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ВВЕДЕНИЕ 

Нефтесборная система – важнейшая часть технологи-

ческой цепочки добычи нефти, от нормального функциониро-

вания которой зависят технико-экономическая эффективность 

производства и уровень себестоимости тонны нефти. Безот-

казная работа нефтесборной системы обеспечивается квали-

фицированным проектированием, качественным строитель-

ством, высоким уровнем автоматизации производства и гра-

мотной эксплуатацией объектов. Сложность эксплуатации 

объектов сбора и подготовки нефти связана с горно-

геологическими условиями и свойствами добываемой нефти, 

уровнем интенсивного воздействия осложняющих факторов 

на технологические процессы. 

Организация управления нефтесборной системой вклю-

чает почти все элементы управления производством, однако 

особое внимание требуется уделять диагностике целостности 

трубопроводов и других объектов, профилактике негативного 

влияния осложняющих факторов. Для особо ответственных 

трубопроводов периодически целиком или частично проводит-

ся экспертиза промышленной безопасности, которая включает 

внутритрубную диагностику (профилеметрию, радиографиче-

скую, ультразвуковую дефектоскопию, акустико-резонансную 

диагностику), проверку системы электрохимзащиты, расчет 

ресурса работы трубопровода. На основе выполненных работ 

по диагностике собственник трубы разрабатывает и осуществ-

ляет мероприятия по устранению замечаний комиссии, после 

чего надзорная организация может продлевать разрешенный 

срок службы объекта (обычно на 3–5 лет). 

В крупных нефтяных компаниях организационно-

технический уровень предприятий по добыче нефти оценива-

ется также по качеству работы нефтесборной системы, в част-



ности, по частоте порывов на один км трубопровода, по влия-

нию нефтепроводов на экологию ландшафта. В свою очередь 

высокий технический уровень эксплуатации предполагает и 

экономическую эффективность эксплуатации нефтесборной 

системы. 

Изложенный материал носит обзорный характер для 

первичного изучения и может быть использован в учебном 

процессе при обучении бакалавров по направлению подготов-

ки 21.03.01 «Нефтегазовое дело». 
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ТЕРМИНЫ И ОПРЕДЕЛЕНИЯ 

В настоящей работе применены следующие термины 

с соответствующими определениями: 

Авария – это полная или частичная потеря работоспо-

собности технической системы в результате разрушения эле-

ментов системы или воздействия осложняющих технологиче-

ских, природно-климатических факторов, сопровождающаяся 

большими экономическими затратами, а также возможным 

значительным негативным воздействием на здоровье людей и 

на окружающую среду. 

Аварийный запас – необходимый запас технологиче-

ского оборудования и материалов, определенный в соответ-

ствии с установленными нормами, по номенклатуре и количе-

ству достаточный для восстановления работоспособности 

оборудования и сооружений после аварий и инцидентов на 

объектах магистральных нефтепроводов или нефтепродукто-

проводов и ликвидации их последствий. 

Авария на нефтепроводе [нефтепродуктопроводе] – 

опасное техногенное происшествие, повлекшее внезапный 

вылив или истечение нефти [нефтепродукта], сопровождаемое 

одним или несколькими из следующих событий: 

– воспламенение нефти [нефтепродуктов] или взрыв ее

[их] паров; 

– загрязнение любого водотока, реки, озера, водохра-

нилища или любого водоема сверх пределов, установленных 

стандартами на качество воды государств, входящих 

в Содружество Независимых Государств, вызвавшее измене-

ние окраски поверхности воды или берегов, или приведшее 

к образованию эмульсии, находящейся ниже уровня воды, или 

к выпадению отложений на дно или берега; 

– образование утечки нефти [нефтепродукта].
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Автоматизация производства – применение машин и 

информационных технологий с целью облегчения человече-

ского труда, повышения его производительности. 

Акционерное общество – производственное или хо-

зяйственное общество, уставной капитал которого разделен на 

определенное число акций. Закрытое акционерное общество 

распространяет свои акции в форме закрытой подписки по 

решению учредителей. Открытое акционерное общество рас-

пространяет свои акции посредством открытой продажи. 

Амортизация – исчисленный в денежном выражении 

износ основных средств в процессе их применения, использо-

вания. Инструментом возмещения износа основных фондов 

являются амортизационные отчисления в виде денег, направ-

ляемых на ремонт или изготовление новых основных средств. 

Сумма амортизационных отчислений включается в издержки 

производства (себестоимость) продукции и тем самым пере-

ходит в цену. 

Ввод в эксплуатацию – событие, фиксирующее готов-

ность объекта к использованию по назначению, после строитель-

но-монтажных работ, пусконаладочных работ или реконструк-

ции, документально оформленное в установленном порядке. 

Визуальный контроль – вид неразрушающего кон-

троля, при котором первичная информация воспринимается 

органами зрения непосредственно или с использованием оп-

тических приборов, не являющихся контрольно-

измерительными. 

Внутритрубное диагностирование – вид технического 

диагностирования с использованием внутритрубных инспекци-

онных приборов, обеспечивающих получение информации об 

особенностях трубопровода, наличии, характера и местополо-

жения дефектов основного металла и сварных швов труб. 
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Внутритрубный инспекционный прибор – устрой-

ство, перемещаемое внутри трубопровода потоком среды, 

снабженное средствами контроля и регистрации информации 

об особенностях трубопровода, наличии, местоположения и 

характера дефектов основного металла и сварных швов труб. 

Дефект трубопровода – отклонение параметров гео-

метрического или конструктивного параметра, толщины стен-

ки или показателя качества металла трубы, соединительной 

детали или сварного шва от требований действующих норма-

тивных документов. 

Дефектный участок трубопровода – участок трубо-

провода, содержащий одно и более отклонений геометриче-

ского параметра, толщины стенки или показателя качества 

материала трубы, соединительной детали или сварного шва. 

Диспетчерская связь – комплекс технических средств 

связи различных видов, предоставляемых оперативно-

техническому персоналу, организующему и сопровождающе-

му транспорт нефти или нефтепродуктов. 

Диспетчерская служба – оперативно-технический 

персонал, выполняющий оперативное управление технологи-

ческими процессами транспортировки нефти, товарно-

коммерческой деятельностью для организации транспорта 

нефти или нефтепродуктов по магистральному нефтепроводу 

или нефтепродуктопроводу. 

Измерительный контроль – вид неразрушающего 

контроля, при котором измерения осуществляются средства-

ми измерений геометрических величин. 

Инцидент на нефтегазопроводе – отказ, повреждение 

или отклонения от установленного режима эксплуатации ли-

нейной части, оборудования или технических устройств 

нефтепровода [нефтепродуктопровода], сопровождаемые 
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нарушением герметичности с утечкой нефти [нефтепродук-

тов] объемом менее 10 м, без воспламенения, взрыва, загряз-

нения водотоков. 

Камера приема внутритрубных устройств – специ-

альное устройство, обеспечивающее прием внутритрубных 

очистных, диагностических, разделительных и герметизиру-

ющих устройств в потоке перекачиваемого продукта из маги-

стрального нефтепровода или нефтепродуктопровода. 

Камера пуска внутритрубных устройств – специ-

альное устройство, обеспечивающее пуск внутритрубных 

очистных, диагностических и разделительных устройств в по-

токе перекачиваемого продукта в магистральный нефтепровод 

или нефтепродуктопровод. 

Комплексное опробование – одновременная проверка 

в действии смонтированного и подвергнутого ранее индиви-

дуальным испытаниям оборудования и систем на объекте. 

Линейная часть нефтепровода – комплекс объектов 

трубопровода, включающий в себя трубопроводы, в том числе 

переходы через естественные и искусственные препятствия, 

запорную и иную арматуру, установки электрохимической 

защиты от коррозии, вдольтрассовые линии электропередач, 

сооружения технологической связи, иные устройства и со-

оружения, обеспечивающие его безопасную и надежную экс-

плуатацию, и предназначенный для перекачки нефти [нефте-

продукта] между площадочными объектами трубопровода. 

Магистральный трубопровод [для нефти и нефте-

продуктов] – технологически неделимый, централизованно 

управляемый имущественный производственный комплекс, 

состоящий из взаимосвязанных объектов, являющихся его 

неотъемлемой технологической частью, предназначенных для 

транспортировки, подготовленной в соответствии с требова-
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ниями законодательства государств, входящих в Содружество 

Независимых Государств, нефти [нефтепродукта] от пунктов 

приема до пунктов сдачи приобретателю (потребителю), пе-

редачи на иной вид транспорта и (или) хранения. 

Месторождение нефти – скопление углеводородов 

(нефти, газа и газоконденсата) в одной или нескольких зале-

жах, связанных территориально, общностью геологического 

строения и нефтегазоносности. 

Классификация месторождений нефти и газа по вели-

чине извлекаемых запасов: 

 уникальные > 300 млн т 

 крупные 30-300 млн т 

 средние 5-30 млн т 

 мелкие 1-5 млн т 

 очень мелкие < 1млн т 
 

Нефтепродукт (нефтепродукты) – готовый продукт, 

полученный в результате переработки нефти, газоконденсатно-

го, углеводородного и химического сырья, удовлетворяющий 

всем требованиям нормативно-технической документации. 

Нормативная документация – правила, отраслевые и 

государственные стандарты, технические условия, руководящие 

документы на проектирование, изготовление, ремонт, рекон-

струкцию, монтаж, наладку, техническое диагностирование 

(освидетельствование), эксплуатацию. 

Нормативы технологических потерь нефти 

[нефтепродуктов] – укрупненные нормы, учитывающие об-

щие удельные технологические потери нефти [нефтепродук-

тов] в целом по предприятию. 

Нормы технологических потерь нефти [нефтепро-

дуктов] – количество безвозвратных потерь нефти [нефте-
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продуктов] по процессам или источникам выделения нефти 

в окружающую природную среду при современном уровне 

используемых техники и технологии и при условиях соблю-

дения технологических регламентов, правил и инструкций по 

эксплуатации и обслуживанию оборудования, технологиче-

ских аппаратов и сооружений. 

Нормирование технологических потерь нефти 

[нефтепродуктов] – установление норм и нормативов техно-

логических потерь нефти [нефтепродуктов]. 

Опознавательный знак – цветографическое изображе-

ние, содержащее графическую информацию об объекте и его 

ведомственной принадлежности. 

Ответвление нефтепровода [нефтепродуктопрово-

да] – участок нефтепровода [нефтепродуктопровода], не име-

ющий перекачивающие станции и соединяющий магистраль-

ный нефтепровод [нефтепродуктопровод] с предприятиями 

добычи, накопления, потребления, распределения и перера-

ботки нефти [нефтепродуктов]. 

Отказ нефтепровода – событие, заключающееся 

в нарушении работоспособного состояния технического обо-

рудования, применяемого на объектах магистрального нефте-

провода [нефтепродуктопровода], износ, повреждение, скры-

тая неисправность вследствие конструктивных нарушений, 

несоблюдения установленного процесса эксплуатации или 

ремонта. 

Охранная зона нефтепровода [нефтепродуктопро-

вода] – территория или акватория с особыми условиями 

использования, установленная вдоль нефтепровода [нефте-

продуктопровода], предназначенная для обеспечения безопас-

ности магистрального нефтепровода [нефтепродуктопровода]. 
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Перекачка – процесс перемещения нефти или нефте-

продуктов по трубопроводу с помощью насосных установок 

по заданной схеме. 

Переход нефтепровода [нефтепродуктопровода] – 

участок линейной части нефтепровода [нефтепродуктопрово-

да] на пересечении с искусственным или естественным пре-

пятствием, отличный по конструктивному исполнению от 

прилегающих участков линейной части. 

Подводный переход нефтепровода [нефтепродукто-

провода] – участок нефтепровода [нефтепродуктопровода], 

проложенного через судоходные водные преграды или несу-

доходные водные преграды ниже уровня дна, шириной в ме-

жень по зеркалу воды более 10 м и глубиной свыше 1,5 м или 

шириной по зеркалу воды в межень 25 м и более независимо 

от глубины. 

Подземный переход нефтепровода [нефтепродукто-

провода] – участок нефтепровода [нефтепродуктопровода], 

проложенного через искусственные или естественные прегра-

ды под землей, кроме участков, относящихся к подводному 

переходу нефтепровода [нефтепродуктопровода]. 

Приемка законченного строительством, рекон-

струкцией участка трубопровода – юридическое действие 

органов и должностных лиц, уполномоченных на то действу-

ющим законодательством, в результате которого подтвержда-

ется соответствие принимаемого участка магистрального тру-

бопровода предъявляемым к нему требованиям и договору 

подряда, а также готовность законченного строительством, 

реконструкцией участка магистрального трубопровода 

к вводу в эксплуатацию и использованию по назначению. 

Приемка в работу участка трубопровода после ка-

питального ремонта – юридическое действие уполномочен-
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ных должностных лиц, в результате которого подтверждается 

соответствие принимаемого участка магистрального трубопро-

вода предъявляемым к нему требованиям и договору подряда. 

Приемочная комиссия – временный коллегиальный ор-

ган уполномоченных должностных лиц, устанавливающий и 

документально подтверждающий соответствие участка трубо-

провода условиям договора (контракта), утвержденной в уста-

новленном порядке проектной документации, требованиям 

нормативных документов, а также готовность его к вводу 

в эксплуатацию. 

Приемо-сдаточный пункт нефти [нефтепродуктов] 

– пункт по учету количества и оценке качества нефти [нефте-

продукта], на котором подразделения принимающей и сдаю-

щей нефть сторон выполняют операции приема-сдачи нефти.

Прием-передача нефти [нефтепродукта] – операция, 

проводимая ответственными должностными лицами по прие-

му и сдаче нефти, сопровождаемая определением количества 

и качества нефти [нефтепродуктов] с оформлением соответ-

ствующих документов. 

Пункт подогрева нефти – объект нефтепровода, обес-

печивающий подогрев перекачиваемой нефти с целью сниже-

ния ее вязкости. 

Резервуар – емкость, предназначенная для приема, хра-

нения, измерения объема и сдачи нефти [нефтепродуктов]. 

Резервуарный парк – объект, предназначенный для 

приема, хранения, подготовки и (или) смешения и откачки 

нефти. 

Самотечный участок нефтепровода [нефтепродук-

топровода] – участок линейной части, в пределах которого 

осуществляется безнапорное течение нефти [нефтепродукта], 

включая участок с неполным сечением. 
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Система измерений количества и показателей каче-

ства нефти [нефтепродуктов] – совокупность функцио-

нально объединенных измерительных преобразователей, из-

мерительных показывающих приборов, систем обработки ин-

формации, технологического оборудования, предназначенная 

для измерения массы нефти [нефтепродуктов], технологиче-

ских и качественных параметров нефти [нефтепродуктов], 

отображения и регистрации результатов измерений. 

Система электрохимической защиты – комплекс 

средств электрохимической защиты, установленный на всем 

протяжении магистральных нефтепроводов или нефтепродук-

топроводов и предназначенный для их защиты от коррозион-

ных повреждений. 

Специализированная организация – организация, 

имеющая необходимые разрешительные документы в соот-

ветствии с действующим законодательством и допущенная 

в установленном порядке к выполнению отдельных подряд-

ных работ и услуг на объектах магистральных нефтепроводов 

[нефтепродуктопроводов]. 

Средний ремонт – ремонт, выполняемый для восста-

новления исправности и частичного восстановления ресурса 

изделий с заменой или восстановлением составных частей 

ограниченной номенклатуры и контролем технического со-

стояния составных частей, выполняемым в объеме, установ-

ленном в нормативно-технической документации. 

Технический коридор нефтепроводов – территория, 

по которой проходит нефтепровод [нефтепродуктопровод] 

или система параллельно проложенных нефтепроводов 

[нефтепродуктопроводов] и коммуникаций, ограниченная 

с двух сторон охранными зонами. 
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Технологические нефтепроводы – внутриплощадоч-

ные трубопроводы, трубопроводы дренажа и утечек от насос-

ных агрегатов, дренажа фильтров-грязеуловителей, регулято-

ров давления, узлов учета нефти [нефтепродуктов], сброса 

давления от предохранительных клапанов, системы сглажива-

ния волн давления; обвязки емкостей сброса и гашения удар-

ной волны; откачки из емкостей сбора утечек; сливо-

наливных эстакад; опорожнения стендеров морских термина-

лов, системы улавливания легких фракций. 

Технологический регламент – документ, определяю-

щий порядок организации надежного и безопасного ведения 

технологического процесса, который должен соответствовать 

проектным решениям, действительным характеристикам, 

условиям работы опасных производственных объектов. 

Товарная нефть – нефть, подготовленная к поставке 

потребителю в соответствии с требованиями действующих 

нормативных и технических документов, принятых в установ-

ленном порядке. 

Трасса трубопровода – положение оси трубопровода, 

определяемое на местности ее проекцией на горизонтальную 

и вертикальную плоскости. 

Узел приема внутритрубных устройств – производ-

ственная площадка с комплексом взаимосвязанного оборудо-

вания, предназначенного для проведения технологических 

операций по приему и извлечению внутритрубных очистных, 

диагностических, разделительных и герметизирующих 

устройств. 

Узел пуска внутритрубных устройств – производ-

ственная площадка с комплексом взаимосвязанного оборудо-

вания, предназначенного для проведения технологических опе-

раций по запасовке и пуску внутритрубных очистных, диагно-
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стических, разделительных и герметизирующих устройств 

в потоке перекачиваемого продукта в нефтепроводе или нефте-

продуктопроводе. 

Установившийся режим работы нефтепровода – 

режим работы нефтепровода, при котором обеспечена заданная 

производительность, отсутствуют изменения (колебания) дав-

ления в течение 10 мин. после завершения всех необходимых 

пусков/остановок насосных агрегатов. 

Фактические технологические потери нефти 

[нефтепродуктов] (в отличие от плановых) – реальное ко-

личество нефти [нефтепродуктов], теряемое в данный момент 

времени из источников потерь без нарушения технологии 

производства. 

Эксплуатация нефтегазопровода – использование 

нефтепровода [нефтепродуктопровода] по назначению, опре-

деленному в проектной документации, и поддержание его ра-

ботоспособного состояния в соответствии с действующими 

нормативными документами. 

Электрометрическое диагностирование – вид техни-

ческого диагностирования, обеспечивающий получение ин-

формации о техническом состоянии нефтепровода или нефте-

продуктопровода путем измерения и регистрации электриче-

ских параметров, напрямую или косвенно характеризующих 

состояние системы защиты от коррозии металла трубопровода 

и уровень его защищенности, а также характеризующий сте-

пень коррозионной опасности среды, окружающей нефтепро-

вод или нефтепродуктопровод. 
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СОКРАЩЕНИЯ 

В настоящей работе применены следующие сокращения: 

ВУ – внутритрубное устройство; 

ИТСО – инженерно-технические средства охраны; 

КПП – контрольно-пропускной пункт; 

ЛЧ – линейная часть; 

МН – магистральный нефтепровод; 

НП – напорный нефтепровод; 

НД – нормативный документ; 

ПЛВА – план ликвидации возможных аварий; 

ПС – перекачивающая станция; 

ПСП – приемо-сдаточный пункт; 

РП – резервуарный парк; 

СИ – средство измерений; 

СИКН – система измерений количества и показателей каче-

ства нефти (нефтепродуктов); 

ТНПА – технические и нормативные правовые акты; 

ТСО – технические средства охраны; 

ТУ – технологический участок; 

ЧС – чрезвычайная ситуация; 

ЭХЗ – электрохимическая защита. 

АСПО – асфальтосмолопарафиновые отложения; 

УШГН – установка штангового глубинного насоса; 

УЭЦН – установка электроцентробежного насоса; 

НКТ – насосно-компрессорные трубы; 

АГЗУ – автоматизированная групповая замерная установка; 

МОП - межочистной период; 

АДПМ – агрегат депарафинизации передвижной модерни-

зированный; 

ППУ – паровая передвижная установка; 

НГДУ – нефтегазодобывающее управление; 
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ПО НГДУ – производственный отдел НГДУ; 

ЦИТС НГДУ – центральная инженерно-техническая 

служба НГДУ; 

ЦДПН – цех добычи и подготовки нефти; 

ЦДНГ – цех добычи нефти и газа; 

Нд – динамический уровень; 

ВСП – внутрисменный простой; 

ЗУ – замерное устройство; 

ГЖС – газожидкостная смесь; 

УПН – установка подготовки нефти; 

ДНС – дожимная насосная станция; 

ВРП – водораспределительный пункт; 

БР – блок реагента; 

СКЖ – счетчик количества жидкости. 
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1. УСЛОВИЯ РАБОТЫ НЕФТЕСБОРНОЙ 

СИСТЕМЫ 

При движении жидкости от устья скважины до устано-

вок подготовки нефти (УПН) изменяются давление, темпера-

тура, плотность, структура и состав единицы объема жидко-

сти. В реальных условиях устьевое давление колеблется от 

0,5 МПа до 2,5 МПа, хотя оптимальным считается давление на 

устье не более 1,5 МПа. Температура жидкости на устье сква-

жин зимой и летом примерно одинакова и составляет на 

большинстве месторождений страны 6-10 градусов Цельсия за 

редким исключением. По мере приближения к ДНС или УПН 

давление снижается, увеличивается содержание газа, повыша-

ется пульсация движения газожидкостной смеси. Кроме того в 

трубопроводах могут быть отложения АСПО. солей, мехпри-

месей, а в интервале содержания воды в составе жидкости 40-

75 % создается аномально-вязкая эмульсия, создающая увели-

ченное сопротивление движению жидкости. Очень серьезные 

осложнения создает коррозия металла. Интенсивная коррозия 

труб нефтесборной системы начинается при повышении об-

водненности продукции 60 % и более. 

Нефтесборная система в разных климатических усло-

виях адаптируется к существующим условиям и имеет свои 

особенности. Однако на большинстве месторождений темпе-

ратура на устье скважин в любое время года стабильная и не 

зависит от погодных условий. Выкидные линии, нефтесбор-

ные коллектора укладываются под землю глубиной не менее 

одного метра, поэтому жидкость имеет положительную тем-

пературу. Несмотря на это вязкость жидкости в нефтесборной 

линии повышается, для перекачивания продукции скважин до 

УПН затрачивается значительное количество энергии. 
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Добываемая нефть – смесь нефти, газа, минеральной 

воды, мехпримесей и других попутных компонентов должна 

быть собрана из рассредоточенных на большой территории 

скважин и обработана как сырье для получения товарной про-

дукции: товарной нефти, нефтяного газа, а также пластовой 

воды и сточной воды, которую можно было бы снова возвра-

щать в пласт. 

В настоящее время сбор и подготовка нефти – единая 

система перечисленных технологических процессов, когда 

сбор совмещается с подготовкой нефти. К примеру, устойчи-

вая водонефтяная эмульсия начинает разрушаться в результа-

те подачи в начало нефтесборного коллектора деэмульгато-

ров, что снижает вязкость эмульсии и энергопотребление для 

перекачки. 

Современная система нефтегазосбора и подготовки 

нефти – это сложный комплекс трубопроводов, блочного ав-

томатизированного оборудования и аппаратов, технологиче-

ски связанных между собой. Она должна также обеспечить: 

– надежность работы системы при всех климатических

условиях, экологическую и промышленную безопасность при 

эксплуатации объектов. 

– предотвращение потерь нефтяного газа и легких

фракций нефти от испарения на всем пути движения и с само-

го начала разработки; 

– отсутствие загрязнения окружающей среды, вызыва-

емого разливами нефти и воды; 

– надежностью функционирования каждого звена и си-

стему целиком; 

– высокие технологические показатели работы.

Во многих технологических процессах широко приме-

няют высокопроизводительное автоматизированное оборудо-
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вание, работающее без постоянного присутствия обслужива-

ющего персонала, возможные химические реагенты и т. д. 

Разработаны и внедряются унифицированные технологиче-

ские комплексы сбора и подготовки продукции нефтяных 

скважин. Широкое распространение получили индустриаль-

ные методы строительства нефтепромысловых объектов с ис-

пользованием блочного автоматизированного оборудования. 

Первостепенное значение имеет снижение потерь 

нефти и газа на месторождениях и при их транспортировке. 

Постоянно повышаются требования к качеству подготовки 

нефти. 

При разработке и эксплуатации нефтяных и газовых 

месторождений предъявляют высокие требования к поддер-

жанию чистоты территории и охране водоемов от попадания в 

них загрязненных производственных и пластовых вод. 

По всем этим направлениям нефтегазодобывающими 

предприятиями проводится систематическая и планомерная 

работа по дальнейшему совершенствованию систем сбора и 

подготовки нефти, рациональному использованию природных 

ресурсов, охране окружающей среды, учету добываемой 

нефти и товарной продукции, автоматизации производствен-

ных процессов. 

В настоящие время сбор и подготовка нефти не после-

довательные процессы, а единая система технологических про-

цессов, когда сбор совмещается с подготовкой нефти. Совре-

менная система сбора и подготовки нефти газа – это сложный 

комплекс трубопроводов, блочного автоматического оборудо-

вания и аппаратов, технологически связанных между собой. 
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2. НЕФТЬ И ЕЕ КОМПОНЕНТНЫЙ СОСТАВ 

2.1 Краткая характеристика компонентов 

При изучении вопросов сбора и подготовки при добыче 

нефти необходимо знать и сведения о составе добываемой 

нефти и сопутствующих флюидов – нефтяного газа и пласто-

вой воды. Ниже приводятся основные сведения о составе 

нефти и пластовых флюидов. 

Нефть – это горючее ископаемое, состоящее из различ-

ных составляющих веществ, называемых компонентами. Ос-

новными компонентами нефти являются углеводороды: мета-

новые, нафтеновые, ароматические. Кроме того, в добываемой 

нефти содержатся азот и его соединения, сера и ее соединения 

(сероводород, меркаптаны, сульфиды), некоторые другие газы 

в растворенном состоянии, пластовая вода с растворенными 

в ней солями. В нефти обнаружено более 20 элементов-

металлов: железо, медь, ванадий, титан, алюминий и другие 

в небольших количествах. Практически все составляющие 

находятся в нефти в пластовых условиях в виде истинных 

растворов. 

Углеводороды подразделяют на предельные (насыщен-

ные) и непредельные. К предельным относятся углеводороды, 

в которых углеродные атомы соединены с наибольшим коли-

чеством атомов водорода, т. е. до предела насыщены водоро-

дом. Предельные углеводороды в обычных условиях трудно 

вступают в реакцию соединения. Предельные углеводороды 

также называют парафиновыми, хотя только часть предель-

ных углеводородов является парафином. Предельные углево-

дороды имеют молекулярную формулу СnH2n+2. 

Углеводороды, имеющие одинаковую молекулярную 

формулу, следовательно, одинаковую молекулярную массу, 
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но различные структурные формы и свойства, называют изо-

мерами. Например, нормальный бутан и изобутан при одина-

ковой молекулярной формуле имеют немного отличающуюся 

структуру. 

Изобутан Нормальный бутан 

Оба соединения имеют четырехвалентные углеродные 

атомы, валентные связи которых полностью насыщены. Оба 

вещества – газы в нормальных условиях, однако нормальный 

бутан кипит при температуре минус 0,5 °С, а изобутан кипит 

при минус 11,7 °С. Имеют место и другие значительные отли-

чия в свойствах этих веществ. 

Количество изомеров углеводородов быстро возрастает 

с увеличением углеродных атомов в молекуле углеводорода. 

Это относится к парафинам и церезинам, инициирующим от-

ложения асфальтосмолистых парафиновых веществ (АСПВ). 

К предельным углеводородам относятся также углево-

дороды нафтеновые (полиметиленовые) – предельные цикли-

ческие углеводороды, в которых циклы построены из метиле-

новых групп СН2. Общая формула CnH2n (табл. 2.1). 

Нафтены могут преобладать над другими классами уг-

леводородов в нефти. Содержание их колеблется от 25 до 

60 % масс. Наибольшей устойчивостью обладают 5- и 
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6-членные циклы: циклопентан, циклогексан, метилциклогек-

сан, этилциклогексан. Они и преобладают в нефтяной систе-

ме. Примерная структурная схема приводится ниже.

Таблица 2.1 

Физические свойства нормальных алканов 

Назва-

ние 

углево-

дорода 

Молекулярная 

формула 

Темпе-

ратура 

плавле-

ния, °С 

Темпе-

ратура 

кипе-

ния, °С 

Плот-

ность, 

кг/м
3
 

Агре-

гатное 

состо-

яние 

веще-

ства в 

обыч-

ных 

усло-

виях 

пол

ная 

сокра-

щенная 

Метан CH4 C1 -182.5 -161.6 Газ 

Этан C2H

4

C2 -180,5 -88,6 -//- 

Пропан C3H

8

C3 -167,6 -42,1 -//- 

Бутан C4H

10

C4 -138,3 -0,5 -//- 

Пентан C5H

12

C5 -129,8 36,1 626 Жид-

кость 
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Гексан C6H

14

C6 -95,3 68,7 660 -//- 

Гептан C7H

16

C7 -90,6 98,5 684 -//- 

Октан C8H

180

C8 -56,8 125,7 703 -//- 

--- --- --- --- --- --- --- 

Гепто-

декан 

C17

H36 

C17 Пара-

фин 

--- --- --- --- --- --- --- 

C36

H74 

C36 76 Цере-

зин 

Далее идут нефтяные смолы – высокомолекулярные 

компоненты нефти, растворимые в низкокипящих насыщен-

ных углеводородах. Твердые или высоковязкие аморфные ве-

щества черного или бурого цвета; среднечисленная молеку-

лярная масса 450-1500; = 1 г/см
3
.

Тяжелее смол – асфальтены – наиболее высокомоле-

кулярные компоненты нефти. Твердые хрупкие вещества чер-

ного или бурого цвета; размягчаются в инертной атмосфере 

при 200-300 °С с переходом в пластичное состояние; =1,1 

г/см
3
 молекулярная масса 1500-5000.

Как следует из таблицы, температура плавления, ки-

пения и плотность углеводородов метанового ряда повыша-

ются по мере возрастания количества углеродных атомов 

в молекуле углеводорода. Температура плавления и кипения 

углеводородов зависят также от внешнего давления. Так, 

например, при повышении давления температура плавления 

парафина понижается. На температуру плавления и кипения 

парафинов оказывают влияние и другие компоненты, содер-

жащиеся в нефти. 

Вся приведенная информация в той или иной степени 

необходима при проектировании объектов системы сбора, при 
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разработке ингибиторов асфальто-смолистых парафиновых 

отложений (АСПО) и методов борьбы с осложнениями 

в системе сбора нефти и газа. 

 
Рис. 2.1. В отложениях этих труб кроме углеводородов (АСПО)  

содержатся соли и мехпримеси 

Согласно ГОСТ Р 51858-2002 свойства нефти класси-

фицируются и по химическому составу, в том числе: 

1. По содержанию парафина: 

– малопарафинистые нефти – при массовом содержании  

парафина ………………………………………………... 0-1,5 %; 

– парафинистые нефти ……………………………. 1,51-6,00 %; 

– высокопарафинистые нефти ………………………….. > 6 %. 

2. По содержанию серы товарные нефти подразделя-

ют на следующие классы: 

– малосернистые – при массовом содержании серы до 0,60%; 

– сернистые ………………………………………...0,61-1,80 %; 

– высокосернистые ………………………………..1,81-3,50 %; 

– особо высокосернистые ……………………….свыше 3,50 %. 
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Согласно требованиям стандартов в качественной то-

варной нефти массовая доля сероводорода не должна превы-

шать 20 млн
1
 (ppm), хотя в продукции скважин сероводорода

на порядок больше. Также не допускается содержание воды 

более одного процента, мехпримесей более 50 мг/л, хлори-

стых солей – не выше 100 мг/л – первая группа, 300 мг/л – 

вторая группа, не выше 900 мг/л – третья группа (рис. 2.1). 

Нефть в пластовых условиях содержит значительное 

количество растворенных газов. Количество растворенного 

газа в нормальных условиях в одной тонне извлеченной нефти 

называется газовым фактором. Величина газового фактора 

для различных месторождений изменяется в очень широких 

пределах: от 6 до 600 и более м
3
/т. В составе нефтяного газа

преобладают углеводородные газы и азот. Азот называют бал-

ластным газом, содержание его достигает в составе газа иногда 

до 80 %. Кроме того, в нефтяном газе содержатся сероводород 

и углекислый газ. Для человека и животного мира наиболее 

опасна смесь сероводорода с углеводородным газом. Предель-

но-допустимая концентрация (ПДК) такой смеси в воздухе ра-

бочей зоны составляет 3 мг/м
3
.

В скважинной продукции, кроме нефти и газа, присут-

ствует и пластовая вода. Пластовая вода имеет в своем составе 

хлоркальциевые соли с концентрацией до 250 г/литр, плот-

ность пластовых вод 1170-1180 кг/м
3
. (табл. 2. 2). Пластовая

вода сильноагрессивная жидкость по отношению к стали, по-

этому с ростом содержания воды в добываемой жидкости рас-

тет и количество порывов трубопроводов из-за коррозии. 
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Таблица 2.2 

Характеристика промысловой сточной воды 

Гремихинского месторождения 

рН Мине-

ра-

лиза-

ция, 

г/л 

Содержание агрессивных 

компонентов 

Степень 

агрессивного 

воздействия СВБ, 

кл/мл 

Н2S, 

мг/л 

CO2, 

мг/л 

О2, 

мг/л 

6,1

6 

122,73 10
2
-

10
4 

До 

240 

11,1-

20,8 

0,05-

0,45 

Сильноагрес-

сивная 

Попутнодобываемая пластовая вода, кроме солей раз-

личного состава, имеет растворенные газы – сероводород, уг-

лекислый газ, а иногда и небольшое количество кислорода. 

Количество растворенного сероводорода в пластовой воде на 

месторождениях Урало-Поволжья достигает 200-250 мг/литр. 

Все это делает пластовую воду агрессивной в отношении 

к флоре и микрофауне, разлитая на почву сточная вода букваль-

но «сжигает» все на своем пути. Для восстановления плодородия 

почвы требуются многократные промывки пресной водой, зна-

чительные затраты, усилия и времени. 

Классификация нефтей: 

1) По вязкости в пластовых условиях (принятая

по отрасли): 

0,5 ≤μн ≤ 10 сПз – маловязкие, 

10-30 сПз – повышенной вязкости,

>30 сПз – высоковязкие,

>200 сПЗ – сверхвязкие.

2) По количеству смол:

малосмолистые (< 5 %), 

смолистые (5 – 15 %), 

высокосмолистые (>15 %). 
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3) По плотности кг/м
3
: 

до 830 – особо легкая, 

831–850 – легкая, 

850–870 – средняя, 

871–895 – тяжелая, 

более 895 – битуминозная. 

Свойства нефти в пластовых условиях: 

1) Объемный коэффициент нефти – безразмерная вели-

чина, характеризующая изменение объема нефти в поверх-

ностных условиях по сравнению с пластовыми всегда больше 

единицы. 

 bн= 𝑉пл / 𝑉дег, 

Можно выразить: 

 bн = 1 + 0,00305  Гф, 

где Vпл – объем нефти в пласте,  

Vдег – объем дегазированной нефти,  

Гф – газовый фактор м
3
/м

3
. 

2) Пересчетный коэффициент – величина обратная 

объемному коэффициенту: 

 θ = 1/bн. 

3) Газовый фактор – содержание газа в продукции 

нефтяной скважины. Измеряется в [м
3
 /м

3
 , м

3
/т.] Объем газа 

при этом приводится к атмосферному давлению и t =20°С. 

 Гф < 50м
3
/т – малое содержание газа в нефти, 

 Гф=150-300м
3
/т – повышенное содержание газа 

в нефти, 

 Гф=300-600м
3
/т – высокое содержание газа в нефти, 

 Гф >= 800-900м
3
/т – считается газовый конденсат. 

Давлением насыщения (Рнас) – это давление, при кото-

ром из нефти начинает выделяться растворенный газ. 
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4) Коэффициент сжимаемости нефти (βн) – показатель

изменения единицы объема пластовой нефти при изменении 

давления на 0,1 МПа. 

βн = (1/V)х (ΔV/Δp) [1/Па], 

где V – исходный объем нефти;  

ΔV – изменение объема нефти;  

Δр – изменение давления. 

5) Уравнение состояние идеального газа

P=RT, 

уравнение Менделеева-Клайперона: 

PV = nRT,  

где n – число молей газа;  

P – давление газа (например, в атм;  

V – объем газа (в литрах);  

T – температура газа (в кельвинах);  

R – газовая постоянная (0,0821 л·атм/моль·K). 

Но идеальный газ – это гипотетический флюид. 

Уравнение реального газа: 

PV = ZRT, 

где Z – коэффициент сжимаемости это отношение объемов 

равного числа молей реального и идеального газов при одних 

и тех же термобарических условиях. 

Различают: 

1. Свободный газ газовой залежи (метана-95-99 %),

2. Газ газоконденсатной залежи, газ газовой шапки (метан –

70-90 %),

3. Растворенный газ в нефти (метан – 30-70 %).
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Свойства газа: 

1) Плотность газа – существенно зависит от давления и 

температуры. Она может измеряться в абсолютных единицах 

(г/см
3
, кг/м

3
) и в относительных. При давлении 0,1 МПа и 

температуре 20 °С плотность газов примерно в 1000 раз 

меньше плотности жидкости и изменяется для углеводород-

ных газов от 0,0007 до 0,0015 г/см
3
 (в зависимости от содер-

жания в газе легких и тяжелых углеводородов). 

2) Относительная плотность газа – это отношение 

плотности газа при атмосферном давлении (0,1 МПа) и стан-

дартной температуре к плотности воздуха при тех же значе-

ниях давления и температуры. 

3) Критическая температура – это температура, выше 

которой газ не может быть превращен в жидкость ни 

при каком давлении.  

4) Критическое давление – это давление, при котором 

с повышением температуры нельзя испарить жидкость. 

5) Коэффициент сверхсжимаемости – отношение числа 

молей реального и идеального газов при одних и тех же тер-

мобарических условиях (пластовой температуре и давлении). 

6) Объемный коэффициент газа – это коэффициент 

уменьшения объема газа при переходе из поверхностных, 

в пластовые условия и определяется по формуле: 

 𝑉г = 𝑃0Т∙𝑍/ 𝑃𝑇0=0,000375∙ 𝑇∙𝑍/𝑃 

7) Пересчетный коэффициент – увеличение объема газа 

при переходе из пластовых условий в поверхностные, величи-

на обратная объемному коэффициенту:  

 θ = 1/𝑉г 
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2.2 Состав и свойства асфальтосмолистых  

парафиновых отложений (АСПО) 

Под словом «парафин» промысловые работники пони-

мают АСПО, состоящие из многих компонентов. Эти отложе-

ния наиболее часто создают осложнения в системе сбора и 

подготовки. Поэтому необходимо более подробно излагать 

состав и свойства АСПО. Преобладающее количество каждо-

го компонента в составе АСПО составляет: 

 Углеводороды (парафины, церезины, асфальтены, 

смолы) ……………………………………… 15-85 % 

 Мехпримеси ………………………………… 2-15 % 

 Вода …………………………………………... 4-18 % 

 Соли (галит, кальцит, гипс и др.) …………... 4-15 % 

 Сульфит железа ………………………………. 0-65 % 

Для наглядности ниже по тексту приведены данные 

центральной лаборатории Ижевского нефтяного научного 

центра по отложениям скв. 3870 Ельниковского м. р. Надо от-

метить, что в пределах одного месторождения, даже в одной 

скважине на разных глубинах состав АСПО имеет значитель-

ные различия. 

Основным компонентом углеводородных отложений 

является парафин. Молекулярная формула парафинов от 

С17Н36 до С35Н72. Молекулярная масса 300-450. Температу-

ра плавления парафина в стандартных условиях – 50-65 °С. 

В то время температура насыщения (не надо путать с темпера-

турой плавления) нефти парафином (кристаллизации) по 

большинству месторождений Поволжья составляет 16-25°С. 

Плотность парафина составляет 881-905 кг/ м3. 

Интенсивность кристаллизации, величина и форма 

кристаллов парафина зависят от условий выделения. Парафин 
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хорошо растворяется и деспергируется в углеводородных рас-

творителях. 

Из нефти парафин выделяется в виде тонких кристал-

лов (ленточная структура). В скважинных условиях парафин 

кристаллизуется в первую очередь на шероховатой поверхно-

сти стенки труб, имеющей более низкую температуру, чем 

масса жидкости. Интенсивность отложений АСПО зависит от 

многих факторов, таких как газовый фактор, скорость потока, 

обводненность продукции скважин, вязкость жидкости и т. д. 

Более высокую молекулярную массу, чем парафины, 

имеют церезины. 

Церезин хорошо растворяется в бензоле. Температура 

плавления равна 65-85 °C. Церезины представляют собой смесь 

углеводородов с количеством углеродных атомов в молекуле 
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от 36 до 55 (от С36 по С55). Их извлекают из нефтяного сырья 

в основном из петролатума (смесь церезина, парафина и нефтя-

ных масел) и остатков высокопарафинистых сортов нефти, по-

лучаемых при ее переработке. В отличие от парафинов, цере-

зины имеют мелкокристаллическое строение. 

Церезины энергично реагируют с дымной серной кис-

лотой, с соляной кислотой, в то время как парафины реагиру-

ют с ними слабо. При перегонке нефти церезины концентри-

руются в осадке, а парафин перегоняется с дистиллятом. Це-

резины, которые концентрируются в остатке после перегонки 

мазута, представляют собою смесь циклоалканов и в меньшем 

количестве твердых алканов. Изоалканов в церезине сравни-

тельно мало. 

Церезины по составу и свойствам значительно отлича-

ются от парафинов. Температура плавления парафинов  

45-65 °С, церезинов 65-85 °С. Парафины легко кристаллизу-

ются в виде пластинок и пластинчатых лент; церезины имеют 

мелкоигольчатую структуру и кристаллизуются с трудом, 

температура кипения парафинов не более 550 °С, церезинов – 

выше 600 °С. Церезин – воскообразное вещество от белого до 

коричневого цвета. Церезины обладают большей химической 

активностью, чем парафины. 

Нефтяные смолы – высокомолекулярные компоненты 

нефти, растворимые в низкокипящих насыщенных углеводо-

родах. Твердые или высоковязкие аморфные малолетучие ве-

щества черного или бурого цвета; среднечисленная мол. масса 

450-1500; размягчаются в инертной атмосфере 35-90 °С; = 1 

г/см
3
; Содержание нефтяных смол в нефтях колеблется от 1 до 

22 % по массе. Элементный состав (%): С78-88, Н8-10, S1-10, О1-8, 

N2; в малых количествах присутствуют V, Ni, Fe, Сu, Со, Сr, 

Na, Ca, Mo, Al и др. металлы, входящие в состав металлоком-
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плексных соединений., напр. металлопорфиринов. Нефтяные 

смолы на воздухе легко окисляются при низких температурах; 

в инертной атмосфере при 260-300 °С теряют растворимость 

в алканах и превращаются в т. н. вторичные асфальтены. 

Асфальтены – наиболее высокомолекулярные компо-

ненты нефти. Твердые хрупкие вещества черного или бурого 

цвета; размягчаются в инертной атмосфере при 200-300 °С 

с переходом в пластичное состояние; =1,1 г/см3; среднечис-

ленная молекулярная масса 1500-5000. Растворим в бензоле, 

толуоле, CHCl3, CCl4, не растворим в парафиновых углеводо-

родах, спирте, эфире, ацетоне. Содержание асфальтенов в 

нефтях колеблется от 1 до 20 %. 

Элементный состав (%): С80—86, Н7—9, О2—10, S0,5—9, N2; 

в микроколичествах присутствуют V и Ni (суммарное содер-

жание 0,01–0,2 %), Fe, Ca, Mg, Cu и др. металлы, входящие в 

состав металлокомплексных соединений, например, металло-

порфиринов. 

Асфальтены склонны к ассоциации с образованием 

надмолекулярных структур, представляющих собой стопку 

плоских молекул с небольшим расстоянием между ними. 

Между асфальтенами, нефтяными смолами и нефтяными мас-

лами существует генетическая связь. При переходе от масел 

к смолам и асфальтенам увеличивается количество конденси-

рованных циклов, гетероатомов, величина молекулярной мас-

сы, уменьшается отношение Н/С. 

В практических условиях отложения асфальтосмоли-

стых парафиновых веществ состоят из самых различных 

компонентов. 
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2.3 Вязкость. Физическая сущность. Единицы 

измерения 

Вязкость нефти – одна из основных физических 

свойств нефти, оказывающих непосредственное влияние на 

технико-экономические показатели и эффективность разра-

ботки месторождений, добычи, сбора, подготовки и транспор-

та нефти. 

Вязкость – способность жидкости оказывать сопро-

тивление движению под действием приложенного напряже-

ния (градиента давления). 

Установлено, что нефти многих месторождений РФ, 

содержащие в своем составе значительное количество асфаль-

тенов, смол, парафинов, обладают в пластовых условиях 

структурными механическими свойствами. Эти свойства 

ухудшают показатели разработки месторождений и осложня-

ют добычу, подготовку и транспорт нефти. Структурообразу-

ющиеся жидкости относятся к неньютоновским жидкостям. 

При течении жидкости по трубе часть механической 

энергии переходит во внутреннюю энергию из-за трения, по-

тенциальная энергия жидкости снижается (рис. 2.2). 

Н1>H 2 >H 3 >H 4 

Рис. 2.2 Эпюра скоростей течения жидкости 

F Течение 

Н1 Н2 Н3 Н4

d

x
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Формула Ньютона: 

S
dx

dV
F  , 

где: 

F – сила внутреннего трения, (Н), 

dV – градиент скорости, превышение скорости верхней пло-

щадки над нижней (м/с), 

dx – градиент расстояния между слоями, (м), 

S – площадь слоев, (м
2
), 

  – динамическая вязкость, Па*с = сПз*10 ³ = 10 ³ * мПас. 

Из формулы Ньютона определяем динамическую  

вязкость µ. 

 

 

Динамическая вязкость равна силе трения, возника-

ющей между параллельно движущимися слоями жидкости 

единичной площади при единичном градиенте скорости. 

Единица измерения – Паскаль, умноженный на секунду 

Па*с. На практике применяется тысячная доля – мПа*с или 

сантипуаз – сПз, (мПа*с = сПз). 

Для ньютоновских жидкостей коэффициент μ – вели-

чина постоянная для некоторой температуры. 

Для дисперсной среды (например, глинистый раствор), 

эмульсии, структурообразующих жидкостей μ – величина не-

постоянная. 

Если разделим обе стороны формулы Ньютона на S, то 

получим напряжение сдвига Ѳ  

;S
dx

dV
F  ;

dx

dV

S

F
  (Н/м

2
)  (2.1) 

 

dV

dx

S

F




43 

;
dx

dV
  (Н/м

2
) (2.2) 

Для структурообразующих жидкостей: 

;0
dx

dV
 

(2.3)

Где Ѳ0 – начальное напряжение сдвига. 

На рис. 2.3 показан график зависимости напряжения 

сдвига и градиента скорости. Как видно из графика, для нача-

ла движения структурообразующих жидкостей требуется зна-

чительная величина напряжения сдвига Ѳ. 

Рис. 2.3 Зависимость градиента скорости и напряжения сдвига для 

различных жидкостей 

Как правило, при измерении свойств нефти определя-

ют кинематическую вязкость при температуре t = 20 °С. Еди-

ницы измерения кинематической вязкости в СИ – м2/с. 

На практике же часто используются единицы измерения 

(мм2/с) или сантистокс (м2/с=106 сСтокс). 

dV/dх 

Ньютоновская жидкость 
Ѳ0 
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Согласно ГОСТ при определении кинематической вяз-

кости используют стеклянные вискозиметры. Метод заключа-

ется в измерении времени стечения.определенного объема 

жидкости через капилляр под собственным весом. 

Кинематическая вязкость ν (м
2
/с) определяется 

по формуле: 

 =с   t, (2.4) 

где с – постоянный коэффициент вискозиметра, t – время ис-

течения жидкости, сек. 

Соотношение кинематической и динамической вязко-

сти выглядит следующим образом: 

 =ν    ,  (2.5) 

где ρ – плотность жидкости при t = 20°С, кг/м
3
. 

Вязкость измеряют также в ротационных вискозимет-

рах, представляющих собой два цилиндра, в пространство 

между которыми заполняется испытываемая жидкость. При 

вращении первого цилиндра за счет трения жидкости во вто-

ром цилиндре возникает крутящий момент, который измеря-

ется и переводится в единицы динамической вязкости. 

Существуют самые различные конструкции вискози-

метров. Для измерения вязкости нефти в пластовых условиях 

применяют вискозиметры ВВДУ. Вязкость измеряется 

по времени прохождения шарика в калиброванной трубке, за-

полненной исследуемой жидкостью. При включении секун-

домера автоматически отключается электромагнит, удержи-

вающий шарик в вертикальной части трубки. Шарик скатыва-

ется вниз по трубке и, входя в поле индукции нижней  

катушки, создает ЭДС в диагонали мостовой схемы, под дей-

ствием которой срабатывает реле, разрывающее электриче-

скую цепь сектора. 
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В бригадах капитального ремонта скважин и в буровых 

бригадах применяются полевые вискозиметры, представляю-

щие обыкновенную воронку. Вязкость измеряется в секундах 

стечения жидкости определенного объема. При необходимо-

сти секунды переводятся в мПас по номограммам, которые 

прилагаются к паспорту. 

В России классификация нефтей по вязкости не стан-

дартизована. Однако существует общепринятая среди специа-

листов классификация пластовой нефти по вязкости: 

до 10 мПас – маловязкие нефти; 

10 – 30 мПас – нефти повышенной вязкости; 

свыше200 мПас – сверхвязкие. 

Такое распределение пластовых нефтей по вязкости 

труднообъяснимо с технической стороны, однако большинство 

нефтяников пользуются такой классификацией. 

Сверхвязкие нефти – более 200 мПас – эта величина уста-

новлена для налоговых льгот для добывающих организаций. 

По классификации американского нефтяного института 

API высоковязкими считаются нефти с вязкостью свыше 1000 

мПас, а природными битумами – 10000 мПас и более. 

