодных станций производят технический осмотр и контроль за их работой.

В технический осмотр входят:

· проверка исправности монтажа предохранителей;

· очистка агрегатов от снега, пыли и грязи.

Осмотр производится не реже двух раз в месяц по графику. Результаты осмотра регистрируются в журнале.

Контроль за работой станции катодной защиты (СКЗ) газопроводов заключается в измерении:

· величины силы тока СКЗ;

· величины выходного напряжения катодной станции;

· разности потенциалов газопровод – земля.

Эксплуатация протекторов заключается в техническом осмотре и контроле их работы. 

Технический осмотр протекторных установок производится один раз в шесть месяцев, а контроль эффективности работы – два раза в год.

При контроле работы протекторных установок проводят измерение:

· потенциалов защищаемого газопровода по отношению к земле, как в пунктах присоединения протекторов, так и на участках между протекторами;

· силы тока в цепи протектор – газопровод;

· электрохимического потенциала протектора по отношению к земле.

Протектор считается непригодным к дальнейшему использованию, если износ его составляет 90%.Такие протекторы заменяют новыми.

Текущий ремонт защитных установок выполняют в процессе эксплуатации на основании заключений технического осмотра.

Текущий ремонт установок электрохимической защиты включает:

· все виды работ по техническому осмотру и обслуживанию с проверкой эффективности работы устанок электрохимической защиты;

· ремонт выпрямителя и других элементов схемы;

· измерение сопротивления изоляции токоведущих частей;

· устранение обрывов дренажных линий;

· проведение полной ревизии оборудования.

Капитальный ремонт установок электрохимической защиты производят оринтировочно один раз в пять лет и включает работы по замене анодных заземлителей, дренажных и питающих линий. После капитального ремонта основное оборудование электрозащиты проверяется в работе под нагрузкой в течении, указанного заводом изготовителем, но не менее 24 часов. На период текущего и капитального ремонта установки демонтируют и заменяют аналогичными из резерва.

Раздел 3 . Вентиляторы

1.  Характеристика оборудования

1.1 Устройство, принцип действия, схема принципа действия оборудования

Вентиляторы ВНСН - 11А - центробежные, односторонние, засасывающие и состоят из следующих основных узлов: кожух, рабочее колесо, стойка, всасыватель, клиноременная передача и электродвигатель. 

Кожух, рабочее колесо, всасыватель и стойка исполнены посредством электросварки из листовой стали. 

Рабочее колесо состоит из 6 профилированных назад лопаток, монтировано консольно на валу. 

Вал монтирован на двух конических самонастраивающихся подшипниках. Вентиляторы могут быть правого вращения - когда рабочее колесо вращается по часовой стрелке, в зависимости от стороны засасывания и левого вращения - когда рабочее колесо вращается обратно часовой стрелки - в зависимости от стороны всасывания.

1.2 Техническая характеристика оборудования

Производительность 10000 м3/час

Напор 1250 кг / м2

Мощность электродвигателя N = 75 кВт, n = 2950 об / мин. 

2. Расчет вентилятора

2.1 Исходные данные

Мощность электродвигателя Р1 = 1500 об / мин,

n1 = nдв

2.1 Кинематический расчет

Р2 = Р1 · η; Р2 = 30 ·0,96 = 28,8 кВт,

где η - кпд, η = 2. 
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2.2 Расчет шиноременной передачи

В зависимости от вращающегося момента (по таблице 6.8) выбирают сечение ремня и диаметр меньшего шкива d. 

Т1 = 190 Н·м; Т2 = 360 Н·м. 

d1 = 90 мм.

Определение диаметра большого шкива: 
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Определение угловой скорости тихоходного вала, принимая ε (0,015…0,02), с учетом проскальзывания: 
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Определение передаточного отношения: 
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Определение скорости ремня: 
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Ориентировочно назначают межосевое расстояние, принимая во внимание, что h = 10 мм (по таблица 6.3): 
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По формуле (6.6) определяют длину ремня, округляя полученное значение по стандартному ряду (таблица 6.3): 
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Округляем до стандартного размера L = 900. 

По формуле (6.9) определяем окончательное значение межосевого расстояния: 
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Принимаем исходную мощность, передаваемую одним ремнем узкого сечения (по таблице 6.6) Р0 = 1,8 кВт. 
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 применяем по рекомендации на стр.89: 
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Определяем количество ремней по формуле (6.10): 
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Принимаем z = 8. 

Длина шпонки
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Рабочая длина шпонки [image: image39.png]I, =125Mm.




2.3 Предварительный расчет редуктора

Ведущий вал

Диаметр выходного конца при допускаемом напряжении

[image: image40.png][t.] = 25 MIIa no gpopmyre (8.16)
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Диаметр выходного конца принимаем [image: image42.png]



Ведомый вал

Учитывая влияние изгиба вала от натяжения цепи, принимаем [image: image43.png][7,] = 20 MITa
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Диаметр выходного конца принимаем [image: image45.png]



2.4 Расчет шпонки на смятие

Расчет призматической шпонки со скругленными торцами. Размеры сечений шпонок и пазов и длины шпонок - по ГОСТ 23360 - 78 (таблица 8.9). 

Материалы шпонок - сталь 45. 

Допустимое напряжение смятия стальной ступицы 

[image: image46.png]00+ 120.




Вал ведущего шкива

d = 90 мм; b[image: image47.png]


 h = 10 [image: image48.png]


 8 мм; t1 = 5 мм. 

Длина шпонки l = 70 мм (при длине ступицы полумуфты МУВП 80мм (таблица 11.5); момент на ведущем валу Т1 = 190 · 103 Н·мм. 

Вал ведомого шкива

[image: image49.png]2T, 2-360-10°
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Условие [image: image51.png]0., = [o.,]



 выполняется. 

3. Монтаж, ремонт и эксплуатация оборудования

3.1 Монтаж оборудования

3.1.1 Такелажные работы: способы установки оборудования, механизмы, приспособления, инструменты

Перед монтажом необходимо просмотреть вентилятор. При осмотре должны убедиться, что все болтовые связи надежно затянуты. 

Электродвигатель должен быть сооружен с пусковой аппаратурой согласно комплектовочной ведомости. 

Вентилятор должен быть монтирован горизонтально на фундаменте и закреплен посредством фундаментных болтов, гайки, контргайки и подложной шайбы. 

Электродвигатель должен быть проверен на "Изоляцию" и, если необходимо, подсушить. 

Вентилятор должен быть монтирован строго горизонтально. Горизонтальный монтаж должен быть проверен с помощью нивелира. 

Соединения вентилятора с всасывающим нагнетательным трубопроводом необходимо выполнить гибкой связью. 

3.1.2 Сдача вентилятора в эксплуатацию и его испытание

Перед пуском вентилятора необходимо:

проверить вручную вращение ротора, при этом не должен быть слышен шум от трения по металлической поверхности;

проверить направления вращения электродвигателя и вентилятора, при этом направление вращения рабочего колеса должно совпадать с направлением стрелки, монтированной на кожухе;

проверить выполнение предписаний об электрической инсталляции и заземлении электродвигателя;

пуск вентилятора должен осуществиться при закрытом дросселирующем устройстве (шибере или осевом направляющем аппарате);

с установлением максимальных оборотов постепенно должно открываться дросселирующее устройство. 

3.2 Эксплуатация вентилятора

3.2.1 Правила эксплуатации

Во время эксплуатации вентилятора необходимо:

проводить системное наблюдение;

проводить периодически технический осмотр. 

Во время наблюдений необходимом периодически контролировать режим работы, нагревание подшипников, проверять лопатки, чтобы не наслоилась на них пыль. 

Период технических осмотров вентилятора определяется в зависимости от условий работы, но не реже 1 раза в 2 месяца. 