Вещества, обуславливающие высокую вязкость 

нефти в пластовых условиях 

По данным исследования ученых Уфимского нефтяно-

го института нефтей нижнего карбона Арланского месторож-

дения, основным компонентом, увеличивающим вязкость 

нефти в пластовых условиях, являются асфальтены, имеющие 

сильнейшие межмолекулярные связи. Мицеллы асфальтенов 

обволакиваются сольватными оболочками смол и ароматиче-

ских углеводородов, которые снижают межмолекулярную 

связь асфальтенов, однако полностью нейтрализовать ее не 

могут. 
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Растворенный азот тоже повышает вязкость нефти, но 

его роль значительно меньше, чем асфальтенов. Некоторые 

исследователи утверждают, что наличие серы в нефти способ-

ствует повышению вязкости пластовых нефтей, однако это не 

всегда подтверждается на практике. По результатам исследо-

вания напряжение сдвига, соответственно, и динамическая 

вязкость пластовой нефти зависят от содержания в нефти ас-

фальтенов и смол. Для Арланского месторождения это соот-

ношение следующее: 

Ѳ = К 0,12 А / С, Н / м²,  (2.6) 

где: 

А – содержание асфальтенов в массовых единицах, 

С – содержание смол, 

К – коэффициент адаптации. 

Как видно из формулы, напряжение сдвига и динами-

ческая вязкость находятся в прямой зависимости от содержа-

ния асфальтенов и в обратной зависимости от содержания 

смол. Такая зависимость характерна и для других месторож-

дений, однако для них надо применять другой коэффициент 

адаптации. 

2.4 Зависимость вязкости нефти от температуры 

Вязкость нефти сильно зависит от температурных условий, 

что имеет большое значение для разработки и эксплуатации 

месторождений. На рис. 2.4 показана графическая зависи-

мость вязкости нефти от температуры. Как видно из рисунка, 

при температуре 50 °С и выше вязкости всех нефтей мини-

мальные и по значению сильно не отличаются. Это учитыва-

ется при применении тепловых методов разработки место-

рождений, а также при подготовке и перекачке нефтей. Мо-
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торное масло имеет пологую характеристику из-за добавления 

присадок. 

а)

 
б) 

 

Рис. 2.4 Зависимость динамической вязкости нефтей 

от температуры 

t, 0C  
50 20 

μ, 

мПа*с 

Высоковязкая нефть 

Нефть маловязкая 

Моторное масло 
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2.5 Зависимость вязкости нефти от содержания 

воды 

По мере обводнения продукции скважины вязкость 

жидкости изменяется значительно. При малой обводненности 

– от 0 до 40 % вязкость нефти повышается незначительно.

При средней обводненности – 40 %–75 % вязкость жидкости

повышается в десятки или в сотни раз (рисунок 2.4 б). Снача-

ла образуется эмульсия вода в нефти, а в интервале обводне-

ния 50-60 % происходит инверсия фаз: эмульсия вода в нефти

превращается в эмульсию нефть в воде. При достижении об-

воднения 75 % эмульсия начинает самопроизвольно разла-

гаться, а при достижении высокого обводнения 80 % и выше

эмульсия уже не образуется, вязкость жидкости стремительно

снижается, а при достижении предельного обводнения – 95 %

вязкость жидкости ненамного превышает вязкости пластовой

воды. Это свойство нефти имеет большое практическое зна-

чение, поскольку приводит к серьезным осложнениям при до-

быче, сборе, подготовке и транспортировке нефти.

Рис. 2.5 Зависимость динамической вязкости нефти (жидкости) 

от обводнения 

  Рис. 4.3.б .  Зависимость    динамической  вязкости  нефти  

(жидкости)  от  обводнения 

µ 

W % 

%%

%%

0 40 75 
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2.6 Структурная вязкость нефти. Тиксотропные 

свойства нефтей 

Аномалии вязкости нефти в пластовых условиях обу-

словливаются образованием в жидкости устойчивых про-

странственных структур. Наиболее вероятная причина анома-

лий вязкости нефти в пластовых условиях – присутствие в ней 

асфальтенов. 

Сольватные оболочки, состоящие из смол, ароматиче-

ских УВ, образующиеся на молекулах асфальтенов препят-

ствуют слипанию частиц асфальтенов. Однако молекулы ас-

фальтенов имеют сильные молекулярные связи и взаимодей-

ствуют между собой через сольватные оболочки. Поэтому 

в пластовых условиях вязкость нефти напрямую зависит, 

прежде всего, от содержания асфальтенов в нефти. Значитель-

ную роль в повышении вязкости пластовой нефти играет так-

же наличие растворенного азота. В составе попутного нефтя-

ного газа на месторождениях с ВВН содержание азота дости-

гает до 80 %. 

В поверхностных же условиях в формировании вязко-

сти нефти участвуют и парафины, церезины, смолы. Они кри-

сталлизируются с понижением температуры при подъеме 

нефти на поверхность и значительно повышают вязкость 

нефти. Некоторые исследователи подчеркивают также роль 

серы и меркоптанов в повышении вязкости нефти, однако 

данный вопрос требует изучения. 

Большинство высоковязких нефтей обладают структур-

ными свойствами. При создании градиента давления такие 

нефти не сразу начинают движение, затем начинают движение с 

минимальной скоростью, вязкость при этом максимальная (μ0). 

Такую вязкость принято называть вязкостью ползуче-

сти (рис. 2.6). При дальнейшем увеличении напряжения вяз-
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кость начинает снижаться из-за разрушения структуры (μп) и 

достигает минимальной постоянной величины для данной 

температуры(μm). 

 

Рис. 2.6 График зависимости вязкости структурообразующей нефти 

от величины напряжения 

Под тиксотропностью нефти понимают способность 

структурообразующих нефтей восстанавливать свою структу-

ру после остановки движения (течения) через определенное 

время. 

Какое значение имеет данное свойство нефти в практи-

ческих условиях? Например, в пластовых условиях нефть об-

разует структуры. При остановке скважины по разным причи-

нам на сутки и более движение в пласте прекращается и чтобы 

заново начать движение, нужно создать перепад давления 

больший, чем был до этого, т. к. пластовая нефть восстанови-

ла свою структуру. По данным исследований на Арланском 

месторождении при остановке движения на 5-10 ч. структура 

нефти полностью восстанавливается, что обеспечивает мак-

симальную вязкость нефти при данной температуре. 

μ 

а 
μ

Θ0 
μ

b 
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Пример для объектов нижнего карбона С1v (визей) Ар-

ланского месторождения (рис. 2.7). 

Рис. 2.7 График восстановления структурной вязкости пластовой 

нефти 

После остановки движения в течение десяти часов об-

разуются структуры с сильными межмолекулярными связями, 

дальше трудно возобновить движение жидкости прежней ско-

ростью. Для этого нужно создавать дополнительную депрес-

сию. В результате этого иногда получают прорывы пластовой 

воды в скважину из-за высокой подвижности ее, а также сни-

жение продуктивности скважины по нефти. 

Практическое значение вышесказанного заключается 

в том, что остановка скважин с высоковязкими нефтями 

с обводненной продукцией (после временной остановки на 

время до одних суток и более) приводит после пуска скважин 

в работу к увеличению обводненности продукции скважин, 

снижению продуктивности из-за тиксотропного упрочнения 

структуры нефти. Это подтверждается на практике при дли-

тельных отключениях фидеров, когда прекращают работу 10-

15 скважин и более, т. к. в пласте прекращается движение 

Θ, 

Н/м2 

t, час 5 1 2 3

0-10 ч – стадия восста-

новления структуры

10 ч. и более – восста-

новленная структура 

от 10 ч. – статический 

режим 
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флюидов. Для достижения прежнего уровня добычи нефти 

проходит иногда неделя и больше. При остановке одиночных 

скважин это свойство не всегда проявляется, поскольку дви-

жение прекращается на небольшом участке пласта. 

В случае остановки перекачки ВВН по трубопроводу на 

несколько часов при возобновлении работы насоса давление 

на выкиде насоса значительно повышается по сравнению с 

постоянной работой. Это тоже проявление тиксотропности 

нефти. 

КЛАССИФИКАЦИЯ НЕФТЕЙ ПО КОЛИЧЕСТВУ 

ПАРАФИНОВ 

Содержание парафинов, % Типы нефти 

Менее 1,5 Малопарафинистые 

1,51–6 Парафинистые 

более 6 Высокопарафинистые 

КЛАССИФИКАЦИЯ НЕФТЕЙ ПО СОДЕРЖАНИЮ 

СМОЛ И АСФАЛЬТЕНОВ 

Содержание смол и асфальтенов, % Типы нефти 

Менее 5 Малосмолистые 

5–15 Смолистые 

более 15 Высокосмолистые 

КЛАССИФИКАЦИЯ НЕФТЕЙ ПО ПЛОТНОСТИ 

Плотность нефти при 20° и 0,1 МПа, г/см3 Типы нефти 

до 0.830 Особо легкая 

0.831–0.850 Легкая 

0.851–0.870 Средняя 

0.871–0.895 Тяжелая 

более 0.895 Битуминозная 
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КЛАССИФИКАЦИЯ НЕФТЕЙ ПО ВЯЗКОСТИ 

Вязкость нефти в пластовых условиях, МПа x 

с 

Типы нефти 

 

от 5,1 до 10,0 Маловязкая 

от 10,1 до 30,0 

Повышенной вязко-

сти 

от 30,1 до 200,0 Высоковязкая 

более 200,0 Сверхвязкая 
 

 Нефть, пластовая вода, нефтяной газ имеют компонен-

ты, имеющие промышленное значение. Ниже приводится кон-

центрация компонентов, выше которой она имеет промышлен-

ное значение. 

МИНИМАЛЬНЫЕ ПРОМЫШЛЕННЫЕ  

КОНЦЕНТРАЦИИ ПОПУТНЫХ КОМПОНЕНТОВ 

Основное или попутное по-

лезное ископаемое 

Попутные 

компоненты 

Промышленная кон-

центрация
1
 

Нефть Сера 0,5 % 

 

Ванадий 120 г/т 

 

Никель 120 г/т 

 

Титан 120 г/т 

Конденсат Сера 0,5 % 

Свободный газ и  

газ газовых шапок Этан 3 % 

                                                           
1
 При утверждении соответствующих регламентирующих докумен-

тов минимальные промышленные концентрации попутных компо-

нентов принимаются в соответствии с регламентирующими доку-

ментами. 
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Сероводород 0,5 % 

Гелий 0,05 % 

Диоксид угле-

рода 15 % 

Растворенный газ Этан 3 % 

Пропан-бутаны 0,9 % 

Сероводород 0,5 % 

Гелий 0,035 % 

Пластовые воды Йод 10 мг/л 

Бром 200 мг/л 

Окись бора 250 мг/л 

Литий 10 мг/л 

Рубидий 3 мг/л 

Цезий 0,5 мг/л 

Стронций 300 мг/л 

Германий 0,05 мг/л 

Вольфрам 0,03 мг/л 

Магний 100 г/л 

Калий 1000 мг/л 

КЛАССИФИКАЦИЯ ГАЗОКОНДЕНСАТНЫХ  

ЗАЛЕЖЕЙ ПО СОДЕРЖАНИЮ КОНДЕНСАТА 

(C5+B) 

Содержание конденсата (C5+B), г/м3 Группы месторождений 

менее 25 низкоконденсатные 

от 25 до 100 среднеконденсатные 

от 100 до 500 высококонденсатные 

более 500 уникальноконденсатные 
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3. СОСТАВ И ЭЛЕМЕНТЫ НЕФТЕСБОРНОЙ 

СИСТЕМЫ 

3.1. Общие сведения 

В зависимости от размеров месторождения, особенно-

стей горно-геологических условий и свойств добываемых 

флюидов, конструкция и состав объектов нефтесборной си-

стемы месторождений имеют значительные различия. В то же 

время многие принципиальные вопросы обустройства и орга-

низации обслуживания остаются идентичными. 

В России принята однотрубная, герметизированная си-

стема сбора и транспорта нефти (рис. 3.1). Скважинная продук-

ция – нефть, газ, пластовая вода от устья скважины до устано-

вок подготовки нефти УПН (при наличии – до ДНС) транспор-

тируются совместно под напором скважинного насоса. 

Исходя из выполняемых функций, в состав нефтесбор-

ной системы входят: 

1. Выкидная линия – трубопровод от скважины до 

групповой замерной установки (ГЗУ). 

2. Групповые замерные установки – ГЗУ, где заме-

ряется продукция скважин. 

3. Нефтесборные коллекторы – трубопроводы от 

ГЗУ до дожимных насосных станций (ДНС) или до установок 

подготовки нефти (УПН) или центрального пункта сбора 

(ЦПС). 

4. Дожимные насосные станции – ДНС – для 

транспортировки продукции скважин до УПН. 

5. Напорные трубопроводы – от ДНС до УПН. 

6. Технологические трубопроводы – это внут-

риобъектные трубы в ДНС и УПН. 



56 

7. Трубопроводы внешней откачки от УПН до объ-

ектов нефтепроводных управлений – магистральных трубо-

проводов – это, как правило, трубопроводы перекачки товар-

ной нефти. 

Далее излагается краткая характеристика объектов. 

Рис. 3.1 Фрагмент нефтесборной системы 

1 – скважина, 2 – выкидная линия, 3 – ГЗУ, 4 – нефтесборный кол-

лектор, 5 – СКЖ-счетчик количества жидкости, 6 – дожимная 

насосная станция – ДНС, 7 – центробежный насос, 8 – напорный 

трубопровод, 9 – обратный клапан, 10 – УПН – установка подготов-

ки нефти, 11 – насос внешней откачки, 12 – СИКН – система изме-

рения количества нефти, 13 – БР – блок реагентов, 14 – магистраль-

ный трубопровод, 15 – КПШ – камера пуска (приема) шара. 
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3.2 Расположение объектов на кустах скважин 

Основные объекты на кустах показаны на рис. 3.2. 

Площадка куста имеет два заезда с разных сторон, имеет об-

валование высотой один метр. Внутри куста располагаются 

групповая замерная установка (ГЗУ), блок реагента (БР-10), 

водораспределительный пункт (ВРП). По опыту работы номе-

ра ГЗУ, ВРП, БР, энергетических объектов должны совпадать 

с номером куста, это очень удобно при эксплуатации крупных 

месторождений. Выкидные линии от скважин до ГЗУ прокла-

дываются под землей. Длина выкидной линии при кустовом 

бурении скважин составляет 50-200 м, при бурении одиноч-

ных скважин и обустройстве разведочных скважин длина вы-

кидной линии может достигать 1500 м и более. Диаметр вы-

кидных линий и нефтесборных коллекторов выбирается на 

основе гидравлических расчетов с учетом возможной интен-

сификации добычи и роста вязкости при создании эмульсии, 

зависит от дебита жидкости, длины линии и находится в пре-

делах 89-114 мм. Однако диаметр выкидных линий не реко-

мендуется брать меньше 102 мм с учетом возможных ослож-

нений при эксплуатации. 

 

Рис. 3.2 Схема куста скважин 
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От АГЗУ до ДНС скважинная жидкость транспортиру-

ется под напором скважинных насосов по нефтесборному кол-

лектору 4, в начале и конце которого могут устанавливаться 

камеры пуска и приема шаров (рис. 3.3). Полиамидные шары 

или резиновые торпеды запускаются для очистки трубы по 

определенному графику. Очистка трубы от АСПО, мехприме-

сей позволяет снизить затраты электроэнергии и снизить темпы 

коррозии металла. В начале нефтесборного коллектора, как 

правило, устанавливают блок реагента – для подачи деэмульга-

тора, ингибиторов коррозии, АСПО и солей при необходимо-

сти. Устье скважин и ГЗУ снабжаются электроконтактными 

манометрами или датчиками давления для передачи сигнала 

диспетчеру промысла в нештатных ситуациях в трубопроводах. 
 

 
Рис. 3.3 Камера приема шара в системе сбора 
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К АГЗУ подключаются до 14 выкидных линий сква-

жин. Дебиты скважин поочередно автоматически замеряются 

через определенное время – через 2-4-5 часов и передаются 

в диспетчерский пульт промысла. При замере дебита жидко-

сти газ до турбинного счетчика отделяется в сепараторе и воз-

вращается в жидкость после счетчика. Могут применяться 

различного типа счетчиков, в том числе кариолисного типа 

массомеры, однако система замера дебита скважин в АГЗУ 

имеет значительную погрешность не только от недостатков 

устройства, но и из-за пульсации движения жидкости и газа в 

НКТ и выкидной линии (пробковое вытеснение). В данном 

случае необязательна абсолютная точность замера жидкости, 

основная задача – определить сравнительную динамику пода-

чи скважины во времени – через 2-4 и более суток. 

Кроме дебита в диспетчерский пульт передаются дав-

ление и температура жидкости в системе, температура и зага-

зованность внутри помещения и случаи несанкционированно-

го проникновения в помещение (рис. 3.4). 
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Рис 3.4 Один из вариантов АГЗУ «Спутник» 
 

1 – обратные клапаны; 2 – задвижки; 3 – переключатель скважин 

многоходовой; 4 – каретка роторного переключатель скважин; 5 – 

замерный патрубок для одной скважины; 6 – сборный коллектор; 

7 – отсекатели; 8 – коллектор обводненной нефти; 9, 12 – задвиж-

ки закрытые; 10, 11 – задвижки открытые;  

13 –гидроциклонные сепаратор; 14 – регулятор перепада давле-

ния; 15 - расходомер газа; 16, 16а – золотники; 17 – поплавок; 18 – 

расходомер жидкости; 19 – поршневой клапан; 20 – влагомер; 21 – 

гидропривод; 22 – электродвигатель; 23 – коллектор безводной 

нефти; 24 – выкидные линии от скважин. 
 

Разрешенное рабочее давление в нефтесборной системе 

рекомендуется не выше 4МПа с учетом возможных экстре-

мальных случаев, однако на практике оптимальное устьевое 

давление скважин считается до 1,5 МПа и не выше 2,5 МПа. 
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Толщина стенки выкидных линий и нефтесборных трубопро-

водов выбирается исходя из рабочего давления 4 МПа. Оди-

ночные скважины могут подключаться к нефтесборным кол-

лекторам, минуя ГЗУ. В этом случае устье оборудуется СКЖ-

счетчиком количества жидкости 5, а место подключения 

выкидной линии к нефтесбору – обратным клапаном. Наличие 

обратного клапана диктуется необходимостью локализации 

замазученности – при разгерметизации устья скважины. Без 

обратного клапана вся жидкость из коллектора устремляется 

на негерметичность и на рельеф. 

В целях снижения давления в нефтесборной системе 

строятся дожимные насосные станции (рис. 3.5), где жидкость 

отделяется от газа с помощью сепаратора и насосом перека-

чивается на УПН. Газ собирается по отдельной трубе на цен-

тральных пунктах сбора (ЦПС) для полезной утилизации. Ес-

ли газ непромышленной кондиции – содержит много балласт-

ного газа (азот) и низкокалорийный – то сжигается на факе-

лах, хотя это весьма нежелательное явление. Жидкость после 

сепаратора собирается в буферной емкости, откуда идет на 

прием насоса. Параллельно емкости могут устанавливаться 

резервные резервуары на случай неисправности насосов или 

отсутствия электроэнергии. При перекачке высоковязких 

нефтей приемный коллектор утепляется во избежание срыва 

подачи центробежного насоса. На выкиде насосов ДНС снаб-

жается узлом учета жидкости с передачей данных диспетчеру 

промысла. Это очень важно для контроля за добычей нефти и 

учета жидкости. 
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Рис. 3.6 а Фотография ДНС со стороны входа продукции. 

Наклонная труба – вход газожидкостной смеси в емкости 

Рис. 3.6 б Фотография ДНС с противоположной стороны от входа 

жидкости. Желтая труба наверху – отбор газа 



64 

Насосы ДНС при вязкости жидкости до 200-250 мПас 

применяются многосекционные центробежные, желательно на 

1800 об/мин (рис. 3.6). Для регулирования производительности 

насосных агрегатов применяют станции управления с частот-

ным регулированием тока. На входе насоса устанавливается 

фильтр и мановакуумметр, на выкиде – обратный клапан и 

электроконтактный манометр. Обязательно применяются тер-

мометры для замера температуры подшипников. 

При вязкости жидкости более 250 мПас применяются 

поршневые насосы (рис. 3.7). Двойное действие поршня насо-

сов и наличие депульсатора позволяют достаточно равномер-

но без скачков давления перекачивать жидкость с вязкостью 

до 1000 мПас и более. В случае повышения давления выше 

установленного имеется предохранительный клапан (7) срез-

ного типа – калиброванный штифт срезается, и жидкость с 

выкидной линии возвращается на прием насоса. Кроме того, 

при больших давлениях начинает буксовать ременная переда-

ча (2). Это предохраняет трубы от порывов. 

Чтобы не образовалась эмульсия в напорном трубопро-

воде, на прием насоса подается деэмульгатор дозировочным 

насосом (13). 
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Рис. 3.7 Поршневой насос для перекачки нефти 

1 – электродвигатель; 2 – ременная передача; 3 – корпус насоса; 4 – 

крейцкопф; 5 – гидравлическая часть насоса; 6 – обратные клапа-

ны; 2 – задвижки; 3 – переключатель скважин многоходовой; 4 – 

каретка роторного переключатель скважин; 5 – замерный патрубок 

для одной скважины; 6 – сборный коллектор; 7 – отсекатели; 8 – 

депульсатор; 7 – предохранительный клапан, 8 – обвязка предохра-

нительного клапана с приемом насоса, 9 – выкидная линия, 10 – 

приемная линия, 11 – фильтр, 12 – линия подачи реагента, 13 – до-

зировочный насос. 

На рис. 3.8 показан трубный делитель фаз, который 

применяется в нефтесборной системе при высоком уровне об-

водненности жидкости. Это устройство предохраняет УПН от 

избытка жидкости, поскольку часть воды отделяется и направ-

ляется на КНС без насоса под давлением нефтесборной систе-

мы. Такие устройства широко применяются на Арланском, 

Манчаровском и других месторождениях ОАО «Башнефть». 



66 

Рис. 3.8 Трубный водоотделитель (ТВО) 

1 – напорная труба жидкости; 2 – корпус ТВО; 3,4 – входное 

устройство; 5, 6 –регуляторы уровня. 

На ДНС насосы обвязываются для работы в парал-

лель-ном режиме. Однако в определенных случаях имеет ме-

сто необходимость работы насосов в последовательном 

режиме (рис. 3.9). 

ДНС относятся к опасным производственным объек-

там, требующим строгого соблюдения правил промышленной, 

пожарной, санитарной и экологической безопасности. Обслу-

живающий персонал проходит соответствующее обучение и 

проверку знаний. В рабочем помещении оператора ДНС 

должна присутствовать схема ДНС с указанием и нумерацией 

всех задвижек, план ликвидации возможных аварий (ПЛВА). 

Кроме того разрабатывается в установленном порядке по-

дробный технологический регламент по безопасной эксплуа-

тации ДНС. Ниже приводится пример фактического техноло-

гического регламента. Изложенный регламент нельзя назвать 

образцовым – есть лишние пункты, в то же время есть и упу-

щения по обеспечению безопасности и безаварийности рабо-
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ты ДНС. Однако в целом можно на него ориентироваться при 

разработке технических регламен-

тов на ДНС, УПС и т. д. 

 

Рис. 3.9 Технологическая схема последовательной обвязки двух 

насосов 

1 – приемный коллектор, 2 – задвижка на приеме; 3 – фильтр меха-

нический, 4 – манометр, 5 – первый насос, 6 – обратный клапан, 7 – 

задвижка на приеме второго насоса; 8 – второй насос; 9 – выкидная 

задвижка; 10 – напорная линия. 
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Чтобы получить общую напорную характеристику при 

последовательной работе двух насосов, необходимо сложить 

ординаты характеристик при равных абсциссах. 

3.3 Эксплуатация и обслуживание ДНС 

На объекты сбора и подготовки нефти разрабатывают-

ся и утверждаются руководством добывающей организации 

«Инструкции по безопасной эксплуатации», «Технологиче-

ские регламенты по безопасной эксплуатации», где подробно 

расписываются все основные требования по оптимальной и 

безопасной эксплуатации и обслуживанию объекта. Как при-

мер ниже приводится фактический технологический регла-

мент одного из ДНС НГДУ «Тарасовнефть». Обслуживающий 

персонал допускается к работе только после изучения, про-

верки знаний по инструкциям и регламентам. 

 

Технологический регламент по безопасной экс-

плуатации ДНС-3 Тарасовского месторождения 

«УТВЕРЖДАЮ» 

Начальник нефтегазодобывающего управления 

«Тарасовнефть» Н.М. Михайлов 

«…» ……… 2020 г. 
ТР1. Общая информация 

Насосная станция № 3 (далее по тексту ДНС-3) Тара-

совского нефтяного месторождения предназначена для сни-

жения давлений на устье скважин и для перекачки жидкости 

до УПН. ДНС-3 введена в эксплуатацию в 1997 г., в 2007 г. на 
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ДНС-3 проведена реконструкция, введена в эксплуатацию 

установка предварительного сброса воды (УПСВ). 

На ДНС-3 происходит сбор продукции добывающих 

эксплуатационных скважин цеха добычи нефти и газа № 1 

(ЦДНГ-1) Тарасовского месторождения, предварительный 

сброс воды и транспортировка частично обезвоженной нефти 

на УПН Тарасовского месторождения. На ДНС-3 происходит 

предварительное отделение воды, газа от ГВНЭ. Подготов-

ленная пластовая вода подается на КНС системы ППД Тара-

совского месторождения. 

ТР2. Состав объектов 

В составе дожимной насосной станции действуют: 

 узел подготовки воды, состоящий из ОГВ-Г-25 – 1 шт;

 установка сбора ГВНЭ состоящая из ОГ-200 объем 200 м
3

– 1 шт;

 ОГ-50 м
3
 для нефти – 1 шт;

 ОГ-50 м
3
 для воды – 1 шт;

 насосная внешней откачки нефти ( ЦНС-38х220; ЦНС-

60х264) – 2 шт;

 конденсатосборник КС объем- 16м
3 

 – 1 шт;

 ДЕ объем- 40м
3 

 – 1шт;

 КЕ объем - 16 м
3
 – 1 шт;

 ДК объем - 4 м
3
 – 1 шт;

 узел учета жидкости (СИКНС) счетчики НОРД-65 – 2 шт;

 СИКГ – 1 шт;



70 

 Факельная установка для утилизации попутного газа – 1 

шт; 

 блок дозировки реагента БР-2.5 – 1 шт; 

 Установка УДЭ – 1 шт. 

ТР3. Технологические трубопроводы на ДНС 

На объекте эксплуатируются технологические трубо-

проводы различного назначения: 

 нефтепроводы; 

 водоводы подтоварной воды низкого и высокого давления; 

 газопроводы попутного нефтяного газа; 

 водоводы пресной воды системы пожаротушения; 

 дренажные трубопроводы технологических аппаратов и 

насосного оборудования; 

 реагентопроводы. 
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ТР4. Характеристика исходного сырья, материалов, 

реагентов, продукции 

ТР4.1. Техническое наименование продуктов, 

качество в соответствии с нормативно-технической 

документацией 

ТР4.1.1. Физико-химическая характеристика 

нефти 

Таблица 3.1 

Характеристика исходного сырья 

№ 

Наимено-

вание сы-

рья, мате-

риалов, 

реагентов 

изготов-

ляемой 

продук-

ции 

Номер 

государ-

ственного 

или от-

раслевого 

стандарта, 

техниче-

ских 

условий, 

стандарта 

компании 

Показатели 

качества, обя-

зательные 

для проверки 

Норма по 

ГОСТ, 

ост, стп, 

ту 

(запол-

няется 

при 

необхо-

димости) 

Область 

примене-

ния 

изготов-

ляемой 

продук-

ции 

1 Нефть, 

подготов-

ленная на 

ДНС-7 

ГОСТ 

3900- 85 

ГОСТ 33- 

2000 

ГОСТ-

11851-85 

ГОСТ-

11851-85 

Свойства 

нефти: 

1 Плотность 

при 20 °С, 

кг/м
3
 

2. Кинемати-

ческая вяз-

кость при 20

°С, сСт

3. Содержание

парафина , %

4. Содержание

асфальтенов,

%

5. Содержание

серы, %

До 905,9 

25 

Не более 

4,1 

Не более 

3,5 

Не более 

3,0 

Не более 

19,0 
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№ 

Наимено-

вание сы-

рья, мате-

риалов, 

реагентов 

изготов-

ляемой 

продук-

ции 

Номер 

государ-

ственного 

или от-

раслевого 

стандарта, 

техниче-

ских 

условий, 

стандарта 

компании 

Показатели 

качества, обя-

зательные 

для проверки 

Норма по 

ГОСТ, 

ост, стп, 

ту 

(запол-

няется 

при 

необхо-

димости) 

Область 

примене-

ния 

изготов-

ляемой 

продук-

ции 

ГОСТ-

11851-85 

6. Селикогеле-

вые смолы, %

7. Температу-

ра застывания,

°С

8. Температу-

ра начала ки-

пения,°С

9. содержание,

%

Воды

Солей

Мехпримесей

65-95 

Не нор-

мируется 

2 
Исполь-

зуемый 

деэмуль-

гатор 

OFC-D , 

ДИН 9Е 

Альтер-

нативные- 

РеапонL

ML 4312, 

ЭфрилД1

ТУ 2458-

001- 

57218799-

2007 

С 

изм.№1-4 

Внешний вид 

Массовая доля 

нелетучих 

компонентов, 

%  

Кинематиче-

ская вязкость 

при темпера-

туре +20 °С, 

Одно-

родная 

жидкость 

от бес-

цветного 

до ко-

ричнево-

го цвета. 

48±4,8 

60 

Исполь-

зуемый 

деэмуль-

гатор 

OFC-D , 

ДИН 9Е 

Альтер-

нативные- 

Реапон 

LML 
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№ 

Наимено-

вание сы-

рья, мате-

риалов, 

реагентов 

изготов-

ляемой 

продук-

ции 

Номер 

государ-

ственного 

или от-

раслевого 

стандарта,  

техниче-

ских 

условий, 

стандарта 

компании 

Показатели 

качества, обя-

зательные 

для проверки 

Норма по 

ГОСТ, 

ост, стп, 

ту  

(запол-

няется 

при 

необхо-

димости) 

Область  

примене-

ния  

изготов-

ляемой 

продук-

ции 

2, Sepa-

rolDR 21,) 

 

сСт, не выше 

 

Кинематиче-

ская вязкость 

при темпера-

туре -40 °С, 

сСт, не выше 

 

Температура 

застывания, 

С, не выше 

 

Плотность при 

20 °С, г/см3 ,  

в пределах 

Коррозионная 

агрессив-

ность,г/(м2*ча

с), не более 

 

 

 

500 

 

 

 

 

минус 50 

 

 

 

 

0,9±0,045 

 

 

0,089 

4312,  

Эфрил 

Д12, 

Separol 

DR 21 

 

 

Содержание воды определяется по ГОСТ 2477-2014, хлори-

стых солей по ГОСТ 21534-76, механических примесей по 

ГОСТ 6370-83, давление насыщенных паров по ГОСТ 1756-

2000. 
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ТР4.1.2. Физико-химическая характеристика 

попутного газа 

Таблица 3.2 

Характеристика попутного газа 

КОМПОНЕНТЫ 
МЕСТО ОТБОРА ПРОБ 

ДНС-7 НА ФАКЕЛ 

Содержание, % объемные 

Углекислый газ Менее 0,10 

Азот 70,73 

Метан 8,02 

Этан 6,62 

Пропан 9,09 

i- Бутан 1,62 

n- Бутан 2,5 

i- Пентан 0,71 

n- Пентан 0,43 

 Гексаны 0,22 

Сероводород 
0,06 

(0,84 г/м3) 

Плотность абсолют-

ная, кг/м
3
 

1,277 

Теплота сгорания 

Ккал/м
3 
(МДж/м

3
) 

5063,8 (21,2) 

Примечание: 

Расчет производится на основании ГОСТ 30319.1-96 «Газ 

природный. Методы расчета физических свойств природного газа, 

его компонентов и продуктов его переработки». 

Свойства сырья, реагентов, готовой продукции и отходов про-

изводства по взрывопожароопасности и токсичности приводятся 

в разделе «Безопасная эксплуатация производства». 

ТР4.1.3. Физико-химическая характеристика 

применяемых реагентов 

Для подготовки нефти для транспорта применяются 

деэмульгаторы и реагенты для снижения скорости коррозии 
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трубопроводов и оборудования ДНС. Физико-химические ха-

рактеристики указаны в сопроводительных документах на ре-

агенты. Деэмульгатор по степени воздействия на организм от-

носится к 3-му классу опасности (ГОСТ 12.1.007). 

ТР5. Описание технологического процесса и техно-

логической схемы комплекса 

ТР5.1. Сепарация газа и сброс подтоварной воды 

Газоводонефтяная эмульсия (ГВНЭ) с фонда скважин 

бригады по добыче нефти поступает на АГЗУ типа «Спут-

ник», затем по нефтесборным трубопроводам на ДНС-3. 

На ДНС предусмотрена дополнительная обработка га-

зоводонефтяной эмульсии реагентом деэмульгатором. 

Вариант - 1 

Жидкость по трубопроводу через задвижку № 1 посту-

пает в ОГ-200, где происходит сепарация газа и отделение во-

ды от нефти. Выделившийся газ через задвижку №№ 4; 3 ре-

гулирующий клапан № 91, задвижку № 2 автоматически сбра-

сывается в газопровод, ведущий на свечу сжигания. Уровень 

в ОГ-200 поддерживается с помощью регулирующего клапана 

№ 91. Когда уровень в ОГ-200 достигнет значения 190 см, ре-

гулирующий клапан № 91 открывается, и газ по газопроводу 

направляется на свечу сжигания, при повышении уровня до 

250 см, клапан № 91 закрывается. 

Предварительно обезвоженная нефть из ОГ-200 по 

трубопроводу через задвижки № 5 и № 26 направляется в бу-

ферную емкость ОГ-50н, где происходит дополнительная се-

парация газа. Выделившийся газ через задвижки №№ 27; 99, 

регулирующий клапан № 122 и задвижку № 100 сбрасывается 

в газопровод, ведущий на свечу сжигания. Уровень в ОГ-50н 

поддерживается с помощью задвижки № 27 вручную. Уровень 

в емкости контролируется прибором У-1500, с цифровым вы-
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водом показаний уровня на дисплей вторичного прибора 

в помещении операторной. 

Вариант - 2 

Жидкость по трубопроводу через задвижку № 31 по-

ступает в ОГ-200, где происходит сепарация газа и отделение 

воды от нефти. Выделившийся газ через задвижки №№ 4; 3 

регулирующий клапан № 9, задвижку № 2 автоматически 

сбрасывается в газопровод, ведущий на свечу сжигания. Уро-

вень в ОГ-200 поддерживается с помощью регулирующего 

клапана № 91. Когда уровень в ОГ-200 достигнет значения 

190 см, регулирующий клапан № 91 открывается, и газ по га-

зопроводу направляется на свечу сжигания, при повышении 

уровня до 250 см, клапан № 91 закрывается. 

Частично обезвоженная нефть из ОГ-200 по трубопро-

воду через задвижку № 43 поступает к насосным агрегатам 

для дальнейшей транспортировки. 

Данная схема сепарации предусмотрена на время про-

филактических работ на ОГ-50н. 

ТР5.2. Процесс осушки и утилизации газа 

Газ, отделившийся в ОГ-200, ОГ-50н, ОГ-50в и ОГ-25 

по трубопроводам переходит в подземный конденсатосборник 

КС, где проходит осушку. Подготовленный газ из конденсато-

сборника поступает по трубопроводу на факельное хозяйство, 

через СИКГ, где происходит утилизация путем сжигания. 

Уловленный конденсат из емкости откачивается агрегатом 

ЦА-320. 
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ТР5.3. Предварительный сброс и подготовка воды 

на ДНС-3 

ТР5.3.1. Процесс подготовки воды в ОГВ-Г-25-1 и 

ОГ-50в 

Отделившаяся вода в ОГ-200 автоматически сбрасыва-

ется на ступень подготовки воды в ОГВ-Г-25 для очистки от 

нефтепродуктов и механических примесей. Отделившаяся 

подтоварная вода в ОГ-200 по трубопроводу через задвижку 

№ 8, регулирующий клапан № 90, задвижку № 6 автоматиче-

ски сбрасывается в буферную емкость ОГВ-Г-25. При про-

хождении воды через гидрофобный слой происходит улавли-

вание нефтепродуктов и механических примесей в нем. Гид-

рофобный слой в буферной емкости должен поддерживаться в 

пределах 40-60 см. Уровень в буферной емкости ОГВ-Г-25 

контролируется прибором У-1500, показания выведены на 

дисплей вторичного прибора установленного в помещении 

операторной. 

По мере ухудшения анализов воды на выходе из буфер-

ной емкости ОГВ-Г-25, необходимо произвести смену гидро-

фобного фильтрующего слоя и удаление грязного слоя (лову-

шечной нефти). Для этого необходимо выполнить действия по 

остановке и опустошению аппарата согласно пункту 6.2. Зака-

чать в емкость нефть при помощи ЦА-320 и запустить ОГВ-Г-

25 в работу. 

ТР5.3.2. Процесс подготовки воды в РВС-400 

Очистка в РВС-400 основана на гравитационном разде-

лении твердых частиц механических примесей, капель нефти 

и воды. 

Отделившаяся вода в ОГ-200 по трубопроводу через 

задвижку № 8, регулирующий клапан № 90, задвижки №№ 6; 
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9; 94а; 10 поступает в резервуар на уровень 4,12 м. В течение 

3-4 часов происходит очистка воды в резервуаре: осаждение

твердых частиц механических примесей, всплытие капель

нефти. Очищенная вода отбирается с помощью заборного

устройства с высоты 1,6 м и по трубопроводу через задвижки

№№ 36; 102 направляется на КНС. Уровни раздела фаз «газ-

жидкость», «нефть-вода» в РВС-400 контролируются прибо-

ром Альбатрос. Показания прибора выводятся на дисплей

вторичного прибора в помещении операторной. Поддержива-

ние необходимого уровня в резервуаре осуществляется вруч-

ную, путем частичного открытия или закрытия задвижек №№

7; 9 на ОГ-200, т. е. отбором жидкости на внешнюю откачку.

ТР5.4. Процесс отбора нефти из РВС-400 

Отбор отделившейся нефти после очистки воды произ-

водится по мере накопления. 

Рекомендуется отбор нефти с РВС-400, производить 

без остановки шурфов на КНС.  

Первая схема отбора нефти с РВС-400 

Общий уровень в РВС-400 должен быть выше отборно-

го патрубка 6,9 м на толщину слоя водонефтяной эмульсии. 

Очистку воды перевести на основной вариант (п. 3.3.1), 

шурфы на КНС должны работать с буферной емкости для во-

ды ОГ-50в, уровень должен поддерживаться в пределах 200-

220 см. 

Перед отбором нефти из РВС-400, необходимо иметь 

запас свободной емкости, т. е. уровень в буферной емкости 

ОГ-200 должен быть минимальным, откачать жидкость насос-

ными агрегатами до уровня фаз «газ-нефть» 190 см, давление 

в емкости снизить до 0,6 кгс/см
2
 через задвижку № 30.
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1. Закрыть задвижки №№ 36; 94а на трубопроводе

отбора сточной воды с РВС-400 и задвижку № 9 на трубопро-

воде подачи воды из ОГ-200 в РВС-400.  

2. Открыть задвижки на трубопроводе №№ 41; 40;

29. Нефть с РВС-400 самотеком будет поступать на прием

насосов.

3. После отбора нефти с РВС-400, технологиче-

скую схему работы установки необходимо привести в соот-

ветствии с выбранной схемой работы. Для этого необходимо 

закрыть задвижки №№ 41; 40; 29; 30. 

ТР5.5. Перекачка частично обезвоженной продукции 

ТР5.5.1. Откачка обезвоженной продукции с ОГ-200 

Откачка жидкости с ОГ-200 производится по следую-

щей схеме: по трубопроводу через задвижку № 43, продукция 

попадает на приемный коллектор насосов внешней откачки 

ЦНС№ 1; 2. Через фильтр грубой очистки № 80 и приемные 

задвижки насосов №№ 34; 35 предварительно обезвоженная 

нефть поступает в один из работающих насосов. Далее жид-

кость через выкидные патрубки и установленные на них обрат-

ные клапана №№ 75; 76 и задвижки №№ 54; 55; 108; 111, за-

движки с электроприводом №№ 112; 113, задвижки №№ 109, 

110 направляется в систему измерения количества нефти сырой 

(СИКНС). На СИКНС жидкость проходит через задвижки № 

58; 59, расходомеры НОРД-65, задвижки №№ 56; 57 и 37. За-

пуск и остановка насосов ЦНС№№ 1; 2 осуществляется в руч-

ном и автоматическом режимах. В соответствии с технологией 

автоматическая работа насосов ЦНС №№ 1; 2 задана в режиме 

поддержания уровня в ОГ-200. 
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Данная схема откачки жидкости предусмотрена на время 

профилактических работ на ОГ-50н. 

ТР5.5.2. Узлы учета 

Дожимная насосная станция имеет в составе следую-

щие узлы учета: 

 Оперативный узел учета нефти (СИКНС);

 Оперативный узел учета свободного нефтяного газа на

факельную линию (СИКГ).

Узел учета нефти состоит: 

 Турбинный преобразователь расхода НОРД – 65 – 6,3

(предел измерения 5-90 м3/час); 2 шт.

 Магнитоиндукционный датчик НОРД-И2У; 2 шт.

 Технический манометр МП-4; 2 шт.

 Блок электронный НОРД Э3М-установлен на щите ав-

томатики операторной ДНС-7; 2 шт.

 Автоматический пробоотборник «Стандарт АЛ-50»,

с пробозаборным устройством (зондом) Ду-100.

Измеряемая среда водонефтяная эмульсия со следующими

параметрами:

 Температура: +5 °С…+50 
о
С;

 Кинематическая вязкость: 1-20х10
-
6 м2/с;

 Содержание свободного газа не допускается;

 Предел измерения УУН (СИКНС) составляет 5-90

м3/час (максимальный при работе по одной измерительной

линии);

 Предел относительной погрешности счетчика «Норд-

65» в диапазоне расходов от 20 до 100 % составляет ± 1,0

Состав СИКГ 

СИКГ выполнена в виде отдельного законченного блока: 



 Пункт учета расхода газа ПУГ-Ш;

 Датчика расхода газа DYMETIC-1223-К (диапазон рас-

хода 400-900 м3/час);

 Датчика давления МИДА – ДА;

 Датчика температуры ТМТ-6-3;

 Теплоэнергоконтроллер ИМ2300ЩМ, установленный

на щите автоматики в операторной ДНС-3.

 Предел допустимой относительной погрешности счет-

чика вычисления объема газа, приведенного к условиям по

ГОСТ 2939 не более 5 %.
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ТР7. Контроль технологического процесса 

Соблюдение технологических параметров процесса 

уменьшает риск аварийных и нештатных ситуаций, оказыва-

ющих отрицательное воздействие на окружающую среду. 

На ДНС установлены устройства контроля и управле-

ния, состоящие из измерительных приборов, щитов автомати-

зации с вторичными регистрирующими приборами и аппара-

тами управления. 

Первичные приборы установлены на технологическом 

оборудовании, все вторичные приборы установлены на щите 

автоматики расположенном в операторной ДНС. Связь пер-

вичных и вторичных приборов осуществляется по кабельным 

линиям. Прокладка линий осуществлена по территории пло-

щадки ДНС в трубной разводке и по кабельным эстакадам. 

При срабатывании аварийных параметров на ДНС (уровень, 

давление) в операторной срабатывает аварийная сигнализа-

ция, звуковая и световая. 

При выяснении причин аварии и устранении их сброс 

аварийной сигнализации осуществляется кнопкой «СЪЕМ 

АВАРИИ» оператором вручную. 

Все параметры контрольно-измерительных приборов, 

расход жидкости, уровни в отстойниках, температура, давление 

оператором фиксируются в оперативном вахтовом журнал. 
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ТР8. Основные положения пуска и остановки 

технологического комплекса (производственного объекта) 

при нормальных условиях 

ТР8.1. Пуск и остановка ДНС 

ТР8.2.Первоначальный пуск установки 

Таблица 3.6 

Последовательность действий по запуску ДНС 

№ Действие Шаг действия 

1 Подготовка к пуску ОГ-

50в 

Произвести внешний осмотр и убе-

диться в отсутствии видимых нару-

шений целостности и в исправности  

оборудования. 

Включить и проверить выставленные 

параметры на средствах автоматиче-

ского контроля работы ОГ-50в 

№ № 1; 2 

Убедиться в работоспособности 

предохранительного клапана № 71, 

путем подрыва за рычаг ППК. От-

крыть вентиль на манометр. 

Проверить закрытие задвижек №№ 

44; 20; 49 и вентиля пробоотборника 

№ 77. 

Открыть задвижки №№ 11; 13; 12; 

99; 100. 

Проверить работоспособность элек-

тромеханического клапана № 122, 

путем нажатия кнопок управления 

с пульта «открыть-закрыть». 

2 Подготовка к пуску 

ОГВ-Г-25 

Произвести внешний осмотр и убе-

диться в отсутствии видимых нару-

шений целостности и в исправности 

оборудования. 



93 

№ Действие Шаг действия 

Включить и проверить выставленные 

параметры на средствах автоматиче-

ского контроля работы ОГВ-Г-25 

№№ 1; 2; 3. 

Убедиться в работоспособности 

предохранительного клапана № 72, 

путем подрыва за рычаг ППК. От-

крыть вентиль на манометр. 

Проверить закрытие задвижек №№ 

16; 17; 18; 19, вентиля пробоотбор-

ника №№ 65; 68. 

Открыть задвижки №№ 22; 24 и при-

открыть задвижку № 23 (задвижку № 

23 закрыть после ввода аппарата 

в режим). 

Открыть задвижки №№ 14; 15; 21. 

Проверить работоспособность элек-

тромеханических клапанов №№ 88; 

89, путем нажатия кнопок управле-

ния с пульта «открыть-закрыть». 

Закачать в ОГВ-Г-25 требуемый объ-

ем гидрофобного фильтрующего 

слоя при помощи агрегата ЦА-320 

через задвижку № 66. 

Открыть задвижку № 25. 

3 Подготовка к пуску 

РВС-400 

Произвести внешний осмотр и убе-

диться в отсутствии видимых нару-

шений целостности и в исправности 

оборудования. 

Проверить наличие и исправность 

средств пожаротушения, включить в 

работу контрольно-измерительные 

приборы. 

Убедиться в работоспособности 

предохранительного и дыхательного 

клапана. 
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№ Действие Шаг действия 

Проверить закрытие задвижек №№ 

39; 41; 42; 40; 94; 95; 96; 11. 

Открыть задвижки 36; 10; 94а; 9. 

4 Подготовка к пуску ОГ-

50н 

Произвести внешний осмотр и убе-

диться в отсутствии видимых нару-

шений целостности и в исправности 

оборудования. 

Включить и проверить выставленные 

параметры на средствах автоматиче-

ского контроля работы ОГ-50н №№ 

3; 4. 

Убедиться в работоспособности 

предохранительного клапана № 73, 

путем подрыва за рычаг ППК. От-

крыть вентиль на манометр. 

Проверить закрытие задвижек №№ 

45; 29 и вентиля пробоотборника № 

70. 

Открыть задвижки №№ 27; 28; 26. 

5 Подготовка к пуску ОГ-

200 

Произвести внешний осмотр и убе-

диться в отсутствии видимых нару-

шений целостности и в исправности 

оборудования. 

Включить и проверить выставленные 

параметры на средствах автоматиче-

ского контроля работы ОГ-200 №№ 

3; 4; 5. 

Убедиться в работоспособности 

предохранительного клапана № 74, 

путем подрыва за рычаг ППК. От-

крыть вентиль на манометр. 

Проверить закрытие задвижек №№ 

32; 38; 79; 92; 1; 47; 101; 7; 98; 43; 93 

и вентиля пробоотборника № 97. 

Открыть задвижки №№ 6; 8; 5; 4; 3; 

2; приоткрыть задвижку № 30. 
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№ Действие Шаг действия 

Отрыть задвижку № 31. 

После выхода на режим ОГ-200 за-

движку № 30 закрыть. 

6 Пуск насосных агрега-

тов ЦНС №№ 1; 2  

Произвести внешний осмотр и убе-

диться в отсутствии видимых нару-

шений целостности и в исправности 

оборудования. 

Проверить состояние сальниковой 

набивки, смазки подшипников, вра-

щение валов, защитного кожуха, за-

земления насосных агрегатов и элек-

тродвигателей. Проверить разбег ва-

ла ротора. 

Проверить закрытие задвижек №№ 

51; 60; 61; 62; 53; 78; 83; 112; 113. 

Открыть задвижку № 37. 

Открыть задвижки №№ 56; 57; 58; 59 

на узле учета жидкости. 

Открыть задвижки №№ 110; 111; 54; 

34 при подготовке к запуску насос-

ного агрегата № 2. 

Открыть задвижки №№ 109; 108; 55; 

35 при подготовке к запуску насос-

ного агрегата № 1. 

Запустить насосный агрегат и при 

наборе давления на выходном па-

трубке, медленно открыть задвижки 

№ 112, при запуске насосного агре-

гата № 1 или задвижку № 113, при 

запуске насосного агрегата № 2. 

Следить за параметрами установлен-

ных приборов, выводить на нормы 

технологического режима. 
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ТР.8.3. Остановка установки в нормальных условиях 

Таблица 3.7 

Остановка установки в нормальных условиях 

№ Действие Шаг действия 

1. Остановка ОГ-200 Перевести режим работы ДНС по 

Варианту 3 согласно п. 3.1. 

Проверить закрытие задвижек 

№№ 60; 51; 61; 62. 

Открыть задвижки №№ 37; 56; 57; 

58; 59; 32. 

Закрыть задвижку № 31. 

Жидкость из ОГ-200 откачать 

насосными агрегатами №№ 1; 2 до 

минимального уровня. 

Закрыть задвижки №№ 7; 8; 6; 5; 

4; 43.  

2. Остановка РВС-400 Закрыть задвижки №№ 9;10 . По-

дачу воды с РВС-400 на шурфы 

КНС продолжать до минимально-

го уровня, после чего шурфы на 

КНС остановить. 

Закрыть задвижки №№ 36; 96; 102; 

40; 41; 42; 39. 

При необходимости полного опо-

рожнения РВС-400, остаточную 

жидкость сливать в дренажную 

емкость ДЕ через задвижки №№ 

41; 39. 

3. Остановка ОГ-50н Перевести режим работы ДНС по 

Варианту 2 согласно п. 3.1. 

Закрыть задвижку № 26. 

Откачать нефть в ОГ-50н до ми-

нимального уровня насосными 

агрегатами №№ 1; 2. 

 Закрыть задвижки №№ 28; 27; 45. 

При необходимости остаточную 
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№ Действие Шаг действия 

нефть из емкости слить в дренаж-

ную емкость через задвижку № 45. 

4. Остановка ОГ-50в Подачу воды с ОГ-50в на шурфы 

КНС продолжать до минимально-

го уровня, после чего остановить 

шурфы на КНС. 

Закрыть задвижки №№ 20; 11; 13; 

12; 44. 

При необходимости остаточную 

жидкость сливать в дренажную 

емкость через задвижку № 44. 

5. Остановка ОГВ-Г-25 Закрыть задвижку № 25. 

После прекращения перехода воды 

в ОГ-50в закрыть задвижки №№ 

14; 15; 16; 21; 17; 18; 19; 22; 23. 

При необходимости остаточную 

жидкость сливать в дренажную 

емкость через задвижки №№ 17; 

19. 

6. Остановка насосных агре-

гатов ЦНС - №№ 1, 2 

Остановить насос ЦНС №№ 1; 2 . 

Закрыть задвижки с электропри-

водом №№ 112; 113, задвижки 

№№ 110; 111; 109; 108; 54; 55 на 

линии выхода жидкости. 

Закрыть задвижки №№ 34; 35 на 

приемном патрубке насосов. 
 

Технологические объекты ДНС необходимо остановить 

в следующих случаях: 

 прекращение поступление жидкости на ДНС-7; 

 разгерметизация аппаратов и обвязочных трубопро-

водов; 

 отсутствия электрического питания приборов кон-

троля и автоматики; 



98 

 при взрывах, пожарах на технологической установке

и вспомогательных помещениях, резервуарном парке. 

При остановке в зимнее время необходимо обеспечить 

сохранность оборудования и коммуникаций, от возможного 

замерзания продукции и последующей разгерметизации обо-

рудования при низких температурах. 

ТР9. Безопасная эксплуатация производства 

Основой производства является технологический про-

цесс, представляющий собой совокупность производственных 

операций, позволяющих полностью выполнить производ-

ственное задание и безопасный режим работы ДНС. 

Технологический процесс на ДНС-7 осуществляется 

под давлением газонасыщенной водонефтяной эмульсии, по-

этому опасными участками считаются все технологические 

сосуды, технологические трубопроводы, участвующие в про-

цессе. К производственным опасностям относятся разгермети-

зация, протечки нефтепромыслового оборудования, утечки 

нефти и попутного газа через сальниковые уплотнения в обо-

рудовании, отклонения от норм технологического режима. 

Имеют место следующие виды опасности при ведении 

технологического процесса: 

 Прекращение подачи энергоресурсов может приве-

сти к нарушению нормального режима работы установки, вы-

ходу параметров за критические значения и созданию аварий-

ной ситуации. 

 Коррозия и эрозия оборудования и трубопроводов

может стать причиной разгерметизации оборудования. 

 Физический износ, механические повреждения или

температурная деформация оборудования и трубопроводов 

могут привести как к частичному, так и полному разрушению 
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конструкций и возникновению аварийной ситуации любого 

масштаба. 

Точное соблюдение технологического регламента 

обеспечивает высокую производительность процесса, надеж-

ность технологического оборудования, делает безопасными и 

здоровыми условия труда обслуживающего персонала. 

Обслуживающий персонал обязан строго придержи-

ваться, и выполнять следующее: 

 содержать территорию ДНС, все производственные 

помещения и механизмы в чистоте, каждую вахту в помеще-

ниях должен наводиться порядок; 

 курение на территории ДНС и в производственных 

помещениях воспрещается. Курить разрешается только в спе-

циально отведенном месте с надписью «Место для курения»; 

 все работы на ДНС следует проводить только в СИЗ, 

установленного образца. При себе должны иметь СИЗОД; 

 запрещается стирка спецодежды и мытье рук легко-

воспламеняющимися нефтепродуктами, а так же сушка спец-

одежды на горячих трубопроводах и оборудовании; 

 запрещается используемый обтирочный материал 

(тряпки, ветошь) разбрасывать на территории и в помещениях. 

Поэтому следует его собирать, и складировать в специальные 

стальные ящики с крышками. Ящики должны, устанавливать-

ся в не пожароопасных местах; 

 во время работы установки следить за герметично-

стью трубопроводов, фланцев, задвижек, сальников. Наруше-

ние герметичности может привести к пропускам воды, масла, 

нефтепродуктов, хим. реагента. Это создает опасность воз-

никновения пожара, отравления обслуживающего персонала. 

Если пропуск продукта может вызвать аварию или пожар, 

необходимо выключить неисправный агрегат, отсечь его от 
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схемы, опорожнить, сообщив об этом мастеру, руководству 

ЦППН- 4, диспетчеру РИТС; 

 необходимо следить, чтобы проходы между обору-

дованием не загромождались, площадки, лестницы, перила 

должны быть исправны; 

 в зимнее время лестницы, площадки, переходы, до-

роги должны очищаться от снега, льда, посыпаться песком; 

 для прогрева замерзших и застывших трубопрово-

дов и задвижек нельзя применять открытый огонь, отогревать 

их нужно только паром и горячей водой, предварительно от-

ключив отогреваемый участок от работающей системы; 

 противопожарный инвентарь следует содержать 

в исправности; 

 персоналу не занятому в производстве работ, на 

территории ДНС находиться не разрешается; 

 не разрешается допускать на территорию посторон-

них лиц, не имеющих соответствующего документа админи-

страции ОАО «Удмуртнефть». 

Особое требование для безопасного ведения техноло-

гического режима предъявляется к организационному обеспе-

чению работы ДНС. 

Обслуживающий персонал должен: 

 пройти обучение в учебном центре по основной 

профессии и иметь свидетельство о присвоении квалифика-

ции, удостоверение о проверке знаний, проходить стажировку 

под руководством опытного наставника; 

 пройти обучение по обслуживанию сосудов, рабо-

тающих под давлением, и иметь допуск к обслуживанию со-

судов, работающих под давлением; 

 иметь допуск к замерам газовоздушной среды; 
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 знать технологический процесс работы оборудова-

ния обслуживаемого объекта; 

 знать и уметь действовать согласно плану ликвида-

ции аварий; 

 знать вероятные источники опасности;

 знать, и выполнять требования инструкций по

охране труда и постоянно применять их во время работы; 

 быть обученным приемам оказания доврачебной

помощи пострадавшим. 

Весь обслуживающий персонал ДНС обязан проходить 

первичный, повторный, внеплановый и целевые инструктажи 

на рабочем месте, с записью в журнале регистрации инструк-

тажей, в том числе по пожарной и электробезопасности. Еже-

годно персонал должен проходить проверку знаний по основ-

ной и совмещаемым профессиям, согласно утвержденному 

графику. 

На ДНС должен быть разработан план ликвидации ава-

рий, и должны проводиться учебно-тренировочные занятия, 

согласно графику. 

При изменении технологического режима или измене-

нии оборудования установки с обслуживающим персоналом 

проводятся технические занятия и соответствующий инструк-

таж с оформлением документации. 

Технологический процесс перекачки осуществляется 

под давлением газонасыщенной водонефтяной эмульсии, что 

определяет пожаро-взрывоопасность производства. 

Обязательным условием безопасной работы является 

соблюдение графика планово- предупредительного ремонта 

(ППР) и осмотров оборудования, контроль за уровнем жидко-

сти и давлением в емкостном оборудовании, своевременный 

контроль работы насосного оборудования. 
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ТР9.1. Опасности для персонала 

Наиболее вероятными источниками опасности на ДНС 

считаются: 

 возникновение пожара и взрыва при разгерметиза-

ции технологического оборудования или трубопроводов, а 

также при нарушении правил их безопасной эксплуатации и 

ремонте; 

 отравление работников вследствие токсичности

нефтепродуктов и их паров, особенно этилированных бензи-

нов, химреагентов, сероводорода; 

 травмирование работников вращающимися и движу-

щимися частями насосов, компрессоров и других механизмов в 

случае отсутствия или неисправности кожухов, ограждения; 

 поражение электрическим током в случае наруше-

ния изоляции токоведущих частей электрооборудования, не-

исправности заземления, не применения средств индивиду-

альной защиты; 

 повышенная или пониженная температура поверх-

ности оборудования или воздуха рабочей зоны; 

 повышенный уровень вибрации;

 недостаточная освещенность рабочей зоны;

 возможность падения при обслуживании оборудо-

вания, расположенного на высоте; 

 вращающиеся части насосных агрегатов;

 электромагнитное излучение при работе с ПЭВМ;

 кровососущие насекомые, дикие животные.
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ТР9.2. Техническое обеспечение безопасности 

Для безопасного ведения технологического режима на 

ДНС-7 имеется надежная система контроля основных пара-

метров работы объекта. На каждом аппарате установлен 

предохранительный клапан, который предохраняет сосуд и 

в целом технологические трубопроводы от возможных разры-

вов. Тарировка клапанов произведена согласно Правилам экс-

плуатации сосудов работающих под давлением так, допуска-

ется превышение давления в сосуде не более чем на 15 % от 

максимального рабочего для СРД от 0,3 до 0,6 МПа. 

В целях охраны окружающей среды, снижения опасно-

сти и вредности производства при эксплуатации объектов 

предусмотрены следующие мероприятия: 

 оборудование, арматура и трубопроводы соответ-

ствуют техническим требованиям, предъявляемым для обес-

печения безопасной эксплуатации процессов; 

 приборы и средства автоматизации, установленные

на объектах, соответствуют технологическому оборудованию 

по степени взрывозащиты и взрывобезопасности; 

 расстояния между сооружениями, агрегатами, ап-

паратами приняты в соответствии с требованиями действую-

щих норм и правил; 

 установка электрических средств и эл. оборудова-

ния соответствующего исполнения при эксплуатации во взры-

воопасной зоне; 

 защита от статического электричества и молниеза-

щита обеспечивают безопасное обслуживание и ремонт обо-

рудования, электроустановок, приборов и щитов; 

 система автоматики, управляющая насосным обору-

дованием и обеспечивающая безаварийное протекание процесса; 



 для предотвращения обратного вращения роторов

ЦНС, а также для предотвращения обратного хода жидкости к 

насосам и возможных утечек через уплотнения, на напорных 

линиях установлены обратные клапана. 

В операторной ДНС имеется запас СИЗ, СИЗОД, сна-

ряжения и инструмента, согласно перечню аварийного запаса. 

Высокое напряжение электросети требуют особого вни-

мания к обеспечению безопасности. 

В помещении операторной находятся огнетушители со-

гласно правилам и нормам пожарной безопасности. 
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На ДНС присутствуют следующие взрывопожароопас-

ные и токсичные вещества: 

Нефть легко испаряется, вдыхание ее паров ведет 

к отравлению организма человека, нефть оказывает вредное 

действие на кожу и слизистые оболочки человека. Нужно 

иметь в виду, что пары нефти тяжелее воздуха, обладают 

большей, чем жидкости, текучестью, вследствие чего они рас-

текаются по земле далеко от места, где они образовались, за-

полняют низины, ямы, канавы, трещины. Если на пути паров 

встречается источник огня, может произойти взрыв, который 

передается по всему пути движения газов, и вызывает пожар в 

нескольких местах. 

Большую опасность представляют течи через неплотно 

закрытые вентили, установленные на нефтепроводах, пропус-

ки сальников задвижек и т. п. Это относится особенно к пло-

щадкам технологических блоков, где контроль над трубопро-

водами и запорной арматурой осуществляется слабее, чем 

в производственных помещениях, особенно в зимнее время. 

Нефть хорошо горит на воздухе. Основной метод ту-

шения нефти – огнетушитель пенный, порошковый, углекис-

лотный, песок, кошма. 

Взрывоопасность попутного газа характеризуется ко-

личественным соотношением входящих в их состав газов и 

имеет предел взрываемости от 3 до 16 % объемных долей. 

Газ имеет четыре вида опасностей: 

1. Опасность взрыва.

2. Опасность пожара.

3. Опасность отравления.

4. Опасность недостатка кислорода в воздухе из-за

вытеснения объема воздуха газом. 
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В составе попутного газа имеется сероводород. 

Сероводород – опасный ядовитый газ. Он не имеет 

цвета, с запахом испорченных яиц. Тяжелее воздуха. Плот-

ность сероводорода 1,54 кг/м
3
, скапливается в низких непро-

ветриваемых местах. Хорошо растворяется в воде. Сероводо-

род – сильный яд, вызывающий смерть от остановки дыхания. 

Действует раздражающе на слизистые оболочки глаз, дыха-

тельных путей. Большие концентрации сероводорода человек 

не ощущает, т. к. происходит мгновенное поражение слизи-

стой оболочки носа. ПДК сероводорода в смеси с углеводоро-

дами (С1–С5) 3 мг/м
3
. ПДК сероводорода в воздухе населен-

ных мест – 0,008 мг/м
3
. Взрывопожароопасен. Пределы взры-

ваемости от 4,3 до 45,5 % (по объему). 

Контроль токсичных веществ в воздухе рабочей зоны 

осуществляется периодически на территории переносными и 

индивидуальными газоанализаторами марки: ГИАМ; 

DraggerX-Am 2000;2500;2700. 

Фильтрующие противогазы допускается применять, 

если содержание кислорода в воздухе не ниже 16 % объем-

ных, а фильтры противогазов гарантируют поглощение паров 

и газов, концентрация которых не превышает 0,5 % объемных. 

Разрешается работать в фильтрующих противогазах с короб-

кой марки А2В2Е2, ДОТ-460, а в остальных случаях работать 

можно только в изолирующих противогазах. 

Реагенты (деэмульгаторы и ингибиторы). Различные 

реагенты, применяемые на ДНС, представляют собой, как 

правило, 60-65 % раствор активного вещества в органическом 

растворителе. Само активное вещество представляет собой 

высокомолекулярное соединение, не имеющее ярко выражен-

ных токсических свойств и не пожароопасное. Пожароопас-
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ные и токсические свойства реагентов определяются приме-

няемым растворителем. В качестве растворителя обычно при-

меняются метиловый спирт, толуол, ксилолы или их смеси. 

Все эти вещества имеют низкую температуру вспышки. 

Метиловый спирт – 284,1 К (11,1 ºС) 

Толуол – 277,4 К (4,4 ºС) 

Ксилол – 300,3 К (27,3 ºС) 

Легко испаряются и являются сильными ядами. Попа-

дание метанола (метилового спирта) в организм в количестве 

6-10 гр. вызывает тяжелое отравление, а при дозе 30-70гр.

наступает смерть. Отравление этими растворителями возмож-

но также при вдыхании паров и, проникновении через кожу,

т. к. они быстро всасываются и хорошо растворяются в крови.

При работе с реагентами следует избегать попадания их на

кожу рук и в глаза. Работа должна производиться в перчатках

и рукавицах, а глаза должны быть защищены очками. В слу-

чае попадания реагента на кожу рук и лица, пораженное место

должно быть промыто большим количеством воды. При попа-

дании реагента в глаза, их следует промыть водой, после чего

необходимо обратиться к врачу. Предельно допустимая кон-

центрация паров метанола в воздухе – 0,05 мг/л.

Углеводородные пары и газы в смеси с атмосферным 

воздухом способны образовать взрывоопасную смесь, которая 

при поднесении огня или искры может взорваться. Наимень-

шая концентрация паров нефти и нефтепродуктов в воздухе, 

при которой уже возможен взрыв, называется нижним концен-

трационным пределом взрываемости, а наибольшая концентра-

ция паров в воздухе, при которой еще возможен взрыв, называ-

ется верхним концентрационным пределом взрываемости. 
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Промежуток между наименьшим и наибольшим содержанием 

горючего в воздухе, в котором от открытого огня происходит 

взрыв, называется зоной (диапазоном) взрываемости. 

Таблица 3.9 

Классификация взрывоопасных зон вокруг источников 

образования 

 взрывоопасных смесей 

№ 

Наименование  

производств (отд. 

Помещений и со-

оружений). 

Класс взрыво-

опасной зоны 

Краткая 

характер. 

среды 

в помещ., 

лишен. 

аппарата 

Примечание 

1 2 3 4 5 

1 Емкости, нефтеза-

мерные пункты, 

пункты управления 

задвижек, пункты 

регулирования дав-

лений и расходов 

нефти, факельная 

установка  

Зона 2 Нефть, 

газ 
 

 а) в колодцах Зона 0 Нефть 

 б) на открытых 

площадках. 

Зона 2 Нефть 

 

Освещение установки производится герметичными 

светильниками и прожекторами. 

 Площадка сырьевых насосов; 

Все насосы и электродвигатели заземлены. 

Запуск центробежных насосов следует проводить при: 

 Закрытой выходной задвижке; 

 Наличии избыточного давления на приеме насоса; 

 Исправных манометров на приеме и выходе насоса; 
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 Отсутствии воздуха в насосе (перед запуском необ-

ходимо стравить воздух с ЦНС); 

 Исправных защитных кожухов на вращающихся

деталях насоса и электродвигателя; 

 Отсутствии протечек через сальниковые уплотне-

ния запорной арматуры; 

 Исправном заземлении эл.двигателя и насосного

агрегата; 

 Свободном вращении вала насоса.

ТР9.3. Основные причины, которые могут привести 

к аварии 

Основными причинами, которые могут привести к ава-

риям, являются: 

 Несвоевременная ревизия и ремонт трубопроводов,

аппаратов, насосов, запорной арматуры, поверка, тарировка – 

предохранительных и контрольных устройств. 

 Некачественная подготовка аппаратов, трубопроводов

и другого оборудования к ремонту. 

 Производство огневых работ на территории уста-

новки при несоблюдении противопожарных требований и 

безопасных условий проведения огневых работ. 

ТР9.4. Основные нарушения технологического 

режима, которые могут привести к аварии и к несчастным 

случаям 

Основными нарушениями технологического режима, 

которые могут привести к авариям, являются: 

 Превышение уровней жидкости в аппаратах выше

допустимых (аварийных);
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 Перегрев нефти в аппаратах;

 Неправильная подготовка коммуникаций в зимний

период, включение в схему работы замороженного

трубопровода;

 Гидравлический удар на трубопроводах;

 Работа без средств защиты органов дыхания в зага-

зованных местах;

 В зимний период несвоевременная прокачка или

удаление из трубопроводов и арматуры воды, об-

водненной нефти или водных растворов реагентов;

 Неисправность средств защиты и контроля (СППК,

манометры, щит управления).

ТР9.5. Основные мероприятия по предотвращению 

нарушений технологического процесса 

 Обслуживающий персонал установки должен прой-

ти обучение, инструктаж, проверку знаний;

 Своевременные ревизии и ремонты сооружений,

оборудования и арматуры;

 Строго соблюдать требования правил безопасности и

инструкций по эксплуатации и обслуживанию трубо-

проводов и сосудов, работающих под давлением;

 Соблюдение уровней максимального и минимального

наполнения в отстойниках, подземных и емкостях;

 Соблюдение температурного режима на подшипни-

ках насосных агрегатов;

 Обслуживающий персонал установки должен быть

обеспечен спецодеждой, спецобувью, СИЗОД и

комбинированными противогазными фильтрами 87,



А2В2. Наличие на установке аварийных средств: 

пять комплектов фильтрующих противогазов и два 

комплекта шланговых противогазов; 

 Своевременно должны осуществляться профилак-

тические мероприятия по обеспечению безаварий-

ной работы установки в осенне-зимний период, ве-

сеннего паводка.
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ТР10. Пожарная безопасность 

Раздел «Пожарная безопасность» в технологическом 

регламенте разработан на основании Федерального закона 

«О пожарной безопасности» от 21.12.94 г. № 69; Правил про-

тивопожарного режима в Российской Федерации; Правил по-

жарной безопасности в нефтяной промышленности (ППБО-

85); государственных стандартов, строительных норм и пра-

вил, норм технологического проектирования и других утвер-

жденных в установленном порядке нормативных документов 

по пожарной безопасности. 

Технологическая схема и комплектация основного обо-

рудования гарантируют непрерывность производственного 

процесса за счет оснащения технологического оборудования 

системами автоматического регулирования, блокировки и 

сигнализации. 

Для предотвращения пожаров, а также быстрой их лик-

видации в случае возникновения предусмотрены следующие 

мероприятия: 

1. На ПНС составлен план ликвидации возможных ава-

рий (ПЛА), утвержденный главным инженером предприятия. 

2. Помещения, где размещается технологическое обо-

рудование, оснащаются огнетушителями. Для тушения элек-

тропроводки и электрооборудования напряжением до 1000 В 

порошковые огнетушители, при напряжении свыше 1000 В 

(до 10 000 В) – только углекислотные. 

3. ДНС-3 оснащена средствами пожаротушения в соот-

ветствии с требованиями Правил противопожарного режима в 

Российской Федерации, утвержденных постановлением Пра-

вительства РФ от 25 апреля 2012 г. № 390 (прилож. 3). 
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4. Ручные средства пожаротушения размещены в до-

ступных местах, обозначены знаками пожарной безопасности, 

в том числе знаком «НЕ ЗАГРОМОЖДАТЬ». 

5. Противопожарные средства должны быть исправны-

ми и готовыми к применению в любое время суток. 

6. Должен быть свободный подъезд пожарной техники

ко всем пожароопасным объектам. 

7. Канализационные колодцы необходимо проверять на

загазованность газоанализатором по графику, а результаты 

заносить в журнал. 

8. Молниеотводы и защитное заземление должны быть

постоянно в исправности и соответствовать предъявляемым 

кним требованиям, их необходимо регулярно проверять 

с составлением актов и отметкой в специальном журнале. 

9. Применение воздухонагревательных и отопительных

приборов должно быть письменно согласовано с ведущим 

инженером ООО «УЭН». 

Воздухонагревательные и отопительные приборы в про-

изводственных помещениях нельзя загромождать посторонни-

ми предметами. Их следует размещать так, чтобы к ним был 

обеспечен свободный доступ для осмотра и очистки. Вентиля-

торы должны быть оборудованы дистанционным управлением. 

10. Территория должна содержаться в чистоте. Горю-

чий хлам, мусор, отходы производства должны систематиче-

ски убираться с производственной территории в безопасное в 

пожарном отношении место, не допускается скопление разли-

того нефтепродукта в лотках, колодцах и на технологических 

площадках. 

11. На территории ДНС запрещается применять откры-

тый огонь и курить. Курение разрешается только в специально 

отведенных и оборудованных местах (должны быть установле-
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ны урны или бочки для окурков, наполненные водой) за терри-

торией, обозначены знаком «место для курения», места для ку-

рения должны быть определены распорядительным докумен-

том по УППН. 

12. Огневые работы разрешается проводить только по 

наряду-допуску, утвержденному техническим руководителем 

предприятия. 

13. Обслуживающий персонал должен быть обучен 

приемам безопасного ведения технологических процессов и 

ликвидации возможных аварий. 

14. В случае возникновения пожара пламя можно поту-

шить одним из следующих способов (или их комбинированием): 

 удаление горючих материалов; 

 прекращение доступа кислорода; 

 охлаждение горящего вещества ниже температуры 

его воспламенения. 

Причинами возникновения пожаров на производствен-

ном объекте ДНС могут быть: 

 отсутствие герметичности оборудования, трубопро-

водов (утечки нефти, нефтепродуктов, газа, хим. реагентов); 

 транспортировка огнеопасных жидкостей и раство-

ров в открытых емкостях; 

 пользование открытым огнем в огнеопасной среде; 

 курение в не отведенном месте; 

 пользование неисправными печами, электроприбо-

рами и паяльными лампами; 

 замазученность территории ДНС, технологических 

площадок;  

 применение не омедненного инструмента в газоо-

пасной среде; 
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 движение по территории ДНС автотранспорта без 

искрогасителей; 

 неисправность заземления; 

 неисправность молниеотвода. 

Поэтому эксплуатация производственных объектов, 

оборудования и помещений производится в строгом соответ-

ствии с противопожарными нормами и проведении профилак-

тических противопожарных мероприятий. 

ТР10.1. Способы и средства пожаротушения 

Пожаротушение объектов, расположенных на площад-

ке ДНС, обеспечивается первичными средствами пожароту-

шения и передвижной пожарной техникой. 

Наружное пожаротушение ДНС осуществляется от 

подземных емкостей противопожарного запаса воды – 2 шт,  

V-50 м3 – каждая. 

На территории ДНС имеется один пожарный щит, уком-

плектованный пожарным инвентарем. 

 огнетушители ОУ- 5 – 2 шт. (в операторной); 

 огнетушители ОУ-8 – 2 шт. (на пож. щите); 

 огнетушители ОУ- 8 – 1 шт. (в насосной). 

ТР11. Методы и средства защиты работающих от 

производственных опасностей 

Для ликвидации возможных аварий должен быть со-

ставлен ПМЛЛПА по ликвидации возможных аварий и график 

проведения учебно-тренировочных занятий по ПМЛЛПА. Со-

гласно графику должны проводиться с персоналом учебно-

тренировочные занятия с записью в журнале. 

Технологические оборудование и трубопроводы должны 

удовлетворять требованиям безопасности, прочности, коррози-

онной стойкости и надежности с учетом условий эксплуатации. 
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Для перекачки легковоспламеняющихся и вредных 

жидкостей необходимо применять насосы, исключающие 

пропуск продукта. Мероприятия по утеплению производ-

ственных помещений, аппаратуры, оборудования, трубопро-

водов, арматуры и КИПиА должны быть выполнены до 

наступления зимы. 

Включение в работу аппаратов и трубопроводов с за-

мерзшими дренажными устройствами не допускается. 

Руководство должно обеспечивать: 

 выполнение организационных и технических меро-

приятий для создания безопасных условий труда; 

 проводить инструктаж и обучение персонала без-

опасным методам работы; 

 контролировать выполнение правил и требований

инструкций по охране труда, производственной санитарии и 

пожарной безопасности, обеспечение рабочих по профессиям 

и видам работ инструкциями, а рабочие места – необходимы-

ми плакатами. 

На выполнение огневых и газоопасных работ в соответ-

ствии с перечнем газоопасных работ на объектах ОАО «Уд-

муртнефть», работ повышенной опасности оформляется наряд-

допуск в двух экземплярах и хранится в течение одного года у 

руководителя работ и руководителя, разрешившего работы. 

Состояние воздушной среды должно контролироваться 

периодически: перед началом огневых работ, во время их про-

ведения и после перерыва в работе с помощью газоанализатора. 

Допуск персонала к проведению ремонтных работ воз-

можен, если содержание паров и газов в воздухе зоны произ-

водства работ не выше предельно допустимых концентраций 

(ПДК) по санитарным нормам. 
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Огневые работы разрешается начинать при отсутствии 

взрывоопасных и взрывопожароопасных веществ в воздушной 

среде или наличии их не выше предельно допустимой концен-

трации по действующим санитарным нормам. 

Если в процессе работы возле рабочего места обнаруже-

на утечка газа или нефти, необходимо прекратить работу и со-

общить об этом диспетчеру или непосредственно своему руко-

водителю. При загазованности, если содержание кислорода не 

ниже 16 % объемных и концентрация паров и газов не превы-

шает 0,5 % объемных, то разрешается работать в фильтрующих 

противогазах с коробкой марки А2В2Е2, а в остальных случаях 

работать можно только в шланговых противогазах. 

А также осуществляется периодический контроль на 

территории и в помещении переносными газоанализаторами 

марки: DragerXam 2000, 2500. Замер паров углеводородов 

осуществляется газоанализатором «Колион1-В-03». При об-

наружении загазованности обслуживающий персонал прини-

мает меры по ликвидации загазованности, проветривает по-

мещение, проверяет работу вентиляционной установки, 

и делает в вахтовом журнале отметку. Отбор проб на загазо-

ванность воздушной среды осуществляется по графику. 

Результаты анализов отбора проб газовоздушной среды 

переносными газоанализаторами, а также показания стацио-

нарных газоанализаторов заносятся в журнал «Контроля газо-

воздушной среды». 

При содержании сероводорода в воздухе выше ПДК 

для рабочих зон необходимо: 

 надеть противогаз; 

 оповестить ответственного исполнителя ответ-

ственного руководителя работ и находящихся в опасной зоне 

людей; 
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 принять меры по устранению (снижению) загазо-

ванности; 

 организовать контроль воздушной среды до ликви-

дации опасной загазованности не реже, чем через каждый час; 

 обозначить загазованную зону знаками безопасно-

сти с учетом направления ветра; 

 принять меры по предупреждению захода (заезда) в

загазованную зону посторонних лиц, транспортных средств и 

животных. При необходимости организовать посты. 

ТР12. Дополнительные меры безопасности 

при эксплуатации производства 

ТР12.1. Безопасные методы обращения с пирофор-

ными отложениями 

Пирофорные отложения – это вещества (химические 

соединения), способные самовозгораться в присутствии воз-

духа, при любой температуре окружающей среды (вплоть до – 

20 °С). 

Такие отложения образуются, как правило, при хране-

нии, переработке сернистых нефтей в металлических резерву-

арах. Эти отложения, состоящие в основном из сернистого 

железа, возникают в результате воздействия на железо и его 

окислы сероводорода и элементарной серы. 

Пирофорные отложения образуются при взаимодей-

ствии сероводорода с продуктами коррозии, поэтому их скоп-

ление наиболее вероятно в сепараторах, отстойниках, резерву-

арах. Значительны пирофорные отложения на дне резервуара, 

что объясняется отделением и осаждением пирофорных осад-

ков от крыши и стенок резервуара. 

Наибольшей пирофорной активностью обладают све-

жие, не окислившиеся отложения сернистого железа, которые 

обнажаются при опорожнении резервуара, металлические 
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стенки которого длительное время подвергались воздействию 

без доступа воздуха нефтяных паров и газов, содержащих се-

роводород. 

Область критических температур (начала самовозгора-

ния) пирофорных осадков лежит в пределах 50-80 °С. Это 

значит, что при температуре окружающей среды выше 50 °С и 

свободном доступе кислорода на обнаженной от нефтепро-

дуктов и влаги поверхности возможно самовозгорание 

с последующим воспламенением. 

Процесс развития пирофорных отложений может при-

нять аварийный характер при образовании в паровой фазе над 

зеркалом жидкости взрывоопасной смеси паров нефтепродук-

тов с воздухом. Пожары и взрывы резервуара в результате са-

мовозгорания пирофорных осадков происходят чаще всего 

весной или осенью, в вечерние часы (когда начинается охла-

ждение резервуара и вследствие этого занос в него свежего 

воздуха – «малое дыхание» РВС), а также во время или после 

опорожнения резервуара. 

Для борьбы с пирофорными отложениями проведено 

антикоррозионное покрытие стенок резервуаров, сепараторов, 

отстойников. 

При опорожнении резервуаров, сепараторов, отстойни-

ков от нефти перед ремонтом и зачисткой газовое простран-

ство заполняется водяным паром. Конденсат, образовавшийся 

от пропаривания, спускается в канализацию. Грязь и отложе-

ния, извлекаемые из резервуаров в резервуарных парках, и 

аппаратов, отвозятся в специально отведенное место и под-

вергаются обезвреживанию и утилизации специализирован-

ными организациями. 
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ТР12.2. Способы обезвреживания и нейтрализации 

продуктов производства при разливах и авариях 

В аварийных случаях при разливе нефтепродуктов 

предусмотрена нефтеловушка. 

При разливах нефтепродуктов их сбор производится 

специальной техникой и вывозится на установку по утилиза-

ции шлама для дальнейшей переработки или вывозится спе-

циализированной организацией для обезвреживания и утили-

зации, согласно договору. 

ТР12.3. Индивидуальные и коллективные средства 

защиты работников, тушение возможных загораний 

 Работники обеспечены сертифицированными сред-

ствами индивидуальной защиты. 

 Спецодежда, спецобувь и другие СИЗ выдаются со-

гласно «Нормам бесплатной выдачи специальной одежды, 

специальной обуви и других средств индивидуальной защиты 

работникам ОАО "Удмуртнефть"». 

 Для защиты органов дыхания и глаз работающих

применяются фильтрующие противогазы, шланговые проти-

вогазы, защитные очки марки. 

 Для защиты рук применяются перчатки.

 Для тушения возможных загораний применяются:

углекислотные и порошковые огнетушители. Наиболее опас-

ные места на установке обеспечены пожарными щитами. 

 Пожарные рукава d=77 мм с переходниками и ство-

лами находятся в помещении пожарного поста. 
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ТР12.4. Возможность накапливания зарядов статиче-

ского электричества, их опасность способы нейтрализации 

Под статическим электричеством понимается электри-

чество, возникшее в результате трения вещества при движе-

нии по трубопроводам. 

На предприятиях нефтяной промышленности заряды 

статического электричества от трения образуются при движе-

нии нефтепродуктов по трубопроводам, при сливо-наливных 

операциях, электризации ременных передач и т. д. 

Надежной мерой защиты от статической индукции яв-

ляется заземление всех металлических предметов (трубопро-

водов, арматуры, резервуаров и др.). 

Категорически запрещается налив в резервуары, ци-

стерны легковоспламеняющихся жидкостей свободно падаю-

щей струей. Закачку в резервуары и налив в цистерны произ-

водить обязательно под уровень жидкости, имеющийся 

в резервуаре, или конец шланга должен быть ниже уровня 

мертвого остатка. 

Непосредственное поражение объекта прямым ударом 

молнии называется первичным воздействием молнии. Оно со-

провождается значительным выделением тепла, способно 

расплавить металл, вызвать пожар, взрыв и т. д. 

Разряд молнии на землю на некотором расстоянии 

от объекта способен привести к значительным воздействиям 

на взрывоопасные сооружения. Такого рода проявления назы-

вают вторичным воздействием молнии. 

Мероприятия по защите предприятий нефтяной про-

мышленности от зарядов статического электричества совпа-

дают с мероприятиями по защите от вторичных проявлений 

молнии. В связи с этим контур заземления может быть ис-
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пользован для защиты от статического электричества и от 

вторичных проявлений молний. 

Заземляющие проводники, магистрали и контур следу-

ет прокладывать открыто, чтобы обеспечить возможность их 

осмотра. 

Наружные установки, содержащие горючие и сжижен-

ные газы и легко воспламеняющиеся жидкости, защищаются 

от прямых ударов молнии следующим образом: 

 корпуса установок из железобетона, металлические 

корпуса установок и отдельных резервуаров при толщине ме-

талла крыши менее 4 мм оборудованы молниеотводами; 

 металлические корпуса установок и отдельных ре-

зервуаров при толщине металла крыши 4 мм и более, а также 

отдельные резервуары вместимостью 200 м3 независимо от 

толщины металла крыши, а также металлические кожухи теп-

лоизолированных установок присоединяются к заземлителю. 

Если на наружных установках или в резервуарах, со-

держащих горючие газы или легковоспламеняющиеся жидко-

сти, имеются газоотводные или дыхательные трубы, то они и 

пространство над ними должны быть защищены от прямых 

ударов молнии. Такое же пространство защищается над сре-

зом горловины цистерн, в которые происходит открытый 

налив продукта на сливо-наливной эстакаде. Защите от пря-

мых ударов молнии подлежат дыхательные клапана и про-

странство над ними, ограниченное цилиндром высотой 2,5 м и 

радиусом 5 м. Для наружных установок в качестве заземлите-

лей защиты от прямых ударов молнии следует по возможности 

использовать железобетонные фундаменты этих установок или 

опор отдельно стоящих молниеотводов, либо выполнять искус-

ственные заземлители, состоящие из одного вертикального или 

горизонтального электрода длиной не менее 5 м. 
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К этим заземлителям, размещенным не реже, чем через 

50 м по периметру основания установки, должны быть присо-

единены корпуса наружных установок или токоотводы уста-

новленных на них молниеотводов, число присоединений – не 

менее двух. 

Для защиты наружных установок от вторичных прояв-

лений молнии металлические корпуса установленных на них 

аппаратов должны быть присоединены к заземляющему 

устройству электрооборудования или к заземлителю защиты 

от прямых ударов молнии. 

Защита от заноса высокого потенциала по подземным и 

внешним наземным коммуникациям осуществляется присо-

единением их на вводе в здание или сооружение к заземлите-

лю электроустановок или защиты от прямых ударов молнии. 

ТР12.5. Защита от коррозии 

Защита технологических трубопроводов от внутренней 

коррозии осуществляется с помощью технологических мето-

дов борьбы с коррозией, антикоррозионных внутренних по-

крытий и ингибиторов коррозии. 

ТР12.6. Безопасная эксплуатация факельных систем 

 В организациях, эксплуатирующих факельные си-

стемы, должны быть составлены и утверждены инструкции по 

их безопасной эксплуатации. 

 Розжиг факела производить в составе не менее двух

лиц. 

 В газах и парах, сжигаемых на факельной установ-

ке, не должно быть капельной жидкости и твердых частиц. 

Для отделения выпадающей в факельных трубопроводах ка-

пельной жидкости и твердых частиц необходимо предусмат-

ривать системы сбора и откачки конденсата. 



 

131 

 Перед каждым пуском факельная система должна 

быть продута паром или газом, чтобы содержание кислорода у 

основания факельного ствола было не более 25 % нижнего 

предела взрываемости. 

 Перед проведением ремонтных работ факельная си-

стема должна быть отсоединена стандартными заглушками и 

продута инертным газом (азотом). 

 Факельные установки должны быть обеспечены 

первичными средствами пожаротушения в соответствии 

с действующими нормами. 

 При снижении производительности факельной си-

стемы или повышении давления в системе газопровода, 

с целью выявления возможного уменьшения проходного се-

чения трубопроводов, предусматривается контрольная про-

дувка газовых линий паром или попутным нефтяным газом, 

с возможным выбросом капельной жидкости и ее возгоранием 

в обваловании ФС, под контролем лица, ответственного за 

безопасную эксплуатацию факельной системы. 

ТР12.7. Безопасный метод удаления продуктов про-

изводства из технологических систем и отдельных видов 

оборудования 

Опорожнение и удаление продуктов производства из 

технологических систем и отдельных видов оборудования 

производится в систему производственной канализации, со-

стоящую из дренажной емкости ДЕ V= 16 м
3 

 – 1шт. и конден-

сатосборников КС-1,2,3 V=40,8,10 м3 соответственно. 
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ТР12.8. Основные опасности применяемого обору-

дования и трубопроводов, их ответственных узлов и меры 

по предупреждению аварийной разгерметизации техноло-

гических систем 

Основной опасностью применяемого оборудования и 

трубопроводов является их разгерметизация. 

Для предупреждения аварийной разгерметизации техно-

логических систем осуществляется: 

 ежесменное проведение наружных осмотров;

 проведение внутренних осмотров и наружных

осмотров: 

 сепараторов, отстойников – 1 раз в 2 года,

 резервуаров – 1 раз в 5 лет,

 проведение гидравлических испытаний:

 сепараторов, отстойников – 1 раз в 8 лет,

 резервуаров – перед пуском в работу, после капи-

тальных ремонтов, после ПТО; 

 проведение экспертно-технического диагностиро-

вания аппаратов; 

 проведение тарировок предохранительных клапа-

нов – 1 раз в год; 

 протяжку фланцевых соединений (в т. ч. межфлан-

цевых уплотнений) трубопроводов осуществлять не менее 1 

раза в год, в рамках проведения контрольного осмотра трубо-

проводов. 

ТР12.9. Работа с химическими реагентами 

 К работе с хим. реагентами допускается персонал

прошедший инструктаж по безопасному ведению работ. 

 Перед работой проверить средства индивидуальной

защиты. Коробка противогаза должна быть марки 87 А2В2Е2.
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при работе с реагентами использовать резиновые перчатки, 

очки. 

 Необходимо избегать попадания на кожу или одеж-

ду хим. реагентов. 

 По окончанию работ произвести уборку, остатки

хим. реагентов вылить в подземную емкость через дренаж. 

Спецодежду и СИЗ разместить в местах их хранения. 

ТР13.Отходы при производстве продукции, сточные 

воды, выбросы в атмосферу, методы их утилизации, 

переработки 

Отходы производства и потребления – остатки сырья, 

материалов, полуфабрикатов, иных изделий или продуктов, 

которые образовались в процессе производства или потребле-

ния, а также товары (продукция), утратившие свои потреби-

тельские свойства. В процессе эксплуатации площадки насос-

ной станции образуются следующие виды отходов производ-

ства и потребления. Образующиеся отходы накапливаются 

в специально отведенных и оборудованных в соответствии 

с санитарно-эпидемиологическими требованиями, местах и с 

последующей передачей подрядной организации на договор-

ных условиях: нефтешлам вывозится с территории площадки 

насосной станции, производственные отходы в мульдах, рас-

положенных на территории площадки насосной станции, лом 

черных металлов собирается и накапливается на специально 

подготовленных площадках из железобетонных плит. 

На предприятии организация сбора, учета, временного 

хранения и передачи отходов производства и потребления 

производится в соответствии со Стандартом Компании 

«Управление отходами» № П4-05 С-0084. Все отходы, обра-

зующиеся в процессе производственной деятельности на 

площадке насосной станции № 1, подлежат передаче по дого-
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вору сторонним организациям, имеющим лицензию на дан-

ный вид деятельности. 

Отходы производства приводятся в табл. № 3.12 

Таблица 3.12 

Отходы производства
2

№ 
Наименова-

ние отходов 

Количество 

образования 

выбросов по 

видам 

Условие (метод) 

ликвидации, 

обезвреживания, 

утилизации 

Периодич-

ность обра-

зования 

отходов 
г/сек т/год 

1 Нефтешлам 4,8 150,2 

передача специа-

лизированной 

организации с 

целью утилиза-

ции 

Согласно 

графику за-

чистки ем-

костного 

оборудова-

ния 

2 Ветошь 
0,005

7 
0,18 

вывоз, захороне-

ние 
Ежемесячно 

3 Ремни 
0,008

3 
0,262 

вывоз, захороне-

ние 
Ежемесячно 

4 Сальники 
0,003

1 

0,096

8 

вывоз, захороне-

ние 
Ежемесячно 

5 

Твердые 

бытовые 

отходы 

0,1 4,46 
вывоз, захороне-

ние 
Ежемесячно 

6 

Лом чер-

ных метал-

лов 

4,0 
125,6

5 

вывоз, перера-

ботка 

По мере 

накопления 

2
 На основании документа об утверждении нормативов обра-

зования отходов и лимитов на их размещение выданный 

Управлением по технологическому и экологическому надзору 

Ростехнадзора по УР. 
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С целью охраны окружающей среды при эксплуатации 

площадки насосной станции необходимо: 

 соблюдать действующие стандарты, нормы и пра-

вила в области охраны окружающей среды;

 рационально использовать природные ресурсы;

 систематически контролировать степень загрязне-

ния окружающей среды;

 своевременно ликвидировать последствия загряз-

нения окружающей среды;

 разрабатывать мероприятия и планомерно вести ра-

боту по их выполнению.

На предприятии имеется план природоохранной дея-

тельности, в который включены мероприятия по недопуще-

нию загрязнения окружающей среды, такие как проведение 

планово- предупредительных ремонтов, проведение ревизии 

запорной арматуры, контроль неорганизованного сброса ЗВ, 

восстановление обвалования территории объектов, использо-

вание попутного нефтяного газа для технологических целей, 

обустройство мест накопления отходов производства и по-

требления. Выбросы от емкостного оборудования (отстойни-

ков) происходят через запорную арматуру, выбросы от насо-

сов – через сальниковые уплотнения. 



Т
аб
л
и
ц
а 

3
.1

3
 

В
ы

б
р

о
сы

 в
 а

т
м

о
сф

ер
у

(*
) 

№
 

Н
аи
м
ен
о
в
ан
и
е 
и
с-

то
ч
н
и
к
о
в
 в
ы
д
ел
е-

н
и
я
 

Н
аи
м
ен
о
в
ан
и
е 

в
р
ед
н
о
го
  

(з
аг
р
я
зн
яю

щ
ег
о
) 

в
ещ

ес
тв
а 

К
л
ас
с 
о
п
ас
н
о
ст
и
 

в
р
ед
н
о
го
 (
за
-

гр
я
зн
яю

щ
ег
о
) 

в
ещ

ес
тв
а 

П
ер
и
о
д
и
ч
н
о
ст
ь
 

в
ы
б
р
о
со
в
 

У
ст
ан
о
в
л
ен
н
ая
 

н
о
р
м
а 
со
д
ер
ж
а-

н
и
я
 з
аг
р
я
зн
ен
и
й
 

в
 в
ы
б
р
о
са
х
, 

т/
го
д

 

1
 

2
 

3
 

4
 

5
 

1
 

П
л
о
щ
ад
к
а 

Д
Н
С

-

7
(*

) 

А
зо
т 
(I

V
) 
о
к
си
д

 

А
зо
т 

(I
I)
 о
к
си
д

 

С
аж

а 

С
ер
а 
д
и
о
к
си
д

 

С
ер
о
в
о
д
о
р
о
д

 

У
гл
ер
о
д
 о
к
си
д

 

Б
у
та
н

 

Г
ек
са
н

 

П
ен
та
н

 

М
ет
ан

 

Э
та
н

 

П
р
о
п
ан

 

Б
ен
зо
л
 

Д
и
м
ет
и
л
б
ен
зо
л
 

М
ет
и
л
б
ен
зо
л
 

М
ет
ан
о
л
 

3
 

3
 

3
 

3
 

2
 

4
 

4
 

4
 

4
 

2
 

3
 

3
 

3
 

П
о
ст
о
я
н
н
о
  

(р
ас
се
и
в
ан
и
е 

в
 

ат
м
о
сф

ер
е)

 

0
,3

3
2
1
1
6
 

0
,0

5
3
9
6
9
 

6
,2

2
7
1
7
5
 

0
,1

8
0
2
5
4
 

H
2
S

 -
0
,0

1
1
1
9
 

5
1
,8

9
3
1
2
7
 

С
4
Н

1
0
-1

,8
2
8
2
9
5
 

С
6
Н

1
4

 -
0
,2

3
4
0
0
8
 

С
5
Н

1
2

 -
0
,7

5
6
4
2
8
 

С
Н

4
-1

1
,5

0
9
6
7
4
 

С
2
Н

6
 -

2
,5

4
7
6
3
7
 

С
3
Н

8
 -
3
,3

1
9
0
3
 

0
,0

0
0
0
7
 

0
,0

0
0
0
2
 

0
,0

0
0
0
4
 

0
,0

0
1
2
1
 



№
 

Н
аи
м
ен
о
в
ан
и
е 
и
с-

то
ч
н
и
к
о
в
 в
ы
д
ел
е-

н
и
я
 

Н
аи
м
ен
о
в
ан
и
е 

в
р
ед
н
о
го
  

(з
аг
р
я
зн
яю

щ
ег
о
) 

в
ещ

ес
тв
а 

К
л
ас
с 
о
п
ас
н
о
ст
и
 

в
р
ед
н
о
го
 (
за
-

гр
я
зн
яю

щ
ег
о
) 

в
ещ

ес
тв
а 

П
ер
и
о
д
и
ч
н
о
ст
ь
 

в
ы
б
р
о
со
в
 

У
ст
ан
о
в
л
ен
н
ая
 

н
о
р
м
а 
со
д
ер
ж
а-

н
и
я
 з
аг
р
я
зн
ен
и
й
 

в
 в
ы
б
р
о
са
х
, 

т/
го
д

 

Б
ен
з/
а/
п
и
р
ен

 
1
 

1
,6
6
1
Е

-0
8
 

5
 

Б
л
о
к
 
д
о
зи
р
о
в
ан
и
я 

х
и
м
р
еа
ге
н
то
в
  

С
п
и
р
т 

м
ет
и
л
о
-

в
ы
й

 

3
 

П
о
ст
о
я
н
н
о

 
0
,0

0
1
2
1
 



Т
аб
л
и
ц
а 
3
.1
4
 

К
р

а
т
к

а
я

 х
а

р
а
к

т
ер

и
ст

и
к

а
 т

ех
н

о
л

о
г
и

ч
ес

к
о

г
о

 о
б
о

р
у

д
о

в
а

н
и

я
, 

р
ег

у
л

и
р

у
ю

щ
и

х
 

и
 п

р
ед

о
х
р

а
н

и
т
ел

ь
н

ы
х
 к

л
а

п
а

н
о

в
 

№
 

Н
аи
м
ен
о
в
ан
и
е 
о
б
о
-

р
у
д
о
в
ан
и
я 
(т
и
п
, 

н
аи
м
ен
о
в
ан
и
е 
ап
-

п
ар
ат
а,
 н
аз
н
ач
ен
и
е 

и
 т
.п
.)