Во время технических осмотров необходимо почистить вентилятор, проверить надежность болтовых связей и заземление, ременную передачу, смену смазки в подшипниках. 

При нормальной работе эта смена должна производиться после 4000 часов работы, но не реже 1 года. 

3.2.2 Возможные неисправности вентилятора и способы их устранения

	Основные дефекты
	Причина дефектов
	Способ их устранения

	1 Вентилятор при заданном числе оборотов не подает необходимое количество воздуха и создает необходимое давление 
	1 Вентиляционная система с более низким сопротивлением, чем предвидится в проекте. 
	1 Проверить вентиляционную систему и, если необходимо, создать искусственное сопротивление посредством шибров и элементов. 

	2 Вентилятор при заданном числе оборотов не подает необходимое количество воздуха при давлении равном рабочему. 
	1 Неправильно выбран вентилятор. 

2 Вентиляционная система с более высоким сопротивлением, чем предвидится в проекте, уменьшено сечение воздухопроводов. Увеличены фасонные части. 
	1 Сменить вентилятор. 

2 Проверить сечение воздухопроводов, количество и форму фасонных частей, правильный монтаж шибров и клапанов. 



	3 Вентилятор сильно вибрирует. 
	1 Нарушен баланс рабочего колеса. 

2 Расслаблены фундаментные валы. 
	1 Балансировать. 

2 Затянуть. 

	4 При работе вентилятора и вентиляционная сеть издают сильный шум. 
	1 Отсутствуют резиновые манжеты между всасывающим отверстием и вентиляционной сетью. 

2 Вентилятор поставлен на металлическую основу без виброизоляции. 

3 Неудовлетворительный монтаж шибров и клапанов в вентиляционной системе. 
	1 Поставить резиновые манжеты между вентилятором и воздухопроводом. 

2 Поставить виброизоляцию, резиновые или пружинные амортизаторы. 

3 Проверить монтаж шибров и клапанов. Во время работы они не должны вибрировать. 


3.2.3 Транспортировка и сохранение

Вентиляторы транспортируются в собранном виде. Допускается вентиляторы больших габаритов транспортировать не полностью собранными. Упаковываются с помощью подходящей упаковки, которая должна обеспечить их сохранение от механических повреждений при сохранении и транспортировке. Их электродвигатели защищены от попадания воды, влаги и других загрязнений полиэтиленовым чехлом. Экспедируются с помощью любого вида транспортных средств, но необходимо их закрепить неподвижно при транспортировке. 

Погрузка и разгрузка происходит только с помощью захвата специально монтированного на вентиляторе транспортного уха. 

Завод производитель сохраняет право для внесения изменения усовершенствованного изделия. 

3.2.4 Смазка оборудования

Так как насосы типа ВНК являются самосмазывающимися (смазываются перекачиваемыми жидкостями), то специальная смазка ему не требуется т.к все его внутренние части находятся в постоянном контакте с маслом и не испытывают большой силы трения. Поэтому перед пуском во избежание перегревания и поломки насоса сначала открывают подачу масла чтобы подшипники смазались. Соответственно карта смазки у данного оборудования заводом изготовителем не предусмотрена. 

3.3 Ремонт оборудования

3.3.1 Виды ремонтов: текущий, капитальный. Перечень работ при текущем и капитальном ремонтах

Ремонт - комплекс работ, направленных на поддержание исправности оборудования в результате замены или восстановления изношенных или вышедших из строя деталей, узлов, регулировки и наладки ремонтируемого оборудования с доведением его параметров до значений, установленных техническими условиями или регламентом. 

Текущий ремонт: состав работ технического обслуживания. Проверка крепления коренных и выносных подшипников, шпонок ротора электродвигателя. Проверка стопорных устройств, шатунных болтов, маховика. Чистка приемной сетки маслонасоса, рубрикатора и его резервуаров, маслосборника. Обкатка. 