 

П
о
зи
ц
и
и
 

п
о
 с
х
ем

е,
 

и
н
д
ек
с 

К
о
л
и
ч
ес
тв
о
, 

ш
т 

М
ат
ер
и
ал

 

М
ет
о
д
ы
 з
ащ

и
ты

 

м
ет
ал
л
а 
о
б
о
р
у
д
о
-

в
ан
и
я
 о
т 
к
о
р
р
о
зи
и
 

Т
ех
н
и
ч
ес
к
ая
 

х
ар
ак
те
р
и
ст
и
к
а 

1
 

О
тс
то
й
н
и
к
 

го
р
и
-

зо
н
та
л
ь
н
ы
й

 

О
Г

-2
0
0
 

1
 

С
та
л
ь
 

1
7
Г
1
С
, 

1
6
Г
С

 

В
н
у
тр
ен
н
ее
 
ан
ти
-

к
о
р
р
о
зи
о
н
н
о
е 

п
о
-

к
р
ы
ти
е,
 
н
ар
у
ж
н
ая

 

п
о
к
р
ас
к
а 

V
=

2
0
0
 

м
3 д
и
ам

ет
р
 

3
4
0
0
м
м

, д
л
и
н
а 

2
3
2
3
0
м
м

2
 

О
тс
то
й
н
и
к
 

го
р
и
-

зо
н
та
л
ь
н
ы
й

 

О
Г
В

-Г
-

2
5

 

1
 

С
та
л
ь
 

1
7
Г
1
С
, 

0
9
Г
2
С
8
 

В
н
у
тр
ен
н
ее
 
ан
ти
-

к
о
р
р
о
зи
о
н
н
о
е 

п
о
-

к
р
ы
ти
е,
 
н
ар
у
ж
н
ая

 

п
о
к
р
ас
к
а 

V
=
2
5
 
м

3 д
и
ам

ет
р
 

2
4
0
0
м
м
,д
л
и
н
а 

6
4
5
7
м
м

 

3
 

О
тс
то
й
н
и
к
 

го
р
и
-

зо
н
та
л
ь
н
ы
й

 

О
Г

-5
0
в
 

1
 

С
та
л
ь
 

1
7
Г
1
С
, 

В
н
у
тр
ен
н
ее
 
ан
ти
-

к
о
р
р
о
зи
о
н
н
о
е 

п
о
-

к
р
ы
ти
е,
 
н
ар
у
ж
н
ая

 

п
о
к
р
ас
к
а 

V
=
5
0
 м

3  д
и
ам

ет
р
 

3
0
0
0
м
м
, 

д
л
и
н
а 

7
7
0
0
м
м

 

4
 

О
тс
то
й
н
и
к
 

го
р
и
-

зо
н
та
л
ь
н
ы
й

 

О
Г

-5
0
н

 
1
 

С
та
л
ь
 

1
7
Г
1
С
, 

В
н
у
тр
ен
н
ее
 
ан
ти
-

к
о
р
р
о
зи
о
н
н
о
е 

п
о
-

к
р
ы
ти
е,
 
н
ар
у
ж
н
ая

 

V
=
5
0
 м

3  д
и
ам

ет
р
 

3
0
0
0
м
м
, 

д
л
и
н
а 

7
7
0
0
м
м

 



№
 

Н
аи
м
ен
о
в
ан
и
е 
о
б
о
-

р
у
д
о
в
ан
и
я 
(т
и
п
, 

н
аи
м
ен
о
в
ан
и
е 
ап
-

п
ар
ат
а,
 н
аз
н
ач
ен
и
е 

и
 т
.п
.)

 

П
о
зи
ц
и
и
 

п
о
 с
х
ем

е,
 

и
н
д
ек
с 

К
о
л
и
ч
ес
тв
о
, 

ш
т 

М
ат
ер
и
ал

 

М
ет
о
д
ы
 з
ащ

и
ты

 

м
ет
ал
л
а 
о
б
о
р
у
д
о
-

в
ан
и
я
 о
т 
к
о
р
р
о
зи
и
 

Т
ех
н
и
ч
ес
к
ая
 

х
ар
ак
те
р
и
ст
и
к
а 

п
о
к
р
ас
к
а 

5
 

Р
ез
ер
в
у
ар
 Р
В
С

 
Р
В
С

-4
0
0
 

1
 

С
та
л
ь
 

0
9
Г
2
С

 

В
н
у
тр
ен
н
ее
 
ан
ти
-

к
о
р
р
о
зи
о
н
н
о
е 

п
о
-

к
р
ы
ти
е,
 
н
ар
у
ж
н
ая

 

п
о
к
р
ас
к
а 

V
=

4
0
0
 

м
3 д
и
ам

ет
р
 
8
5
2
4
 

м
м
, 
вы

со
та

 8
2
1
2
 

м
м

 

6
 

Н
ас
о
сн
ы
й
 

б
л
о
к
 

Ц
Н
С

-3
8
х
2
2
0
; 
Ц
Н
С

-

6
0
х
2
6
4
 

№
№
 1
;2

 
2
 

--
- 

Н
ар
у
ж
н
ая
 

п
о
-

к
р
ас
к
а 

Q
=
3
8
 

м
3 /
ч
ас
, 

Р
=
2
2
,0
 к
г/
см

2  

7
 

У
зе
л
 у
ч
ет
а 

С
И
К
Н
С

 
1
 

С
та
л
ь
 

0
8
Х
1
8
Н
1
0
Т

 

Н
ар
у
ж
н
ая
 

п
о
-

к
р
ас
к
а 

8
 

Е
м
к
о
ст
ь
 
к
ан
ал
и
за
-

ц
и
о
н
н
ая

 

К
Е

 
1
 

С
та
л
ь
 1
6
Г
С

 
Н
ар
у
ж
н
о
е 

б
и
ту
м
-

н
о
е 
п
о
к
р
ы
ти
е 

V
=
1
6
 
м

3 д
и
ам

ет
р
 

2
2
0
0
м
м
,д
л
и
н
а 

6
0
0
0
м
м

 

9
 

Б
л
о
к
 
п
о
д
ач
и
 
р
еа
-

ге
н
та
 Б
Р
Х

-2
,5

 

Б
Р

-2
,5

 
1
 

С
та
л
ь 

Н
ар
у
ж
н
ая
 

п
о
-

к
р
ас
к
а 

V
=

 1
,3
м

3  

1
6
2
0
х
3
0
0
0
х
2
1
0
0
 

м
м

 

1
0
 

У
ст
ан
о
в
к
а 

д
о
зи
р
о
-

У
Д
Э

 
1
 

С
та
л
ь 

Н
ар
у
ж
н
ая
 

п
о
-

к
р
ас
к
а 

V
=

 0
,4
м

3  



№
 

Н
аи
м
ен
о
в
ан
и
е 
о
б
о
-

р
у
д
о
в
ан
и
я 
(т
и
п
, 

н
аи
м
ен
о
в
ан
и
е 
ап
-

п
ар
ат
а,
 н
аз
н
ач
ен
и
е 

и
 т
.п
.)

 

П
о
зи
ц
и
и
 

п
о
 с
х
ем

е,
 

и
н
д
ек
с 

К
о
л
и
ч
ес
тв
о
, 

ш
т 

М
ат
ер
и
ал

 

М
ет
о
д
ы
 з
ащ

и
ты

 

м
ет
ал
л
а 
о
б
о
р
у
д
о
-

в
ан
и
я
 о
т 
к
о
р
р
о
зи
и
 

Т
ех
н
и
ч
ес
к
ая
 

х
ар
ак
те
р
и
ст
и
к
а 

в
ан
и
я
 р
еа
ге
н
та

 
6
5
0
х
1
2
0
0
х
1
5
0
0
 

м
м

 

1
1
 

К
о
н
д
ен
са
то
сб
о
р
н
и
к
 

К
С

 
1
 

С
та
л
ь
 1
6
Г
С

 
Н
ар
у
ж
н
о
е 

б
и
ту
м
-

н
о
е 
п
о
к
р
ы
ти
е 

V
=
1
6
 м

3  д
и
ам

ет
р
 

2
2
0
0
м
м
,д
л
и
н
а 

6
0
0
0
м
м
  

1
2
 

Д
р
ен
аж

н
ая
 е
м
к
о
ст
ь 

Д
Е

 
1
 

С
та
л
ь
 1
6
Г
С

 
Н
ар
у
ж
н
о
е 

б
и
ту
м
-

н
о
е 
п
о
к
р
ы
ти
е 

V
=
4
0
 

м
3 

д
и
а-

м
ет
р
 

2
6
0
0
м
м
, 

д
л
и
н
а 
7
0
0
0
м
м



Т
аб
л
и
ц
а 

3
.1

5
 

К
р

а
т
к

а
я

 х
а
р

а
к

т
ер

и
ст

и
к

а
 п

р
ед

о
х

р
а

н
и

т
ел

ь
н

ы
х

 к
л

а
п

а
н

о
в

 

№
 

М
ес
то
 у
ст
а-

н
о
в
к
и
 к
л
ап
ан
а 

(и
н
д
ек
с 
за
-

щ
и
щ
ае
м
о
го
 

ап
п
ар
ат
а)

 

Р
ас
ч
ет
н
о
е 

д
ав
л
ен
и
е 
за
-

щ
и
щ
ае
м
о
го
 

ап
п
ар
ат
а,
 

М
П
а 

О
п
ер
ат
и
в
н
о
е 

(т
ех
н
о
л
о
ги
ч
ес
к
о
е)
 

д
ав
л
ен
и
е 
в
 а
п
п
а-

р
ат
е,
 М

П
а 

У
ст
ан
о
в
о
ч
н
о
е 
д
ав
л
ен
и
е,
 

м
п
а 

Н
ап
р
ав
л
ен
и
е 
сб
р
о
-

са
 к
л
ап
ан
а 

К
о
н
тр
о
л
ь
н
о
го
 

к
л
ап
ан
а 

Р
аб
о
ч
ег
о
 

к
л
ап
ан
а 

1
 

О
Г

-2
0
0
 

(2
0
2
9
7
) 

(С
П
П
К

-4
-

8
0
х
1
6
) 

0
,6

3
 

0
,2

 
н
ет

 
0
,7

 

к
о
н
д
ен
са
то
сб
о
р
н
и
к
 

–
ф
ак
ел

2
 

О
Г

-5
0
н
 (
1
1
4
5
) 

(С
П
П
К

-4
-

1
5
0
х
1
6
) 

0
,6

3
 

0
,2

 
н
ет

 
0
,7

 

к
о
н
д
ен
са
то
сб
о
р
н
и
к
 

–
ф
ак
ел

3
 

О
Г

-5
0
в
 (
1
1
4
6
) 

(С
П
П
К

-4
-

1
5
0
х
1
6
) 

0
,6

3
 

0
,2

 
н
ет

 
0
,7

 

к
о
н
д
ен
са
то
сб
о
р
н
и
к
 

–
ф
ак
ел

4
 

О
Г

-2
5
 (

5
7
9
) 

(С
П
П
К

-4
-

1
5
0
х
1
6
) 

0
,6

3
 

0
,2

 
н
ет

 
0
,7

 

к
о
н
д
ен
са
то
сб
о
р
н
и
к
 

–
ф
ак
ел

5
 

Р
В
С

-4
0
0
 №

1
 

0
 

0
 

н
ет

 
0
,0

0
1
5

-

0
,0

0
1
6
 

ат
м
о
сф

ер
а 



142 

ТЕХНОЛОГИЧЕСКИЕ ТРУБОПРОВОДЫ 

Диаметры трубопроводов для транспорта жидкостей приняты 

исходя из нормативных скоростей движения жидкости: 

 в приемных трубопроводах – 0,6-1,0 м/с;

 в напорных трубопроводах – 1,0-1,5 м/с.

Трубопроводы приняты по ГОСТ 8732-78 [18], ГОСТ 8734-75 

[19]. Материал труб – сталь 10,20. 

Категория и группа трубопроводов, их краткая характеристи-

ка приводится в таблице.

Таблица 3.16 

Категории и группы трубопроводов 

№ 
Наименование перекачивае-

мой среды 

Группа трубо-

проводов 

Категория 

трубопроводов 

1 2 2 3 

1 Нефть обводненная с ГЗУ Аб III 

2 Нефть частично отсепариро-

ванная 

Аб III 

3 Газ на факел Ба III 

4 Газ высокого давления Ба III 

5 Сброс с предохранительных 

клапанов 

- газ

- нефть

Ба 

Аб 

III 

III 

6 Конденсат газовый Бб III 

7 Реагент-деэмульгатор Аб III 

8 Откачка дренажных емко-

стей 

Бб III 

9 Дренаж аппаратов и трубо-

проводов 

Бб III 

10 Пар на пропарку от ППУ В IV 

11 Конденсат паровой от ППУ В V 

Расчетные сроки эксплуатации технологических тру-

бопроводов и запорной арматуры определяются исходя из: 

 температуры эксплуатации;
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 скорости коррозии;

 отбраковочной толщины.

Для запорной арматуры, в зависимости от типа, в ката-

логах «Промышленная трубопроводная арматура» указывается: 

 гарантийный срок – от 12 до 24 месяцев;

 гарантийная наработка – от 500 до 3000 циклов.

Средний срок службы запорной арматуры принимается 

от 8 до 12 лет. 

Трубопроводы прокладываются на низких и высоких 

опорах. 

РЕВИЗИЯ (ОСВИДЕТЕЛЬСТВОВАНИЕ) ТРУБОПРОВОДОВ 

1.1. Основным методом контроля за надежной и без-

опасной эксплуатацией технологических трубопроводов явля-

ется периодическая ревизия (освидетельствование), которая 

проводится в установленном порядке.  

Результаты ревизии служат основанием для оценки состояния 

трубопровода и возможности его дальнейшей эксплуатации. 

1.2. Продление сроков службы трубопроводов и его эле-

ментов проводится в установленном порядке. 

1.3. Сроки проведения ревизии трубопроводов при 

давлении до 10 МПа (100 кгс/см
2
) устанавливаются в зависи-

мости от скорости коррозионно-эрозионного износа трубо-

проводов, условий эксплуатации, результатов предыдущих 

осмотров и ревизии. Сроки ревизии, как правило, не должны 

быть реже указанных в табл. 3.17. 
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Таблица 3.17 

Периодичность проведения ревизий технологических  

трубопроводов с давлением до 10 МПа 

Транспортируемые 

среды 

Категория 

трубопровода 

Периодичность проведения 

ревизий при скорости кор-

розии, мм/год 

Более 

0,5 

0,1-0,5 ДО 0,1 

1 2 3 4 5 

Чрезвычайно, высоко и 

умеренно опасные ве-

щества 1, 2, 3 и высоко-

температурные органи-

ческие теплоносители 

(ВОТ) (среды групп А) 

I и II Не реже 

одного 

раза в 

год 

Не реже 

одного 

раза в 2 

года 

Не реже 

одного 

раза в 3 

года 

Взрыво- и пожароопас-

ные вещества (ВВ), го-

рючие газы (ГГ), в том 

числе сжиженные, лег-

ковоспламеняющиеся 

жидкости (ЛВЖ) [среды 

группы Б(а), Б(б)] 

I и II Не реже 

одного 

раза в 

год 

Не реже 

одного 

раза в 2 

года 

Не реже 

одного 

раза в 3 

года 

III Не реже 

одного 

раза в 

год 

Не реже 

одного 

раза в 3 

года 

Не реже 

одного 

раза в 4 

года 

Горючие жидкости (ГЖ) 

[среды группы Б(в)] 

I и II Не реже 

одного 

раза в 

год 

Не реже 

одного 

раза в 2 

года 

Не реже 

одного 

раза в 3 

года 

III и IV Не реже 

одного 

Не реже 

одного 

Не реже 

одного 
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раза в 

год 

раза в 3 

года 

раза в 4 

года 

Трудногорючие (ТГ) и 

негорючие (НГ) веще-

ства (среды группы В) 

I и II Не реже 

одного 

раза в 2 

года 

Не реже 

одного 

раза в 4 

года 

Не реже 

одного 

раза в 6 

лет 

III, IV и V Не реже 

одного 

раза в 3 

года 

Не реже 

одного 

раза в 6 

лет 

Не реже 

одного 

раза в 8 

лет 

1.4. Отсрочка в проведении ревизии трубопроводов до-

пускается с учетом результатов предыдущей ревизии и техни-

ческого состояния трубопроводов, обеспечивающего их даль-

нейшую надежную и безопасную эксплуатацию, но не может 

превышать более одного года и согласовывается в установ-

ленном порядке. 

1.5. При проведении ревизии внимание следует уделять 

участкам, работающим в особо сложных условиях, где наибо-

лее вероятен максимальный износ трубопровода вследствие 

коррозии, эрозии, вибрации и других причин. К таким отно-

сятся участки, где изменяется направление потока (колена, 

тройники, врезки, дренажные устройства, а также участки 

трубопроводов перед арматурой и после нее) и где возможно 

скопление влаги, веществ, вызывающих коррозию (тупиковые 

и временно неработающие участки). 

1.6. Приступать к ревизии следует после выполнения 

необходимых подготовительных работ. 

1.7. При ревизии трубопроводов с давлением до 10 

МПа (100 кгс/см
2
) следует:

а) провести наружный осмотр трубопровода; 
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б) измерить толщину стенки трубопровода приборами 

неразрушающего контроля, а в необходимых случаях – сквоз-

ной засверловкой с последующей заваркой отверстия. 

Количество участков для проведения толщинометрии и 

число точек замера для каждого участка определяется в соот-

ветствии с документацией и в зависимости от конкретных 

условий эксплуатации. 

Толщину стенок измеряют на участках, работающих 

в наиболее сложных условиях (коленах, тройниках, врезках, ме-

стах сужения трубопровода, перед арматурой и после нее, местах 

скопления влаги и продуктов, вызывающих коррозию, застойных 

зонах, дренажах), а также на прямых участках трубопроводов. 

При этом на прямых участках внутриплощадочных 

трубопроводов длиной до 20 м и межцеховых трубопроводов 

длиной до 100 м следует выполнять замер толщины стенок не 

менее чем в трех местах. 

Во всех случаях контроль толщины стенки в каждом 

месте следует производить в 3-4 точках по периметру, а на 

отводах – не менее чем в 4-6 точках по выпуклой и вогнутой 

частям. 

Следует обеспечить правильность и точность выполне-

ния замеров, исключая влияние на них инородных тел (за-

усенцев, кокса, продуктов коррозии и т. п.). Результаты замера 

фиксируются в паспорте трубопровода. 

Ревизию постоянно действующих участков факельных 

линий, не имеющих байпасов, проводят без их отключения 

путем измерения толщины стенки ультразвуковыми толщи-

номерами и обмыливанием фланцевых соединений. 

Места частичного или полного удаления изоляции при 

ревизии трубопроводов определяются конкретно для каждого 

участка трубопровода. 
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1.8. Периодические испытания трубопроводов на проч-

ность и плотность проводят, как правило, во время проведе-

ния ревизии трубопровода. 

Сроки проведения испытания для трубопроводов 

с давлением до 10 МПа (100 кгс/см
2
) принимается равным

удвоенной периодичности проведения ревизии, принятой со-

гласно требованиям п. 1.3 для данного трубопровода, но не 

реже одного раза в 8 лет. 

1.9. Испытательное давление и порядок проведения ис-

пытания должны соответствовать требованиям Правил. 

При проведении испытания на прочность и плотность 

допускается применение акустикоэмиссионного контроля. 

1.10. Результаты периодических испытаний трубопро-

водов оформляются в установленном порядке. 

1.11. Трубы, элементы трубопроводов и арматуры, 

в том числе литой (корпуса задвижек, вентили, клапаны и 

т. п.), подлежат отбраковке, если: 

 при ревизии на поверхности были обнаружены трещи-

ны, отслоения, деформации (гофры, вмятины, вздутия и т. п.);

 в результате воздействия среды толщина стенки стала

ниже проектной и достигла величины, определяемой расчетом

на прочность без учета прибавки на коррозию (отбраковочный

размер);

 изменились механические свойства металла;

 при контроле сварных швов обнаружены дефекты, не

подлежащие исправлению;

 размеры резьбовых соединений вышли из поля допус-

ков или на резьбе имеются срывы витков, трещины, коррози-

онный износ;

 трубопровод не выдержал гидравлического или пнев-

матического испытания;
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 уплотнительные элементы износились и не обеспечи-

вают безопасное ведение технологического процесса. 

Отбраковочные толщины стенок элементов трубопрово-

дов и арматуры следует указывать в проектной документации 

с учетом требований нормативно-технических документов. 

ТР14. Экспликация оборудования 

Таблица 3.18 

Экспликация оборудования 

№ Наименование оборудования 
Индекс 

по схеме 
Кол-во 

1 Канализационная емкость КЕ КЕ 1 

2 Дренажная емкость ДЕ-40 ДЕ 1 

3 Конденсатосборник КС  КС 1 

4 
Отстойник горизонтальный  V= 200м³ 

диаметр 3400мм длина 2323мм 
ОГ-200 1 

5 
Отстойник горизонтальный  V= 50м³ 

диаметр 3000мм длина 7700мм 
ОГ-50в 1 

6 
Отстойник горизонтальный  V= 50м³ 

диаметр 3000мм длина 7700мм 
ОГ-50н 1 

7 

Отстойник горизонтальный водяной с 

гидрофобным фильтром     V= 25м³ 

диаметр 2400мм длина 6457мм 

ОГВ-Г-

25 
1 

8 

Резервуар вертикальный стальной V= 

400м³ 

диаметр 8524мм высота 8212мм 

РВС -400 1 

9 Электрофицированная задвижка  Э 2 

10 Насос ЦНС 38х220 № 1 Агр. №1 1 

11 Насос ЦНС 60х264 № 2 Агр. №2 1 

12 Огневой преградитель  ОП-100 1 

13 Блок реагента БРХ-2,5 БР-2,5 1 



14 Фильтр Ф 2 

15 
Установка дозирования ингибитора 

коррозии  
УДЭ 1 

16 Факельное хозяйство ФД 1 

17 Система измерения количества газа СИКГ 1 

18 Узел учета жидкости СИКНС 1 

Подписи: гл. технолог ……… 

гл. механик ……… 

ведущий метролог ……… 

нач. цеха ……… 



150 

4. УСТАНОВКИ ПОДГОТОВКИ НЕФТИ

Требования, предъявляемые к качеству подготовки

нефти 

Подготовка нефти на промыслах заключается в отделе-

нии от нефти пластовой воды, механических примесей и солей, 

а также легких газообразных углеводородов. Отделение от 

нефти легких газообразных углеводородов стабилизирует 

нефть и снижает ее испаряемость. От качества подготовки 

нефти зависят эффективность и надежность магистрального 

транспорта нефти, качество полученных из нее продуктов. По-

вышенное содержание в товарной нефти воды, хлористых со-

лей и механических примесей способствует более интенсивно-

му коррозионному износу трубопроводов, оборудования пере-

качивающих станций и аппаратов нефтеперерабатывающих 

заводов, снижает пропускную способность трубопроводов. 

Классификация и условное обозначение нефтей 

ГОСТ Р 51858-2002 

При оценке качества нефть подразделяют на классы, 

типы, группы, виды. В зависимости от массовой доли серы 

нефть подразделяют на классы 1-4 (табл. 4.1). 

Таблица 4.1 

Классы нефти 

Класс 

нефти 

Наименование Массовая доля серы, 

% 

Метод испы-

тания 

1 Малосернистая До 0,60 

ключ. 

2 Сернистая От 0,61 " 1,80 По ГОСТ 

1437, ГОСТ Р 

51947 и 9.2 

настоящего 

стандарта 

https://docs.cntd.ru/document/1200007882#7D20K3
https://docs.cntd.ru/document/1200007882#7D20K3
https://docs.cntd.ru/document/1200030508#7D20K3
https://docs.cntd.ru/document/1200030508#7D20K3


3 Высокосернистая " 1,81 " 3,50 

4 Особо высокосер-

нистая 

Св. 3,50 

По плотности, а при поставке на экспорт – дополнительно по 

выходу фракций и массовой доле парафина нефть подразде-

ляют на пять типов (табл. 4.2): 

0 – особо легкая; 

1 – легкая; 

2 – средняя; 

3 – тяжелая; 

4 – битуминозная. 
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По степени подготовки нефть разделяют на группы 1-3 

(табл. 4.3). 

Таблица 4.3 

Группы нефти 

Наименование показателя Норма для нефти 

группы 

Метод испытания 

1 2 3 

1. Массовая доля воды, %,

не более

0,5 0,5 1,0 По ГОСТ 2477 и 9.5 

настоящего стан-

дарта 

2. Массовая концентрация

хлористых солей, мг/дм,

не более

100 300 900 По ГОСТ 

21534 и 9.6 настоя-

щего стандарта 

3. Массовая доля механи-

ческих примесей, %,не

более

0,05 По ГОСТ 6370 

4. Давление насыщенных

паров, кПа (мм рт.ст.),не

более

66,7 (500) По ГОСТ 

1756, ГОСТ Р 52340 

и 9.8 настоящего 

стандарта 

5. Массовая доля органи-

ческих хлоридов во фрак-

ции, выкипающей до тем-

пературы 204 °С,

млн (ppm), не более

10 10 10 По ГОСТ Р 52247 

или приложению А 

(6) 

Примечание: Если по одному из показателей нефть относится 

к группе с меньшим номером, а по другому – к группе с большим 

номером, то нефть признают соответствующей группе с большим 

номером. 

По массовой доле сероводорода и легких меркаптанов 

нефть подразделяют на два вида (табл. 4.4). 

https://docs.cntd.ru/document/1200003864#7D20K3
https://docs.cntd.ru/document/1200028839#7DM0K9
https://docs.cntd.ru/document/1200028839#7DM0K9
https://docs.cntd.ru/document/1200028839#7DM0K9
https://docs.cntd.ru/document/1200007600#7D20K3
https://docs.cntd.ru/document/1200007600#7D20K3
https://docs.cntd.ru/document/1200028839#7DO0KA
https://docs.cntd.ru/document/1200028839#7DO0KA
https://docs.cntd.ru/document/1200004078#7D20K3
https://docs.cntd.ru/document/1200039958#7D20K3
https://docs.cntd.ru/document/1200028839#7DS0KC
https://docs.cntd.ru/document/1200028839#7DS0KC
https://docs.cntd.ru/document/1200036301#7D20K3
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Таблица 4.4 

Виды нефти 

Наименование показателя Вид нефти Метод испытания 

1 2 

1. Массовая доля сероводорода,

млн (ppm), не более

20 100 По ГОСТ Р 50802 

2. Массовая доля метил- и этил-

меркаптанов в сумме, млн (ppm),

не более

40 100 

Примечание: Нормы по показателям табл. 4 являются факуль-

тативными до 01.01.2013. Определяются для набора данных. 

Условное обозначение нефти состоит из четырех цифр, 

соответствующих обозначениям класса, типа, группы и вида 

нефти. При поставке нефти на экспорт к обозначению типа 

добавляется индекс "э". Структура условного обозначения 

нефти: 

Примеры: 

1) Нефть с массовой долей серы 0,15 % (класс 1); с

плотностью при температуре 20 °С 811,0 кг/м, при 15 °С 814,8 

кг/м (тип 0); с массовой долей воды 0,05 %, массовой концен-

трацией хлористых солей 25 мг/дм, массовой долей механиче-

https://docs.cntd.ru/document/1200026835#7D20K3
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ских примесей 0,02 %, с давлением насыщенных паров 58,7 

кПа (440 мм рт. ст.), с массовой долей органических хлоридов 

во фракции до температуры 204 °С 1 млн (группа 1); с массо-

вой долей сероводорода 5 млн, легких меркаптанов 8 млн (вид 

1) обозначается «Нефть 1.0.1.1 ГОСТ Р 51858-2002».

2) Нефть, поставляемая для экспорта, с массовой долей

серы 1,15 % (класс 2); с плотностью при температуре 20 °С 

865,0 кг/м, при температуре 15 °С 868,5 кг/м, с выходом фрак-

ций до температуры 200 °С 23% об., до температуры 300 °С 

45% об., с массовой долей парафина 4 (тип 2э); с массовой до-

лей воды 0,40 %, с массовой концентрацией хлористых солей 

60 мг/дм, с массовой долей механических примесей 0,02%, с 

давлением насыщенных паров 57,4 кПа (430 мм рт. ст.), с мас-

совой долей органических хлоридов во фракции до темпера-

туры 204 °С 2 млн (группа 1); с массовой долей сероводорода 

менее 5 млн, легких меркаптанов 7 млн (вид 1) обозначается 

«Нефть 2.2э.1.1 ГОСТ Р 51858-2002». 

Принципиальная технологическая схема УПН показана 

на рис. 4.1. Водогазонефтяная смесь по нефтесборным кол-

лекторам поступает в сепаратор первой ступени С-1. Отде-

ленный газ отводится в систему утилизации газа. Жидкость 

после сепаратора поступает в горизонтальные отстойники 

предварительного сброса воды ОГ-1,ОГ-2. Перед отстойника-

ми в поток подается деэмульгатор. В эти же отстойники 

поступает жидкость по напорному трубопроводу из ДНС. 

Водная фаза из этих емкостей направляется в резервуар пред-

варительного сброса Р-1. Нефтяная фаза с остаточным содер-

жанием воды отбирается насосами Н-1, Н-2 и прокачивается 

через печь ПТБ, где нагревается до температуры 50-60 граду-

сов в целях разрушения устойчивой эмульсии и поступает 

в емкости ОГ-3,ОГ-4. Отстоявшаяся вода направляется на 
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очистку воды совместно с пластовой водой с резервуара Р-1. 

Нефть с остаточным количеством пластовой воды верхней ча-

сти отстойников направляется в электродегидратор ЭД. Перед 

ЭД в поток в трубе подается пресная вода для обессоливания 

нефти. Пресная вода также способствует удалению мехприме-

сей из нефти. В ЭД под воздействием электрического поля 

высокого напряжения остаточная водонефтяная эмульсия раз-

рушается, вода удаляется в очистные сооружения. Здесь нефть 

доводится по качеству до товарной кондиции, далее через се-

паратор С-2 поступает в товарные резервуары РТ. Товарные 

насосы НТ готовую нефть из РТ через систему измерения ко-

личества нефти СИКН откачивают в систему нефтепроводно-

го управления. 
 

 

Рис. 4.1 Упрощенная схема УПН 

C-1 – сепаратор первой ступени; ОГ-1, ОГ-2, ОГ-3, ОГ-4 – отстой-

ники; Р-1 – резервуар предварительного сброса; Н-1, Н-2 – насосы 

сырьевые; ПТД – печь ПТБ-10; С-2 - сепаратор последней ступени; 

РТ – резервуар товарный; НТ – насос товарный; СИКН – система 

учета количества нефти. 
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Рис. 4.2 Фотография фрагмента установки подготовки нефти.  

Коридорное расположение технологических трубопроводов. Вдали 

– резервуары очистки сточной воды.

4.1 Основные действия и правила при эксплуата-

ции и обслуживании УПН 

Поскольку установка подготовки нефти относится 

к особо опасным объектам, для каждой установки должен 

быть разработан технологический регламент, согласованный и 

утвержденный в установленном порядке. Регламент на УПН 

разрабатывается проектной организацией и утверждается 

главным инженером эксплуатирующей организации. 

Все установки, мастерские, лаборатории и другие объ-

екты должны иметь инструкции по технике безопасности по 

профессиям и видам работ, обеспечивающие безопасность 

проведения всех работ на данном участке. 

Инструкции по технике безопасности, разработанные 

на предприятии, подлежат пересмотру: 

– не реже одного раза в три года;
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– при изменении технологического процесса и условий

работы; 

– при авариях, взрывах и несчастных случаях с тяже-

лым исходом, происшедших на рабочих местах, на которые 

распространяется эта инструкция; 

– при изменении руководящих документов, положен-

ных в основу инструкций. 

Перечень инструкций, обязательных для каждого объ-

екта, должен утверждаться главным инженером предприятия. 

Инструкции по технике безопасности должны находиться 

в производственных помещениях. 

Руководители предприятий, цехов, установок, мастер-

ских, лабораторий и др. несут ответственность за создание и 

поддержание безопасных условий труда на подчиненных им 

объектах. Обязанности, права и ответственность руководите-

лей предприятий и отдельных участков в области организации 

и создания безопасных условий труда указываются в долж-

ностных инструкциях ИТР. 

Допуск на территорию УПН производится по специ-

альным пропускам. Запрещается находиться в производствен-

ных помещениях, на установках, в резервуарных парках и 

других объектах лицам, не связанным с производством работ 

на этих объектах. 

Все производственные объекты установки должны быть 

обеспечены средствами пожаротушения по перечню, согласо-

ванному с местными органами пожарного надзора. Для каждо-

го газовзрывопожароопасного объекта должен быть разработан 

и утвержден план ликвидации аварии. 

Знание плана ликвидации аварий проверяется во время 

учебных и тренировочных занятий с персоналом объекта, 
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проводимых по графику, утвержденному главным инженером 

предприятия. 

Запрещается пуск в эксплуатацию новых, а также под-

вергшихся реконструкции установок без приема их комиссией 

с участием представителя службы техники безопасности 

предприятия, технического инспектора профсоюза, предста-

вителей пожарного и санитарного надзора, органов Ростех-

надзора. Запрещается производить какую-либо реконструк-

цию без предварительного согласования проекта реконструк-

ции с проектной организацией. 

Нарушением правил безопасности является любое от-

ступление от обязательных для данного предприятия, цеха, 

установки правил, инструкций, нормативных материалов и ука-

заний по безопасному ведению работ, а также непринятие долж-

ных мер для предотвращения несчастных случаев и аварий. 

4.2 Предохранительные и защитные устройства 

Количество предохранительных клапанов, установка и 

обслуживание их должны отвечать требованиям «Правил 

устройства и безопасной эксплуатации сосудов, работающих 

под давлением» и «Правил безопасности при транспортировке 

и хранении сжиженных нефтяных газов», а также «Рекомен-

даций по установке предохранительных клапанов». 

Контроль за состоянием предохранительных клапанов 

и их ремонт должны проводиться согласно требованиям пас-

портов клапанов и инструкции по эксплуатации сосудов и ап-

паратов. Запрещается подтягивать (производить регулировку) 

и заглушать предохранительные клапаны, если в них обнару-

живается пропуск. В этих случаях необходимо прекратить 

эксплуатацию аппарата и оборудования, а клапан заменить. 
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Рис. 4.3 Схема работы предохранительного клапана РВС 

при различных внутренних давлениях. 

а – в резервуаре избыточное давление; 

б – в резервуаре образовался вакуум; 

в – давление в резервуаре равно атмосферному. 

Трубопровод, по которому отводится газ от предохра-

нительных клапанов, должен быть изолирован совместно 

с паровым спутником. 

При расположении обслуживаемого оборудования (ап-

параты, приборы, люки, задвижки и др.) на высоте более 1,0 м 

для доступа к нему должны быть устроены стационарные 

лестницы и площадки с ограждением с соблюдением следую-

щих условий: 

если к задвижкам и люкам при эксплуатации требуется 

каждую смену доступ, то аппараты следует оборудовать лест-

ницами с площадками у каждой задвижки, люка прибора; 

если доступ к люкам необходим при ремонте аппара-

тов, а к задвижкам – через большие промежутки времени, то 

аппараты могут быть оборудованы стремянками с шатровым 

ограждением (в виде дуг) с устройством в верхней части пло-

щадки с ограждением. 
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Конструкция площадок и лестниц должна соответство-

вать требованиям СНиП. 

Для нескольких связанных между собой площадок до-

пускается устанавливать общие лестницы. Количество лест-

ниц должно быть не менее двух, расположенных в противопо-

ложных концах. 

Настилы площадок и ступени лестниц должны быть 

выполнены из материала, исключающего скольжение (про-

сечно-вытяжного листа или полосовой стали, поставленной на 

ребро, и др.). На крыше РВС устанавливается площадка для 

подхода к предохранительному и дыхательному (рис. 4.3 и 

4.4) клапанов. 

Рис. 4.4 Схема работы дыхательного клапана при поступлении 

жидкости в РВС (1) и при откачке жидкости (2) 

1 – клапан давления; 2 – клапан вакуума; 3 – корпус клапана; 4 – 

откидной болт; 5 – маховики; 6 – сетка; 7 – обойма сетки; 8 – крыш-

ка; 9 – прокладка. 
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Все движущиеся и вращающиеся части оборудования, 

компрессоров, насосов, машин и механизмов, станков должны 

иметь прочные, надежно закрепленные металлические ограж-

дения, закрывающие полностью все движущиеся и вращаю-

щиеся части. 

Ограждения должны легко сниматься для очистки и 

ремонта оборудования. 

Снимать ограждения можно только после полной оста-

новки оборудования. 

Запрещается пуск оборудования без установки на ме-

сто ограждения и полного его закрепления. 

У раздвижных лестниц-стремянок должно быть преду-

смотрено устройство, исключающее возможность их само-

произвольного раздвигания. 

Запрещается использование приставных лестниц и 

лестниц, закрепляемых за трубопроводы. 

4.3 Приборы контроля и автоматики 

На всех установках могут применяться лишь контроль-

но-измерительные приборы, допущенные к использованию 

надзорными органами. Поверка и регулировка контрольно-

измерительных приборов должны осуществляться также 

в соответствии со стандартами. 

Запрещается установка и пользование контрольно-

измерительными приборами: 

– не имеющими клейма или с просроченным клеймом; 

– без свидетельств и аттестатов; 

– поврежденными и нуждающимися в ремонте и поверке. 

Манометр должен выбираться с такой шкалой, чтобы 

предел измерения рабочего давления находился во второй 

трети шкалы. На циферблате манометра должна быть нанесе-
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на красная черта или укреплена красная пластинка на стекле 

манометра через деление шкалы, соответствующее разрешен-

ному рабочему давлению. Манометр, установленный на высо-

те от 2 до 5 м от уровня площадки для наблюдения за ним, 

должен быть диаметром не менее 160 мм. 

Установка и эксплуатация контрольно-измерительных 

приборов и средств автоматики должны отвечать требованиям 

СНиП и «Противопожарных технических условий проектирова-

ния и применения установок контроля и автоматизации на пред-

приятиях нефтяной промышленности». 

Все контрольно-измерительные приборы и щиты 

управления подлежат заземлению независимо от применяемо-

го напряжения. 

Расположенные на щитах управления контрольно-

измерительные приборы должны иметь надписи с указанием 

определяемых параметров. 

В помещениях за щитом управления не допускается 

складирование посторонних предметов. 

За щит управления электродегидраторов разрешается 

входить только электротехническому персоналу. Двери щита 

должны быть закрыты самозапирающимися замками и осна-

щены автоматической блокировкой. 

В помещениях и возможных местах скопления вредных 

газов должны быть установлены автоматические извещатели 

превышения ПДК. 

4.4 Работа в газоопасных местах 

На каждой установке должен быть составлен и утвер-

жден руководителем предприятия перечень газоопасных мест 

и работ, который ежегодно должен пересматриваться и пере-

утверждаться. Рабочие и инженерно-технические работники 
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установок и др. объектов (под расписку) должны быть озна-

комлены с этим перечнем, а также с инструкцией по органи-

зации и ведению работ в газоопасных местах. 

Все работы в газоопасных местах выполняются по 

наряду-допуску под руководством инженерно-технического 

работника, назначенного начальником установки или руково-

дителем объекта. 

В наряде-допуске должны быть отражены меры по обес-

печению безопасных условий работы персонала, подготовитель-

ные и основные работы, состав бригады, инструктаж и фамилии 

лиц, ответственных за подготовку и проведение работ. 

Перед началом работ ответственное лицо за их прове-

дение обязано проверить выполнение всех подготовительных 

работ, наличие анализа воздушной среды, состояние здоровья 

рабочих и знание ими правил ведения работ. Рабочие могут 

быть допущены к газоопасным работам только после прове-

дения соответствующего инструктажа, получения наряда-

допуска, плана ведения газоопасных работ. 

В плане ведения газоопасных работ должны быть отра-

жены меры по обеспечению безопасных условий работы и по-

следовательность проведения подготовительных и основных 

операций. 

При проведении газоопасных работ необходимо пользо-

ваться газозащитными средствами (фильтрующие и шланговые 

противогазы, изолирующие респираторы). Газоопасные работы 

должны производиться в присутствии двух наблюдающих. 

Наблюдающие должны иметь такие же защитные средства, как 

и работающий, знать правила спасения работающего и правила 

оказания первой доврачебной помощи пострадавшему. 

Фильтрующие противогазы допускается применять, 

если содержание кислорода не ниже 19 % объемн., а фильтры 
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противогазов гарантируют поглощение паров и газов, концен-

трация которых в воздухе не превышает 0,5 % объемн. 

Работа в плохо проветриваемых газоопасных местах 

должна производиться с применением шланговых противога-

зов. При необходимости применять шланги длиной более 10 м 

следует пользоваться шланговым противогазом с принуди-

тельной подачей воздуха. 

Срок единовременного пребывания рабочего в шланго-

вом противогазе определяется лицом, ответственным за про-

ведение газоопасных работ, записывается в наряде-допуске, 

но не должен превышать 30 мин. с последующим отдыхом не 

менее 15 мин. Лицо, ответственное за проведение газоопас-

ных работ, обязано систематически наблюдать за ходом работ, 

соблюдением мер безопасности, определять режим работы и 

отдыха. Запрещается рабочих, заявивших о недомогании, 

направлять на газоопасные работы. 

Рабочие, выполняющие газоопасную работу (работаю-

щий и наблюдающие), должны следить за тем, чтобы шланг 

не имел изломов и крутых изгибов. Поверх спецодежды на 

рабочем должен быть надет предохранительный пояс, к лям-

кам которого прикрепляется сигнально-спасательная веревка; 

выведенный наружу конец сигнальной веревки должен иметь 

длину не менее 5 м. 

Исправность комплекта шлангового противогаза и 

своевременность проверки предохранительного пояса и ве-

ревки должны проверяться перед началом работ работающим 

и ответственным лицом за проведение работ, указанным 

в наряде-допуске. 

При обнаружении неисправности (трещины, неплотно-

сти в соединениях, выдыхательном клапане и др.) и просрочке 
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проверки пояса и веревки противогаз необходимо изъять из 

употребления. 

Наблюдающий, держа конец сигнально-спасательной 

веревки, должен подергиванием ее и голосом периодически 

удостоверяться о самочувствии работающего. В случае необ-

ходимости наблюдающий должен немедленно вытащить по-

страдавшего за веревку. 

Если газоопасные работы должны выполнять два чело-

века, то наблюдающие должны следить, чтобы шланги от про-

тивогазов и сигнально-спасательные веревки находились 

в параллельном положении. 

В местах проведения газоопасных работ должен быть 

резервный комплект шлангового противогаза. 

Работы во взрывогазоопасных местах должны произ-

водиться инструментом, изготовленным из металлов, не даю-

щих искр. Освещение должно производиться во взрывобез-

опасном исполнении. 

Все распоряжения о порядке выполнения газоопасных 

работ должны даваться только лицом, ответственным за их 

проведение. Присутствующие при проведении работ выше-

стоящие должностные лица могут давать указания только это-

го руководителя работ. 

4.5 Факельные установки 

Факелы эксплуатируются согласно РД «Устройство и 

безопасная эксплуатация факельных систем». 

На установках должны быть приняты меры к утилиза-

ции и сокращению сброса газов на факел. Газ, поступающий 

на факел, должен непрерывно сжигаться. Устройство для за-

жигания факела должно быть дистанционным, надежным и 

безопасным. 
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На факельном трубопроводе вблизи факела должен 

быть установлен огнепреградитель, доступный для ремонта и 

осмотра. Для улавливания конденсата на общем факельном 

трубопроводе должен устанавливаться конденсатосборник. 

Факельные трубопроводы должны иметь уклон в сто-

рону сепараторов (конденсатосборников). Во избежание по-

падания конденсата в факел его необходимо своевременно 

удалять из сепараторов. 

Запрещается сброс в факельные трубопроводы газов 

с наличием воздуха, могущего образовать взрывоопасные 

смеси. Для сброса горючих газов, содержащих сероводород в 

количестве более 8 % вес., необходимо предусматривать от-

дельную факельную систему. 

Давление газа в общем факельном трубопроводе, до 

выхода из факельной трубы, не должно превышать 0,5 атм. 

Рис. 4.5 Факельные установки для сжигания неиспользуемого газа 

на промыслах 
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Территория вокруг факела в радиусе не менее 50 м 

должна ограждаться. Перед входом на территорию факела 

должна быть вывешена предупредительная надпись: «Вход 

посторонним лицам запрещен». 

Запрещается допуск рабочих на территорию факела без 

разрешения лица, ответственного за эксплуатацию факела. 

Не допускается устройство колодцев, приямков и дру-

гих заглублений в пределах огражденной территории факела. 

4.6 Оборудование, емкости и аппараты 

Персонал, обслуживающий установки, обязан знать их 

схему и назначение всех аппаратов, трубопроводов, арматуры, 

контрольно-измерительных приборов и средств автоматики. 

Во время работы установки необходимо обеспечить 

контроль за всеми параметрами технологического процесса 

(давлением, температурой, уровнем продукта и т. д.). Показа-

ния контрольно-измерительных приборов, находящихся 

на щите в операторной (давление, уровень и др.), должны пе-

риодически проверяться дублирующими приборами, установ-

ленными непосредственно на аппаратах. 

Изменение параметров в аппаратах должно проводить-

ся медленно и плавно. 

Все аппараты и емкости под давлением выше 0,7 атм 

должны эксплуатироваться в соответствии с «Правилами 

устройства и безопасной эксплуатации сосудов, работающих 

под давлением». Например, нефтегазовый сепаратор НГС, 

(рис. 4.6). 
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Рис. 4.6 Нефтегазовый сепаратор НГС 

1 – корпус, 2 – входной патрубок, 3 – распределительные устрой-

ства, 4,5 – наклонные желоба, 6 – вертикальный отбойник, 7 – вы-

ход газа, 10 – выход нефти. 

Запрещается эксплуатация аппаратов, емкостей и обо-

рудования при неисправных предохранительных клапанах, 

отключающих и регулирующих устройствах, при отсутствии 

и неисправности контрольно-измерительных приборов и 

средств автоматики. 

При обнаружении пропусков в аппаратах, оборудова-

нии, трубопроводах и арматуре для предотвращения воспламе-

нения вытекающих нефти и нефтепродукта необходимо немед-

ленно выключить аппарат из работы или остановить установку. 

Запрещается производить какие-либо работы, связан-

ные с ударами, подтяжкой, креплением болтов и шпилек на 

аппаратах и трубопроводах, находящихся под давлением, 
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а также производить набивку и подтяжку сальников на рабо-

тающих насосах. 

Изоляция горячих аппаратов, оборудования и трубо-

проводов должна быть исправной. Температура на ее поверх-

ности в помещениях не должна превышать 45 ºC, а на наруж-

ных площадках 60 ºC. 

Расчет сепараторов 

Любой тип сепаратора должен рассчитываться на про-

пускную способность как по газу, так и по жидкости. Сравни-

тельно легко поддаются расчету вертикальные гравитацион-

ные сепараторы н гидроциклонные. 

Расчет вертикального гравитационного сепаратора. 

Количество газа, выделяющегося в сепараторе, опреде-

ляется по формуле 

𝑉  𝑉 м
3
 /сут (4.1), 

где Vr – количество газа, проходящего через сепаратор при 

нормальных условиях, в м
3
/сут;

 – коэффициент растворимости газа в нефти в Па
-1

: QH – ко-

личество нефти, проходящей через сепаратор, в м
3
/сут; p1 и р0

– соответственно давление в сепараторе и нормальное давле-

ние (101,3 • 10
3
.) в Па; Т1 и Т0 – соответственно термодинами-

ческая температура в сепараторе нормальная (273 К).

Поделив правую часть уравнения (4.1) на числа секунд 

в сутках н на площадьсепаратора     , можно найти 

среднюю скорость газа в сепараторе: 

 м/с 

Из этого выражения можно определить диаметр сепаратора: 
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  √
               

             
 м.  (4.2) 

Средняя скорость газа в сепараторе должна быть взята 

несколько меньше расчетной скорости оседания частиц жид-

кости   , определяемой формулой Стокса (Re<l); 

   
          

    
м/с,  (4.3) 

где d – диаметр оседающей или всплывающей частицы (жид-

кости, газа) в метрах (принимают для расчета d=10
-4

 м); рж и 

рг – соответственно плотность жидкости и газа в условиях се-

паратора в кг/м
3
 ; g – ускорение свободного падения в м/с

2 
;    

– абсолютная вязкость газа в Па-с. 

Расчет вертикальных гравитационных сепараторов по 

жидкости сводится к выполнению условия, чтобы скорость 

подъема уровня жидкости Vж в них была меньше скорости 

всплывания газовых пузырьках, т. е. 

Vж<Vг   (4.4) 

Скорость всплывания пузырьков газа Vг в жидкости 

можно определять по формуле Стокса (4.3), заменив в ней ди-

намическую вязкость газа   , на динамическую вязкость жид-

кости   . 

Учитывая соотношение (4.4), пропускную способность 

вертикального сепаратора по жидкости можно записать в сле-

дующем виде  

   
  

      
    

          

    
  (4.5) 

или 

         
          

     
  (4.6) 
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После подстановки в формулу (4.6) величин F = D
2
/ 4

и g = 9,81 м/с
2
 получим

(4.7) 

Расчет гидроциклонного сепаратора. 

Пропускная способность по газу одной гидроциклонной 

головки определится из формулы: 

𝑉 М
3
/СУТ (4.8) 

где Qпр – объемный расход нефтегазовой смеси, приведенный 

к давлению и температуре в гидроциклоне, в м
3
/ сут; р и р0 –

соответственно давление в гидроциклоне и нормальное в Па; 

Qн – количество нефти; проходящей через гидроциклон, 

в м
3
/сут; Т и Т0 – соответственно термодинамическая темпера-

тура в гидроциклоне в нормальная в К; z – коэффициент сжи-

маемости газа. С другой стороны, пропускную способность по 

газу технологической емкости можно определить из формулы: 

𝑉  М
3
/СУТ,

где F – площадь горизонтального сечения технологической ем-

кости,     – средняя допустимая скорость восходящего потока 

газа в технологической емкости (принимается в переделах 0,15-

0,2 м/сек). 

Пропускная способность по жидкости одной гидроцик-

лонной головки определяется по формуле: 

м
3
/сут

где Гп и Г0 — соответственно потенциальный и остаточный 

(по растворенному в нефти газу) газовый фактор в м
3
 /м

3
; bн

— объемный коэффициент нефти для условий в сепараторе. 
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Площадь ввода нефтегазовой смеси в тангенциальную 

гидроциклонную головку определяется по формуле: 

м
2

где  — скорость смеси в тангенциальном вводе в м/с (реко-

мендуется принимать 15-25 м/с). 

Расчеты жалюзийных, а также горизонтальных грави-

тационных сепараторов не приводятся из-за сравнительно 

большой сложности. 

Запрещается работать с низким (аварийным) уровнем 

продуктов в аппаратах и емкостях, питающих горячие насосы. 

Установка должна быть аварийно остановлена согласно плану 

ликвидации аварии в случае прекращения подачи газа, сырья, 

пара, воды, электроэнергии, воздуха, разрыва коммуникаций и 

аппаратуры, прогара труб змеевика печи, а также в случае 

аварии на расположенной рядом установке или объекте. 

Дренирование воды из аппаратов и емкостей должно 

проводиться автоматически в закрытую систему. При ручном 

дренировании с расположением запорного устройства над дре-

нажной воронкой оно должно проводиться в противогазе и в 

присутствии наблюдающего. Рабочие, производящие дрениро-

вание, и наблюдающий должны стоять с наветренной стороны. 

Отбор проб горячего продукта должен производиться 

после предварительного его охлаждения в чистую и сухую ме-

таллическую посуду с крышкой. Запрещается отбирать пробы 

без рукавиц и защитных очков. Отбор проб газа должен произ-

водиться с помощью пробоотборников, рассчитанных на мак-

симальное давление газа в аппарате. Запрещается пользоваться 

пробоотборниками с неисправными игольчатыми вентилями и 

с просроченным сроком проверки. Проверка вентилей произ-

водится не реже одного раза в шесть месяцев. 
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Рис. 4.7 Емкости предварительного сброса воды ОГ-200 

на Гремихинском месторождении. Желтые трубы – отбор газа 

Все оборудование, аппаратура и основные запорные 

устройства должны иметь четко обозначенные номера, соот-

ветствующие технологической схеме. На схеме должны быть 

нанесены основные подземные и надземные трубопроводы и 

отражены все проведенные изменения. Схема должна быть 

вывешена в операторной и других местах, где находится об-

служивающий персонал. 

При прекращении работы установки на длительное 

время должны быть приняты меры защиты аппаратов и тру-

бопроводов от коррозии, размораживания в зимний период 

времени и от образования в них взрыво- и пожароопасных 

смесей. 

Газ и пары нефтепродуктов из аппаратов, емкостей и 

трубопроводов при их освобождении должны сбрасываться 

в газосборную сеть или на факел, а остаток должен быть вы-

теснен на свечу. 
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Рис. 4.8 Электродегидратор типа ЭРДГ-21М 

1 – корпус электродегидратора; 2 – трансформатор; 3 – электроды; 4 

– штуцер подачи сырой нефти; 5 – штуцер вывода обессоленной и

обезвоженной нефти; 6 – штуцер вывода сточной воды; 7 – клапана

регулирования уровня; 8 – распределительный коллектор; 9 – отмыв

донных отложений; 10 – выпускной коллектор; I - сырая нефть; II -

обезвоженная нефть; III - сточная вода.

Перед пуском установки необходимо проверить ис-

правность оборудования, трубопроводов, арматуры, заземля-

ющих устройств, контрольно-измерительных приборов, бло-

кировок, вентиляции, канализации, средств индивидуальной 

защиты и пожаротушения. Воздух из системы должен быть 

вытеснен на свечу. Конец продувки определяется анализом 

выходящей парогазовоздушной смеси, содержание кислорода 

в которой не должно превышать 1 % объема. 
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Рис. 4.9 Сепаратор концевой ступени на эстакаде 

На переднем плане оператор ООУ – обезвоживающей и обессоли-

вающей установки. На УПН без каски нельзя работать (снял каску 

по просьбе фотографа). 

4.7 Необходимые требования при эксплуатации 

трубчатых печей и огневых подогревателей 

блочных установок 

Пуск установки должен производиться под руковод-

ством ответственного инженерно-технического работника. 

Запрещается вытеснение воздуха из аппаратов и емко-

стей в общий факельный трубопровод. 

При пуске и эксплуатации установки необходимо со-

блюдать требования технологического регламента. 

Трубчатые печи должны быть снабжены сигнализаци-

ей, срабатывающей при прекращении подачи жидкого или га-

зообразного топлива к форсункам или снижении давления его 

ниже установленных норм. 



179 

Разрешается зажигать форсунки печи только с приме-

нением факела или запальником. 

При зажигании форсунки, работающей на жидком топ-

ливе, необходимо стоять сбоку форсунки, сначала поднести к 

ней зажженный факел, открыть поступление пара и воздуха и 

только после этого постепенно открыть вентиль на топливном 

трубопроводе у форсунки. 

Запрещается применять для пропитки факела легковос-

пламеняющиеся продукты (бензин, лигроин, керосин и т. д.). 

На топливном газопроводе должно быть редуцирующее 

устройство, отрегулированное на давление, необходимое для 

горения, а также конденсатосборник или паровой подогрева-

тель его для предупреждения попадания конденсата в форсун-

ки. На рис. 4.10 показан подземный конденсатосборник, кото-

рый устанавливается на газопроводах для сбора жидкой фазы, 

накапливающейся в пониженных местах газопровода. Емкость 

периодически опорожняется в автоцистерны путем открытия 

вентиля (5). Таких дрипов в газосборной системе может быть 

несколько. 

Давление газа и жидкого топлива в топливных трубо-

проводах должно регулироваться автоматически. На топливной 

линии подачи газа должен быть установлен регулирующий 

клапан. 
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Рис. 4.10 Дрип (конденсатосборник) на газовой линии 

1 – емкость, 2 – трубка для перетока жидкой фазы из пони-женного 

участка трубы в емкость, 3 – газопровод, 4 – трубка для опорожнения 

емкости. 5 – вентиль. 

На топливной линии подачи газа должен быть уста-

новлен запорный клапан, в операторной на щите – устройство, 

сигнализирующее о прекращении горения форсунок. 

Перед зажиганием форсунок печи, работающих 

на газе, необходимо: 

 проверить плотность закрытия рабочих и контрольных вен-

тилей на всех форсунках; 

 спустить конденсат из топливной линии; 

 продуть топливный трубопровод на свечу; 

 продуть топку печи паром. 

 продувочные свечи должны быть выведены в безопасное 

место. 
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Рис. 4.11 Печи подогрева водонефтяной эмульсии на УПН. 

На переднем плане – печь подогрева ПТБ-10. 

Камеры сгорания печи, коробки двойников, дымоходы 

должны быть оборудованы системой паротушения. Вентили 

трубопроводов паротушения должны располагаться в удобном 

для подхода и безопасном в пожарном отношении месте на 

расстоянии не менее 10 м от печи. 

Если трубчатые печи и огневые подогреватели не обо-

рудованы паротушением, то необходимо обеспечить установ-

ки азотом для тушения пожара. 

При наличии признаков прогара труб необходимо не-

медленно прекратить эксплуатацию печи согласно плану лик-

видации аварий. 

К эксплуатации трубчатых печей на газовом топливе до-

пускаются лица, прошедшие в установленном порядке проверку 

знаний на право обслуживания топочных устройств на газовом 

топливе и по «Правилам безопасности в газовом хозяйстве». 
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4.8 Внутриплощадочные технологические  

трубопроводы 

Устройство и расположение труб перекачки нефти 

должны соответствовать СНиП и «Противопожарным техни-

ческим условиям проектирования предприятий нефтегазопе-

рерабатывающей промышленности». 

Обслуживание технологических трубопроводов следу-

ет производить в соответствии с требованиями «Руководящих 

указаний по эксплуатации, ревизии, ремонту и отбраковке 

технологических трубопроводов с давлением до 100 кг/ см
2
». 

Не допускается прокладка транзитных технологиче-

ских трубопроводов под и над зданиями, сооружениями и 

установками. Это требование не распространяется на уравни-

тельные и дыхательные трубопроводы, проходящие 

над резервуарами. 

Места прохода труб через внутренние стены помеще-

ний должны иметь патроны и уплотнительные устройства. 

Трубопроводы должны подвергаться периодическому 

осмотру и освидетельствованию согласно графику, утвер-

жденному начальником установки. 

На трубопроводах по возможности не должно быть ту-

пиковых участков. 

Газопроводы для подачи газа на топливо по территории 

установки должны прокладываться в соответствии с «Прави-

лами безопасности в газовом хозяйстве». 

Запорная и регулирующая арматура, устанавливаемая 

на трубопроводах для продуктов с температурой нагрева вы-

ше 115 град. °C, а также для газов и легковоспламеняющихся 

жидкостей с температурой вспышки ниже 45 град. °C и вред-

ных веществ, независимо от температуры и давления среды, 

должна быть стальной. 
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Запрещается оставлять открытой запорную арматуру 

на неработающих трубопроводах. Выключенные из техноло-

гической схемы трубопроводы должны быть отглушены. 

Запорная арматура на трубопроводах должна система-

тически смазываться и легко открываться. 

Запрещается применять для открытия и закрытия за-

порной арматуры крюки, ломы, трубы и т. д. 

Запорную арматуру на трубопроводах следует откры-

вать и закрывать медленно во избежание гидравлического 

удара. 

На штурвалах запорных арматур газопроводов с горю-

чими газами должны быть указатели «Открыто», «Закрыто». 

Замена прокладок и запорной арматуры на трубопро-

водах допускается только после освобождения от продукта, 

продувки паром, отключения трубопровода от действующих 

трубопроводов задвижками с установкой заглушек. 

В местах установки арматуры и сложных трубопровод-

ных узлов весом более 50 кг, требующих периодической разбор-

ки, должны быть предусмотрены переносные или стационарные 

средства механизации для монтажа и демонтажа арматуры. 

На трубопроводах, по которым перекачивается нагре-

тая нефть и нефтепродукты, должны быть установлены 

компенсаторы. 

Наземные трубопроводы должны быть уложены 

на опоры из несгораемого материала. 

Все трубопроводы должны быть прочно укреплены 

во избежание вибраций их во время работы. 

За состоянием подвесок и опор трубопроводов, проло-

женных над землей, должен быть обеспечен технический 

надзор во избежание опасного провисания и деформации, мо-

гущих вызвать аварию и пропуск продуктов. Всякие неис-
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правности в состоянии подвесок и опор трубопроводов долж-

ны немедленно устраняться. 

4.9 Резервуары 

Резервуары предназначены для хранения, отпуска, уче-

та нефти и жидкости, являются важными инженерными кон-

струкциями. В некоторых УПН резервуары используются 

также для предварительного сброса воды, для очистки сточ-

ной воды перед закачкой в нефтяные пласты. 

На установках подготовки нефти – УПН применяются, 

в основном, стальные вертикальные резервуары РВС вмести-

мостью 100- 10000м3. В некоторых случаях применяется так-

же РВС-50000. Последние чаще всего применяются 

в нефтепроводных управлениях. Для расширения кругозора 

читателей ниже приводятся сведения о резервуарах других 

типов. Персонал, обслуживающий резервуарные парки, дол-

жен знать схему расположения трубопроводов и назначение 

каждой запорной арматуры, чтобы в процессе эксплуатации, а 

также при аварии или пожаре быстро и безошибочно произво-

дить необходимые переключения. 

Схема трубопроводов в резервуарном парке должна 

быть такой, чтобы в случае аварии можно было перекачать 

продукт из одного резервуара (емкости) в другой. 

Каждый резервуар (емкость) должен быть оснащен 

полным комплектом соответствующего оборудования, преду-

смотренным проектом, в том числе противопожарной систе-

мой. На рис. 4.12 показаны средства пожаротушения РВС. 
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Рис. 4.12 а Товарный парк на УПН, состоящий из РВС-5000,  

оборудованных шахтными лестницами. Видны пеногенераторы для 

тушения пожара на верхнем поясе РВС (красный цвет). По краям 

обваловки установлены осветительные мачты. 

Рис. 4.12 б Товарные резервуары нефти РВС-5. На переднем плане – 

обваловка каре резервуаров, прожекторная мачта и молниезащита. 
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Рис. 4.13 Пример оснащения оборудованием РВС-1000 для нефти и 

нефтепродуктов. 

Схема расположения оборудования на вертикальных резервуарах со 

светлыми (а) и темными (б) нефтепродуктами: 1 – световой люк; 2 – 

вентиляционный патрубок; 3 – дыхательный клапан; 4 – огневой 

предохранитель; 5 – замерный люк; 6 – прибор для замера уровня; 

7 – люк-лаз; 8 – сифонный кран; 9 – хлопушка; 10 – приемно-

раздаточный патрубок; 11 – перепускное устройство; 12 – управле-

ние хлопушкой; 13 - подъемная труба; 14 – шарнир; 15 – ручная ле-

бедка; 16 – роликовый блок. 



Резервуары (емкости) для легких продуктов должны 

быть оборудованы арматурой, обеспечивающей минимальные 

потери продукта, а также газоуравнительной системой. 

Резервуарные парки и отдельно стоящие резервуары 

(емкости) должны быть обеспечены первичными средствами 

пожаротушения по согласованию с органами пожарного 

надзора. Все средства пожаротушения, находящиеся на терри-

тории резервуарных парков и у отдельно стоящих резервуаров 

(емкостей) должны постоянно находиться на предназначен-

ных для них местах и в полной исправности. 
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а) 1 – насадка; 2 – пакет сеток; 3 – корпус; 4 – распылитель 

б) 

Рис. 4.14 Стационарные средства пожаротушения РВС 

а – пеногенератор ПГВ.; б – сливная пенокамера. 
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На резервуарах (емкостях) должны быть обозначены 

порядковые номера согласно технологической схеме. 

На рис. 4.15 показан сфероидальный резервуар (капле-

видный вариант), используемый для длительного хранения лег-

ких углеводородов. По форме они похожи на каплю жидкости 

на плоской поверхности. Стальной резервуар покоится на плот-

но утрамбованной песчаной подушке. Эти резервуары имеют 

наименьшие потери нефтепродуктов от «малых дыханий». 
 

 

Рис. 4.15 Каплевидный резервуар для хранения легких углеводородов. 

1 – днище; 2 – тонкостенная оболочка; 3 – предохранительные кла-

паны; 4 – лестница. 

Вокруг отдельно стоящего резервуара (емкости) или 

группы их обвалование должно поддерживаться в чистоте и 

исправном состоянии. 

Лестницы-переходы на территории резервуарных пар-

ков должны соответствовать правилам безопасности и содер-

жаться в чистоте и исправном состоянии. 
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Для контроля уровня жидкости в резервуаре (емкости) 

должны быть установлены автоматические приборы (указате-

ли уровня) с выводом показаний на щит в операторной. 

При замере уровня и отборе проб в ночное время раз-

решается пользоваться только взрывозащищенными перенос-

ными светильниками (аккумуляторные и батарейные). 

Включение и выключение светильников следует про-

изводить только за пределами обвалования резервуарного 

парка. 

Приступать к наполнению или опорожнению резервуа-

ра (емкости) допускается лишь после того, как обслуживаю-

щий персонал удостоверится в правильности открытия задви-

жек, связанных с перекачкой. Открытие и закрытие задвижек 

должно производиться плавно. 

На рис. 4.16 показан нечасто используемый казематный 

резервуар, относится к углубленным резервуарам. Стальной 

резервуар расположен на песчаной подушке внутри каземата, 

стенки которого (бетонные или кирпичные) расположены на 

определенном расстоянии от стенок самого резервуара (один 

метр и более). Эти резервуары относятся к наиболее безопас-

ным и с наименьшими потерями от дыхания, рекомендуются 

для южных климатических зон. 
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Рис. 4.16 Подземный казематный резервуар для легких углеводородов. 

1 – стенка каземата; 2 – световой люк; 3 – люк управления;  

4 – вентиляционная труба; 5 – плитки перекрытия; 6 – резервуар;  

7 – песчаная подсыпка. 
 

Запрещается производить одновременные операции 

с задвижками по отключению действующих резервуаров (ем-

костей) и включению порожних резервуаров (емкостей). При 

переключении резервуара (емкости) необходимо вначале от-

крыть задвижку на резервуаре (емкости), который предусмат-

ривается заполнять, после этого перекрыть задвижку 

на отключаемом от заполнения резервуаре (емкости). 

При наличии электроприводных задвижек с местным 

или дистанционным управлением должна быть предусмотрена 

сигнализация, указывающая положение запорного устройства 

задвижки. 
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Запрещается закачивать в резервуар (емкость) продукт 

с упругостью паров большей, чем та, на которую они рассчи-

таны (разрешенное рабочее давление). 

Во время дренирования резервуара (емкости) необхо-

димо следить за стоками, не допуская вытекания нефти и 

нефтепродукта. 

На рис. 4.17 показана схема железобетонного резервуа-

ра (ЖБР), относящегося к заглубленным резервуарам. 

от испарения в 10 раз меньше, чем РВС. 

Рис. 4.17 Схема заглубленного железобетонного резервуара 

1 – боковые панели; 2 – центральная опорная колонка; 3 – перифе-

рийная опорная колонка; 4 – металлическая облицовка; 5 – моно-

литное железобетонное днище; 6 – крыша. 

Преимущества ЖБР перед наземными РВС следующие: 

1. Расход металла на 1м3 емкости вдвое меньше,

чем РВС. 
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2. ЖБР долговечны из-за малой подверженности 

коррозии. 

3. Заглубленность ЖБР создает большие противо-

пожар-ные и маскировочные преимущества. 

4. Потери нефтепродуктов от испарения в 10 раз 

меньше, чем РВС. 

ЖБР применяется для хранения не только для хранения 

нефтепродуктов, но и для пресной воды. 

Правильность работы дыхательных и гидравлических 

(предохранительных) клапанов должна проверяться по графи-

ку, утвержденному начальником установки. 

При обнаружении течи в швах или в основном металле, 

а также в оборудовании и арматуре резервуар (емкость) дол-

жен быть немедленно освобожден от продукта и подготовлен 

к ремонту. 

Внешний осмотр заземляющих устройств должен про-

изводиться вместе с осмотром оборудования резервуаров (ем-

костей). Место подключения заземляющих устройств должно 

быть обозначено красной краской. 

На резервуарах (емкостях), заполненных продуктом, не 

допускаются какие-либо работы с применением ударных ин-

струментов (молотков, кувалд и др.). 

Включение в работу резервуара (емкости) после осви-

детельствований, ревизий и ремонта должно производиться 

после комиссионного осмотра и с письменного разрешения 

лица, в ведении которого находится резервуарный парк. 

Территория резервуарного парка и отдельно стоящих 

резервуаров в ночное время должна освещаться светильника-

ми, установленными за пределами обвалования. 
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Рис. 4.18 РВС промыт, пропарен, подготовлен к ремонту 

Выделяется интенсивная коррозия нижнего пояса резервуара и 

днища. 

4.10 Насос 

Применяемые насосные агрегаты должны быть во 

взрывобезопасном исполнении и соответствовать проекту. 

На насосе, подающем масло на торцовые уплотнения, 

должно быть предусмотрено блокировочное устройство, 

включающее резервный масляный насос при падении давле-

ния масла. 

Электроприводы насосов, перекачивающих продукты, 

нагретые до температуры самовоспламенения, должны иметь 

дистанционное аварийное отключение. 

Арматуру на насосах необходимо выбирать по услов-

ному давлению в соответствии с паспортом насоса и трубо-

провода. На выкидном трубопроводе каждого центробежного 

насоса должен быть установлен обратный клапан. 
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Расположение трубопроводов и насосов должно обес-

печивать удобство их обслуживания. Трубопроводы следует 

укладывать в каналы, перекрытые рифлеными металлически-

ми покрытиями. Покрытия должны иметь западающие ручки 

для подъема. 

В насосных на трубопроводах надлежит указывать их 

назначение и направление движения продуктов, на насосах – 

индексы согласно технологической схеме, а на двигателях – 

направление вращения ротора. 

Все насосы должны быть снабжены дренажными 

устройствами. 

Корпусы насосов, перекачивающих легковоспламеня-

ющиеся продукты, должны быть заземлены независимо от за-

земления электродвигателей, находящихся на одной раме 

с насосами. 

Пускать в работу и эксплуатировать центробежные 

насосы при отсутствии ограждения на муфте сцепления их 

с двигателем запрещается. 

Во время эксплуатации насосов должна быть обеспече-

на нормальная работа манометров, указывающих давление 

на приеме и выкидке насоса. Запрещается работа насосов 

с неисправными манометрами или без них. 

Смазка движущихся частей насоса на ходу допускается 

лишь при наличии соответствующих приспособлений, дела-

ющих ее безопасной. 

Подшипники насосов должны иметь достаточное коли-

чество смазки. Не допускается перегрев подшипников выше 

установленной нормы. Температура подшипников должна 

контролироваться. При перегреве насосы должны отключать-

ся автоматически. 
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Резервный насос всегда должен находиться в постоян-

ной готовности к пуску. При переключении с работающего 

насоса на резервный должны быть проверены правильность 

открытия соответствующих задвижек и подготовленность 

насоса к пуску. 

При остановке насоса поступление воды, служащей для 

охлаждения сальников насоса, должно быть прекращено 

автоматически. 

Полы и лотки в насосных должны промываться водой. 

Не допускается скопление нефтепродуктов в приямках, лотках 

и т. д. Насосные должны быть оборудованы двумя входами 

в разных местах. 

Помещение насосных должно быть снабжено автома-

тической сигнализацией превышения вредных и взрывоопас-

ных газов. При продувке насосов выбрасываемый продукт 

должен отводиться за пределы помещения, жидкий – по тру-

бопроводам в специально предназначенную емкость, а пары и 

газы – на свечу. 

Не разрешается загромождать проходы между насосами 

материалами, оборудованием или какими-либо предметами. 

В местах прохода промежуточных валов через раздели-

тельную стену между насосным и моторным залами должны 

быть сальниковые уплотнения. 
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Нельзя допускать работу насоса с кавитацией. Для нор-

мальной работы насоса необходимо, чтобы минимальное дав-

ление на входе в насос превышало давление насыщенных па-

ров перекачиваемой среды на значение кавитационного запаса. 

Рвх /   = Рпар /   + ΔНд - υ
2
вх / 2q, где

Рвх  – требуемое давление на входе насоса, 

  – плотность жидкости,

Рпар  – давление насыщенных паров, 

ΔНд – кавитационный запас насоса, 

υ
2
в – скорость потока на входе в насос,

Значение допустимого кавитационного запаса дается в пас-

портах насоса. 

В зависимости от вязкости жидкости, частоты враще-

ния насоса и КПД превышение установленной мощности дви-

гателя над потребляемой насосом должно быть: 

Мощность потребляемая насосом – коэффициент 

превышения 

До 20 квт – 1,25 

20-50 квт – 1,20

50 -300квт – 1,15

Свыше 300 – 1,10

При вязкости свыше 30мПас коэффициент превышения 

берется не ниже 1,15. 

Параллельная работа двух насосов 

Насосы могут работать параллельно или последователь-

но. На УПН преимущественно применяется параллельная рабо-

та насосов, схема обвязки показана на рис. 4.20. При этом про-

изводительность равна производительности двух насосов, а 

напор насосов остается прежним. 



Р
и
с.
 4
.2
0
 П
ар
ал
л
ел
ь
н
ая

 р
аб
о
та

 д
в
у
х
 ц
ен
тр
о
б
еж

н
ы
х
 н
ас
о
со
в
 

1
 –

 п
р
и
ем

н
ы
й
 к
о
л
л
ек
то
р
, 
2

 –
 ф
и
л
ь
тр
, 
3

 –
 м
ан
о
м
ет
р
, 
4

 –
 ц
ен
тр
о
б
еж

н
ы
й
 н
ас
о
с,
 5
 –

 о
б
р
ат
н
ы
й

 к
л
ап
ан
, 

6
 –

 м
ан
о
м
ет
р
, 
7
 –

 в
ы
к
и
д
н
ая

 з
ад
в
и
ж
к
а,

 8
 –

 в
ы
к
и
д
н
о
й
 к
о
л
л
ек
то
р
. 

М
 

М
 

М
 

М
 

8
μ

м

9
μ

о
-

4
μ

п
-

4
μ

3 Θ
, 

2
 

1
 

5
 

6
 

7
 

a
 

a
 

b
 

b
 

c
 

c
 

Q
 

H
 

Q
 

Q
 

H
 

H
 

µ
=

1
0

0
 с

п
з 

µ
=

1
0

 с
п

з 

µ
=

1
0

0
 с

п
з 

µ
=

1
0

 с
п

з 



 

200 

Напорная характеристика центробежных насосов. При 

параллельной работе двух насосов величины абсцисс склады-

ваются при равных ординатах. 

 

Рис. 4.21 Параллельная работа центробежных насосов на УПН. 

На переднем плане – входная задвижка, фильтр меха-

нической очистки и манометр на приеме насоса. Зеленым цве-

том – насос ЦНС-180, желтым цветом – ограждение  

муфтового соединения, синим цветом – взрывозащищенный 

электродвигатель. Насосная оборудована кран-балкой, взры-

возащищенными фонарями. 

4.11 Подготовка сточных вод на УПН 

Промысловыми сточными водами называется отделен-

ная от нефти пластовая вода с добавлением пресной воды при 

обессоливании, воды от атмосферных осадков и вод хозяй-

ственно-бытового назначения. Кроме того, в составе сточных 

вод содержатся остатки химреагентов-деэмульгаторов, инги-
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биторов коррозии, парафинов, солеотложений, растворенный 

сероводород, углекислый газ и ряд других элементов. Сточ-

ные воды нефтепромыслов, как правило, загрязнены остатка-

ми нефтепродуктов, мехпримесями, различными взвесями, 

которые в совокупности называются взвешенными частицами. 

Количество взвешенных частиц (КВЧ) при утилизации сточ-

ных вод в целях ППД строго нормируется и предельное коли-

чество КВЧ определяется проектом разработки. Например, по 

нефтепродуктам допустимое количество составляет 40-50 

мг/литр, а по мехпримесям – 30 мг/литр. Допустимое количе-

ство КВЧ зависит горно-геологических условий, от коллек-

торских свойств пласта, от химического состава пород про-

дуктивного пласта, куда закачивается сточная вода. 

Надо подчеркнуть, что при соблюдении норм КВЧ 

сточная вода в целях ППД значительно полезнее, чем пресная 

вода: она не образует отложения солей при контакте с пласто-

вой водой, коэффициент охвата фильтрацией выше на 10-

15 %, значительно выше также коэффициент вытеснения 

нефти сточной водой по разным оценкам на 5-7 %. Очистку 

сточной воды производят методом простого отстаивания 

в РВС-5000 или в специальных гидрофобных фильтрах. 

При обычном гравитационном отстаивании в течение 

3-5 часов КВЧ разделяется и распределяется по высоте резер-

вуара: углеводороды накапливаются наверху слоя воды, мех-

примеси осаждаются на дно резервуара. Вода на утилизацию 

отбирается с уровня 1,2-1,4 м выше днища. Надо сказать, что 

время отстоя и внутренняя начинка РВС на каждом место-

рождении имеют различия. Надо отметить, что при плотности 

сточной воды свыше 1050-1100 кг/ м3 КВЧ имеют примерно 

такую же плотность из-за прилипших к мехпримесям молекул 

асфальтенов и смол. Поэтому при таких случаях очистка СВ 
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производится преимущественно с помощью гидрофобных 

фильтров. 

Подготовка воды для закачки в пласт 

При любом источнике водоснабжения к качеству воды, 

предназначенной для закачки в пласт, предъявляются следу-

ющие требования. 

1. Минимальное содержание механических примесей.

Для большинства районов допустимая норма механических

примесей в воде установлена равной 0,5 мг/л.

2. Отсутствие органической жизни.

3. Химическая устойчивость против выпадения солей

из воды.

4. Отсутствие коррозийности.

Несоблюдение этих требований ведет к тому, что при

закачке воды в пласт происходит постепенная закупорка пор 

пласта, приводящая к резкому снижению поглотительной спо-

собности скважин и полному срыву закачки. 

Для того чтобы исключить образование осадков, могу-

щих закупорить поры пласта, воду обрабатывают в специаль-

ных сооружениях на станциях водоподготовки. Очистка и 

подготовка воды для закачки ее в пласт состоят в следующем. 

1. Коагуляция – укрупнение мельчайших частиц ила и

песка, находящихся в воде, в крупные хлопья с последующим

осаждением этих хлопьев на дно сосуда.

В качестве коагулянта применяют сернокислотный 

алюминий (глинозем). Норма расхода в зависимости от 

мутности воды 50-200 мг/л. 

2. Фильтрование воды через гравийные фильтры.

3. Умягчение воды или удаление из воды солей карбонатной

жесткости (солей магния и кальция), могущих при некото-

рых условиях выпадать в пласте в виде осадков.
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В качестве реагента для подщелачивания воды приме-

няют известь. Расчетная доза продажной извести (счи-

тая в ней содержание чистой СаО 50 %) принимается 

80 мг/л. 

4. Стабилизация воды – придание ей устойчивости по хими-

ческому составу и предупреждение обогащения ее желе-

зом при прокачке по металлическим трубам.

5. Хлорирование воды необходимо для уничтожения бакте-

рий и микроорганизмов. Расчетная доза активного хлора

для обработки воды 3,5 мг/л.

Как показала практика, наиболее качественными вода-

ми для закачки в пласт в условиях большинства нефтяных 

районов России являются подрусловые воды близлежащих 

водоемов. Такие воды, пройдя естественные фильтры, почти 

не имеют механических примесей и не нуждаются в дополни-

тельной коагуляции и фильтрации. Стабилизацию таких вод 

осуществляют непосредственно на насосных станциях; хими-

ческой же отчистки воды от микроорганизмов, как правило, 

не требуется. 

Очистка сточной воды ( СВ ) методом гидрофобной 

фильтрации 

В лаборатории подготовки нефти ОАО «Удмуртнефть» 

проведены исследования очистки СВ от механических приме-

сей методом гидрофобной фильтрации [6; 7; 8]. Для этой цели 

была смонтирована установка, моделирующая орошение во-

дой гидрофобного слоя нефти (ГС). 

Установка включала мерный цилиндр объемом 2000 

мл. Он частично заполнялся товарной нефтью объемом 500 

мл. Высота нефтяного слоя при этом оказывалась равной 0,3 

м. Над мерным цилиндром на штативе закреплялась емкость с 

конусным перфорированным дном. Перфорация – отверстия 
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диаметром 0,8-1,0 мм. В емкость наливалась исследуемая во-

да, которая через отверстия орошала зеркало ГС и, осаждаясь 

в объеме слоя нефти, очищалась от нефтепродуктов и меха-

нических примесей. 

В результате в цилиндре первоначально накапливался 

слой частично очищенной СВ, а над ней оказывался ГС нефти 

толщиной 0,3 м. С целью исследований: 

– влияния толщины ГС на процесс очистки СВ, одна и та же 

вода подвергалась многократной циркуляции через заданный 

(0,3 м) ГС, имитируя увеличение толщины слоя ГС после 

каждой проходки на 0,3 м, для осаждения капель СВ; 

– повышения эффективности процесса, за счет развития по-

верхности контакта фаз СВ и слоя нефти, в ГС размещали два 

вида насадок слоем по 50 мм – затопленные в ГС стеклянные 

кольца и пенопластовые плавающие шарики диаметром  

по 5 мм каждые. 

Результаты исследований показали, что содержание 

нефтепродуктов с увеличением толщины ГС снижается с 1200 

мг/дм
3
 до 40 мг/дм

3
 при фильтрации воды непосредственно 

в ГС. Фильтрация воды в ГС со стеклянными насадками и из 

пенопластовых шариков повышает эффективность фильтра-

ции, т. е. содержание нефтепродуктов снижается до 37 и 20 

мг/дм
3 
соответственно. При этом самая высокая эффектив-

ность достигается при фильтрации воды в ГС толщиной 2,4–3 

м. Дальнейшее увеличение толщины ГС приводит к росту со-

держания нефтепродуктов в воде. 

При пропускании же мелко раздробленной воды через 

гидрофобный слой КВЧ, смачиваясь нефтью, адсорбирует на 

своей поверхности асфальтены, смолы и парафины и под дей-

ствием сил поверхностного сцепления частицы КВЧ остаются 
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в слое ГС. В результате вода очищается от КВЧ достаточно 

эффективно. 

4.11.1 Гидрофобный фильтр на базе 

вертикального отстойника 

Наиболее эффективным является аналогичный гидро-

фобный фильтр, выполненный на базе отстойника ОГ-200, но 

верти-кального исполнения в укороченном виде, (рис. 4.22). 

Рис. 4.22 Вертикальный гидрофобный фильтр 

Сброс газа 
Вода на 

фильтрацию 

Гидрофобный фильтр на базе вертикального отстойника 

типа ОВ- 200 

1 - корпус; 2 - ороситель воды (форсунка);  

3 - устройство отбора очищенной воды; 4 – решетка. 
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На нефтепромыслах аппараты вертикального исполне-

ния по непонятным причинам не привились, хотя в них про-

цессы очистки воды и обезвоживания нефти должны идти 

с более высокой эффективностью, чем в горизонтальных от-

стойниках типа ОГ-200. Доказательством этому является то, 

что зона осветления воды в отстойниках ОГ-200 с ГС достига-

ет всего 1,5-2 м. Поэтому возникают условия захвата нефте-

продуктов с выводимой очищенной водой. Несмотря на это, 

учитывая «дефицит» в аппаратах вертикального исполнения, 

разработан гидрофобный фильтр на базе отстойника типа ОГ-

200, схема которого представлена на рис. 4.22. 

Высота вертикального фильтра на базе отстойника ОГ-

200 достигает 15 м, зона осветления здесь достигает высоты 

до 10-12 м. В результате, степень очистки воды от нефтепро-

дуктов и КВЧ достигает максимально высокой величины. 

4.11.2 Гидрофобный фильтр на базе 

горизонтального отстойника типа ОГ-200 

При острой необходимости использования отстойников 

типа ОГ-200 для целей очистки воды методом гидрофобной 

фильтрации, рекомендуемая их конструкция должна соответ-

ствовать отстойнику, показанному на рис. 4.23. 
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CB на очистку Газ на свечу 

 

 

Рис.4.23 Гидрофобный фильтр в горизонтальном отстойнике 

1 – корпус; 2 – узел орошения СВ; 3 – решетка; 4,5 – перегородки;  

6 – коллектор вывода очищенной СВ; 7 – щель для перетока СВ;  

8 – щель для газа 

В этом отстойнике корпус (1) разделяется на три части: 

– первая, зона гидрофобной фильтрации, занимающая по 

длине третью часть длины всего отстойника; 

– вторая, зона подготовки СВ к осветлению, длиной 1000 мм. 

– третья, зона осветления СВ. 

В первой зоне размещены узел орошения гидрофобно-

го слоя СВ, решетка (2) повышения расслоения капель СВ на 

нефть и воду в момент удара о эту решетку и равномерности 

орошения зеркала гидрофобного слоя. Расстояние от узла 

орошения до решетки (3) и от этой решетки до зеркала гидро-
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фобного слоя принимается по 250 мм. При этом толщина ГС, 

расположенного под решеткой (3), составляет 500 мм. 

Очистка СВ от нефтепродуктов и КВЧ здесь заключа-

ется в следующем. 

Поступающая СВ под давлением не менее 0,1 МПа 

распыляется форсунками оросительного устройства до задан-

ных типом форсунки диаметров (d). Через 250 мм эти капли 

встречают решетку (2) и в момент удара раскрывают свою по-

верхность дополнительно. Затем через 250 мм падения они 

равномерно орошают зеркало гидрофобного слоя. При паде-

нии от форсунок до зеркала гидрофобного слоя поверхность 

капель под действием сил натяжения покрывается тонким 

слоем нефтепродуктов и КВЧ, которые при контакте с гидро-

фобным слоем остаются в его объеме. 

Во второй зоне, куда нефть поступает по щели (7), ско-

рость восхождения потока между перегородками (4) и (5) 

поддерживается не более 0,005 м/с. При этом восхождение 

нефтепродуктов идет опережающими темпами и при выходе 

СВ из сферы контакта с перегородкой (5) нефть равномерно 

расплывается по зеркалу СВ, находящейся в зоне осветления. 

В третьей зоне осветления остаточные нефтепродукты и 

КВЧ всплывают на поверхность СВ и удаляются из отстойника. 

4.11.3 Гидрофобный фильтр на базе РВС 

По такому же принципу работает РВС-2000, оборудо-

ванный внутренней начинкой, как показано на рис. 4.24 

В данном случае гидрофобный слой составляет 2-3 метра. 

Этот слой периодически удаляется и заменяется свежим. 

Очищенная вода отбирается на высоте около одного метра от 
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днища резервуара. Удаленная часть гидрофобного слоя воз-

вращается на подготовку нефти. 

Рис. 4.24 Гидрофобный фильтр в РВС-2000 

1 – корпус РВС; 2 – ороситель воды (форсунка); 3 – отбойные ре-

шетки; 4 – коллектор приема воды; 5 – устройство вывода очищен-

ной воды. 

4.11.4 Резервуарно-безнапорная схема очистки СВ 

При подготовке СВ по схеме рис. 4.25 содержание 

нефтепродуктов и КВЧ на выкиде с осветлителя 2 снижается 

до 30–40 мг/дм3 каждого. Затем вода подвергается обеззара-

живанию в установке УОЭ Э-А150 3 от сульфатвосстанавли-

вающих бактерий и насосом (4) направляется в пласт. 
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Рис. 4.25 Резервуарно-безнапорная схема очистки СВ 

1 – РВС предварительного обезвоживания нефти; 2 – осветлитель 

на базе РВС; 3 – обеззараживатель; 4, 5 – насосы; 6 – подземная емкость. 

При проектировании системы подготовки воды по рас-

сматриваемой схеме необходимо предусматривать создание 

перепада Δh уровней взливов жидкости в РВС 1 и в РВС 2. 

Схемы подготовки СВ к утилизации в пласт: 

Рис. 4.26 Резервуарно-безнапорная схема очистки СВ 

с гидрофобным фильтром на базе отстойника типа ОГ-200 

1 – РВС предварительного обезвоживания нефти; 2 – гидрофобный 

фильтр на базе отстойника типа ОГ; 3 – осветлитель на базе РВС; 

4 – обеззараживатель; 5, 6 – насосы; 7 – подземная емкость. 
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Критическая скорость падения песчинки 

Максимальный размер 

зерен, мм 

Скорость свободного падения, 

см/с 

0,01 0,01 

0,03 0,07 

0,05 0,19 

0,07 0,36 

0,09 0,60 

0,11 0,90 

0,13 1,26 

0,15 1,67 

0,17 2,14 

0,19 2,39 

0,21 2,60 

0,23 2,80 

0,25 3,00 

0,30 3,50 

0,35 3,97 

0,40 4,44 

0,45 4,9 

0,50 5,35 

0,60 6,25 

0,70 7,07 

0,80 7,89 

0,90 8,7 

1,0 9,5 

1,20 11,02 

1,40 12,54 

1,60 14,0 

1,80 14,9 

2,0 15,7 

2,20 16,5 

2,40 17,2 

2,60 17,9 

2,80 18,6 

3,0 19,2 
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4.11.5 Безнапорная схема очистки СВ  
с гидрофобным фильтром на базе горизонтального 

отстойника типа ОГ 

Резервуарно-безнапорная схема очистки СВ с гидро-

фобным фильтром ШВ на базе отстойника типа ОГ, представ-

ленная на рисунке, позволяет достичь более глубокой очистки 

СВ от нефтепродуктов и КВЧ .Содержание нефтепродуктов и 

КВЧ в подготовленной воде снижается до 15–22 мг/дм3 каждо-

го. Но для этого необходимо использовать в РВС 1 и осветли-

теле 3 устройство отбора дренажной воды, показанное на ри-

сунке. При выборе этой схемы следует также учитывать необ-

ходимость создания в РВС 1 и 3 перепада уровня жидкости Δh. 

4.11.6 Подавление жизнедеятельности сульфат-

восстанавливающих бактерий 

Отличительной особенностью всех напорных и без-

напорных систем подготовки воды к утилизации в пласт явля-

ется использование установки обеззараживания СВ отсульфат-

восстанавливающих бактерий, например, прямым электроли-

зом. Для этой цели фирмой «Эй кос» рекомендуется установка 

марки УОЭ-Э-А150 производительностью до 150 м3/ч. 

Обеззараженная вода поступает в контактную емкость 

со временем пребывания не менее 30 мин. Величина напряже-

ния и соответственно значения рабочего тока устанавливают-

ся таким образом, чтобы величина остаточного хлора в воде 

после 30-минутного контакта составляла 0,3–0,5 мг/дм3. При 

этих параметрах эксплуатации срок службы до первого капи-

тального ремонта составляет шесть лет при сроке службы 

электродов два года. 
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Данная установка имеет небольшие габаритные разме-

ры (1096×990 × 1582) мм. Поэтому занимаемая ею площадь 

составляет 3 м2. Масса всей установки 300 кг. 

Характеристика установки обеззараживающей элек-

тролизной марки УОЭ-Э-А150 показана в табл. 9.8, из кото-

рой видно, что установка потребляет незначительное количе-

ство электроэнергии, проста в устройстве и эксплуатации. 

Применение установки обеззараживания СВ от сульфатвос-

станавливающих бактерий позволяет резко снизить объем от-

ложений в водоводах системы ППД и повысить эффектив-

ность эксплуатации нефтяного месторождения. 

Таблица 4.5 

Характеристика установки обеззараживающей  

электролизной марки УОЭ-Э-А150 

№№ 

пп. 

Наименование показателей Ед. 

изм. 

Величина показа-

телей 

1 производительность по СВ м
3
/ч 150 

2 номинальная мощность кВт 9,6 

3 напряжение питания В 380 

4 частота питающей сети Гц 50 

5 рабочее напряжение на элек-

тродах 

В 12 

6 рабочий ток А 800 

7 давление в касере МПа Не более 0,5 

8 габаритные размеры: 

длина 

ширина 

высота 

мм 

1096 

990 

1582 

9 требуемая площадь м
2 

3 

10 масса кг 300 



11 Характеристика электрообо-

рудования: 

1) выпрямительный агрегат

– устройство комплектное

низковольтное автоматиза-

ции электролизных устано-

вок

2) электродвигатель – насос

N 0,12 кВт; n = 2480 об./мин;

U = 220 В

3) реле потока

тип КУШО С 0760 УХЛ 4 

марка ЭНСМ-1 

марка РПИ-100 
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5. ОСНОВНЫЕ ТРЕБОВАНИЯ

К ПРОЕКТИРОВАНИЮ И ЭКСПЛУАТАЦИИ 

СИСТЕМ СБОРА НЕФТИ И ГАЗА 

НА НЕФТЯНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЯХ 

5.1 Объекты технологической цепочки добычи, 

сбора и подготовки нефти и закачки воды в пласт. 

Выполнение требований ООС при проектирова-

нии и эксплуатации трубопроводов и других  

объектов технологической цепочки добычи нефти 

Для полноты картины рассмотрим всю технологиче-

скую цепочку, начиная от добывающих скважин до нагнета-

тельных сточной воды. 

В технологическую цепочку добычи нефти после сква-

жин входят выкидные линии, групповые замерные установки 

(ГЗУ), нефтесборная система трубопроводов, дожимные 

насосные станции (ДНС), напорные трубопроводы и установ-

ки подготовки нефти (УПН). Далее идут кустовые насосные 

станции (КНС), разводящие водоводы, водораспределитель-

ные пункты (ВРП), распределительные водоводы и нагнета-

тельные скважины (рис. 5.1). Кроме объектов технологиче-

ской цепочки, на нефтепромыслах строят много других объек-

тов, таких как дороги, линии электропередач, линии 

телемеханики и связи, бытовые и другие объекты, которые 

тоже в некоторой степени влияют на состояние окружающую 

среды, увеличивая техногенную нагрузку на природу. 

При проектировании трубопроводов и объектов добы-

чи нефти и поддержания пластового давления (ППД) должны 

соблюдаться действующие стандарты, нормы и правила в об-

ласти ООС, требования действующих законодательств 
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о недрах, земле, лесе, об охране гидросферы, атмосферного 

воздуха, животного мира, памятников истории и культуры, а 

также требования местных властей по охране природы и ра-

циональному использованию природных ресурсов. 

При разработке проектов строительства и реконструк-

ции трубопроводов на месторождениях в составе проектов 

должна быть дана оценка воздействия на окружающую среду 

(ОВОС) проектируемых и реконструируемых объектов. 

ОВОС производится с целью снижения техногенной 

нагрузки в районе строительства и эксплуатации объектов, 

обеспечения эколого-экономической сбалансированности бу-

дущего хозяйственного развития, создания благоприятных 

условий жизни людей, флоры и фауны. ОВОС осуществляется 

до принятия решения об осуществлении проекта. 

Заказчик и разработчик проекта проводят предвари-

тельное рассмотрение и обсуждение результатов ОВОС груп-

пой экспертов в рамках в рамках ведомственной экспертизы 

проектной документации, а также представителями обще-

ственности, чьи интересы затрагивает реализация проекта. 

Государственная экологическая экспертиза предпро-

ектной и проектной документации в экспертных органах 

Минприроды является завершающим этапом рассмотрения 

результатов ОВОС. 

Проектные организации при проектировании промыс-

ловых объектов используют десятки СНиП, нормативно-

правовых актов, стандартов и инструкций. Однако это 

не гарантирует полную экологическую безопасность при 

строительстве и эксплуатации объектов. 
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Рассмотрим технологические ошибки, которые наибо-

лее часто допускаются при проектировании и приводят 

к дополнительным затратам и многочисленным инцидентам 

при эксплуатации и загрязнению окружающей среды: 

1. Проектирование заниженных диаметров трубопрово-

дов из-за использования неправильных данных по вязкости 

жидкости. Как правило, берут вязкость нефти в поверхност-

ных условиях в наиболее холодное время года и рассчитыва-

ют диаметр трубопровода. Однако это приводит к большим 

ошибкам, т. к. в интервале обводнения продукции 40-75 % 

вязкость эмульсии в несколько раз выше вязкости чистой 

нефти. Отсюда и высокие давления в нефтесборной системе, 

отсюда и частые порывы труб, частые химические и тепловые 

обработки. Поэтому рекомендуется брать для расчетов вяз-

кость 50-60 % эмульсии для температуры 6-8 градусов. Кроме 

того, надо учитывать и значительное возрастание добываемо-

го объема жидкости при обводнении продукции скважин. 

2. Проектирование заниженных диаметров нефтепрово-

дов и водоводов из-за игнорирования образования осадков 

в трубопроводах. В нефтепроводах это АСПО (парафин), ме-

ханические примеси (песок, глина), сульфид и окислы железа. 

В водоводах основные составляющие отложений – это раз-

личные соли (гипс, карбонаты), мехпримеси, продукты корро-

зии и сульфид железа. Все эти отложения снижают пропуск-

ную способность трубопровода, приводят к повышению дав-

ления и возможным порывам. Поэтому рекомендуется  

учитывать снижение проходного сечения за время межочист-

ного периода от отложений. 

3. Проектные организации не всегда предусматривают 

комплексные методы очистки нефтесборных трубопроводов, 
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ограничиваясь только горячими или тепловыми обработками 

от АСПО. Надо отметить, что наиболее рациональным спосо-

бом очистки нефтепроводов является пропуск очистных 

устройств – шаров, торпед и других, в связи с чем при проек-

тировании трубопроводов предлагается предусмотреть воз-

можность пропуска очистных устройств в выкидных линиях 

длиной более 200м и во всех нефтесборных сетях и напорных 

трубопроводах. 

Регулярный пропуск очистных устройств позволяет со-

хранить первоначальную пропускную способность трубопро-

вода и избежать лишних затрат электроэнергии для перекачки 

нефти. Участки трубопроводов, подвергающиеся механиче-

ским методам очистки, должны удовлетворять следующим 

требованиям: 

– участок трубопровода должен быть сварен из труб одного

диаметра с учетом возможности пропуска очистного устрой-

ства на всем его протяжении;

– величины овальности труб, вмятин и гофр должны нахо-

диться в допустимых пределах;

– участок не должен иметь подкладных колец, устройств, вы-

ступающих во внутреннюю полость трубопровода;

– радиусы кривых вставок на участке должны быть не менее

пяти диаметров трубопровода;

– участок трубопровода должен быть оснащен полнопроход-

ной запорной арматурой;

– при расчете нагрузок на трубопровод необходимо учесть и

дополнительную нагрузку при пропуске очистных устройств;

– через определенный интервал трубопровода, а также на ка-

мерах приема очистных устройств должны быть установлены

указатели и сигнализаторы прохождения очистных устройств.
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Для выкидных линий и нефтесборных коллекторов 

диаметром 114-168 мм преимущественно применяются торпе-

ды и шары. При этом радиусы кривых вставок допускаются 

менее пяти диаметров труб. 

В отдельных случаях не выполняются проектными орга-

низациями требования РД 39-0147098-005-88 по охране окру-

жающей среды при строительстве трубопроводов, например: 

Вдоль трасс трубопроводов должны предусматриваться 

противоэрозионные сооружения: организация стока поверх-

ностных вод, крепление оврагов и промоин, размываемых бе-

регов водных преград и др. 

Для нефтепроводов, проложенных в земляных насыпях 

через балки, овраги, ручьи, обязательно устройство водопро-

пусков, обеспечивающих пропуск расчетного расхода воды. 

Проектирование объектов сбора и подготовки нефти 

могут выполнить только организации, имеющие соответ-

ствующих специалистов и лицензию на эти работы. 

Проектирование выполняется на основе «Задания на 

проектирование», выданного заказчиком – нефтедобывающей 

организацией. Этот документ содержит технические условия, 

основные требования, очередность и сроки выполнения проек-

та. Техзадание рассматривается на техническом совете добы-

вающего предприятия, содержит протокол ведения техническо-

го совета. 

5.2 Классификация трубопроводов 

Все внутрипромысловые трубопроводы в зависимости 

от их назначения, диаметра, рабочего давления, газового фак-

тора и коррозионной активности транспортируемой среды 

подразделяются на четыре категории.. Категория трубопрово-
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дов определяется по сумме баллов К=∑   , где - ∑   , опреде-

ляется по зависимостям, полученным на основании эксперт-

ных оценок влияния вышеперечисленных факторов на надеж-

ность работы трубопровода. 