Капитальный ремонт: состав работ текущего ремонта. Осмотр поверхности шеек вала и определение их выработки. Проверка шеек вала на биение индикатором, ревизия подшипников качения или скольжения, ревизия мягкого уплотнения, ревизия маслосистемы с промывкой маслопроводов растворителем. Очистка раствором несмываемых отложений и накипи. 

3.3.2 Ремонтный цикл оборудования

Текущий ремонт - 2880 часов. Капитальный ремонт - 17280 часов. 

Техническое обслуживание - 720 часов. 

Ремонтный цикл = (Тк. р. / Тт. р) - 1; 

где: Тк. р. - периодичность капитального ремонта в часах; 

Тт. р. - периодичность текущего ремонта в часах. 

nт. р. = (17280/2880) - 1 = 6 

nт. о. = (2880/720) - 1 = 3 

КР - 3ТО - ТР - 3ТО - ТР - 3ТО - ТР - 3ТО - ТР - 3ТО - ТР - 3ТО - ТР - КР

3.3.3 Ремонтная документация

Ремонтные документы разрабатываются на основе конструкторской, эксплуатационной и технической документации. В этих документах должны быть отражены способы ремонта, приспособления, инструменты и приборы, необходимые для проведения ремонта, технические требования к отремонтированному оборудованию, нормы расхода запасных частей и материалов. 

Для организованного проведения ремонтов большое значение имеет наличие качественно составленных ремонтных чертежей, то есть чертежей для ремонта сборочных единиц, сборки и контроля отремонтированных деталей и узлов. 

Основными исходными документами при составлении общего плана ремонта являются годовые планы и графики ремонтов производств, цехов, технологических установок или отдельного оборудования. Планы и графики составляют, исходя из производственного плана и действующих нормативов на ремонт. В годовых графиках устанавливают месяцы, в течение которых данные технологические установки должны быть отремонтированы. На основании годовых составляют месячные графики ремонтов, в них указываются календарные сроки простоя каждого объекта в ремонте того вида, который предусмотрен годовым планом. 

Началу каждого ремонта должно предшествовать составление ведомостей, в которых детально перечислены все работы, выполняемые данным плановым ремонтом. Формы этих ведомостей могут различными, но все они должны содержать сведения, достаточные для правильного определения требуемой рабочей силы, необходимых материалов и запасных частей, а также стоимость как всего ремонта, а также и отдельных его элементов. Кроме того, необходимо иметь паспорт на оборудование, содержащий основные технические характеристики оборудования; инструкцию по эксплуатации, содержащую сведения по правильному использованию оборудования в работе, в том числе правила проверки технического состояния, характерные неисправности и методы их устранения. 

Для проведения среднего и капитального ремонтов необходимы также руководства и технические условия на средний и капитальный ремонты. 

Непосредственно исполнителями ремонта заполняются соответствующие наряды на ремонт, на проведение огневых работ, монтажа и др. 

Перечень документов для ремонта, данного оборудования:

Ведомость дефектов - определяет объем ремонтных работ.

Смета - определяет стоимость ремонтных работ.

График ремонта - устанавливает сроки установки оборудования в ремонт.

Руководство по капитальному ремонту - предназначено для выполнения ремонта отдельных аппаратов.

Технологическая карта ремонта.

Технические условия - устанавливают технические нормы, параметры, требования, которым должны соответствовать изделия после ремонта.

Ремонтные чертежи. 

3.3.4 Дефектация оборудования

Соединительные муфты. 

При дефектации муфт выполняют обязательные проверки и замеры плотности посадки полумуфт на валы; посадки соединительных болтов на штифты; посадки пальцев в полумуфту упругой муфты; зазоры по шпонкам полумуфт (при снятии полумуфт с валов); осевого разбега валов зубчатой полумуфты(перед разборкой насосного агрегата); толщины зубьев полумуфт и обоймы зубчатой муфты на диаметре делительной окружности; отсутствие задиров забоев на посадочной поверхности и поверхностях отверстий под упругие втулки упругих муфт. 