К первой категории относятся трубопроводы с суммой 

баллов K>50; ко второй – с суммой баллов 33<K<50; к третьей 

– с суммой баллов 16<K<33; к четвертой – с суммой бал-

лов K<16.

Коэффициент определяется в зависимости от назначе-

ния трубопровода по табл. 5.1. 

Таблица 5.1 

Значение коэффициента для различных видов  

трубопроводов 

Назначение трубопровода Значение коэффициента 

Газопровод внутриплощадочный 20 

Нефтегазопровод внутриплощадочный 18 

Нефтепровод внутриплощадочный 16 

Водовод внутриплощадочный 14 

Газопровод внутрипромысловый 12 

Нефтепровод внутрипромысловый 10 

Нефтегазопроводный коллектор 

I порядка 

8 

Нефтегазопроводный коллектор 

II порядка 

6 

Водовод внутрипромысловый 4 

Выкидная линия скважин 2 
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Коллектор II порядка – нефтегазосборный трубопро-

вод, отводящий продукцию нескольких кустов скважин до 

врезки его в коллектор I порядка. 

Коллектор I порядка – нефтегазосборный трубопровод, 

объединяющий продукцию нескольких коллекторов II поряд-

ка до входа его в пункт подготовки. 

Коэффициент учитывает ответственность трубопрово-

да в зависимости от диаметра. 

К2 = 0,01Д, 

где Д – наружный диаметр трубопровода, мм. 

Коэффициент учитывает влияние рабочего давления на 

относительную опасность его для людей и окружающей среды 

и определяется по зависимости: 

К3 = Р раб, 

где Р раб – рабочее давление в трубопроводе, МПа. 

Коэффициент учитывает влияние газового фактора на 

надежность работы промыслового трубопровода и определя-

ется по зависимости: 

К4 = 0,006 Гф, 

где Гф – газовый фактор данного месторождения, м/м. 

Коэффициент К5 учитывает влияние скорости коррозии 

трубопровода (внутренней или внешней в зависимости от ее 

преобладающего влияния) на надежность его работы и опре-

деляется из выражения: 

К5 = 20 акор, 

где акор – скорость коррозии трубопровода, мм/год. Последняя 

определяется в соответствии с РД 39-0147103-362-86. 

Трубопроводы I, II, III категорий считаются ответствен-

ными. Категории участков промысловых трубопроводов опре-

деляются по данной классификации трубопроводов и условиям 

прокладки в соответствии с руководящими документами. 

https://docs.cntd.ru/document/1200081605
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5.3 Требования к обеспечению качества 

сооружения систем сбора нефти, газа и систем 

поддержания пластового давления 

Конструкция промысловых трубопроводов и способ их 

прокладки должны обеспечивать: 

– безопасную и надежную эксплуатацию в пределах норма-

тивного срока службы;

– ведение технологии промыслового сбора и транспорт про-

дукции скважин в соответствии с проектными параметрами;

– производство монтажных и ремонтных работ индустриальны-

ми методами с применением передовой техники и технологии;

– возможность надзора за техническим состоянием трубопро-

водов;

– защиту трубопроводов от коррозии, вторичных проявлений

молнии и статического электричества;

– предотвращение образования ледяных, гидратных и других

пробок.

Трассы трубопроводов должны выбираться на основе 

многовариантных технико-экономических исследований. 

В качестве критериев оптимальности вариантов следует при-

нимать приведенные затраты при сооружении, техническом 

обслуживании и ремонте, включая затраты на мероприятия по 

охране окружающей среды, а также металлоемкость, безопас-

ность, заданное время строительства, наличие дорог и др. 

Земельные участки для строительства трубопроводов 

следует выбирать в соответствии с требованиями, предусмот-

ренными действующим законодательством РФ. 

При выборе трассы необходимо по возможности избе-

гать (обходить): водоохранные зоны, леса первой группы, 

оленьи пастбища, места обитания других промысловых жи-

вотных и птиц; участки просадочных и пучинистых много-
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летнемерзлых грунтов (бугры пучения следует обходить с ни-

зовой стороны); участки с сильно пересеченной местностью; 

болота, озера; трасса трубопроводов должна иметь минималь-

но необходимое количество переходов через водные прегра-

ды, железные автомобильные дороги и другие естественные и 

искусственные препятствия, должна позволять вести обслу-

живание и ремонт трубопроводов в любое время. 

Для уменьшения площади земель, изымаемых под стро-

ительство и эксплуатацию системы промысловых трубопрово-

дов, при выборе трасс следует максимально использовать 

принцип коридорной прокладки линейных коммуникаций 

(трубопроводы, автодороги, ЛЭП и линии связи). 

При коридорной прокладке ЛЭП и линий связи необ-

ходимо размещать по одну сторону автодороги, а трубопрово-

ды – по другую, причем ближе к дороге укладываются водо-

воды, далее – нефтепроводы и последними – газопроводы. 

Технологическая схема и конструктивное оформление 

трубопроводов сбора нефти, газа и утилизации воды выбира-

ются из условия эффективного применения технологических 

методов борьбы с коррозией (обеспечения эмульсионного те-

чения, использования ингибиторов коррозии) трубопроводов, 

замораживанием (достаточного заглубления, использования 

теплоизоляционных материалов), отложениями песка (песко-

уловители), парафина (очистка пропуском очистных устройств, 

пропарка), скоплениями пластовой воды и газа в них (обеспе-

чение скорости выноса водных и газовых скоплений). 

Диаметр трубопроводов должен определяться гидрав-

лическим расчетом и соотноситься с сортаментом выпускае-

мых труб. При этом диаметр нефтегазосборных трубопрово-

дов, транспортирующих влажный газ, должен назначаться 

из условия исключения образования застойных зон водных 
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скоплений. Диаметр водоводов должен назначаться из усло-

вия предотвращения образования в них осадков взвешенных 

частиц. Не допускается устройство трубопроводов, транспор-

тирующих продукцию со скоростями ниже критических, при 

которых выделяется из продукции подстилающий слой воды 

или твердые осадки. 

Гидравлический расчет трубопроводов, транспортиру-

ющих газожидкостные смеси, рекомендуется проводить по 

методикам, рекомендуемым в соответствии с РД 39-0076-91 и 

РД 39-3-1034-84. Кроме того, во всех крупных нефтяных ком-

паниях и проектных организациях имеются компьютерные 

программы по гидравлическому расчету трубопроводов. 

Оценочные инженерные расчеты производятся согласно 

Разделу 7 данной работы. 

В проекте должен быть разработан на все время экс-

плуатации трубопроводов план мероприятий, обеспечиваю-

щий равномерную загрузку трубопроводов путем очередности 

разбуривания скважин, организации регулируемого сброса 

попутно добываемых воды и газа на кустах скважин и дожим-

ных насосных станциях, переключения потоков нефти, газа и 

воды на трубопроводы соответствующего диаметра в момен-

ты реконструкции систем сбора с тем, чтобы обеспечить 

эмульсионный режим движения продукции по трубопрово-

дам, утилизацию воды закачкой ее в пласт через системы за-

воднения пластов. 

Трубопроводы должны быть надежно защищены от 

внутренней коррозии путем применения технологических ме-

тодов защиты, внутренних покрытий, ингибиторов коррозии, 

средств очистки трубопроводов от скоплений воды, твердых 

отложений. Целесообразность того или иного способа защиты 

(или их сочетание) на различных этапах эксплуатации трубо-

https://docs.cntd.ru/document/1200093587
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проводов должна быть подтверждена технико-экономическим 

расчетом. 

Целесообразность применения средств борьбы 

с наружной коррозией путем использования антикоррозион-

ных изоляционных материалов, средств электрохимической 

защиты в каждом конкретном случае должна быть определена 

технико-экономическим расчетом. 

В проекте обустройства месторождения на трубопро-

водах сбора нефти, газа и воды должны быть предусмотрены 

пункты наблюдения за скоростью внутренней коррозии, 

оснащенные датчиками и вторичными приборами контроля. 

В проекте обустройства месторождения на всех этапах 

производства строительных работ должны быть разработаны 

организационные мероприятия по: 

– контролю за качеством поступающих труб, фасонных деталей,

арматуры, сварочных материалов;

– операционному контролю за качеством подготовительных,

земляных, транспортных и разгрузочных, противокоррозион-

ных, сварочно-монтажных, укладочных, рекультивационных

работ.

Особое внимание должно быть уделено предпусковой 

диагностике и опрессовке трубопроводов при сдаче 

в эксплуатацию. 

Толщина стенки трубопроводов определяется проч-

ностным расчетом в зависимости от категории участка трубо-

провода, параметров транспортируемой среды и конструктив-

ного решения. Упрощенная формула следующая: 

S = PиспDн / ( 200R +2 Pисп, ), где 

S – толщина стенки, мм, 

Pисп – 1,25 Рраб, 

Dн – наружный диаметр трубы, мм, 
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R – допустимое напряжение =0,4 Gвр =16,8 кг/мм
2
 – для

стали. 

Трубопроводы должны быть сварены встык с установ-

кой на них соединительных деталей (отводов, тройников, пе-

реходников и др.) и стальной равнопроходного сечения 

запорной арматуры (кранов, задвижек, вентилей и т. д.), со-

гласно расчетному давлению в трубопроводе. Фланцевые со-

единения допускаются в местах подключения трубопроводов 

к аппаратам, арматуре и другому оборудованию, имеющему 

ответные фланцы на участках трубопроводов, требующих пе-

риодической разборки, а также могут быть использованы 

в качестве изолирующих в зонах с блуждающими токами. 

Отводы для участков трубопроводов, где предусматри-

вается проход очистных устройств, должны иметь радиусы 

изгиба не менее 5 диаметров трубопровода. У сварных отво-

дов угол поворота сектора не должен превышать 6°. 

Длина патрубков (прямых вставок), ввариваемых 

в трубопровод, должна быть не менее диаметра трубопровода. 

Для трубопроводов диаметром 300 мм и менее с рабочим дав-

лением до 2,5 МПа длину прямых вставок допускается при-

нимать не менее 100 мм. 

В местах разветвления системы трубопроводов, около 

мест запуска и приема очистных устройств, в местах установ-

ки технологических узлов запорной и регулирующей армату-

ры, на переходах, выполненных с использованием круто изо-

гнутых отводов, и в других случаях, где возможны значитель-

ные осевые перемещения от температурного перепада и 

внутреннего давления, следует определять величину этих пе-

ремещений, которые необходимо учитывать как воздействие 

при расчете на прочность указанных элементов системы. 
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Эти узлы и элементы системы при необходимости 

должны быть конструктивно защищены от осевых деформа-

ций примыкающих к ним подземных трубопроводов с помо-

щью открытых или закрытых компенсаторов, компенсаторов-

упоров, неподвижных опор, связей, ограничивающих дефор-

мации узлов и т. д. 

На газоконденсатных, газовых, нефтяных месторожде-

ниях и ПХР следует предусматривать подземную прокладку 

труб. Надземная (наземная) прокладка применяется на отдель-

ных участках в малонаселенных районах на неустойчивых 

грунтах, на переходах через водные преграды, овраги, балки, на 

участках пересечения коридора подземных коммуникаций и др. 

В каждом конкретном случае надземная (наземная) прокладка 

должна иметь соответствующее обоснование. 

Надземная прокладка трубопроводов систем заводне-

ния и захоронения пластовых и сточных вод не допускается. 

Необходимость внешней тепловой изоляции трубопро-

водов и ее конструктивное оформление определяются тепло-

техническими расчетами, свойствами транспортируемой сре-

ды, способом прокладки трубопровода, требованиями техно-

логического процесса, техники безопасности и пожарной 

безопасности в соответствии со строительными нормами. 

Запорная арматура промысловых трубопроводов уста-

навливается на расстояниях, определяемых расчетом, исходя 

из условия равнобезопасности участков и требований охраны 

окружающей среды. Запорная арматура устанавливается в со-

ответствии с проектом, учитывающим рельеф местности, 

в начале каждого ответвления от трубопровода протяженно-

стью более 500 м, на входе и выходе трубопровода из устано-

вок подготовки нефти, на обоих берегах водных преград, на 
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участках нефтегазопроводов, проходящих на отметках выше 

городов и населенных пунктов. 

Заглубление трубопроводов определяется условиями 

их сохранности, режимом транспортировки и свойствами 

транспортируемых сред. Для защиты от механических повре-

ждений и передачи внешних нагрузок заглубление трубопро-

водов до их верхней образующей должно быть не менее: 

– на непахотных землях вне постоянных проездов при услов-

ном диаметре 300 мм и менее – 0,6 м;  

– при условном диаметре более 300 мм, но менее 1000 мм – 

0,8 м;  

– при условном диаметре 1000 мм и более – 1,0 м;  

– в скальных грунтах и болотистой местности при отсутствии 

проезда автотранспорта и сельскохозяйственных машин для 

всех диаметров – 0,6 м; 

– на пахотных и орошаемых землях – 1,0 м; 

– при пересечении строительных и осушительных каналов, а 

также местных (промысловых) автомобильных дорог – 1,1 м. 

Глубина заложения трубопроводов, транспортирующих 

среды, замерзающие при отрицательных температурах, при-

нимается на 0,5 м ниже глубины промерзания грунта. 

Глубина заложения трубопроводов, транспортирующих 

пресную воду, устанавливается в соответствии со СНиПом. 

Допускается совместная прокладка (в одной траншее) 

трубопроводов одного назначения условным диаметром 300 

мм и менее. Количество трубопроводов, укладываемых в од-

ной траншее, определяется проектом. При одновременной 

прокладке расстояние между трубопроводами принимается из 

условия качественного и безопасного производства работ при 

их сооружении и ремонте, но не менее 0,5 м в свету. 
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При разновременной укладке трубопроводов в траншее 

как одного, так и различного назначения расстояния между 

ними следует принимать с учетом обеспечения сохранности 

действующего трубопровода при производстве строительно-

монтажных работ и безопасности производства работ. Однако 

расстояния должны быть не менее указанных в табл. 5.2. 

Таблица 5.2 

Минимальные расстояния между трубопроводами 

Условный диаметр проектиру-

емого трубопровода, мм 

Минимальное расстояние между 

осями проектируемого и действу-

ющего трубопроводов, м 

До 100 включительно 5 

Свыше 100 до 300 включи-

тельно 

8 

Свыше 300 до 600 включи-

тельно 

11 

Свыше 600 14 

Примечание. В районах Крайнего Севера при соответству-

ющем обосновании допускается прокладка трубопроводов различ-

ного назначения в одной траншее при одновременном строитель-

стве трубопроводов с диаметром до 300 мм с расстоянием в свету 

между трубами не менее 0,5 м. 

Наземная прокладка трубопроводов в насыпях применя-

ется на участках с низкой несущей способностью грунтов на 

болотах и обводненных участках. На участках, расположенных 

на грунтах, теряющих несущую способность при оттаивании, 

наземная прокладка в насыпи возможна, если под трубопрово-

дом устраивается теплоизолирующий слой, предохраняющий 

грунт от растепления или при транспортировке продукта, име-

ющего постоянно отрицательную температуру. 
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Допускается совмещение насыпи, отсыпаемой для тру-

бопроводов, с насыпью для внутрипромысловой эксплуатаци-

онной дороги. При этом должны быть осуществлены меро-

приятия по защите трубопровода от повреждения тяжелой 

техникой. 

Наземная прокладка трубопроводов без обвалования 

грунтом с компенсацией осевых деформаций допускается на 

трассах, проходящих по малонаселенной местности со спо-

койным рельефом, при отсутствии бугров пучения, оползней и 

других условий, которые могут вызвать недопустимые гори-

зонтальные и вертикальные перемещения трубопроводов. 

Надземная прокладка трубопроводов применяется на 

участках, где грунты обладают низкой несущей способно-

стью, на участках с пересеченным рельефом местности, при 

наличии большого количества водотоков, оврагов, озер и рек, 

на переходах трубопроводов через водные преграды, русла 

селевых потоков, при пересечении оползневых участков и 

участков с просадочными и пучинистыми грунтами, при 

скальных грунтах, на участках с вечномерзлыми грунтами и 

в других случаях, когда подземная прокладка недостаточно 

надежна, сложна и экономически нецелесообразна, а также в 

случаях необходимости изолировать «горячие» трубопроводы 

от вечномерзлого грунта. 

Допускается надземная прокладка нескольких трубо-

проводов на одних опорах в один – два яруса с обеспечением 

доступа к ним для выполнения ремонтных работ, а также ра-

бот по нанесению и восстановлению противокоррозионных 

покрытий. Расстояние в свету между расположенными рядом, 

на одном уровне, трубопроводами должно быть не менее 250 

мм при условном диаметре труб до 250 мм включительно и не 
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менее диаметра трубопровода при трубах с условным диамет-

ром более 250 мм. 

Высоту прокладки надземного трубопровода от по-

верхности земли следует принимать в зависимости от рельефа 

местности и грунтовых условий, климатических условий рай-

она, теплового воздействия трубопровода на грунты, обеспе-

чения проездов транспорта, миграции крупных животных и 

других соображений. Расстояние от низа трубопровода до по-

верхности земли должно быть не менее 0,25 м, в местах сво-

бодного прохода людей – не менее 2,5 м, на путях миграции 

крупных животных – не менее 3,0 м и при пересечении авто-

мобильных дорог – не менее 5,5 м (по согласованию с органи-

зациями, эксплуатирующими их). 

Для предотвращения возникновения напряжений в тру-

бопроводах при их неравномерных осадках в вечномерзлых 

грунтах следует предусматривать специальные мероприятия: 

устройство теплоизоляции, замену грунта, укладку трубопро-

вода с учетом ожидаемой деформации, применение опор для 

фиксации положения трубопроводов, применение геотекстиль-

ных материалов, охлаждение грунта или перекачиваемого про-

дукта, прокладку по типу «труба в трубе» и др. 

Допускается подземная прокладка трубопроводов на 

оползающих откосах при заглублении в мерзлые грунты ниже 

прогнозируемой поверхности оползания оттаявшего массива. 

Устойчивое положение трубопроводов против всплы-

тия и выпирания при прохождении на обводненных и заболо-

ченных участках при отсутствии транспортируемого продукта 

в них, в тех случаях, когда грунт не обладает удерживающей 

способностью или его удерживающая способность недоста-

точна, обеспечивается заменой и закреплением грунта, за-

креплением трубопроводов с помощью балластирующих 
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устройств, анкерных креплений или другими способами, вы-

полняемыми согласно расчету. 

В качестве балластирующих устройств могут приме-

няться: сплошное бетонирование трубопровода; сплошное по-

крытие трубопровода сборными железобетонными скорлупа-

ми; установка штучных железобетонных грузов различной 

конструкции с использованием только массы грузов или массы 

грузов с расположенным на них грунтом; укладка над трубо-

проводом плит или ящиков с грунтом, расстилка над трубопро-

водом нетканых материалов, удерживающих определенную 

массу грунта, засыпка, закрепление грунта и другие методы. 

В качестве анкерных устройств могут применяться: вин-

товые анкеры, анкеры с раскрывающимися лопастями, анкеры, 

вмороженные в вечномерзлый грунт, и другие виды металличе-

ских анкеров, забивные и вмораживаемые сваи; в условиях 

вечномерзлых грунтов – сваи с последующим образованием 

расширений на концах и другие анкерные устройства. 

Для свободного проезда транспорта и беспрепятствен-

ного прохода людей на воздушных переходах минимальная 

высота до нижней части трубопроводов или пролетных строи-

тельных конструкций высоких эстакад должна быть: 

над железнодорожными путями (от головки рельсов) – 

6,0 м; 

над автодорогами и проездами – 5,5 м; 

над пешеходными проходами – 2,5 м. 

При пересечении высокими эстакадами железнодорож-

ных путей и автодорог расстояние по горизонтали от грани 

ближайшей опоры эстакады должна быть не менее: 

до оси железнодорожного пути нормальной колеи – 

2,45 м; 

до бордюра автодороги – 1,0 м. 
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Пересечения эстакад с воздушными линиями электро-

передачи необходимо выполнять в соответствии с «Правила-

ми устройства электроустановок» (ПУЭ). 

Воздушные линии электропередачи на пересечениях 

с эстакадами должны проходить только над трубопроводами. 

Минимальное расстояние по вертикали от верхних технологи-

ческих трубопроводов эстакады до линий электропередачи 

(нижних проводов с учетом их провисания) следует прини-

мать в зависимости от напряжения: 

Напряжение, кВ До 

1,0 

От 1 

до 20 

От 35 

до 110 

150 220 

Расстояние над трубо-

проводом, м 

 

1,0 

 

3,0 

 

4,0 

 

4,5 

 

5,0 

 

При определении вертикального и горизонтального рас-

стояний между воздушными линиями электропередачи и внут-

риплощадочными трубопроводами всякого рода защитные 

ограждения, устанавливаемые над ними в виде решеток галерей, 

площадок, следует рассматривать как части трубопроводов. 

Транзитная прокладка любых трубопроводов под зда-

ниями и над ними не допускается. 

В местах прохождения через стены, перекрытия, пере-

городки внутриплощадочные трубопроводы должны быть за-

ключены в стальные гильзы из труб, внутренний диаметр кото-

рых на 10-20 мм больше наружного диаметра трубопроводов 

или тепловой изоляции. Зазор между трубопроводом и гильзой 

с обоих концов должен быть заполнен несгораемым материа-

лом, допускающим продольное перемещение трубопровода. 
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Гильзы должны быть жестко заделаны в строительной 

конструкции. Размещать сварные стыки трубопровода внутри 

гильз не допускается. 

При расположении и креплении внутриплощадочных 

трубопроводов в зданиях следует учитывать возможность 

свободного перемещения подъемно-транспортных устройств. 

Запрещается прокладывать внутриплощадочные тру-

бопроводы внутри административных, бытовых, хозяйствен-

ных помещений, в помещениях электрораспределительных 

устройств, камер, тепловых пунктов, а также на путях эвакуа-

ции персонала (лестничных клетках, коридорах и т. д.). 

Внутриплощадочные трубопроводы с условным прохо-

дом до 100 мм допускается прокладывать по наружной по-

верхности глухих стен вспомогательных помещений. 

Внутриплощадочные трубопроводы с условным прохо-

дом до 200 мм допускается прокладывать по несгораемым 

участкам несущих стен производственных зданий. Такие тру-

бопроводы должны располагаться на 0,5 м ниже или выше 

оконных или дверных проемов (за исключением зданий, име-

ющих сплошное остекление). 

Прокладка промысловых нефтегазоконденсатопрово-

дов в одной траншее с кабельными линиями запрещается. 

Параллельная прокладка трубопроводов, а также пере-

сечение их с кабелем должны производиться в соответствии 

с ПУЭ. 

При прокладке кабельных линий параллельно с нефте-, 

газо- и конденсатопроводами расстояние по горизонтали между 

кабелем и газоконденсатопроводом должно быть не менее 1 м. 

Кабели, находящиеся от нефте-, газо- и конденсатопро-

вода на меньшем расстоянии (но не менее 0,25 м), на всем 

протяжении сближения должны быть проложены в трубах. 
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Параллельная прокладка кабелей над и под нефте-, га-

зо- и конденсатопроводом в вертикальной плоскости 

не допускается. 

Не допускается прокладка трубопроводов из органиче-

ских материалов в наземном исполнении. На установках под-

готовки нефти трубы неметаллические могут применяться 

только для сбора канализационных стоков и сточной воды. 

В системе сбора и ППД неметаллические трубы применяются 

согласно специальным руководящим документам. 

5.4 Переходы трубопроводов через естественные и 

искусственные препятствия 

Переходы трубопроводов через реки, каналы, озера, 

ручьи, овраги, болота, автомобильные и железные дороги мо-

гут выполняться надземным или подземным способами. Вы-

бор способа сооружения перехода производится на основании 

технико-экономических расчетов. Принятые решения согла-

совываются с организациями, в ведении которых находятся 

пересекаемые системы. 

Подводные переходы трубопроводов через водные 

преграды 

Местоположение участка подводного перехода опреде-

ляется с учетом направления трассы трубопровода и согласо-

вывается со всеми заинтересованными организациями. 

Створы переходов через реки выбираются на наиболее 

устойчивых против размыва участках русел с минимальной 

шириной заливаемой поймы в направлении перпендикулярно 

динамической оси потока. Необходимо избегать участков, 

сложенных скальным грунтом. Прокладка подводных перехо-

дов, как правило, должна осуществляться с заглублением в 

дно водоема на 0,5 м ниже прогнозируемого профиля дна реки 
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до верха забалластированного трубопровода, определяемого 

на основании инженерных изысканий, но не менее 1,0 м от 

естественных отметок дна водоема. 

На переходах через несудоходные и непромерзающие 

до дна закрытые водоемы в районах Западной Сибири и 

Крайнего Севера при соответствующем обосновании допуска-

ется укладка трубопроводов на дно водоема с заглублением в 

грунт не менее чем на 0,5 м от верха забалластированного 

трубопровода до дна водоема. 

При замерзании водоема расстояние от нижней по-

верхности льда до верха балластировки трубопровода должно 

быть не менее 0,5 м. При пересечении водных преград, дно 

которых сложено скальными грунтами, заглубление трубо-

провода принимается не менее 0,5 м, считая от верха забалла-

стированного трубопровода, до отметки дна водоема в нена-

рушенном состоянии. 

При ширине водных преград при меженном горизонте 

75 м и более в местах пересечения водных преград промысло-

выми коллекторами газа (нефти), нефтегазосборными трубо-

проводами, нефтепроводами и водоводами пластовых и сточ-

ных вод следует предусматривать прокладку резервной нитки. 

При соответствующем обосновании резервную нитку разре-

шается предусматривать и при пересечении водных преград 

шириной до 75 м при ширине заливаемой поймы более 500 м 

по уровню воды при 10 % обеспеченности и продолжительно-

сти подтопления паводковыми водами более 20 дней. 

На подводных переходах диаметр трубопровода и диа-

метр резервной нитки следует принимать равными диаметру 

основной магистрали. Минимальные расстояния между осями 

газопроводов, заглубленных в дно водоема, должны состав-

лять 30 м при диаметре труб до 1000 мм включительно и 50 м 
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– для трубопроводов диаметром свыше 1000 мм. Подводные 

переходы в границах горизонта высоких вод (ГВВ) не ниже 

1 % обеспеченности должны закрепляться против всплытия. 

В русловой части перехода следует применять кольцевые гру-

зы или обетонирование, обеспечивающие их надежную 

устойчивость против смещений при возможных деформациях 

русла. 

На переходах через глубокие болота и озера при соот-

ветствующем технико-экономическом обосновании для 

предотвращения всплытия трубопроводов диаметром до  

250 мм допускается вместо балластирующих устройств при-

менять трубы с увеличенной толщиной стенки, обеспечиваю-

щей отрицательную плавучесть. 

На переходах через нерестовые реки и ручьи нефтега-

зопроводы следует прокладывать надземно на опорах с целью 

исключения воздействия на условия обитания ценных пород 

рыб, при этом трубы должны располагаться выше 1 % уровня 

ГВВ на величину не менее 1,0 м. Кроме того, должны быть 

предусмотрены мероприятия по защите выходов труб из грун-

та от ледохода и корчехода. 

В случае максимальной глубины промерзания воды на 

внутриболотных озерах глубина заложения трубопроводов 

должна обеспечивать исключение вмерзания балластировоч-

ных грузов в лед. 

Надземные переходы трубопроводов 

При надземном пересечении оврагов, балок, ущелий, 

каналов, рек и других водных преград расстояние от низа тру-

бы или конструкций пролетного строения следует принимать: 

при пересечении оврагов, балок, малых водотоков, а 

также стоячих озер – не менее 0,5 м до уровня воды при 5 % 

обеспеченности; 
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при пересечении несудоходных, несплавных рек, 

больших оврагов, где возможен ледоход, и озер с поворотным 

течением воды и перемещением льда – не менее 0,2 м до 

уровня воды при 1 % обеспеченности и от наивысшего гори-

зонта ледохода; 

при пересечении судоходных и сплавных рек – не менее 

величины, установленной нормами проектирования подмосто-

вых габаритов и требованиями проектирования мостов (рис. 5.2). 

Рис. 5.2 Наземный переход трубопровода через водоем позволяет 

устанавливать круглогодичный визуальный контроль за состоянием 

трубы. Такая конструкция допускает температурные колебания 

длины трубы без напряжения. 

При наличии сплава и корчехода следует учитывать 

возможность образования заломов и заторов и расстояние до 

уровня воды при 1 % обеспеченности увеличивать до 1 м. 



240 

Совместная прокладка на одних опорах групповых 

надземных переходов трубопроводов и электролиний разре-

шается только для сетей, предназначенных для обслуживания 

трубопроводов (кабелей сигнализации, диспетчеризации, 

электропривода задвижек). 

При этом электропроводка должна располагаться 

в трубах ниже трубопроводов на самостоятельных кронштей-

нах или подвесках. 

На переходах через водные преграды по технологиче-

ским мостам допускается совместная прокладка газопроводов 

и совместная прокладка трубопроводов с жидкими горючими 

средами, если указанные трубопроводы относятся к одному 

технологическому узлу, например трубопроводы от одной 

дожимной насосной станции (ДНС). 

Переходы трубопроводов через железные и 

автомобильные дороги 

Переходы трубопроводов через железные дороги, вне-

промысловые автомобильные дороги I-IV категорий и промыс-

ловые автомобильные дороги с усовершенствованным покры-

тием следует проектировать в местах прохождения дорог 

в насыпях или в нулевых отметках, угол пересечения трубо-

провода с дорогами должен быть 90°. Все пересечения необхо-

димо согласовывать с владельцем транспортных магистралей. 

Прокладка трубопроводов через тело насыпи не допускается. 

Места переезда обозначаются специальными знаками. 

Участки трубопроводов в местах пересечения желез-

ных и автомобильных дорог должны заключаться в защитные 

футляры из стальных или железобетонных труб, в тоннели, 

диаметр которых определяется условиями производства работ 

и конструкцией перехода, но должен быть больше наружного 

диаметра трубы не менее чем на 200 мм. 
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Рис. 5.3 Вариант перехода трубы через автодороги 3; 4 категории 

 

Рис.5.4 Подземные переходы трубопроводов через железные 

и автомобильные дороги. 
 

Концы футляра должны выводиться на расстояние: 

– на переходах через железные дороги – на 25 м от осей край-

них путей, но не менее чем на 5 м от подошвы откоса насыпи 
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и на 3 м – от бровки откоса выемки или водоотводных соору-

жений (кювета, нагорной канавы и т. п.); 

– на переходах через автомобильные дороги – на 10 м от бров-

ки земляного полотна, но не менее чем на 2 м от подошвы

насыпи. На нефтепроводах и нефте-, продуктопроводах, пере-

секающих автодороги III и IV категорий, расстояние от бровки

земляного полотна может быть сокращено до 5 м. (рис. 5.3).

С конца кожуха выводится трубка на трап с факелом. 

Конец патрона и трубопровод обеспечивается тампоном. 

На обоих концах защитного кожуха должны быть 

предусмотрены уплотнения, обеспечивающие герметичность 

межтрубного пространства в целях охраны окружающей сре-

ды. На трубопроводах I и II категорий диаметром более 

500 мм один из концов защитного кожуха должен иметь вы-

ход в отводной колодец или на трап с факелом. 

Заглубление трубопроводов на переходах под желез-

ными дорогами должно быть не менее 2 м от подошвы рельса 

до защитного футляра и не менее 0,5 м до него от дна кювета, 

водоотводной канавы или дренажа. Заглубление трубопрово-

дов под автомобильными дорогами должно приниматься не 

менее 1,4 м от верха покрытия дорог (проезжей части) до за-

щитного футляра, а при его отсутствии – до верхней образу-

ющей трубопровода и не менее 0,4 м от дна кювета, водоот-

водной канавы или дренажа. На переходах через железные и 

автомобильные дороги, проложенные на пучинистых и не-

устойчивых грунтах, следует предусматривать конструктив-

ные мероприятия для исключения неравномерных пучений 

(осадок) основания дорог. 

Места пересечения трубопроводов с железными доро-

гами должны быть удалены (по горизонтали) от стрелок и 
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крестовин не менее чем на 10 м. При пучинистых и неустой-

чивых грунтах это расстояние увеличивается до 20 м. 

5.5 Создание защитных (буферных) зон вокруг 

особо опасных трубопроводных систем 

Защитные зоны создаются с целью предотвращения от-

рицательных воздействий трубопроводов на объекты, распо-

ложенные по границам этих зон, а также деятельности раз-

личных организаций на сохранность и безопасность работы 

самих трубопроводов. 

Определяющие величину защитных зон минимальные 

расстояния от оси подземных, наземных и надземных трубо-

проводов различного назначения до объектов, зданий и со-

оружений следует принимать в соответствии со СНиПом. 

В пределах защитных зон запрещается строительство 

каких-либо объектов без согласования с эксплуатирующей 

организацией. 

Фактический материал по трубопроводу (исполнительная 

съемка), оформленный в установленном порядке строительно-

монтажными организациями и заказчиком, должен быть передан 

в органы исполнительной власти на местах для нанесения его на 

районные карты землепользования. 

Отвод земельных участков под строительство зданий и 

сооружений и прокладку коммуникаций в непосредственной 

близости от защитных зон осуществляется в порядке, уста-

новленном действующим законодательством, органами мест-

ной власти. 

Предприятия, организации, учреждения и отдельные 

граждане (застройщики) до рассмотрения соответствующими 

органами местной власти ходатайства о предоставлении земель-
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ных участков вблизи защитных зон должны согласовать строи-

тельство с предприятием, эксплуатирующим трубопровод. 

До начала заполнения трубопровода транспортируемой 

продукцией должны быть выполнены все работы, предусмот-

ренные проектом. 

5.6 Требования к оснащению технологических  

систем сбора средствами контроля, регулирова-

ния, противоаварийной защиты 

Средства автоматизации контроля и регулирования 

должны обеспечивать: 

– контроль (местный и дистанционный) за ходом технологи-

ческих процессов транспорта нефти и газа; 

– контроль состояния и режимов работы технологического 

оборудования; 

– измерение текущих параметров (давления, температуры, рас-

хода, уровня, качества продукции); 

– возможность получения информации по отдельным контро-

лируемым параметрам, их предельным величинам или откло-

нениям от установленных значений; 

– поддержание заданного технологического режима; местное 

и дистанционное управление работой технологического  

оборудования. 

Средства противоаварийной защиты должны  

предусматривать: 

– аварийную сигнализацию при выходе технологических па-

раметров за предельные значения; 

– управление объектами систем сбора в целях предупрежде-

ния, определения, локализации и ликвидации аварий; 

– автоматическую блокировку оборудования, действующую 

независимо от других устройств управления. 
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5.7 Требования к оснащению промысловых 

трубопроводов средствами очистки 

Очистка внутренней полости промысловых трубопрово-

дов должна предусматриваться с целью восстановления их 

пропускной способности путем удаления парафина, песка, во-

дяных и газовых скоплений и различных механических приме-

сей, а также с целью снижения скорости коррозии труб за счет 

удаления скопления воды и механических примесей. Узлы за-

пуска и приема очистных устройств должны предусматривать-

ся на трубопроводах диаметром 200 мм и более. А в выкидных 

линиях диаметром 102-114 мм разрешается пропуск резиновых 

шаров и торпед. 

Выбор метода очистки (механический, химический, 

термический, комбинированный) и оснащения участка трубо-

провода комплексом оборудования для очистки его внутрен-

ней полости должен быть подтвержден технико-

экономическим расчетом. 

Очистка телескопических трубопроводов может произ-

водиться термическим или химическим (в том числе гелями) 

способами, а также скребками для труб переменного диаметра. 

Участки трубопровода, подвергающиеся механическим 

методам очистки, должны удовлетворять следующим 

требованиям: 

– участок трубопровода должен быть сварен из труб одного

диаметра с учетом возможности пропуска очистного устрой-

ства на всем его протяжении;

– величины овальности труб, вмятин и гофр должны нахо-

диться в допустимых пределах;

– участок не должен иметь подкладных колец, устройств, вы-

ступающих во внутреннюю полость трубопровода;
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– радиусы кривых вставок на участке должны быть не менее

пяти диаметров трубопровода;

– участок трубопровода должен быть оснащен полнопроход-

ной запорной арматурой;

– участок должен выдерживать нагрузки от пропуска очист-

ных устройств.

Комплекс оборудования для очистки полости трубо-

провода должен обеспечивать выполнение всех необходимых 

технологических операций, включающих пуск и прием очист-

ного устройства, контроль за прохождением его по участку, 

сбор и утилизацию выносимых из трубопровода загрязнений. 

Камеры пуска и приема очистного устройства устанав-

ливаются на фундаментах для обеспечения их несмещаемости 

в процессе эксплуатации. Они должны быть рассчитаны на 

нагрузки от пропуска очистных устройств и осевые усилия от 

температурного перепада и внутреннего давления. При необ-

ходимости камеры пуска очистных устройств должны быть 

конструктивно защищены от осевых усилий, обусловленных 

воздействием примыкающих к ним подземных трубопрово-

дов. Герметизацию камер следует обеспечивать по I классу 

герметичности (рис. 5. 5). 

Рис. 5.5 Камера пуска очистного устройства
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6. ОСНОВНЫЕ ТРЕБОВАНИЯ К ТЕХНОЛОГИИ 

И ОРГАНИЗАЦИИ СТРОИТЕЛЬСТВА  

ПРОМЫСЛОВЫХ ТРУБОПРОВОДОВ 

6.1 Общие положения 

Требования к работам, выполняемым при строитель-

стве трубопроводов, в равной степени распространяются на 

работы при реконструкции и капитальном ремонте с заменой 

участков трубопроводов. 

6.2 Подготовительные работы 

В стадии подготовительных работ заказчик обязан со-

здать геодезическую разбивочную основу для строительства и 

не менее чем за 10 дней до начала строительно-монтажных 

работ передать подрядчику техническую документацию на 

нее и на закрепленные на трассе строительства трубопровода 

пункты и знаки этой основы. 

Перед началом строительства генподрядная строитель-

но-монтажная организация должна выполнить на трассе сле-

дующие работы: 

– провести контроль геодезической разбивочной основы 

с точностью линейных измерений не менее 1/500, угловых 2' и 

нивелирования между реперами с точностью 50 мм на 1 км 

трассы. Трасса принимается от заказчика по акту, если изме-

ренные длины линий отличаются от проектных не более чем 

на 1/300 длины, углы: 

– не более чем на 3' и отметки знаков, определенные из ниве-

лирования между реперами, не более 50 мм; 

– установить дополнительные знаки (вехи, столбы и пр.) по 

оси трассы и по границам строительной полосы; 
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– вынести в натуру горизонтальные кривые естественного (упру-

гого) изгиба через 10 м, а искусственного изгиба – через 2 м;

– разбить пикетаж по всей трассе и в ее характерных точках (в

начале, середине и конце кривых, в местах пересечения трасс

с подземными коммуникациями). Створы разбиваемых точек

должны закрепляться знаками, как правило, вне зоны строи-

тельно-монтажных работ; установить дополнительные реперы

через 2 км по трассе.

До начала основных строительно-монтажных работ 

генподрядчик должен выполнить подготовительные работы 

на трассе. 

Расчистку трасс под многониточные трубопроводы при 

одновременном их строительстве на обводненных и заболо-

ченных участках необходимо выполнять на полную проект-

ную ширину коридора. 

На сложных участках (болотах, переувлажненных и 

обводненных участках трассы) могут быть использованы сле-

дующие конструкции технологических проездов: со сборно-

разборным покрытием; лежневые; деревогрунтовые; насып-

ные, армированные мелколесьем; насыпные с применением 

нетканых синтетических материалов (НСМ); грунтовые без 

покрытия; снежно-ледовые. 

6.3 Земляные работы. Разработка траншей 

Размеры и профили траншей устанавливаются проек-

том в зависимости от назначения и диаметра трубопроводов, 

характеристики грунтов, гидрогеологических и других усло-

вий в соответствии с действующими РД. 

Для районов с глубиной промерзания 0,4 м и более 

в зимних условиях должны предусматриваться мероприятия 

по предохранению грунта от промерзания (рыхление поверх-
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ностного слоя, снежный валик, утепление древесными остат-

ками и др.). Для сокращения продолжительности оттаивания 

мерзлого грунта в теплое время необходимо к периоду уста-

новления положительных температур удалить снег с полосы 

будущей траншеи. 

До начала работы по устройству траншеи в скальных 

грунтах с ее полосы снимают вскрышной слой рыхлого грунта 

на всю глубину до обнажения скального грунта при толщине 

вскрышного слоя до 0,5 м. При меньшей толщине вскрышного 

слоя его можно не удалять. 

Снятый грунт вскрыши укладывают на берме траншеи 

и используют при необходимости для подсыпки и присыпки 

трубопровода. 

6.4 Транспортные и погрузочно-разгрузочные  

работы 

Трубы (секции) с теплоизоляцией должны перевозить-

ся на транспортных средствах со специальным оборудовани-

ем, позволяющим избежать повреждения теплоизоляции. 

При выполнении погрузочно-разгрузочных работ 

с обетонированными трубами следует применять торцевые 

захваты, стропы, траверсы, мягкие полотнища специальной 

конструкции, снижающие давление на кромки труб. Коники 

трубовозов необходимо оборудовать мягкими подкладками во 

избежание повреждения покрытия труб. Запрещается исполь-

зовать незащищенные стальные канаты в качестве такелаж-

ных средств. 

Штабелирование обетонированных труб диаметром до 

720 мм производят в четыре яруса, а с диаметром свыше  

720 мм – в три яруса. 
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При перевозке на плетевозах число труб и трубных 

секций определяют с учетом грузоподъемности машин и раз-

меров труб. 

6.5 Противокоррозионная и тепловая изоляция 

Типы и конструкции изоляционных и теплоизоляцион-

ных покрытий, а также материалы, применяемые для защиты 

от коррозии и для теплоизоляции трубопроводов, определя-

ются проектом в соответствии с соответствующим ГОСТ. 

В зависимости от конкретных условий прокладки и 

эксплуатации трубопроводов с учетом технико-

экономических расчетов следует применять два типа защит-

ных покрытий: усиленный и нормативный. 

Усиленный тип защитных покрытий следует применять 

на трубопроводах сжиженных углеводородов, трубопроводах 

диаметром 1020 мм, а также на трубопроводах любого диа-

метра, прокладываемых: 

– в засоленных почвах любого района страны (солончаковых,

солонцах, солодях, такирах, сорах и др.);

– в болотистых, заболоченных, черноземных и поливных поч-

вах, а также на участках перспективного обводнения;

– на подводных переходах и в поймах рек, а также на перехо-

дах через железные и автомобильные дороги, в том числе на

защитных футлярах и на участках трубопроводов, примыка-

ющих к ним;

– на участках блуждающих токов.

Приемочный контроль состояния изоляции закончен-

ных после строительства участков трубопроводов осуществ-

ляют в соответствии со стандартами. Если при контроле изо-

ляции установлено ее неудовлетворительное состояние, то 

необходимо: 

https://docs.cntd.ru/document/901711179
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– найти места повреждений и провести ремонт;

– повторно испытать изоляцию.

Все скрытые работы должен принять заказчик, о чем 

составляют акт, в котором делают отметку о разрешении вы-

полнять работы. Для приемки скрытых работ подрядчик обя-

зан вызвать представителя заказчика. Если представитель за-

казчика не явился в указанный подрядчиком срок, то послед-

ний составляет односторонний акт. Промежуточной приемке 

с составлением актов на скрытые работы подлежат: 

– поверхностные и глубинные анодные заземления; протек-

торные установки;

– кабели, прокладываемые в земле;

– контрольно-измерительные пункты, электрические пере-

мычки; защитные заземления установок электрохимзащиты и

трансформаторного пункта;

– изолирующие фланцы.

При осмотре и промежуточной приемке скрытых работ 

проверяют: 

– соответствие выполненных работ проекту;

– качество применяемых материалов, деталей, конструкций;

– качество выполнения строительно-монтажных работ.

При этом осуществляется входной контроль труб и де-

талей, поступающих для строительства трубопровода, в объе-

ме, установленном техническими условиями. Проверяется 

наличие и содержание маркировки. 

В каждой партии труб (выборочно, но не менее двух 

труб) подвергают контролю механические свойства металла в 

объеме, предусмотренном техническими условиями на трубы. 

При резке труб на каждый вновь образованный конец 

наносят маркировку предприятия – поставщика труб (номер 

партии и марку стали) и заверяют клеймом ОТК предприятия 
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– изготовителя сборочных единиц. В месте реза измеряют

наружный диаметр и толщину стенки трубы.

Полученные при освидетельствовании результаты 

внешнего осмотра и инструментального контроля заносят 

в ведомость. В ведомости должны быть отмечены трубы и 

другие элементы, подлежащие ремонту. 

Трубы (детали, элементы арматуры), прошедшие осви-

детельствование, должны быть промаркированы. 

Маркировка производится на расстоянии 100-150 мм от 

торца несмываемой краской в следующем порядке: 

порядковый номер трубы (детали, элемента арматуры); 

индекс категории, к которой отнесена труба (деталь, элемент 

арматуры) после освидетельствования: 

П – пригодный для использования в газонефтепроводном 

строительстве; 

Р – требующие ремонта для дальнейшего использования 

в газонефтепроводном строительстве; 

У – пригодные для использования в других отраслях народно-

го хозяйства; 

Б – непригодные к дальнейшему использованию. 

По результатам освидетельствования комиссия состав-

ляет акт, в котором указывается число освидетельствованных 

труб и число труб с различными индексами категории. 

6.6 Очистка полости и испытание промысловых 

трубопроводов 

Очистку полости и испытание промысловых трубопро-

водов необходимо осуществлять в соответствии с требовани-

ями ВСН. 

Промысловые трубопроводы должны подвергаться 

очистке полости и испытанию на прочность и герметичность 
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перед пуском в эксплуатацию после полной готовности участ-

ка или всего трубопровода (полной засыпки, обвалования или 

крепления на опорах, установки арматуры и приборов, катод-

ных выводов, представления исполнительной документации 

на испытываемый объект). 

Способы, параметры и схемы проведения очистки поло-

сти и испытания промысловых трубопроводов устанавливают-

ся рабочим проектом и проектом организации строительства 

(ПОС). На концах напорных и магистральных трубопроводов и 

на линейной части устанавливаются сигнализаторы прохожде-

ния очистного устройства механического или магнитного типа 

(рис. 6.1). 

 

Рис. 6.1 Схема прохождения очистного устройства магнитного типа 
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Промысловые трубопроводы должны очищаться и ис-

пытываться по специальной рабочей инструкции, за исключе-

нием промысловых нефтепроводов и нефтегазопроводов 

нефтяных промыслов диаметром менее 350 мм и с рабочим 

давлением менее 2,0 МПа, очистка полости и испытание кото-

рых должны выполняться по типовой инструкции, разрабаты-

ваемой заказчиком и строительно-монтажной организацией 

применительно к конкретному промыслу. 

Специальная рабочая инструкция на очистку полости и 

испытание составляется заказчиком и строительно-монтажной 

организацией для каждого конкретного трубопровода с уче-

том местных условий производства работ, согласовывается 

с проектной организацией и утверждается председателем ко-

миссии по проведению испытаний трубопроводов. 

Очистку полости трубопровода выполняют промывкой, 

продувкой или протягиванием очистных устройств. 

Промывку производят пропуском поршней-

разделителей с предварительным заполнением трубопровода 

водой. 

Вид испытаний (на прочность, герметичность), способ 

испытания (гидравлическое, пневматическое, комбинирован-

ное), величину испытательного давления, продолжительность 

и метод оценки результатов испытания необходимо прини-

мать в соответствии с проектной документацией. 

Проектную величину испытательных давлений опреде-

ляют в соответствии с руководящими документами. Величина 

пробного давления на прочность (гидравлическим или пнев-

матическим способом) устанавливается проектом и должна 

составлять не менее: 

25 х Р х [G20 ] / [G ],  

но не менее 0,2 МПа (2 кгс/см2), 
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где: Р – расчетное давление трубопровода, МПа; [σ] 20 – допус-

каемое напряжение для материала трубопровода при 20 °С; [σ] t 

– допускаемое напряжение для материала трубопровода при 

максимальной положительной расчетной температуре. Трубо-

провод выдерживают под испытательным давлением в течение 

пяти минут, после чего давление снижают до рабочего. Считает-

ся, что труба выдержала испытание, если давление по маномет-

ру не упало, не было запотеваний в сварных соединениях. 

При испытании трубопроводов воздухом или газом, не 

имеющими запаха, последние должны быть предварительно 

одорированы. 

Испытания проводятся установленной арматурой. 

Перед началом продувки и испытания трубопровода га-

зом или воздухом должны быть установлены и обозначены зна-

ками безопасности зоны, указанные в табл. 6.1, в которых за-

прещено находиться людям во время указанных работ. 

Таблица 6.1 

Зоны безопасности при очистке и испытании  

трубопроводов воздухом 

Условный диа-

метр трубопро-

вода Ду, мм 

Радиус опасной зоны 

 при очистке 

полости в обе 

стороны от 

трубопровода, 

м 

при очистке 

полости 

в направлении 

вылета ерша 

или поршня, м 

при испытании 

в обе стороны 

от трубопро-

вода, м 

До 300 40 600 100 

300-500 60 800 150 

500-800 60 800 200 

800-1000 100 1000 250 

1000-1400 100 1000 250 
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При гидравлических испытаниях и удалении воды из 

трубопроводов после испытаний должны быть установлены 

и обозначены на местности знаками безопасности опасные 

зоны, указанные в табл. 6.2. 

Таблица 6.2 

Зоны безопасности при гидравлических испытаниях 

трубопроводов 

Диаметр 

трубопрово-

да, мм 

Давление испытания 8,25 

Мпа 

Радиус опасной зоны, м 

Давление испытания 

свыше 8,25 Мпа Радиус 

опасной зоны, м 

в обе сто-

роны от оси 

трубопро-

вода 

в направле-

нии отрыва 

заглушки от 

торца тру-

бопровода 

в обе сто-

роны от оси 

трубопро-

вода 

в направле-

нии отрыва 

заглушки от 

торца тру-

бопровода 

100-300 75 600 100 900 

300-500 75 800 100 1200 

500-800 75 800 100 1200 

800-1000 100 1000 150 1500 

1000-1400 100 1000 150 1500 

Запрещается проведение испытаний трубопроводов на 

прочность и продувка их в ночное время. 

До начала продувки и испытания трубопровода необ-

ходимо снять напряжение с воздушных линий электропереда-

чи, находящихся в опасной зоне. 

При продувке минимальные расстояния от места вы-

пуска газа до сооружений, железных и шоссейных дорог, 

населенных пунктов следует принимать по табл. 6.2. 

Пневматические испытания трубопроводов должны 

проводиться воздухом или инертным газом. Пневматические 

испытания трубопроводов, ранее использовавшихся для 
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транспортировки углеводородных взрывоопасных сред, долж-

ны проводиться только инертными газами. 

Для наблюдения за состоянием трубопровода во время 

продувки или испытания должны выделяться обходчики, ко-

торые обязаны: 

а) вести наблюдения на закрепленных за ними участках 

трубопровода; 

б) не допускать нахождения людей, животных и дви-

жения транспорта в опасной зоне и на дорогах, закрытых для 

движения; 

в) немедленно оповещать руководителя работ обо всех 

обстоятельствах, препятствующих проведению продувки, ис-

пытания или создающих угрозу для людей, животных, соору-

жений и транспортных средств, находящихся вблизи трубо-

провода. 

При испытании наземных и надземных трубопроводов 

размеры опасных зон, указанные в табл. 6.2, должны быть 

увеличены в 1,5 раза. 

Перед вводом в эксплуатацию трубопровода с природ-

ным газом должно быть произведено вытеснение из трубопро-

вода воздуха газом давлением не более 0,1 МПа в месте его по-

дачи. Вытеснение воздуха можно признать законченным, когда 

содержание кислорода в газе, выходящем из газопровода, со-

ставляет не более 2 % по показаниям газоанализатора. 

При всех способах испытания на прочность и герме-

тичность для измерения давления должны применяться про-

веренные опломбированные и имеющие паспорт дистанцион-

ные приборы или манометры класса точности не ниже I и 

с предельной шкалой на давление около 4/3 от испытательно-

го, устанавливаемые вне охранной зоны. 
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В процессе выдержки трубопровода под испытатель-

ным давлением обеспечивается наблюдение за показаниями 

приборов контроля давления и температуры воды с записью 

в журнале наблюдений или на диаграммную бумагу с само-

пишущих приборов, установленных на постах наблюдений. 

Данные показаний приборов фиксируются в рабочих 

журналах наблюдений через каждый час. В рабочих журналах 

фиксируются также все моменты (периоды) снижения (повы-

шения) давления. 

В процессе гидравлических испытаний на каждом из 

испытываемых участков может наблюдаться постепенное сни-

жение (повышение) испытательного давления вследствие сни-

жения (повышения) температуры воды в трубопроводе за счет 

влияния теплового поля окружающей трубопровод среды. 

Величина снижения (повышения) испытательного дав-

ления по показаниям приборов не должна отличаться от зна-

чений, определяемых по формуле (6.1) с учетом замеренных 

температур воды: 

где Δ D – изменение давления, кгс/см; Δ t – изменение темпера-

туры, град.; β – коэффициент температурного расширения во-

ды, 1/град.; α – коэффициент температурного расширения, ста-

ли, 1/град.; Дн – наружный диаметр трубопровода, мм; C – ко-

эффициент объемного сжатия воды, 44,3·10 см/кгс; Е – модуль 

упругости стали, 2,1·10 кгс/см; δ – толщина стенки трубы, мм. 
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6.7 Диагностика промысловых трубопроводов. 

Методы диагностики 

Оптимальные сочетания, выбор и порядок применения 

методов неразрушающего контроля должны определяться 

в каждом конкретном случае с учетом технологичности 

средств технической диагностики, разрешающей способности, 

выявляемости дефектов и производительности контроля. 

Работы по диагностике внутрипромысловых трубопро-

водов должны выполняться с применением портативных при-

боров неразрушающего контроля, передвижных лабораторий 

дефектоскопии и в стационарных лабораториях с необходи-

мым приборным обеспечением. 

При проведении диагностических обследований состо-

яния внутренней поверхности трубопроводов методом ультра-

звуковой толщинометрии следует руководствоваться РД 

«Прогнозирование максимальной глубины коррозии и време-

ни до появления сквозных повреждений трубопроводов по 

данным ультразвуковой толщинометрии». 

Определение мест расположения на однородных по 

условиям коррозии участках контрольных отрезков, исходя 

из условий их доступности и равномерности расположения 

в пределах однородного участка. В среднем один контроль-

ный отрезок длиной 3,5-4 м должен приходиться на 500 м 

контролируемого участка трубопровода. 

Восстановление изоляции и засыпка шурфа. На трубо-

проводах наземной и надземной прокладки и незаглубленных 

участках подземных трубопроводов рекомендуется обустро-

ить контрольные отрезки для периодического измерения тол-

щин стенок. 

Графики проведения обследований должны состав-

ляться службой технического контроля предприятия и утвер-
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ждаться его руководителем; результаты обследования и про-

гнозирования должны заноситься в паспорт трубопровода. 

При определении местоположения утечек в трубопро-

водах следует использовать акустический метод контроля. 

Радиографический контроль можно проводить только 

в случае, если контролируемый трубопровод освобожден от 

перекачиваемого продукта. 

При определении коррозионного поражения по нижней 

образующей трубы измерение следует проводить по дуге в 30° 

в нижней части трубы через 7-10 мм. 

При аварии с выходом нефти следует провести обследо-

вание трубопровода по обе стороны от места утечки на рассто-

янии не менее 1 м с использованием средств толщинометрии и 

ультразвуковой дефектоскопии для обнаружения канавочной 

коррозии при выходе продукта в нижней части трубы и язвен-

ной коррозии – в случае выхода продукта в другом месте. 

Сварные соединения трубопроводов внутрипромысло-

вых систем с толщиной стенок труб от 4 до 30 мм, выполнен-

ные автоматической, полуавтоматической и ручной элек-

тродуговой сваркой плавлением, следует контролировать ра-

диографическим и ультразвуковым методами. Эти же методы 

используются при определении внутренних скрытых дефектов 

тела трубы (расслоения, закаты). 

При этом контролю подвергается поверхность шва и 

прилегающие к нему зоны шириной по 20 мм в обе стороны 

от шва. 

При магнитопорошковом контроле используют дефек-

тоскопы типа ПМД-70, а при магнитолюминесцентном до-

полнительно применяют ультрафиолетовый облучатель 

(например, типа КД-33Л). 
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Для проведения неразрушающего контроля сварных 

соединений ультразвуковым методом следует использовать 

эхо-импульсные ультразвуковые дефектоскопы следующих 

типов: ДУК-66ПМ, УД-11ПУ, УД2-12, УД2-17. В цеховых 

условиях можно также использовать дефектоскопы УД-10УА 

и УД-11УА. 

Трубы, используемые для замены поврежденных 

участков внутрипромысловых трубопроводов при ремонтно-

восстановительных работах, должны быть предварительно 

проверены на отсутствие дефектов и их соответствие имею-

щимся заводским сертификатам. 

Результаты контроля должны быть зафиксированы 

в специальных журналах и заключениях. Журнал – первичный 

документ, где регистрируются результаты контроля. Сведения 

в журнал заносит оператор. Заключение – конечный документ 

(оформляется при сдаче). Форма журнала и заключения уста-

навливается технической службой НГДУ. 

В журнале и заключении фиксируются следующие  

сведения: 

– наименование трубопровода; 

– номер испытательной схемы (координаты контролируемого 

участка); 

– диаметр, толщина стенки трубопровода, марка стали; 

– год ввода в эксплуатацию; 

– тип изоляционного покрытия; 

– наличие ЭХЗ; 

– режим работы трубопровода; 

– тип и заводской номер прибора; 

– вид документации, по которой проводился контроль; 

– параметры контроля; 

– тип стандартного образца для настройки прибора; 
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– координаты и характеристики обнаруженных дефектов;

– оценка качества контролируемого объекта;

– даты проведения контроля и выдачи заключения;

– фамилия и подпись дефектоскописта;

– фамилия и подпись руководителя контрольной службы.

6.8 Нормы отбраковки трубопроводов 

А. Величина отбраковочного размера стандартных труб 

не может быть меньше указанной ниже: 

наружный диаметр Дн, мм 108 219 325 377 > 426

 наименьшая допустимая 

толщина стенки трубопро-

вода, мм 

2,0 2,5 3,0 3,5 4,0 

Б. Если в результате коррозии или эрозии за время рабо-

ты до очередной ревизии толщина стенки выйдет за пределы 

отбраковочных размеров. 

В. Если во время ревизии обнаружены дефекты в их 

стенке в виде сферических, цилиндрических язв, трещин, 

свищей, пробоин, вмятин, гофр, рисок, царапин, наличие ко-

торых требует отбраковки элемента трубопровода. 

Г. Если механические свойства материала изменились и 

не удовлетворяют требованиям проекта. 

Д. Если при обследовании сварных швов обнаружены 

следующие дефекты, не подлежащие исправлению: 

– трещины длиной более 50 мм в сварном шве или в около-

шовной зоне основного металла;

– непровары размером более 10 % от толщины стенки. Отбра-

ковка труб осуществляется специальной комиссией, назна-

ченной руководителем добывающего предприятия.
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Таблица 6.3 

Предельные отбраковочные значения толщин стенок  

корпуса арматуры 

Условный  

диаметр Ду, мм 

80 200 400 500 700 800 1000 1220 

Предельная  

отбраковочная 

толщина стенки, 

мм (при = 10 

МПа) 

3 4,5 6 7 8,5 10 11 14 

Все работы, связанные с отбраковкой труб, должны 

выполняться с соблюдением требований безопасности. 

После проведения обследования и отбраковки должен 

быть составлен акт ревизии и отбраковки. 

6.9 Периодические испытания трубопроводов 

Надежность работы выкидных линий скважин, 

нефтесборных коллекторов, внутрипромысловых напорных 

нефтепроводов, нефтепроводов товарной нефти, водоводов 

низкого и высокого давления, газопроводов должна прове-

ряться путем периодических гидравлических испытаний на 

прочность и плотность. 

Периодические испытания трубопроводов приурочи-

вают к времени проведения ревизии трубопровода. Перио-

дичность проведения испытаний должна быть не реже одного 

раза в восемь лет. 

Все трубопроводы испытываются на прочность давле-

нием, равным 1,25 от рабочего давления. Выкидные линии 

скважин и водоводы высокого давления испытываются в те-

чение шести часов. 
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Нефтесборные коллекторы, внутрипромысловые 

напорные нефтепроводы, нефтепроводы товарной нефти, во-

доводы низкого давления, газопроводы испытываются в тече-

ние 24 часов. 

После испытания на прочность проводятся испытания 

на плотность давлением, равным рабочему давлению, в тече-

ние времени, которое необходимо для тщательного осмотра 

трубопровода, но не менее 24 часов. Периодические испыта-

ния проводятся под руководством лица, ответственного за их 

безопасную эксплуатацию, и оформляются актом. 

Лицо, ответственное за безопасную эксплуатацию тру-

бопровода, на основании соответствующего акта делает запись 

о результатах испытания и назначает срок следующего испыта-

ния в паспорте трубопровода, а для трубопроводов, на которые 

паспорт не составляется, в эксплуатационном журнале. 

6.10 Ремонтные работы на трубопроводах 

Объемы ремонтных работ на ПТ и сроки их выполне-

ния определяет заказчик по результатам осмотров, диагности-

ческих обследований, ревизий, по прогнозируемым режимам 

транспортировки нефти и газа, установленным предельным 

рабочим давлениям, анализу эксплуатационной надежности, в 

соответствии с местными условиями и требованиями безопас-

ности. Ремонт промысловых трубопроводов осуществляется 

в соответствии с действующими нормативными документами. 

Сведения о проведенных ремонтных работах в пятна-

дцатидневный срок должны быть внесены в исполнительную 

техническую документацию и паспорт трубопровода. 

Текущий ремонт (ТР) – минимальный по объему и со-

держанию плановый ремонт, осуществляемый в процессе экс-

плуатации и заключающийся в систематически и своевремен-
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но проводимых работах по предупреждению от преждевре-

менного износа линейных сооружений, по устранению мелких 

повреждений и неисправностей. 

К текущему ремонту ПТ относятся: 

– работы, выполняемые при техническом обслуживании; 

– ликвидация мелких повреждений земляного покрова над 

трубопроводом; 

– устройство и очистка водоотводных канав, вырубка кустар-

ников; 

– очистка внутренней полости трубопроводов от парафина, 

грязи, воды и воздуха; 

– проверка состояния и ремонт изоляции ПТ шурфованием; 

– ревизия и ремонт запорной арматуры, связанные с заменой 

сальника и смазки; 

– ремонт колодцев, ограждений, береговых укреплений, пере-

ходов трубопроводов через водные преграды; 

– проверка фланцевых соединений, крепежа, уплотнительных 

колец, осмотр компенсаторов; 

– замер толщины стенок ПТ ультразвуковым толщиномером; 

– подготовка линейных объектов ПТ к эксплуатации в осенне-

зимних условиях, в период весеннего паводка и устранение 

мелких повреждений, причиненных весенним паводком; 

– окраска линейных сооружений. 

Мероприятия по техническому обслуживанию и текуще-

му ремонту ПТ проводятся в основном без остановки перекачки. 

Капитальный ремонт (КР) – наибольший по объему и 

содержанию плановый ремонт, который проводится при до-

стижении предельных величин износа в линейных сооружени-

ях и связан с полной разборкой, восстановлением или заменой 

изношенных или неисправных составных частей сооружений. 

К капитальному ремонту линейной части ПТ относятся: 
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– все работы, выполняемые при текущем ремонте;

– вскрытие траншей, подземных ПТ, осмотр и частичная за-

мена изоляции;

– ремонт или замена дефектных участков трубопровода и запор-

ной арматуры, их переиспытание и электрификация арматуры;

– замена фланцевых соединений, кронштейнов, опор и хому-

тов с последующим креплением трубопроводов к ним;

– просвечивание сварных швов;

– продувка или промывка, испытание ПТ на прочность и

плотность;

– окраска надземных ПТ;

– ремонт колодцев и ограждений;

– берегоукрепительные и дноукрепительные работы на пере-

ходах ПТ через водные преграды;

– сооружение защитных кожухов на пересечениях с железны-

ми и шоссейными дорогами;

– ремонт и сооружение новых защитных противопожарных

сооружений.

Очистка трубопровода в зоне заплат, вантузов, хомутов 

и других препятствий должна выполняться вручную. 

Ручную очистку допускается производить скребками 

или другим инструментом. Не допускается нанесение глубоких 

царапин, рисок, сколов основного металла и срезание сварных 

швов. 

Степень очистки поверхности трубы перед нанесением 

нового покрытия должна соответствовать виду защитного по-

крытия и требованиям, приведенным в табл. 6.4. 

Поверхность трубопровода, имеющая острые выступы, 

заусенцы, задиры, брызги металла и шлака, должна быть опи-

лена и зачищена. 
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Запрещается применять химические, огневые способы 

очистки, а также способы очистки, сопровождающиеся сняти-

ем металлической стружки с поверхности трубопровода. 

В зависимости от вида, размеров и взаимного располо-

жения дефектов собственно трубопровода выбирают один из 

следующих методов ремонта трубопроводов: зачистка по-

верхности трубы, шлифовка; заварка (наплавка) коррозион-

ных повреждений; приварка накладных усилительных эле-

ментов (заплат, муфт), бандажирование; замена катушки, тру-

бы или плети. 

Заварка коррозионных повреждений допускается в сле-

дующих случаях: 

– если максимальный размер (диаметр, длина) дефекта 

не превышает 20 мм; 

– остаточная толщина трубы в месте повреждения не 

менее 5 мм; 

– расстояние между смежными повреждениями не ме-

нее 100 мм. 

Таблица 6.4 

Требования к очистке наружной поверхности трубопровода 

Вид противокоррозион-

ного покрытия 

Степень 

очистки сталь-

ной  

поверхности 

Характеристика  

очищенной поверхности 

Ленточные (холодного 

нанесения) 

3 Не более чем на 5 % по-

верхности трубы име-

ются пятна и полосы 

прочно сцепленной ока-

лины, точки ржавчины, 

видимые невооружен-

ным глазом; при пере-

мещении по поверхно-
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сти прозрачной пласти-

ны размером 25х25 мм 

на любом из участков 

окалиной и ржавчиной 

занято не более 10 % 

площади пластины 

Битумно-мастичные,  

пластобитные и 

антикоррозионные смаз-

ки 

4 Не более чем на 10 % 

поверхности трубы 

имеются пятна и полосы 

прочно сцепленной ока-

лины и ржавчины, ви-

димые невооруженным 

глазом; при перемеще-

нии на поверхности 

прозрачной пластины 

размером 25х25 мм на 

любом из участков ока-

линой и ржавчиной за-

нято не более 30 % 

площади пластины  

Разрешается заварка коррозионных повреждений тру-

бопроводов, транспортирующих частично подготовленную 

нефть, товарную нефть и пластовую воду (жидкостные потоки 

без газовых включений) под давлением с применением соот-

ветствующих технологий. 

В случае невыполнения указанных ограничений и об-

наружения групповых повреждений, свищей, трещин длиной 

до 50 мм, а также сплошной коррозии допускается примене-

ние накладных усилительных элементов (заплат, муфт), кото-

рые могут служить только как временные средства устранения 

утечек продукта и в дальнейшем должны быть вырезаны и от-

ремонтированы вваркой катушки. 
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Усилительные элементы типа заплат должны быть вы-

тянуты по окружности трубы или круглыми. Размер заплаты 

(без технологических сегментов) вдоль трубы допускается в 

пределах: 100 мм <= а <= 150 мм. При этом радиус закругле-

ния заплат r должен быть равен 0,5 а. 

Если используются заплаты с размерами больше ука-

занных, то должны применяться технологические сегменты. 

Технологические сегменты должны устанавливаться на тру-

бопроводе и охватывать заплату по периметру (рис. 6.2). 

 

Рис.6.2 Вариант установки заплат при ремонте трубы 

Размер заплаты или муфты выбирается таким, чтобы 

перекрыть место повреждения стенки трубы не менее чем на 

20 мм по периметру. Муфты, технологические кольца и сег-

менты изготавливаются из двух половин. Зазор между кром-

ками при сборке муфты, колец и сегментов должен быть рав-

номерным по продольному направлению и лежать в интервале 

от 2 до 3,5 мм. Для получения требуемого зазора между кром-
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ками при сборке муфты, кольца или сегмента допускается 

приварка сборочных скоб. 

Заплаты, хомуты, муфты, технологические кольца, сег-

менты и катушки должны быть изготовлены из трубы, механи-

ческие свойства, химический состав и толщина стенки которой 

такие же, как у ремонтируемого участка трубопровода. 

Врезка катушек, замена труб и плети должны произво-

диться при обнаружении: 

– трещин, свищей и механических повреждений (вмятин,

гофр, рисок, царапин, задиров, забоин), если их размеры пре-

вышают значения, допустимые строительными нормами и

правилами трещин длиной более 500 мм в сварном шве или

в основном металле трубы;

– разрывов кольцевого (монтажного) шва;

– разрывов продольного (заводского) шва и металла трубы;

вмятин глубиной более 3,5 % диаметра трубы;

– вмятин любых размеров при наличии на них царапин, зади-

ров и свищей;

– царапин, задиров и забоин глубиной более 5 мм.

График ППР разрабатывается на основе титульных 

списков капремонта, плана-графика очистки внутренней по-

лости ПТ, дефектных ведомостей, результатов обследования 

линейной части, включая подводные переходы. 

Капитальный ремонт ПТ выполняется силами и сред-

ствами ремонтно-строительных сервисных подразделений до-

бывающего предприятия и сторонних специализированных 

организаций (рис. 6.3). 

Руководитель ремонтных работ несет ответственность 

за организацию, обеспечение необходимым оборудованием, 

механизмами, инструментами, приспособлениями, КИПиА, 

материалами, транспортными средствами, двусторонней те-
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лефонной или радиосвязью, СИЗ и средствами коллективной 

защиты, противопожарными и спасательными средствами, 

знаками безопасности и плакатами, а также средствами оказа-

ния доврачебной помощи. 

Рис. 6.3 Капремонт трубопровода в болотистой местности 

6.11 Консервация, демонтаж трубопроводов 

При временном прекращении эксплуатации трубопрово-

ды должны быть подвергнуты консервации. На период консер-

вации должна быть обеспечена защита от коррозии как наруж-

ной, так и внутренней поверхностей стенок трубопровода. 

Для трубопроводов, подвергнутых временной консер-

вации, должен быть соблюден режим охранной зоны. 

На период временной консервации трубопровод запол-

няется консервантом (подготовленной нефтью, ингибирован-

ной водой). 
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Для предотвращения утечек консерванта трубопровод 

должен быть отсечен от остальной системы трубопроводов 

концевыми заглушками. Часть консерванта, определяемая 

расчетом, из трубопровода должна быть выпущена перед 

установкой концевых заглушек для предотвращения разруше-

ния его частей при термическом расширении консерванта при 

изменении его температуры. Секущие задвижки, установлен-

ные на трубопроводе, должны быть приоткрыты на 1/4-1/2 

оборота штурвала для обеспечения выравнивания давления 

в различных его частях путем перетока продукта при его не-

равномерном нагревании в трубопроводе. 

После технико-экономического обоснования целесооб-

разности замены или прекращения существования трубопро-

вод, превысивший срок амортизации, подлежит демонтажу. 

К демонтажу трубопровода организация, проводящая 

работы, имеет право приступить только после приемки трубо-

провода или его участка по акту и получения всей необходи-

мой технической документации от заказчика. 

Глубину залегания (без вскрытия) и ось трубопровода 

определяют трассо- и трубоискателями типа ВТР-1УМ, ТИ-12 

или УТ-3. 

Перед демонтажем трубопровод должен быть опорож-

нен от газов и нефтепродуктов, а полость очищена от их ка-

пель и паров. 

Значения взрывоопасных концентраций паров и газов 

приведены в табл. 6.5. 
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Таблица 6.5 

Значения взрывоопасных концентраций паров и газов 

Газ, пары, жидкости 
Предел взрываемости 

смеси с воздухом, % 

Природный газ 3,8-24,6 

Нефтяной газ 3,8-24,6 

Метан 4,8-16,7 

Пропан 2,0-9,5 

Бутан 1,5-8,5 

Пропан-бутан 1,5-8,5 

Бензиновая фракция нефти 0,7-6,0 

Керосиновая фракция нефти 1,4-5,5 

При резке трубопровод должен быть вскрыт не менее 

чем до половины диаметра. В верхней части трубопровода 

вырезать технологический люк и через него произвести разре-

зание нижней части. 

При использовании для резки труб энергии взрыва 

надлежит руководствоваться «Едиными правилами безопас-

ности при взрывных работах». 

При демонтаже трубопроводов должна быть проведена 

техническая рекультивация всей территории ведения работ, 

уборка мусора, захоронение строительных остатков. При ра-

ботах следует по возможности минимально сократить нару-

шения растительного покрова. 

6.12 Обслуживание и ревизия трубопроводной 

арматуры 

Запорная арматура (рис. 6.4) промысловых трубопро-

водов является наиболее ответственным элементом коммуни-

каций. Поэтому в НГДУ и ЦДНГ должны быть приняты необ-

ходимые меры по организации постоянного и тщательного 
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надзора за ее исправностью, а также своевременным и каче-

ственным проведением ее ревизий и ремонта. 

При применении запорной арматуры с сальниковым 

уплотнением шпинделя особое внимание обращается на со-

стояние набивочного материала – на его качество, размеры, 

правильность укладки в сальниковую коробку. 

Набивку для сальников выбирают в соответствии 

с паспортом задвижки. 

Асбестовая набивка, пропитанная жировым составом и 

прографиченная, используется при рабочих температурах не 

выше плюс 200 °С. 

Для температур выше плюс 200 °С и давлений до 

10 МПа можно применять прографиченную асбестовую 

набивку. При этом каждое кольцо должно быть пересыпано 

слоем сухого чистого графита толщиной не менее 1 мм. 

Сальниковая набивка запорной арматуры должна быть 

изготовлена из плетеного шнура квадратного сечения со сто-

роной, равной ширине сальниковой камеры. Из такого шнура 

должны быть нарезаны на оправке заготовки колец со ско-

шенными под углом 45° концами. 

Кольца набивки следует укладывать в сальниковую ко-

робку вразбежку линий разреза с уплотнением каждого кольца. 

Высота сальниковой набивки должна быть такой, чтобы 

грундбукса в начальном положении входила в сальниковую 

камеру не более чем на 1/6-1/7 ее высоты, но не менее чем на 

5 мм. Сальник следует подтягивать равномерно без перекосов 

грундбуксы. Для обеспечения плотности сальникового уплот-

нения необходимо следить за чистотой поверхности шпинделя. 

Запорную арматуру для создания плотности следует 

закрывать с нормальным усилием. Применение рычагов при 

открывании арматуры не допускается. 
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Рис. 6.4 Поперечный разрез клиновой задвижки 

1 – шпиндель, 2 – маховик; 3 – сальник; 4 – крышка; 5 – корпус; 

6 – диск; 7 – уплотнительные кольца. 

Ревизию и ремонт трубопроводной арматуры, обрат-

ных клапанов, приводных устройств следует осуществлять во 

время ревизии трубопроводов, остановки агрегатов и устано-

вок на ремонт. 

Арматура, работающая в условиях высокоагрессивных 

сред (скорость коррозии более 0,5 мм/год) на трубопроводах 

любой категории, должна проходить ревизию в следующем 

объеме: 
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а) внешний осмотр; 

б) разборка для осмотра и ремонта уплотнительных  

деталей; 

в) тщательный осмотр состояния отдельных деталей 

(внутренней поверхности корпуса и крышки, шпинделя, клина 

или клапана, их крепления, уплотнительных поверхностей 

корпуса, сальника, ходовой гайки, крепежных деталей и т. п.); 

г) замер толщины корпуса и крышки при обнаружении 

следов коррозии и эрозии, выбраковка и замена изношенных 

деталей (результаты замера заносят в паспорт или эксплуата-

ционный журнал трубопровода); 

Арматуру необходимо ремонтировать в ремонтно-

механических мастерских. Мелкий ремонт арматуры (смена 

прокладок, перенабивка сальников, замена шпилек, штурва-

лов и т. п.) можно проводить на месте ее установки. 

На чугунной арматуре не допускается исправление де-

фектов сваркой. После ремонта арматура подлежит опрессов-

ке на прочность и плотность. Опрессовку арматуры следует 

производить при открытом запорном устройстве. 

Значение опрессовочного давления при проверке на 

прочность принимают по табл. 6.6. Испытания на плотность 

проводят при рабочем давлении. 

Результаты ремонта и испытания арматуры оформляют 

актом. Акт хранят вместе с паспортом или эксплуатационны-

ми журналами на трубопроводы. 

Таблица 6.6 

Значения опрессовочного давления при проверке 

на прочность 

Условное давление, 

Ру, МПа 
0,10 0,16 0,25 0,40 0,63 1,00 1,60 2,50 4,00 6,30 10,0 

Опрессовочное  

давление, Рпр, МПа 
0,20 0,30 0,40 0,60 0,90 1,50 2,40 3,80 6,00 9,50 15,0 
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6.13 Защита от внешней и внутренней коррозии 

Комплекс мероприятий по защите от коррозии разраба-

тывается проектной организацией и в общем случае включает: 

– технологические методы – мероприятия, направленные на

предупреждение увеличения коррозионной активности среды

или ее уменьшение;

– специальные методы защиты, включающие применение по-

крытий, футеровок, химических реагентов (ингибиторов кор-

розии, бактерицидов, поглотителей кислорода), электрохими-

ческую защиту;

– контроль коррозионной активности и физико-химических

свойств среды.

Коррозионная активность транспортируемой среды 

определяется в соответствии с руководящими документами. 

Защита промысловых трубопроводов от коррозии тех-

нологическими методами предусматривает: 

– поддержание в системе нефтесбора гидродинамического

режима движения продукции скважин, препятствующего вы-

падению свободной воды из нефтяного потока;

– сброс избыточного количества свободной воды на кустах

скважин для утилизации ее путем закачки в пласт;

– регулирование гидродинамического движения продукции

скважин во времени с учетом изменения в процессе эксплуата-

ции свойств продукции, ее обводненности, газового фактора и

дебита;

– в газопроводах – выявление границ конденсации и удаление

жидкого конденсата из них;

– очистку трубопроводов от механических примесей и про-

дуктов коррозии.

На месторождениях, в продукции которых отсутствует 

реликтовый сероводород, для предупреждения заражения про-
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дуктивных горизонтов сероводородвосстанавливающими бак-

териями (СВБ) и появления сероводорода биогенного проис-

хождения при заводнении должны использоваться источники 

водоснабжения, не содержащие СВБ. При отсутствии таковых 

должно проводиться обеззараживание воды бактерицидами. 

Антикоррозионные покрытия и футеровки следует 

применять для защиты: 

– внутренней поверхности; 

– выкидных линий скважин; 

– трубопроводов для сбора нефти, газа, перекачки воды; 

– запорной арматуры и деталей насоса. 

Ингибиторной защите от внутренней коррозии подле-

жат нефтепроводы, в которых происходит расслоение транс-

портируемой жидкости на фазы (нефть, воду, газ), а также 

транспортирующие эмульсию типа «нефть в воде» и промыс-

ловые газопроводы. 

 

Рис 6.5а. Блок реагентов БР-2,5 для подачи ингибитора коррозии 

Внутри емкость, дозировочный насос, система автоматики,  

обогреватель. 
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Рис. 6.5.б. Схема блока химреагентов БР-2,5, Бр-10. 

1 – утепленное помещение, 2 – рама, 3 – блок автоматики и управ-

ления,4 – перегородка, 7 – дозировочный насос, 8 – емкость. 

Процесс ингибирования осуществляется в соответствии 

с технологией, разработанной для каждого ингибитора. 

Ингибиторы коррозии в защищаемый трубопровод или 

систему трубопроводов подаются при помощи установок БР-

2,5, БР-10, БР-25 (ОСТ 26-02-376-72) в соответствии с техно-

логическим регламентом, разработанным на основании ин-

струкции по применению ингибитора. 

Прежде чем применять ингибитор необходимо оценить 

защитное действие ингибитора путем сравнения скоростей 

коррозии образцов-свидетелей, установленных на контрольных 

точках нефтепровода до и при подаче в систему ингибитора. 

Защитный эффект ингибитора на конечном участке 

нефтепровода должен быть не менее 80 %. 

В процессе эксплуатации ПТ необходим постоянный 

контроль за состоянием изоляционного покрытия и нормаль-

ным функционированием средств ЭХЗ, который осуществляет 

служба электрохимической защиты НГДУ. 
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Контроль состояния электрохимической защиты в про-

цессе эксплуатации трубопроводов осуществляется в соответ-

ствии с требованиями и методиками, изложенными в руково-

дящих документах. 

6.14 Методы обследования и контроля сварных 

соединений 

Контроль качества сварных стыков трубопроводов про-

водится в соответствии со СНиПом: 

– систематическим операционным контролем, осуществляе-

мым в процессе сборки и сварки трубопроводов; 

– визуальным осмотром и обмером сварных соединений; 

– проверкой сварных швов неразрушающими методами  

контроля; 

Стыки, выполненные дуговой сваркой, очищаются от 

шлака и подвергаются внешнему осмотру. При этом они не 

должны иметь трещин, подрезов глубиной более 0,5 мм, не-

допустимых смещений кромок, кратеров и выходящих 

на поверхность пор. 

Усиление шва должно быть высотой в пределах от 1 до 

3 мм и иметь плавный переход к основному металлу. 

Стыки, выполненные стыковой сваркой оплавлением, 

после снятия внутреннего и наружного грата должны иметь 

усиление высотой не более 3 мм. Смещение кромок после 

сварки не должно превышать 25 % толщины стенки и быть не 

более 3 мм. 

Исправление дефектов в стыках, выполненных дуго-

выми методами сварки, допускается в следующих случаях: 

– если суммарная длина дефектных участков не превышает 

1/6 периметра стыка; 
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– если длина выявленных в стыке трещин не превышает

50 мм.

При наличии трещин суммарной длиной более 50 мм 

стыки подлежат удалению. 

Все исправленные участки стыков должны быть под-

вергнуты внешнему осмотру, радиографическому контролю. 

Повторный ремонт стыков не допускается. 

6.15 Порядок учета, расследования и ликвидации 

отказов и повреждений трубопроводов 

Классификация аварий. Отказом трубопроводов про-

мыслового сбора и транспорта продукции скважин считается 

нарушение работоспособности, связанное с внезапной полной 

или частичной остановкой трубопровода из-за нарушения 

герметичности трубопровода или запорной и регулирующей 

арматуры или из-за закупорки трубопровода. 

Повреждением называется нарушение исправного со-

стояния ПТ при сохранении его работоспособности и не со-

провождаемое материальным и экологическим ущербом. 

Отказы ПТ делятся на некатегорийные и категорийные, 

сопровождаемые несчастными случаями и пожарами. 

К категорийным относятся отказы, которые расследу-

ются в соответствии с инструкцией Госгортехнадзора России, 

а все остальные отказы – некатегорийные – расследуются в 

соответствии с РД 39-0147103-392-86. 

Некатегорийные отказы подразделяются по видам 

нарушений: 

– разрывы и трещины по основному металлу труб, по про-

дольным и кольцевым сварным швам;

– негерметичность по причине коррозии внутренней и внешней;

– негерметичность запорной и регулирующей арматуры;
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– потеря герметичности трубопровода от внешних механиче-

ских воздействий; 

– потеря пропускной способности трубопровода из-за образо-

вания закупорок.  

Некатегорийные отказы ПТ подразделяются на отказы 

1-й и 2-й групп. 

К отказам 1-й группы относятся отказы на внутрипло-

щадочных напорных внутри- и межпромысловых нефтепро-

водах на участке от дожимной насосной станции (ДНС) до 

центрального пункта сбора (ЦПС) или от комплексного сбор-

ного пункта (КСП) и далее до магистральных нефтепроводов. 

К отказам 2-й группы относятся отказы на газопроводах, на 

нефтесборных трубопроводах на участке от групповой замер-

ной установки (ГЗУ) до ДНС, а также на водоводах. 

6.16 Расследование аварий 

Расследование отказов и повреждений ПТ проводится 

с использованием исследований: визуального (макроскопиче-

ского), лабораторного (микроскопического), аналитического, 

экспертного и других методов. 

Все отказы трубопроводов, происшедшие при приемо-

сдаточных испытаниях, подлежат отдельному расследованию 

и учету. 

Некатегорийные отказы 1-й группы расследуются по-

стоянно действующей комиссией предприятия, назначаемой 

приказом по предприятию в составе заместителя начальника 

(председателя), а также специалистов подразделений эксплуа-

тации (ремонта), техники безопасности, службы охраны 

окружающей среды, бухгалтерии. 

Некатегорийные отказы 2-й группы расследуются по-

стоянно действующей комиссией ЦДНГ в составе старшего 
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инженера цеха (председателя), а также мастера (механика) це-

ха по ремонту трубопроводов, мастера по добыче нефти. 

Отказы на выкидных линиях скважин до ГЗУ, а также 

повреждения на всех трубопроводах, выявленные в процессе 

эксплуатации, расследуются комиссией в составе механика 

(старшего инженера) цеха – председателя, мастера по добыче 

нефти или мастера по ремонту трубопроводов и оператора и 

регистрируются в журнале произвольной формы. 

Повреждения, выявленные в процессе технического 

обслуживания (опрессовка, врезка и т. п.) и ремонта ПТ, 

должны устраняться в плановом порядке и учитываться 

в журнале планово-предупредительных работ. 

К работе комиссий по техническому расследованию 

отказа (в зависимости от характера, причин и последствий) 

могут быть привлечены представители: 

– Госкомприроды;

– органов государственной пожарной охраны;

– технической инспекции совета профсоюза;

– органов Государственного санитарного надзора;

– органов по использованию и охране водных ресурсов;

– землепользователей;

– заводов-изготовителей труб и арматуры, если причиной отказа;

– повреждения явились заводские дефекты;

– строительно-монтажных организаций, принимавших уча-

стие в строительстве данного трубопровода, если причиной

отказа, повреждения явился брак, допущенный при строи-

тельстве;

– проектных институтов, принимавших участие в проектиро-

вании данного трубопровода, если причиной отказа послужи-

ли недостатки проектных решений;

– научно-исследовательских организаций.
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Комиссия обязана: 

– установить организационные и технические причины, вы-

звавшие аварию и выявить конкретных виновников; 

– наметить необходимые мероприятия по предупреждению 

подобных аварий в дальнейшем; 

– по окончании расследования отказа составить, подписать и 

утвердить акт в двух экземплярах по форме, указанной в 

прил. 15. 

В тех случаях, когда непосредственно на месте разру-

шения невозможно установить причину отказа трубопровода 

и металл трубы передается для лабораторного исследования, 

необходимо консервационной смазкой закрыть поверхность 

излома, не допускать ударов по металлу, сверления техноло-

гических отверстий, особенно в зонах очага разрушения. 

Вырезка катушки или образцов из разрушившегося по-

врежденного трубопровода оформляется актом. 

Первый экземпляр акта должен храниться в отделе, от-

ветственном за учет и отчетность по авариям в НГДУ, второй 

– в цехе, где произошел отказ. 

О результатах расследования некатегорийных отказов 

предприятие при необходимости издает приказ или циркуляр-

ное письмо с указанием причины отказа, виновных лиц и ме-

роприятий, подлежащих выполнению (со сроками и ответ-

ственными лицами), и доводит их до сведения своих подраз-

делений с целью предупреждения подобных отказов. 
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6.17 Совершенствование устьевого оборудования 

скважин в целях технологического мониторинга 

и безопасности обслуживания нефтесборной  

системы 

При изменении стадий разработки месторождения меня-

ются и осложняющие факторы эксплуатации скважин, что тре-

бует модернизации скважинного и внутрипромыслового обору-

дования. Развитие информационных технологий позволяет каче-

ственно улучшать применение автоматизированных систем 

управления технологическими процессами (АСУТП) в системе 

сбора и защиту оборудования от аварийного разрушения. 

В связи с увеличением обводненности продукции 

скважин возрастает коррозионное разрушение оборудования. 

В этой связи применение стеклопластиковых водоводов сточ-

ной воды и футерованных труб разного назначения позволило 

получить значительный технологический и экономический 

эффект. 

Несмотря на определенный прогресс в разработке и 

внедрении технологий добычи нефти остается нерешенным 

ряд проблем в обеспечении контроля эксплуатации устьевого 

скважинного оборудования. Правила безопасности в нефтега-

зодобывающей промышленности требуют оснащения устье-

вого оборудования скважин датчиками давления, температу-

ры, пробоотборными устройствами, средствами автоматиче-

ской защиты от инцидентов. Технологические регламенты 

отдельных предприятий предусматривают также установку на 

манифольде скважины обратного клапана, не допускающего 

переток жидкости из выкидной линии на территорию скважи-

ны в случае обрыва полированного штока или разгерметиза-

ции сальника УСШН (Установки скважинного штангового 

насоса). При необходимости предусматривается установка 
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датчиков подачи или счетчиков количества добываемой жид-

кости (СКЖ). 

Если датчики давления и пробоотборники установлены 

на скважинах практически во всех добывающих компаниях Рос-

сийской Федерации, то наличие термокармана или датчика тем-

пературы, а также датчика подачи носит нерегулярный характер. 

В связи с опреснением попутно-добываемой пластовой 

воды нередки случаи замерзания выкидной линии при просто-

ях скважин во время отрицательных температур окружающей 

среды. На рис. 6.6 приведена экспериментальная зависимость 

температуры замерзания пластовой воды от ее плотности, т. е. 

минерализации. Замерзание линий приводит к серьезным ин-

цидентам при запуске скважины после простоев, связанных 

с ремонтами подземного и наземного оборудования. 

Рис. 6.6 Зависимость температуры замерзания пластовой воды от 

плотности добываемой жидкости 
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Наличие термометра в кармане манифольдной линии 

скважины могло бы предупредить возможные случаи срыва 

сальника, порыва прокладок и других инцидентов при запуске 

скважины с замерзшей выкидной линией. 

Наличие датчика подачи или расходомера, даже с уве-

личенной погрешностью, могло бы освободить оператора от 

проверки подачи скважины методом закрытия задвижек, что 

не всегда безопасно. Оператор при глушении скважины про-

веряет наличие циркуляции также закрытием задвижки, что 

нередко приводит к мгновенному повышению давления на 

устье, опаздыванию закрытия клиновой задвижки, порыву 

прокладок и другим опасным последствиям. 

Отсутствие вышеуказанных приборов и устройств 

снижает уровень и оперативность мониторинга работы сква-

жины, не позволяет своевременно предупреждать осложне-

ния, что неизбежно приводит к увеличению недобора нефти. 

Это особенно важно при добыче высоковязких и парафини-

стых нефтей. Классическая схема устьевой обвязки приведена 

на рис. 6.7. 

 

Рис.6.7 Применяемая обвязка скважины, оборудованной СШНУ 
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Рис.6.8 Рекомендуемая схема обвязки устьевого оборудования 

скважины, оборудованной СШНУ и соединение с выкидной линией 

Узел технологического контроля (1200мм). Не демонтируется при 

ПРС. 1 – выкидная задвижка; 2 – камера пуска шара;3 – датчик по-

дачи; 4 – рычаг датчика подачи, 5 – пробоотборный вентиль; 

6 – карман с тосолом для термометра: 7 – манометр; 8 – секущая 

задвижка; 9 – опора. 

Рекомендуемая схема обвязки устьевого оборудования 

для скважин с УСШН приведена на рис. 6.8. 

Для безопасной работы обслуживающего персонала 

было бы целесообразно обеспечить устьевые обвязки скважин 

узлами технологического контроля (рис. 6.8) [2]. Узел техно-

логического контроля устанавливается в конце манифольда 

перед выкидной задвижкой с тем, чтобы при разборке устье-

вой арматуры в процессе подземного ремонта все элементы 

технологического контроля оставались на месте. Такие узлы 

испытывались на скважинах Гремихинского месторождения. 

Основной элемент узла – индикатор подачи, который является 

обратным клапаном с приводным рычагом и не дает газожид-
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костной смеси выкидной линии разрядиться на устье в случае 

разгерметизации сальника. Оператор нажатием рычага пере-

крывает клапан, абсолютно безопасно определяет подачу 

скважины. Кроме того, по темпу изменения давления опреде-

ляет тенденцию изменения производительности по сравнению 

с предыдущими сутками. 

Кроме термометра и манометра в состав узла техноло-

гического контроля могут входить СКЖ или другие расходо-

меры и приборы контроля. Все эти приборы помогут собрать 

полноценную информацию о работе скважины. На наш 

взгляд, на устье не требуется высокая точность расходомера, 

поскольку обслуживающему персоналу надо знать, в первую 

очередь, динамику изменения расхода жидкости за предыду-

щие несколько суток. Дебит жидкости может уточняться за-

мерами на ГЗУ, динамограммами и другими способами. 

Несомненно, что все эти приборы и устройства должны 

использоваться также при внедрении АСУТП для многоуров-

невой защиты технической системы от аварий и инцидентов, 

для дистанционной передачи информации и управления. 

Когда длина выкидной линии 200 м и более рекомен-

дуется устанавливать на устье камеры пуска шара – КПШ. 

(рис. 6.8), как элементы энергосберегающих технологий. 

Известно, что при подземном ремонте скважин разбор-

ка устья часто приводит к выводу из строя приборов КИПиА. 

Поэтому рекомендуется узел технологического контроля ком-

плектовать в конце монифольда за пределами разбираемой 

части устьевого оборудования (рис. 6.8). 
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6.18 Механический индикатор подачи скважины 

Применяемые на устьевой обвязке скважины приборы 

и устройства хотя и относятся к скважинному оборудованию, 

они одновременно используются и для контроля за состояни-

ем выкидной линии скважины. Ниже приводится пример со-

вершенствования технических средств контроля – применение 

индикатора подачи с функцией обратного клапана. 

Применение индикатора подачи с функцией обратного 

клапана направлено на улучшение условий труда обслужива-

ющего персонала и экологической безопасности, а также на 

снижение недобора нефти в результате оперативного диагно-

стирования работы насоса. 

Принятая схема обустройства месторождений нефти 

предусматривает замер дебита продукции скважин на автома-

тизированных групповых замерных установках (АГЗУ), к ко-

торым подведены выкидные линии до 10 и более скважин. 

Замер дебита скважин происходит по очереди по установлен-

ной программе через 2-4 часа с передачей результатов диспет-

черу промысла. Поэтому в случае изменения дебита скважины 

это обнаруживается через сутки, двое суток или за большее 

время. Оператор по добыче нефти при ежедневным обходе 

скважин по вышеуказанной причине вынужден проверить по-

дачу скважины путем закрытия выкидной задвижки и наблю-

дения за динамикой показания манометра. Однако данная опе-

рация небезопасна (особенно в зимнее время): в случае высо-

кой обводненности продукции и небольшого газового фактора 

давление в монифольдной линии быстро растет, задвижку за-

клинивает, и оператор не успевает открывать задвижку. Ре-

зультат, как правило, порыв прокладки фланцевых соединений 

или выдавливания сальника полированного штока, иногда 

и травмирование обслуживающего персонала. 



 

291 

В редких случаях на устьевой обвязке устанавливается 

индивидуальный счетчик количества жидкости. В этом случае 

не требуется манипуляция запорными органами, прибор дает 

необходимую оперативную информацию по работе скважины. 

По экономическим причинам данный вариант применяется 

редко. 

В работе М.Д. Валеева, А.М. Насырова. «Совершен-

ствование устьевого оборудования скважин в целях техноло-

гического мониторинга и безопасности обслуживания»  

предлагается на монифольде скважины применять узел техно-

логического контроля, в составе которого установить механи-

ческий индикатор подачи, выполняющего одновременно 

функцию обратного клапана. Наличие обратного клапана 

на устьевой обвязке неоспоримо: в случае разгерметизации 

устья (полет полированного штока, прорыв сальника и т. д.) 

вся продукция выкидной линии, иногда и ГЗУ, разливается на 

рельеф у скважины. 

Известно устройство (обратный клапан, патент US 

3070121 МПК F16K 15/03, 25.12.1962), имеющее трубчатый 

корпус, в котором на оси установлен клапанный диск, кото-

рый при повороте на оси может садиться на седло и пере-

крыть поток жидкости. На выступающей наружу части оси 

закреплен индикаторный рычаг, позволяющий определить по-

ложение клапана, а также, при необходимости открывать и 

закрывать клапан, освобождая его от налипшей механической 

примеси и коррозии. Однако данное устройство не предназна-

чено и не позволяет создавать значительное давление потока 

для диагностирования работы скважинного насоса. Такой об-

ратный клапан направлен на совершенствование конструкции 

обратного клапана при работе его в осложненных условиях. 
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Цель полезной модели – создание механического инди-

катора подачи скважины, позволяющего быстро, безопасно, 

без приложения большого усилия со стороны обслуживающе-

го персонала определить характер и динамику подачи жидко-

сти скважиной. Индикатор не предназначен для учета количе-

ства жидкости, показывает только интенсивность подачи 

жидкости и относительную динамику дебита по сравнению с 

предыдущими днями. Может также диагностировать некото-

рые неисправности работы насоса, например, обрыв штанг, [1] 

и выполнять функцию обратного клапана. 

Принципиальная схема конструкции механического 

индикатора подачи скважины показана на рис. 6.9: индикатор 

состоит из корпуса (1) трубчатого типа, запорного органа – 

тарельчатого клапана (2), седла клапана (3), рукоятки (4), 

установленной снаружи корпуса. Корпус клапана (2) и руко-

ятка (4) жестко закреплены на оси (5) с возможностью пере-

мещения на некоторый угол вместе с осью (5). Причем руко-

ятка (4) закреплена на оси под углом 125-135 градусов к плос-

кости клапана с обратной стороны. Это нужно для удобства 

закрытия клапана нажатием на рычаг и создания определен-

ного (давления 5-7 атм) перед клапаном. Ось герметизируется 

с помощью сальника (7) (рис 6.9б). Корпус индикатора соеди-

няется с монифольдом с помощью быстроразъемного соеди-

нения (БРС) 6 (рис. 6.9а). 
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Рис.6.9 Механический индикатор подачи скважины 

 Для обеспечения работоспособности в реальных 

условиях размеры элементов устройства должны быть взаи-

моувязаны. Размеры элементов показаны буквенными обозна-

чениями на рис. 6.9. Диаметр седла «b» , длина рукоятки «а» и 

расстояние между осью седла 3 и оси 5 «с» взаимосвязаны 

следующим выражением: 

0,785 b
2 
х Δ Р = F* а / с, где 

b – диаметр седла, см, 

Δ Р – увеличение давления на устье при проверке подачи, Δ 

Р =5-7 кг/см2, 

F – сила воздействия оператора на рычаг, кг, 

с – расстояние между осями седла и рукоятки, см, 

а – длина рукоятки, см, 

Исходя из практических соображений и опытных испыта-

ний, принимаем: 

Δ Р – 5-7 атм. 

а – 20см 

с – 5 см 

F – 10 кг. 
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Тогда диаметр седла получится 2,7 см или 27 мм, на 

практике реальная величина составляет 25-30 мм, что не явля-

ется гидравлическим сопротивлением потоку жидкости. В то 

же время такой диаметр позволяет при нажатии на рукоятку 

создавать избыточное давление 5-7 атмосфер, что достаточно 

для индикации динамики подачи скважины. Больший диаметр 

потребует значительного усиления элементов системы. 