При неудовлетворительном вибрационном состоянии насосного агрегата дополнительно проводят следующие проверки: излома оси валов, соединяемых жесткими муфтами (проверка производится до разборки насосного агрегата); торцевого боя и плоскостности соединяемых торцов полумуфт жестких муфт; зазора между центрирующим буром и выточкой полумуфт, их концентричность относительно оси вала (для жестких муфт); статические неуравновешенности обоймы зубчатой муфты; шагов отверстий под пальцы и упругие втулки упругих муфт. 

Болты фланцевых соединений муфт должны быть изготовлены из стали не ниже марки сталь 35 (ГОСТ 1050-74) и иметь посадку А / Т. 

Проверку плотности посадки полумуфт на валы без их разборки производят визуальным осмотром их взаимного положения; проверкой состояния деталей, крепящих полумуфты на валах; замером 

радиального боя обода и торцевого боя полумуфты. Радиальный торцевой бой не должен превышать 0,02 мм. 

В случае разборки соединения вал-полумуфты плотность посадки оценивают шириной зазора в сопряжении для посадки А / Н для жестких муфт при цилиндрическом сопряжении с валом и для посадки А / С - для остальных муфт. 

В случае конического сопряжения с валом проверяют прилегание поверхностей по краске; при этом пятна контакта должны располагаться равномерно а на площади не менее 70%. 

Полумуфты и составные части полумуфт подлежат немедленной замене, если обнаружены трещины на полумуфтах и пальцах или износ посадочных поверхностей под вал электродвигателя, насоса или под упругие втулки превышает допустимый. 

При сборке муфты все пальцы полумуфты должны входить в отверстия ответной полумуфты без деформации упругих элементов, а упругие втулки должны иметь плотное прилегание к поверхности отверстий по всей длине. При монтаже следует обеспечить зазор между торцами полумуфт в пределах 2-8мм в зависимости от температуры жидкости и типа насоса. Полумуфту насоса с установленными пальцами следует статически балансировать. 

3.3.5 Разборка изношенного узла

Перед разборкой оборудование нужно отключить от всех коммуникаций (перекрыть масло и остановить двигатель), после чего слить масло из насоса. Перед снятием полумуфт с валов необходимо ослабить болты затем снять обе полумуфты с помощью винтового или гидравлического съёмника

3.3.6 Метод восстановления дефекта соединительной муфты

Соединительные муфты ремонтируют в случае износа или поломки какой-нибудь детали, однако чаще всего их демонтируют в связи с необходимостью ревизии или ремонта машины. Полумуфты снимают с вала с помощью винтового или гидравлического съёмника. При многократном съёме полумуфт постепенно разнашивается отверстие под вал, вследствие чего плотность посадки нарушается, что может привести к неконцентричности полумуфты и вала. Первоначальный размер посадочного отверстия восстанавливают путём наплавки электросваркой с последующей расточкой. При большом износе или маленьком диаметре отверстия его растачивают, запрессовывают новую втулку а затем растачивают под нужный размер. 

При расточке необходимо принимать меры, обеспечивающие концентричность отверстия под вал и окружности центров пальцев или наружной цилиндрической поверхности полумуфты. 

В полумуфтах часто вырабатываются отверстия под пальцы. Рекомендуются следующие основные способы исправления этого дефекта: рассверловка отверстий под пальцы большего диаметра; сверловка новых отверстий в промежутках между старыми если это не ослабляет полумуфту (в противном случае старые отверстия забивают пробками и заваривают). 

Кулачки муфт ремонтируют наплавкой с последующим строганием на станке, Фрезеровкой или ручной опиловкой. Изношенные пальцы заменяют новыми. Незначительные дефекты зубчатых муфт в виде заусениц и вмятин можно исправить ручной опиловкой. Муфты с сильно изношенными пальцами заменяют полностью. 

4. Техника безопасности

4.1 Характеристика сырья и готовой продукции с точки зрения токсичности

Каучук - синтетический бутадиеновый, класса опасности - 2; твёрдая и термотекущая масса от светлых до коричневых оттенков. При переработке выделяется акриловая кислота (Влияет на нервную систему) температура плавления 42 градуса Цельсия. Работать по требованиям безопасности при действующей приточно-вытяжной вентиляции в спецодежде. 

Сера - класс опасности-2 твёрдая масса серого цвета в виде чешуек, жирная на ощупь, температура плавления 62-69 градусов Цельсия; работать в биологических перчатках при включенной приточно-вытяжной вентиляции. 

Углерод технический (сажа) - класс опасности-3; порошок чёрного цвета, сильно загрязняет кожу, работать в респираторах, очках, резиновых перчатках при включенной приточно-вытяжной вентиляции, не горит. 

4.2 Техника безопасности при выполнении ремонтных работ

К ремонту разрешается приступать после оформления наряда-допуска на проведение работ и выполнения всех его требований. Наряд-допуск (в двух экземплярах) оформляется на весь период ремонтных работ в расчёте на одну бригаду, и составляет его начальник цеха-заказчика. 

В наряде-допуске необходимо указать место наименование и характер работ, объём и содержание подготовительных работ., меры безопасности при проведении ремонта. Должна также быть отметка о проведении инструктажа среди рабочих. 

Допуск ежедневно продлевается ответственными за организацию и проведение работ в цехе, ответственным исполнителем и начальником смены. 

На выполнение огневых работ (за исключением мест их постоянного проведения) должно быть оформлено разрешение утвержденное главным инженером и согласованное с отделом техники безопасности и пожарной охраны. 

Перед началом работ слесари обязаны:

подготовить инструмент;

убедиться в наличии полностью оформленного наряда-допуска и ознакомиться с указанными в нём мероприятиями, обеспечивающие безопасное проведение работ;

подготовить и проверить исправность средств индивидуальной зашиты; получить подробный инструктаж о метах безопасного проведения работ; убедиться в отключении монтируемого оборудования и освобождении его от продукта; 

Все работы выполняются только исправным инструментом. 

Запрещается ремонтировать, чистить смазывать механизмы на ходу, подтягивать фланцевые соединения аппаратов и трубопроводов, находящихся под давлением. 

При выполнении ремонтных работ напряжение переносимых электроинструментов должны быть не выше 220В. Разрешается применять переносимые светильники напряжением до 12В. К работе с электро - инструментом допускаются слесари, прошедшие обучение по правилам технической эксплуатации и ТБ при работе на электроустановках. 

При проведении электросварных работ аппарат должен быть заземлён. Сварочный аппарат блокирует так, что электроды можно заменять только при выключенном токе. На сварщике должны быть надеты диэлектрические перчатки, галоши и изолирующий шлем. 

4.3 Первая медицинская помощь

4.3.1 Первая медицинская помощь при ожогах

При тяжелых ожогах огнём, горячей водой, паром, расплавленным битумом и пр., нужно осторожно снять одежду(обувь), перевязать обожженное место стерилизованным материалом, закрепить бинтом и направить пострадавшего в больницу. 

5. Противопожарная безопасность

5.1 Категория цеха или участка по пожароопасности и взрывоопасности

По взрывоопасности и пожароопасности цех относим к категории Д, в которых находятся вещества и материалы в холодном состояние. 

5.2 Мероприятия, проводимые в цехе или на участке по противопожарной безопасности

Противопожарные мероприятия предусматривают недопущения пожаров от курения, небрежного обращения с огнем, неправильного ведения огневых работ; он содержит профилактические меры, например, надлежащее содержание проходов и путей эвакуации, необходимая уборка рабочих мест, соблюдения норм хранения материалов, сырья, полуфабрикатов в цехах и помещениях, порядок закрытия помещений после окончания работ. 

Ответственность за пожарную безопасность на производстве возложена на руководителей предприятия, а в отделение подразделения и на участках предприятия - на их начальников. 

Пожарная охрана на предприятиях строиться на основе широкого привлечения трудящихся к мероприятиям по предупреждению и ликвидации пожаров. Одной из форм привлечения инженерно-технических работников к участию к этой работе является пожарно-технические комиссии (ПТК), которые создаются по решению администрации. Пожарно-технические комиссии как правило, возглавляют главные инженеры объектов: а в их состав входят опытные специалисты производства. 

5.3 Противопожарные средства в цехе или на участке

К первичным средствам тушения относят внутренние пожарные краны, огнетушители, песок, одеяла, лопаты, топоры и совки и т.д. 

Наиболее распространены различные ручные огнетушители: химические пенные ОХП-10(старая маркировка ОП-5), воздушно-пенные (ОВП-5 и ОВП-10,01) газовые углекислые (ОУ) и специальные: углекислотно-бромэтиловые (ОУБ) и порошковые (ОПС-10), а также передвижные огнетушители одно и двухбалонных типов УП-1М и 9М-2М. 

Системы автоматической пожарной защиты (АПЗ) предназначены для предупреждения загорания (или взрыва), тушения возникающего пожара, локации пожара. Предотвращение загорания достигается введением в опасную зону огнетушащего вещества, тормозящего процесс горения, или изменением режима работы аппарата. Для тушения возникающего пожара огнетушащее вещество передают в очаг горения. При локализации пожара развитие очага горения сдерживается воздействием огнетушащих средств на очаг пожара до прибытия передвижных подразделений пожарной охраны. 

Устройство автоматической пожарной защиты приводиться в действие от датчиков-извещателей, а также могут включаться вручную. Датчики извещатели в зависимости от принципа действия чувствительного элемента разделяют на тепловые, дымовые, световые и комбинированные. 

Эксплуатация и надзор за состоянием АПЗ возложены на технический персонал, прошедший соответствующую подготовку. Систематически, по графику контролируют состояние и результаты проверки фиксируют в технической документации. 

6. Способы очистки газовых выбросов, жидких стоков

Предприятие ОАО "ВДМ" является источником загрязнения атмосферного воздуха вредными газами, пылью. Они выделяют также сточные воды, загрязняющие почву и водоемы. Поэтому при разработки новых, модернизаций и эксплуатации действующих предприятий необходимо решать вопросы охраны окружающей среды. 

Перспективным направлением в решении этой проблемы является создание безотходной технологии резинового производства. Однако не снимается вопрос о разработке и своевременном строительстве эффективных отчисных сооружений. 

Очистить газовые выбросы можно с помощью адсорбционного метода рекуперации. 

Смесь паров бензина с воздухом пропускают со скоростью 100м / мин через фильтр с кассетами, заполненными кольцами, которые смочены висциновым маслом, по трубопроводу с гравийным огнепреградителем и предохранителем - компенсатором. Смесь поступает в вертикальный стальной адсорбер диаметром 3 метра, заполненный активным углем на высоту 0,65. Начальная концентрация паровоздушной смеси составляет 180-200мг / м. 

После насыщения производят десорбцию. Начальное насыщение острого водяного пара 0,7-0,8 МПа при поступлении в адсорбер редуцируется до 0,11-0,12 МПа. Десорбция продолжается 30 мин. Рекуперованный бензин транспортируется самотеком по подземному трубопроводу в подземную установку - хранилище. 

Анализ данных о составе сточных вод и потребных эффектов их очистки в резиновой промышленности подтверждают, что основными методами очистки являются механическая, химическая и физико-химическая. 

Механическая очистка ограничивается выделением из сточных вод механических, не растворенных в воде примесей. Коллоидные и истинно растворенные загрязнения методами механической очистки не извлекают. Сущность методов механической очистки сводится к отстаиванию, фильтрованию, центрифугированию. 
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