Монифольдная линия скважины, как правило, на всех 

месторождениях имеет стандартные диаметры 89 мм или 102 

мм, поэтому величина с=50 мм – оптимальная величина для 

полезной модели. 

Длина рычага 20 см предложена из фактического опыта 

испытаний на Гремихинском месторождении нефти, хорошо 

вписывается в дизайн обвязки скважины. 

Индикатор устанавливается на монифольде после ма-

нометра, но до секущей задвижки. Оператор по добыче при 

необходимости определения подачи скважины нажимает на 

рукоятку 4, при этом клапан 2 перекрывает поток жидкости, 

давление на устье начинает подниматься. По динамике и ин-

тенсивности изменения давления по показаниям манометра 

оператор определяет работоспособность насоса. При отклю-

чении насоса и отсутствия подачи скважины клапан самопро-

извольно закрывается и выполняет роль обратного клапана. 

Клапан закрывается также при разгерметизации устья, напри-

мер, полет полированного штока, выход из строя устьевого 

сальника, не дает разряжаться нефти из выкидной линии на 

рельеф. 

Индикатор удобен и безопасен при работе. 
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6.19 Требования к испытанию смонтированных 

трубопроводов перед сдачей их в эксплуатацию 
3
 

Общие требования 

Трубопроводы после окончания монтажных и свароч-

ных работ, термообработки (при необходимости), контроля 

качества сварных соединений неразрушающими методами, а 

также после установки и окончательного закрепления всех 

опор, подвесок (пружины пружинных опор и подвесок 

на период испытаний должны быть разгружены) и оформле-

ния документов, подтверждающих качество выполненных ра-

бот, подвергаются наружному осмотру, испытанию на проч-

ность и плотность и, при необходимости, дополнительным 

испытаниям на герметичность с определением падения давле-

ния. Вид испытания (на прочность и плотность, дополнитель-

ное испытание на герметичность), способ испытания (гидрав-

лический, пневматический) и величина испытательного дав-

ления указываются в проекте для каждого трубопровода.. При 

наружном осмотре трубопровода проверяются: соответствие 

смонтированного трубопровода проектной документации; 

правильность установки запорных устройств, легкость их за-

крывания и открывания; установка всех проектных креплений 

и снятие всех временных креплений; окончание всех свароч-

ных работ, включая врезки воздушников и дренажей; завер-

шение работ по термообработке (при необходимости). 

Испытанию, как правило, подвергается весь трубо-

провод полностью. Допускается проводить испытание трубо-

                                                           
3
 Утверждены постановлением Госгортехнадзора России от 10.06.03 

№ 80 Зарегистрировано в Минюсте России 19.06.03, рег. № 4738 

ПРАВИЛА УСТРОЙСТВА И БЕЗОПАСНОЙ ЭКСПЛУАТАЦИИ 

ТЕХНОЛОГИЧЕСКИХ ТРУБОПРОВОДОВ ПБ 03-585. 
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провода отдельными участками. При испытании на прочность 

и плотность испытываемый трубопровод (участок) отсоединя-

ется от аппаратов и других трубопроводов заглушками. Ис-

пользование запорной арматуры для отключения испытывае-

мого трубопровода (участка) допускается в обоснованных 

случаях. При проведении испытаний вся запорная арматура, 

установленная на трубопроводе, должна быть полностью от-

крыта, сальники – уплотнены; на месте регулирующих клапа-

нов и измерительных устройств должны быть установлены 

монтажные катушки; все врезки, штуцера, бобышки должны 

быть заглушены. 

Места расположения заглушек на время проведения 

испытания должны быть отмечены предупредительными зна-

ками, и пребывание около них людей не допускается. Давле-

ние при испытании должно контролироваться двумя маномет-

рами, прошедшими поверку и опломбированными. Маномет-

ры должны быть класса точности не ниже 1,5, с диаметром 

корпуса не менее 160 мм и шкалой на номинальное давление 

4/3 измеряемого. Один манометр устанавливается 

у опрессовочного агрегата после запорного вентиля, другой – 

в точке трубопровода, наиболее удаленной от опрессовочного 

агрегата. 

Испытание на прочность и плотность трубопроводов с 

условным давлением до 10 МПа (100 кгс/см2) может быть гид-

равлическим или пневматическим. Как правило, испытание 

проводится гидравлическим способом. Замена гидравлического 

испытания на пневматическое допускается в следующих случа-

ях: а) если несущая строительная конструкция или опоры не 

рассчитаны на заполнение трубопровода водой; 

б) при температуре окружающего воздуха ниже 0 °С и опасно-
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сти промерзания отдельных участков трубопровода; в) если 

применение жидкости (воды) недопустимо по иным причинам. 

При совместном испытании обвязочных трубопрово-

дов с аппаратами величину давления при испытании трубопро-

водов на прочность и плотность (до ближайшей отключающей 

задвижки) следует принимать, как для аппарата. Короткие (до 

20 м) отводящие трубопроводы от предохранительных клапа-

нов, а также свечи от аппаратов и систем, связанных непосред-

ственно с атмосферой (кроме газопроводов на факел), испыта-

нию не подлежат, если нет указаний в проекте. 

Испытание трубопроводов на прочность и плотность 

следует проводить одновременно, независимо от способа испы-

тания. При неудовлетворительных результатах испытаний обна-

руженные дефекты должны быть устранены, а испытания по-

вторены. Подчеканка сварных швов и устранение дефектов во 

время нахождения трубопровода под давлением не допускается. 

О проведении испытаний трубопроводов составляют 

соответствующие акты. 

Гидравлическое испытание на прочность и плотность 

Гидравлическое испытание трубопроводов должно 

производиться преимущественно в теплое время года при по-

ложительной температуре окружающего воздуха. Для гидрав-

лических испытаний должна применяться, как правило, вода 

с температурой не ниже плюс 5 °С и не выше плюс 40 °С или 

специальные смеси (для трубопроводов высокого давления). 

Если гидравлическое испытание производится при температу-

ре окружающего воздуха ниже 0 °С, следует принять меры 

против замерзания воды и обеспечить надежное опорожнение 

трубопровода. После окончания гидравлического испытания 

трубопровод следует полностью опорожнить и продуть до 

полного удаления воды. 
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Величина пробного давления на прочность (гидравли-

ческим или пневматическим способом) устанавливается про-

ектом и должна составлять не менее: 

1,25 х Р х [G20 ] / [G ], но не менее 0,2 МПа (2 кгс/см2 ), 

где: Р – расчетное давление трубопровода, МПа; [σ]20 – до-

пускаемое напряжение для материала трубопровода при 20 

°С; [σ]t – допускаемое напряжение для материала трубопро-

вода при максимальной положительной расчетной температу-

ре. Трубопровод выдерживают под испытательным давлением 

в течение пяти минут, после чего давление снижают до рабо-

чего. Считается, что труба выдержала испытание, если давле-

ние по манометру не упало, не было запотеваний в сварных 

соединениях. 

Во всех случаях величина пробного давления должна 

приниматься такой, чтобы эквивалентное напряжение в стенке 

трубопровода при пробном давлении не превышало 90 % пре-

дела текучести материала при температуре испытания. Вели-

чину пробного давления на прочность для вакуумных трубо-

проводов и трубопроводов без избыточного давления 

для токсичных и взрывопожароопасных сред следует прини-

мать равной 0,2 МПа (2 кгс/см 2). 

При заполнении трубопровода водой воздух следует 

удалять полностью. Давление в испытываемом трубопроводе 

следует повышать плавно. Скорость подъема давления должна 

быть указана в технической документации. При испытаниях 

обстукивание трубопроводов не допускается. 

Требуемое давление при испытании создается насосом, 

подсоединенным к испытываемому трубопроводу через два 

запорных вентиля. После достижения испытательного давле-

ния трубопровод отключается от насоса. Испытательное дав-

ление в трубопроводе выдерживают в течение 10 минут (ис-
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пытание на прочность), после чего его снижают до рабочего 

давления, при котором производят тщательный осмотр свар-

ных швов (испытание на плотность). По окончании осмотра 

давление вновь повышают до испытательного и выдерживают 

еще пять минут, после чего снова снижают до рабочего и вто-

рично тщательно осматривают трубопровод. Продолжитель-

ность испытания на плотность определяется временем осмот-

ра трубопровода и проверки герметичности разъемных соеди-

нений. После окончания гидравлического испытания все  

воздушники на трубопроводе должны быть открыты и трубо-

провод должен быть полностью освобожден от воды через со-

ответствующие дренажи. 

Результаты гидравлического испытания на прочность и 

плотность признаются удовлетворительными, если во время 

испытания не произошло разрывов, видимых деформаций, па-

дения давления по манометру, а в основном металле, сварных 

швах, корпусах арматуры, разъемных соединениях и во всех 

врезках не обнаружено течи и запотевания. 

Пневматическое испытание на прочность и плотность 

Пневматическое испытание на прочность допускается прово-

дить для трубопроводов на Ру 10 МПа (100 кгс/см2) и ниже с 

учетом требований. Пневматическое испытание должно про-

водиться воздухом или инертным газом и только в светлое 

время суток. 

В случае установки на трубопроводе арматуры из серо-

го чугуна величина давления испытания на прочность должна 

составлять не более 0,4 МПа (4 кгс/см2). 

При пневматическом испытании трубопроводов на 

прочность подъем давления следует производить плавно со 

скоростью равной 5 % от Рпр в мин., но не более 0,2 МПа  

(2 кгс/см2 ) в минуту с периодическим осмотром трубопрово-



300 

да на следующих этапах: а) при рабочем давлении до 0,2 МПа 

(2 кгс/см2 ) – осмотр производится при давлении равном 0,6 

пробного давления и при рабочем давлении; б) при рабочем 

давлении выше 0,2 МПа (2 кгс/см2 ) – осмотр производится 

при давлении равном 0,3 и 0,6 пробного давления и при рабо-

чем давлении. Во время осмотра подъем давления не допуска-

ется. При осмотре обстукивание молотком трубопровода, 

находящегося под давлением, не допускается. Места утечки 

определяются по звуку просачивающегося воздуха, а также по 

пузырям при покрытии сварных швов и фланцевых соедине-

ний мыльной эмульсией и другими методами. Дефекты устра-

няются при снижении избыточного давления до нуля и от-

ключении компрессора. 

На время проведения пневматических испытаний на 

прочность как внутри помещений, так и снаружи должна уста-

навливаться охраняемая (безопасная) зона. Минимальное 

расстояние зоны должно составлять не менее 25 м при надзем-

ной прокладке трубопровода и не менее 10 м при подземной. 

Границы зоны огораживаются. Во время подъема давления в 

трубопроводе и при достижении в нем испытательного давле-

ния на прочность пребывание людей в охранной зоне не допус-

кается. Окончательный осмотр трубопровода допускается по-

сле того, как испытательное давление будет снижено 

до расчетного, и проводится в установленном порядке. 

Компрессор и манометры, используемые при проведе-

нии пневматического испытания трубопроводов, следует рас-

полагать вне охранной зоны. Для наблюдения за охранной зо-

ной устанавливаются специальные посты. Число постов опре-

деляется, исходя из условий, чтобы охрана зоны была 

надежно обеспечена. 
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Промывка и продувка трубопроводов 

Трубопроводы должны промываться или продуваться 

в соответствии с указаниями проекта. Промывка может осу-

ществляться водой, маслом, химическими реагентами и дру-

гими допустимыми веществами. Продувка может осуществ-

ляться сжатым воздухом, паром или инертным газом. 

Промывка водой должна осуществляться со скоростью 

1-1,5 м/сек. После промывки трубопровод должен полностью 

опорожняться и продуваться воздухом или инертным газом. 

Продувка трубопроводов должна производиться под 

давлением равным рабочему, но не более 4 МПа (40 кгс/см
2
). 

Продувка трубопроводов, работающих под избыточным дав-

лением до 0,1 МПа (1 кгс/см
2
) или вакуумом, должна произ-

водиться под давлением не более 0,1 МПа (1 кгс/см
2
). Про-

должительность продувки, если нет специальных указаний 

в проекте, должна составлять не менее 10 мин. 

Во время промывки (продувки) снимаются диафрагмы, 

приборы, регулирующая, предохраняющая арматура и устанав-

ливаются катушки и заглушки. Во время промывки или про-

дувки трубопровода арматура, установленная на спускных ли-

ниях и тупиковых участках, должна быть полностью открыта, а 

после окончания промывки или продувки тщательно осмотрена 

и очищена. 

Дополнительные испытания на герметичность 

Необходимость проведения дополнительных испытаний 

на герметичность трубопроводов устанавливается проектом. 

Трубопроводы, находящиеся в обвязке технологического обору-

дования, следует испытывать совместно с этим оборудованием. 

Дополнительное испытание на герметичность прово-

дится воздухом или инертным газом после проведения испы-

таний на прочность и плотность, промывки и продувки.  
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Дополнительное испытание на герметичность производится 

давлением равным рабочему, а для вакуумных трубопроводов 

давлением 0,1 МПа (1 кгс/см
2
).

Продолжительность дополнительных испытаний долж-

на составлять не менее 24 часов для строящихся межцеховых, 

внутрицеховых и межзаводских трубопроводов и указываться 

в проектной документации для каждого трубопровода. Ре-

зультаты дополнительного пневматического испытания на 

герметичность смонтированных технологических трубопро-

водов, прошедших ремонт, связанный с разборкой или свар-

кой, признаются удовлетворительными, если скорость паде-

ния давления окажется не более 0,1 % за час. Указанные нор-

мы относятся к трубопроводам внутренним диаметром до 250 

мм включительно. 

При испытании трубопроводов больших диаметров 

нормы падения давления в них определяются умножением 

приведенных величин на поправочный коэффициент, рассчи-

тываемый по формуле: 

где 

Если испытываемый трубопровод состоит из участков 

различных диаметров, средний внутренний диаметр его опре-

деляется по формуле: 

где – внутренний диаметр участков, м;
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           – длина участков трубопровода, соответствующая 

указанным диаметрам, м. 

Падение давления в трубопроводе во время испытания 

его на герметичность определяется по формуле: 

 𝑃         
         

         
  , 

где  𝑃 – падение давления, % от испытательного давления; 

𝑃   , 𝑃    – сумма манометрического и барометрического дав-

ления в конце и начале испытания, МПа; 

𝑇   , 𝑇    – температура в трубопроводе в конце и начале ис-

пытания, К. 

Давление и температуру в трубопроводе определяют как 

среднее показаний манометров и термометров, установленных 

на нем во время испытаний. 

Испытание на герметичность с определением падения 

давления допускается проводить только после выравнивания 

температур в трубопроводе. Для наблюдения за температурой 

в трубопроводе в начале и в конце испытываемого участка 

следует устанавливать термометры. После окончания допол-

нительного испытания на герметичность по каждому трубо-

проводу составляется акт по установленной форме. 

6.20 Сдача – приемка смонтированных  

трубопроводов 

Сдача – приемка трубопроводов после монтажа осу-

ществляется в соответствии с требованиями проекта после 

всех испытаний. 

До начала пусконаладочных работ готовится необхо-

димая документация. 
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Объект принимается сначала рабочей комиссией, а по-

сле устранения всех замечаний принимается Государственной 

комиссией. 

Перечни скрытых работ при монтаже технологических 

трубопроводов указываются в документации. Освидетель-

ствование скрытых работ следует производить перед началом 

последующих работ. 

Перечень документов на сборочные единицы, детали и 

материалы, применяемые при монтаже трубопровода, вклю-

чают в состав свидетельства о монтаже. 

Комплектовать свидетельство о монтаже участков тру-

бопроводов следует на технологический блок или технологи-

ческий узел, указанный в проекте. 

6.21 Требования к эксплуатации трубопроводов 

6.21.1 Обслуживание 

Обслуживание трубопроводов производится в соответ-

ствии с проектом и нормативно-технической документацией 

по промышленной безопасности. 

Лица, осуществляющие обслуживание трубопроводов, 

проходят подготовку и аттестацию в установленном порядке. 

По каждой установке (цеху, производству) составляет-

ся перечень трубопроводов и разрабатывается эксплуатацион-

ная документация. На все трубопроводы высокого давления 

[свыше 10 МПа (100 кгс/см2 )] и трубопроводы низкого дав-

ления [до 10 МПа (100 кгс/см2 ) включительно] категорий I, 

II, III, а также трубопроводы всех категорий, транспортирую-

щие вещества при скорости коррозии металла трубопровода 

0,5 мм/год, составляется паспорт установленного образца. 
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Для нефтесборных коллекторов, напорных трубопро-

водов следует завести эксплуатационный журнал. Для трубо-

проводов высокого давления следует вести книгу учета пери-

одических испытаний. 

На промыслах за каждый нефтепровод назначается от-

ветственное лицо за оперативный и технический контроль. Он 

же организует и осуществляет проведение профилактических 

работ по борьбе с осложнениями – отложениями АСПО, неор-

ганическими солями, коррозией. 

Контроль безопасным обслуживанием трубопроводов 

осуществляется в установленном порядке. 

6.21.2 Эксплуатация 

В период эксплуатации трубопроводов следует осу-

ществлять постоянный контроль над состоянием трубопрово-

дов и их элементов (сварных швов, фланцевых соединений, 

арматуры), антикоррозионной защиты и изоляции, дренажных 

устройств, компенсаторов, опорных конструкций и т. д. с за-

писями результатов в эксплуатационном журнале. 

При периодическом контроле следует проверять: тех-

ническое состояние трубопроводов наружным осмотром и, 

при необходимости, неразрушающим контролем в местах по-

вышенного коррозионного и эрозионного износа, нагружен-

ных сечений и т. п.; устранение замечаний по предыдущему 

обследованию и выполнение мер по безопасной эксплуатации 

трубопроводов; полноту и порядок ведения технической до-

кументации по обслуживанию, эксплуатации и ремонту тру-

бопроводов. Наружный осмотр трубопроводов, проложенных 

открытым способом, при периодических обследованиях до-

пускается производить без снятия изоляции. В необходимых 

случаях проводится частичное или полное удаление изоляции. 
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Наружный осмотр трубопроводов, уложенных в непро-

ходимых каналах или в земле, производится путем вскрытия 

отдельных участков длиной не менее 2 м. Число участков 

устанавливается в зависимости от условий эксплуатации. Ес-

ли при наружном осмотре обнаружены неплотности разъем-

ных соединений, давление в трубопроводе должно быть сни-

жено до атмосферного, а дефекты устранены с соблюдением 

необходимых мер безопасности. При обнаружении дефектов, 

устранение которых связано с огневыми работами, трубопро-

вод должен быть остановлен, подготовлен к проведению ре-

монтных работ в соответствии с нормативно-технической до-

кументацией по промышленной безопасности. 

6.21.3 Ревизия трубопроводов. Экспертиза 

промышленной безопасности 

Основным методом контроля за надежной и безопасной 

эксплуатацией технологических трубопроводов является перио-

дическая ревизия, которая проводится в установленном порядке. 

Результаты ревизии служат основанием для оценки состояния 

трубопровода и возможности его дальнейшей эксплуатации. 

Продление сроков службы трубопроводов и его эле-

ментов проводится по результатам экспертизы промышленной 

безопасности, которую проводят специальные организации, 

имеющие лицензию на это. В состав экспертизы входят: ра-

диографическая, ультразвуковая, акустическая дефектоско-

пии, профилеметрия, проверка системы ЭХЗ, проверка 

наружной изоляции, расчет ресурса работы трубы и другие 

виды работы. По результатам проверки эксплуатирующая 

трубопровод (или другой объект системы сбора) организация 

составляет мероприятия, по устранению замечаний эксперти-

зы. После этого проверяющая организация продлевает срок 
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работы трубопровода на два-пять лет, не больше. После 

утверждения рекомендаций Ростехнадзором владелец трубо-

провода имеет право эксплуатировать трубопровод в указан-

ный срок. 

Для трубопроводов высокого давления [свыше 10 МПа 

(100 кгс/см)] предусматриваются следующие виды ревизии: 

выборочная, генеральная выборочная и полная. Сроки выбо-

рочной ревизии устанавливаются в зависимости от условий 

эксплуатации, но не реже одного раза в четыре года. Перио-

дичность проведения ревизий технологических трубопрово-

дов с давлением до 10 МПа (100 кгс/см 2) устанавливается по 

проекту и в соответствии с руководящими документами. 

Первую выборочную ревизию трубопроводов, транспортиру-

ющих неагрессивные или малоагрессивные среды, следует 

производить не позднее, чем через два года после ввода тру-

бопровода в эксплуатацию. 

Отсрочка в проведении ревизии трубопроводов допус-

кается с учетом результатов предыдущей ревизии и техниче-

ского состояния трубопроводов, обеспечивающего их даль-

нейшую надежную эксплуатацию, но не может превышать бо-

лее одного года. 

При ревизии трубопроводов с давлением до 10 МПа 

(100 кгс/см2) следует: а) провести наружный осмотр трубо-

провода; б) измерить толщину стенки трубопровода прибора-

ми неразрушающего контроля, а в необходимых случаях – 

сквозной засверловкой с последующей заваркой отверстия. 

Количество участков для проведения толщинометрии и число 

точек замера для каждого участка определяется в соответ-

ствии с документацией и в зависимости от конкретных усло-

вий эксплуатации. Толщину стенок измеряют на участках, ра-

ботающих в наиболее сложных условиях (коленах, тройниках, 
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врезках, местах сужения трубопровода, перед арматурой и по-

сле нее, местах скопления влаги и продуктов, вызывающих 

коррозию, застойных зонах, дренажах), а также на прямых 

участках трубопроводов. При этом на прямых участках внут-

ри установочных трубопроводов длиной до 20 м и межцехо-

вых трубопроводов длиной до 100 м следует выполнять замер 

толщины стенок не менее, чем в трех местах. Во всех случаях 

контроль толщины стенки в каждом месте следует произво-

дить в 3–4 точках по периметру, а на отводах – не менее чем 

в 4–6 точках по выпуклой и вогнутой частям. Следует обеспе-

чить правильность и точность выполнения замеров, исключая 

влияние на них инородных тел (заусенцев, кокса, продуктов 

коррозии и т. п.). Результаты замера фиксируются в паспорте 

трубопровода. Ревизию постоянно действующих участков фа-

кельных линий, не имеющих байпасов, проводят без их от-

ключения путем измерения толщины стенки ультразвуковыми 

толщиномерами и обмыливанием фланцевых соединений. 

Места частичного или полного удаления изоляции при реви-

зии трубопроводов определяются конкретно для каждого 

участка трубопровода. Ревизия воротников фланцев прово-

дится внутренним осмотром (при разборке трубопровода) или 

измерением толщины неразрушающими методами контроля 

(ультразвуковым или радиографическим) не менее чем в трех 

точках по окружности воротника фланца. Толщину стенки во-

ротника фланца допускается контролировать также с помо-

щью контрольных засверловок. На трубопроводах, выполнен-

ных из сталей аустенитного класса (08Х18Н10Т, 12Х18Н10Т и 

т. п.), работающих в средах, вызывающих межкристаллитную 

коррозию, сквозные засверловки не допускаются. Внутренний 

осмотр участков трубопроводов проводится с помощью ламп, 

приборов, луп, эндоскопа или других средств. Внутренняя по-
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верхность должна быть очищена от грязи и отложений, а при 

необходимости – протравлена. При этом следует выбирать 

участок, эксплуатируемый в наиболее неблагоприятных усло-

виях (где возможна коррозия и эрозия, гидравлические удары, 

вибрация, изменение направления потока, застойные зоны). 

Демонтаж дефектного участка трубопровода при наличии 

разъемных соединений проводится путем их разборки, а на 

цельносварном трубопроводе этот участок вырезают. 

При неудовлетворительных результатах ревизии следу-

ет определить границу дефектного участка трубопровода 

(осмотреть внутреннюю поверхность, измерить толщину и 

т. п.) и выполнить более частые замеры толщины стенки всего 

трубопровода. 

При ревизии контрольного участка трубопровода вы-

сокого давления следует:  

а) провести наружный осмотр согласно требованиям; 

б) при наличии фланцевых или муфтовых соединений 

произвести их разборку, затем внутренний осмотр трубопро-

вода; 

в) произвести замер толщины стенок труб и других де-

талей контрольного участка;  

г) при обнаружении в процессе осмотра дефектов 

в сварных швах (околошовной зоне) или при возникновении 

сомнений в их качестве произвести контроль неразрушающи-

ми методами (радиографический, ультразвуковой и т. д.); 

д) при возникновении сомнений в качестве металла 

проверить его механические свойства и химический состав; 

е) проверить состояние муфт, фланцев, их привалоч-

ных поверхностей и резьбы, прокладок, крепежа, а также фа-

сонных деталей и арматуры, если такие имеются на контроль-

ном участке; 
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ж) провести контроль наличия остаточных деформа-

ций, если это предусмотрено проектом; 

з) провести контроль твердости крепежных изделий 

фланцевых соединений, работающих при температуре 400 °С. 

Результаты ревизии считаются удовлетворительными, 

если обнаруженные отклонения находятся в допустимых пре-

делах. При неудовлетворительных результатах ревизии следу-

ет проверить еще два аналогичных участка, из которых один 

должен быть продолжением ревизуемого участка, а второй – 

аналогичным ревизуемому участку. 

Если при ревизии трубопровода высокого давления будет 

обнаружено, что первоначальная толщина уменьшилась под 

воздействием коррозии или эрозии, возможность эксплуатации 

следует подтверждать расчетом на прочность. При необходимо-

сти проводится экспертиза промышленной безопасности. 

При получении неудовлетворительных результатов ре-

визии дополнительных участков следует провести генераль-

ную выборочную ревизию этого трубопровода, а также участ-

ков трубопроводов, работающих в аналогичных условиях, 

с разборкой до 30 % каждого из указанных. 

После проведения ревизии составляются акты, к кото-

рым прикладываются все протоколы и заключения о прове-

денных проверках. Результаты ревизии заносятся в паспорт 

трубопровода. Акты и остальные документы прикладываются 

к паспорту. 

После истечения проектного срока службы независимо 

от технического состояния трубопровод должен быть под-

вергнут комплексному обследованию (экспертизе промыш-

ленной безопасности) с целью установления возможности и 

сроков дальнейшей эксплуатации. 
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Во время эксплуатации следует принять необходимые 

меры по организации постоянного и тщательного контроля за 

исправностью арматуры, а также за своевременным проведе-

нием ревизии и ремонта. 

Асбестовая набивка на задвижках, пропитанная жиро-

вым составом и прографиченная, может быть использована 

для рабочих температур не выше 200 °С. 

Для высоких температур следует применять специаль-

ные набивки, в частности асбометаллические, пропитанные 

особыми составами, стойкими к разрушению и вытеканию под 

влиянием транспортируемой среды и высокой температуры. 

Сальниковые набивки арматуры следует изготавливать 

из плетеного шнура квадратного сечения со стороной, равной 

ширине сальниковой камеры. Из такого шнура на оправке 

следует нарезать заготовки колец со скошенными под углом 

45° концами. Кольца набивки следует укладывать в сальнико-

вую коробку, смещая линии разреза и уплотнение каждого 

кольца. Высоту сальниковой набивки следует принимать та-

кой, чтобы грундбукса в начальном положении входила 

в сальниковую камеру не более чем на 1/6–1/7 ее высоты, но 

не менее чем на 5 мм. Сальники следует подтягивать равно-

мерно без перекоса грундбуксы. Ход шпинделя в задвижках и 

вентилях должен быть плавным, а затвор при закрывании или 

открывании арматуры должен перемещаться без заедания. 

Не допускается применять добавочные рычаги при от-

крывании и закрывании арматуры. 

Ревизию и ремонт трубопроводной арматуры, в том 

числе и обратных клапанов, а также приводных устройств ар-

матуры (электро-, пневмо-, гидропривод, механический при-

вод), как правило, производят в период ревизии трубопровода. 

При ревизии арматуры, в том числе обратных клапанов, 
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должны быть выполнены следующие работы: а) внешний 

осмотр; б) разборка и осмотр состояния отдельных деталей; 

в) осмотр внутренней поверхности и при необходимости кон-

троль неразрушающими методами; г) притирка уплотнитель-

ных поверхностей (при необходимости); д) сборка, опробыва-

ние и опрессовка на прочность и плотность. 

При планировании сроков ревизии и ремонта арматуры 

следует в первую очередь проводить ревизию и ремонт армату-

ры, работающей в наиболее сложных условиях. Результаты ре-

монта и испытания арматуры оформляются актами и заносятся 

в эксплуатационную документацию. 

Результаты периодических испытаний трубопроводов 

оформляются в установленном порядке. 

6.21.4 Техническая документация 

Технологические трубопроводы комплектуются сле-

дующей технической документацией: 

– перечень трубопроводов; проектная документация (в том

числе расчеты); паспорт трубопровода;

– схемы трубопроводов с указанием условного прохода, ис-

ходной и отбраковочной толщины элементов трубопровода,

мест установки арматуры, фланцев, заглушек и других дета-

лей, мест спускных, продувочных и дренажных устройств,

сварных стыков, контрольных засверловок (если они имеют-

ся) и их нумерации;

– акты ревизии и отбраковки элементов трубопровода; удо-

стоверение о качестве ремонтов трубопроводов, в том числе

журнал сварочных работ на ремонт трубопроводов, подтвер-

ждающие качество примененных при ремонте материалов и

качество сварных стыков;
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– документация по контролю металла трубопроводов, работа-

ющих в водородсодержащих средах; акт периодического

наружного осмотра трубопровода;

– акт испытания трубопровода на прочность и плотность;

– акты на ревизию, ремонт и испытание арматуры;

– эксплуатационные журналы трубопроводов; акты отбраковки;

– журнал установки-снятия заглушек;

– заключение обследований и экспертизы промышленной без-

опасности.

6.21.5 Подземные трубопроводы 

Для подземных трубопроводов устанавливается перио-

дический контроль технического состояния согласно проекту 

и с учетом положений руководящих документов. 

Для ревизии подземных трубопроводов производят 

вскрытие и выемку грунта на отдельных участках длиной не 

менее 2 м каждый с последующим снятием изоляции, осмот-

ром антикоррозионной и протекторной защиты, осмотром 

трубопровода, измерением толщины стенок, а в обоснованных 

случаях, с вырезкой отдельных участков. Число участков, 

подлежащих вскрытию для ревизии, устанавливается в зави-

симости от условий эксплуатации трубопровода: при контроле 

сплошности изоляции трубопровода с помощью приборов 

вскрытие производится в местах выявленных повреждений 

изоляции; при выборочном контроле вскрытие производится 

из расчета один участок на 200-300 м длины трубопровода. 

При проведении ремонтных и монтажных работ на под-

земных трубопроводах следует установить контроль за выпол-

нением требований проекта в части компенсации температур-

ных деформаций, качества применяемых материалов, сварных 

швов, антикоррозионного покрытия и своевременного оформ-
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ления всей необходимой документации по результатам прово-

димых работ. 

Подземные технологические трубопроводы должны 

быть защищены от почвенной коррозии и коррозии блужда-

ющими токами. 

6.21.6 Выполнение ремонтных и монтажных работ 

Ремонтные и монтажные работы на трубопроводах 

производятся после выполнения подготовительных работ. 

Переустройство и реконструкция трубопроводов до-

пускается после изменения проектной документации. Ремонт 

трубопроводов выполняется на основании актов ревизии и от-

браковки с приложением выкопировки из схем трубопрово-

дов. Узлы, детали и материалы, применяемые при выполнении 

ремонтных и монтажных работ, объем и методы их контроля 

должны соответствовать установленным требованиям. Эле-

менты трубопроводов, не имеющие сертификатов или паспор-

тов, можно применять только для трубопроводов II категории 

и ниже при условии проверки и испытания в соответствии 

с государственными стандартами, нормалями и техническими 

условиями. Трубы, фланцы и фасонные детали трубопроводов 

из легированных сталей, независимо от наличия сертификата 

и заводской маркировки (Ру, Dy, марка стали), допускается 

применять для трубопроводов только после проверки марки 

стали (химический анализ, стилоскопирование и т. п.). 

При ремонте и установке опор необходимо соблюдать 

следующие требования: трубы должны плотно, без зазоров и 

перекосов укладываться на подушки неподвижных опор, хо-

муты для крепления труб плотно прилегать к трубе и не до-

пускать ее перемещения; верхние плоскости опор должны 

быть выверены по уровню, если это требование предусмотре-
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но проектом; ролики, шарики и катки должны свободно вра-

щаться и не выпадать из гнезд, опорные поверхности должны 

прилегать по всей площади соприкосновения без перекосов; 

сжатие пружин на опорах и подвесках должно быть обеспече-

но распорными приспособлениями; пружины при установке 

следует затягивать в соответствии с указаниями документа-

ции; тяги подвесок трубопроводов, не подверженных тепло-

вым удлинениям (перемещениям), устанавливаются отвесно, а 

подверженных тепловым удлинениям – с наклоном в сторону, 

обратную перемещению, на половину этого перемещения; 

прокладки для обеспечения необходимого уклона трубопро-

вода устанавливаются под подошву опоры; установка прокла-

док между трубой и опорой не допускается; при креплении 

опор на стенах или колоннах кронштейны должны прилегать 

к бетону или кирпичной кладке и крепиться к силовым за-

кладным элементам; при укладке трубопроводов сварные швы 

необходимо располагать от края опоры на расстоянии 50 мм 

для труб диаметром менее 50 мм и не менее 200 мм для труб 

диаметром свыше 50 мм; при укладке на опоры труб, имею-

щих продольные сварные швы, необходимо располагать их 

так, чтобы они были доступны для осмотра. 

Расстояние от штуцера или другого элемента с угло-

вым (тавровым) швом до начала гиба трубы или поперечного 

сварного шва должно быть не менее наружного диаметра тру-

бы, но не менее 50 мм для трубопроводов с наружным диа-

метром до 100 мм и не менее 200 мм – для трубопроводов 

больших наружных диаметров. 

Арматуру необходимо ремонтировать в специализиро-

ванных ремонтно-механических мастерских и участках. Мел-

кий ремонт арматуры (смена прокладок, перенабивка сальни-
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ков, замена шпилек, штурвалов и т. п.) можно проводить на 

месте ее установки. 

После ремонта арматура подлежит опрессовке на проч-

ность и плотность. Опрессовку на прочность следует произво-

дить при открытом запорном устройстве. 

Исправление дефектов сваркой следует производить 

при положительной температуре на спокойном воздухе (без 

сквозняков). Наплавленный сварной шов не должен иметь 

резких переходов к основному металлу; после сварки изделие 

должно быть зачищено от брызг металла и шлака. 

Выбор электродов при исправлении дефектов сваркой, 

необходимость подогрева изделия до сварки, термической об-

работки после исправления дефектов определяются техноло-

гической документацией. 

К ремонтным работам допускается персонал, обучен-

ный и аттестованный в установленном порядке. 
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7. ГИДРАВЛИЧЕСКИЙ РАСЧЕТ

ТРУБОПРОВОДОВ 

Гидравлический расчет трубопроводов при проектиро-

вании выполняется по сложным компьютерным программам. 

Для инженерной оценки параметров работы при эксплуатации 

трубопровода пользуются простыми формулами – расчет ба-

зируется на уравнении Дарси-Вейсбаха. Потери напора в тру-

бе при перекачке жидкости из-за жидкостного трения опреде-

ляются по формуле: 

 (м), 

где 

– коэффициент гидравлического сопротивления;

d – внутренний диаметр трубы, м; 

l – длина трубы, м;

V = скорость течения жидкости, м/с;

q – ускорение свободного падения, -9,8 м/сек2.

Потери давления при перекачке:

 (Па), 

где 

 = плотность жидкости кг/м
3
.

Коэффициент гидравлического сопротивления находится 

по формуле: 

√  
– при турбулентном режиме,

– при ламинарном режиме, где

Re – число Рейнольдса, 

Re= , где  

– величина кинематической вязкости, м
2
/с.



 

318 

Очень важно при разных вязкостях соблюдать оптималь-

ные скорости потока: 

Рекомендуемые: 

При вязкости 

 

Оптимальная скорость 

            

   ……………… 

V=0,8 1 м/сек 

           

   ……………… 

V=0,2     м/сек 

                     V=1    м/сек 
 

Если Re>2300 – для турбулентного режима течения 

Re < 2300 – для ламинарного течения 

Re > 1100 – для концентричных (труба в трубе – межтруб-

ное пространство) труб 

Иногда берется: 

Re = 2300÷2800 для шероховатых труб 

Re > 2800 для турбулентного течения 

Для упрощенного варианта берется Re>2300 – турбу-

лентный режим. 

Через производительность трубопровода потери напора 

определяется по формуле: 

      
 

 
 

  

  
  

 

 

    

      , где   – производительность 

м
3 
/ сек. 

1. Определение производительности по известным 

параметрам решается графоаналитическим способом. 

Для этого составляется график: задаются произволь-

ными величинами производительности и определяются соот-

ветствующие потери напора. 

Полученные точки соединяются кривой. После этого 

по заданной величине Н получаем соответствующую произ-

водительность. 
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2. Определение диаметра трубопровода по извест-

ным параметрам выполняется также – тоже задаются несколь-

кими диаметрами труб, определяют напор. Потом по заданно-

му напору определяют диаметр.  
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Расчет параллельных трубопроводов 

Пример расчета: 

1) q1+q2+…+qn= Q, где q1, q2 ---qn – производительность каждой 

ветви в отдельности. 

Формула означает: Сумма расходов равна расходу в подводя-

щих и отводящих ветвях трубопровода. 

 
2) Потери напора в параллельных ветвях одинаковы и равны. 

h1=h2=h3=λ
  

  

  
 

  
   

  

  

     

      
          

  
 

  
  

Потери напора при движении жидкости в концентричных 

трубах (например, по затрубу скважин, теплообменниках): 

    
 

    
   

  

   
 , где 

D – внутренний диаметр наружной трубы, м; 

dn – наружный диаметр внутренней трубы, м; 

   
  

 
 ; 

где d=D-dn, 

Re>1100 – турбулентный режим, 

  
      

√  
  – при турбулентном режиме; 

Re<1100 ламинарный режим, 

  
  

  
 – при ламинарном режиме. 
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Потери напора при наличии свободного газа 

Расчет потерь напора при перекачке жидкости с содер-

жанием газа (рис. 7.1) производится по следующей формуле: 

+ Z1 +Z2 +Z3 + .. Zi(м), где

– коэффициент гидравлического сопротивления;

d – внутренний диаметр трубы ,м; 

l – длина трубы, м;

V= скорость течения жидкости, м/с;

– ускорение свободного падения, -9,8 м/сек2;

Zi – высота каждого подъема по трассе трубы; 

Н – насос центробежный, РВС – стальной резервуар, Z1, Z2,

Z3 – высота каждого подъема по трассе. 

Рис. 7.1 Сжатый профиль трассы трубопровода от насосной ДНС до 

резервуарного парка. 

Расход жидкости через штуцер 

В промысловых водоводах низкого давления, а также в 

системе ППД часто имеется необходимость перераспределе-

ния потоков жидкости путем установки штуцеров. При этом 

с достаточной для производства точностью можно применить 

следующую формулу для определения расхода через штуцер: 

Q = μ f √  , 
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где 

Q – расход, м3/сек; 

h – напор, м (перепад давления на штуцере); 

f – площадь отверстия, м
2
; 

μ – коэффициент расхода, можно μ = 0,65; 

для малых расходов μ = Re/48. 

Соотношение параметров центробежных насосов 

При изменении числа оборотов центробежного колеса 

изменяются и параметры насоса. 

  

  
 

  

  
 

Производительность насоса прямо пропорциональна числу 

оборотов 

 
  

  
  =

  

  
 

Напор в квадратичной зависимости от числа оборотов. 

  
 

  
  

  

  
 . 

Потребляемая мощность насоса соответствует кубической за-

висимости от числа оборотов. 

Мощность центробежного насоса равна: 

  
      

       
 кв, квт., где 

N – потребляемая мощность насоса, кВт; 

     – производительность, тонн/сутки   – напор насоса; 

   – кпд насоса; 

Кв  – коэффициент учета вязкости. При μ>70 мПа*с;μ=0,15; 

g – ускорение свободного падения ( 9,8 м/сек
2
).

 

В случае применения станций управления с частотным 

управлением: 
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 =   =  = 
  

, где 

f1, f2  – частота тока до изменения и после изменения; 

– мощность двигателя до и после изменения.

При применении вентильных электродвигателей напор 

и мощность насоса меняются в квадратичной и кубической 

зависимости путем изменения частоты тока: 

Таким образом, при изменении частоты тока потребляемая 

мощность насоса изменяется в кубической зависимости, а 

мощность двигателя – пропорционально изменению частоты 

тока. 

Мощность штангового глубинного насоса 

Qж  – м
3
/сут;

 ж  – кг/м
3
;

Н – динамический уровень м; 

H – устьевой напор; 

– КПД насоса (0,3-0,55).

Установленная мощность значительно выше потребляемой 

мощности. 

Nпотр = 0,65/0,75*Nустан
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Напорная характеристика ЭЦН для разных частот тока 

Рис. 7.2 Зависимость напора от вязкости и производительности 

(f – частота тока) 

Напорная характеристика ЭЦН в зависимости 

от вязкости 

где   – динамическая вязкость 

Рис. 7.3 Напор от производительности для разных вязкостей 

(  – динамическая вязкость)
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Свободный газ в добываемой жидкости сильно снижает 

показатели работы. 

Рис. 7.4 Напор ЭЦН в зависимости от газонасыщенности и 

производительности 

Параллельная работа двух трубопроводов 

Суммарная характеристика двух труб получается путем 

сложения абсцисс при равных ординатах (рис. 7.5). 

Рис. 7.5 Сложение характеристик двух трубопроводов при парал-

лельной работе. 



Методы увеличения производительности трубопроводов 

В зависимости от конкретных условий для увеличения 

производительности трубопроводов применяют один или не-

сколько способов, указанных ниже: 

1. Установление дополнительных насосов.

2. Компаундирование (смешение нефтей).

3. Периодический пропуск очистных устройств.

4. Уменьшение вязкости путем подогрева.

5. Футеровка труб эмалью или эпоксидными смолами.

6. Применение ПАВ или депрессорных присадок.

7. Прокладка параллельных трубопроводов (лупингова-

ние).

8. Применение стеклопластиковых трубопроводов.

9. Применение деэмульгаторов при наличии эмульсии.
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8. НЕФТЕПРОМЫСЛОВЫЕ ОБЪЕКТЫ,

ПОДЛЕЖАЩИЕ АВТОМАТИЗАЦИИ

8.1. В данной работе не рассматриваются объекты, находящи-

еся на балансе предприятия, объем и структура автоматизации 

которых выполняются по другим нормам и правилам. К ним 

относятся: 

– энергетические объекты;

– объекты баз производственного обслуживания, не входящие

в технологическую цепочку добычи нефти;

– объекты транспортного обслуживания;

– объекты социального характера.

8.2. Объекты автоматизации, входящие в технологическую 

цепочку добычи нефти. 

– скважины одиночные;

– кусты скважин, обустроенные кустовым методом;

– групповые и индивидуальные замерные установки для изме-

рения дебита скважин;

– блоки дозирования реагента;

– дожимные насосные станции в составе:

а) сепараторов, буферных емкостей и резервуаров; 

б) насосных агрегатов; 

в) узлов учета жидкости и сырой нефти; 

г) факельных устройств. 

При совмещении ДНС с установками предварительного сбро-

са дополнительно включаются в зависимости от технологиче-

ской схемы: 

а) делители фаз, отстойники; 

б) буферные емкости для воды; 

в) насосы откачки воды; 

г) узлы учета воды. 
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8.3. Объекты системы поддержания пластового давления и 

закачки воды в поглощающие скважины. 

– кустовые насосные станции;

– водораспределительные блоки;

– блоки гребенок;

– станции водоподъема;

– водозаборные сооружения;

– нагнетательные скважины.

8.4. Объекты установок подготовки нефти и воды: 

– блоки сепарации сырой нефти (БАС, КСУ и др.);

– технологические резервуары сырой нефти;

– блоки предварительного сброса воды;

– насосы сырьевые;

– блоки нагрева продукции (ПТБ-10, ПП-1,6 и др.);

– блоки глубокого обессоливания и обезвоживания нефти

(в т.ч. электродегидраторы);

– теплообменники;

– резервуары товарной нефти;

– коммерческие узлы учета;

– блоки подачи реагента;

– насосные агрегаты товарные;

– узлы отпуска нефти сторонним организациям и на собствен-

ные нужды;

– узлы учета поступления жидкости по направлениям;

– дренажные емкости;

– факельное хозяйство;

– компрессоры сжатого воздуха для КИПиА;

– система автоматического пожаротушения;

– система контроля за состоянием газовоздушной среды;

– охранно-пожарная система;

– блок очистки сточной воды;
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– резервуары и насосы сточной воды;

– магистральный (напорный) трубопровод.

8.5. Разновидность оборудования, объектов ДНС, УПС, УПН 

может отличаться исходя из особенностей технологического 

процесса. 

8.6. Необходимые функции контроля, регулирования, управ-

ления систем автоматизации объектов добычи нефти и газа. 

8.6.1.  Функции, возложенные на систему автоматизации 

объектов, могут отличаться при идентичности объектов в за-

висимости от расположения их, физико-химических свойств 

добываемых флюидов, от количественных значений жидкости 

и газа. Например, для нефтяных скважин функции автомати-

зации могут отличаться в зависимости от дебита скважины, от 

расположения скважин (кустовое или одиночное расположе-

ние, в водоохранной зоне, вблизи санитарной зоны населен-

ных пунктов, труднодоступном районе), а также от способа 

эксплуатации. Телемеханизация ГЗУ при близком расположе-

нии их от диспетчерского пункта может осуществляться про-

водной связью, при значительном удалении – беспроводной 

связью. 

Ниже приводятся основные функции контроля, регу-

лирования, управления систем автоматизации объектов, пере-

численных в Разделе 3.6. Специалисты по АСУТП функции 

контроля, регулирования, управления, сигнализации систем 

автоматизации объектов называют также объемами автомати-

зации. На основании требований нормативных актов, правил 

и инструкций по безопасности в каждой компании должны 

быть разработаны регламенты по объемам АСУТП. Объемы 

автоматизации объектов должны учитывать и свойства добы-

ваемых флюидов, и значимость объекта для предприятия, и 



природно-климатические условия месторождения и другие 

факторы. Нижеприведенные примеры по функциям автомати-

зации объектов не являются обязательным и полным объе-

мом, а больше всего рассчитаны для расширения кругозора 

промысловых специалистов и приобретения основ знаний по 

этому направлению работ. 
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 о
тб
о
р
 о
б
ъ
ед
и
н
ен
н
о
й
 п
р
о
б
ы
 

ж
и
д
к
о
ст
и
) 

 +
 

3
.5

. 

С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я
 п
о
н
и
ж
ен
и
я 
те
м
п
е-

р
ат
у
р
ы
 
в
 
б
л
о
к
е 

к
о
н
тр
о
л
я
 
к
ач
е-

ст
в
а 

(+
) 



3
.6

. 
С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я
 

п
р
ед
ел
ь
н
ы
х
 

о
т-

к
л
о
н
ен
и
й
 у
р
о
в
н
я
 

(+
) 

4
. 

Н
а 
д
р
ен
аж

н
о
й
 е
м
к
о
ст
и

 

4
.1

. 
К
о
н
тр
о
л
ь
 у
р
о
в
н
я 
ж
и
д
к
о
ст
и

 
+

 
+

 

4
.2

. 

У
п
р
ав
л
ен
и
е 
п
о
гр
у
ж
н
ы
м
 н
ас
о
со
м
 

«
в
к
л
ю
ч
и
ть

-в
ы
к
л
ю
ч
и
ть
»
 п
о
 у
р
о
в
-

н
ю
 е
м
к
о
ст
и

 

+
 

+
 

4
.3

. 
С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я
 

со
ст
о
я
н
и
я
 

п
о
-

гр
у
ж
н
о
го
 н
ас
о
са
 «
в
к
л
ю
ч
ен
»
 

+
 

5
. 

П
о
 
о
б
щ
ес
та
н
ц
и
о
н
н
ы
м
 
п
ар
ам

ет
-

р
ам

 
+

 

5
.1

. 
И
зм

ер
ен
и
е 

д
ав
л
ен
и
я 

ж
и
д
к
о
ст
и
 

н
а 
в
ы
х
о
д
е 
Д
Н
С

 
+

 
+

 

5
.2

. 

С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я
 

п
р
ед
ел
ь
н
ы
х
 

о
т-

к
л
о
н
ен
и
й
 
д
ав
л
ен
и
я
 
н
а 

в
ы
х
о
д
е 

Д
Н
С

 

+
 

5
.3

. 

С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я
 

п
р
ед
ел
ь
н
ы
х
 

о
т-

к
л
о
н
ен
и
й
 и
 и
сч
ез
н
о
в
ен
и
я
 н
ап
р
я
-

ж
ен
и
я 

+



5
.4

. 

С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я
 
о
 
за
га
зо
в
ан
н
о
ст
и
 

п
о
м
ещ

ен
и
й
 н
еф

те
н
ас
о
сн
о
й
 5
0
%
, 
 

Н
П
В
 
о
 
н
еи
сп
р
ав
н
о
ст
и
 
си
гн
ал
и
-

за
то
р
а 

+
 

+
 

5
.5

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 
у
п
р
ав
л
ен
и
е 
в
ен
-

ти
л
я
ц
и
ей

 
+

 

5
.6

. 

О
тк
л
ю
ч
ен
и
е 
н
ас
о
сн
ы
х
 а
гр
ег
ат
о
в
 

п
р
и
 
н
ед
о
п
у
ст
и
м
о
й
 
за
га
зо
в
ан
н
о
-

ст
и
 н
еф

те
н
ас
о
сн
о
й

 

+
 

5
.7

. 
С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я
 а
в
ар
и
й
н
ая
 о
 п
о
ж
а-

р
е 
в
 н
еф

те
н
ас
о
сн
о
й

 
+

 

5
.8

. 

А
в
ар
и
й
н
о
е 

о
тк
л
ю
ч
ен
и
е 

н
ас
о
с-

н
ы
х
 

аг
р
ег
ат
о
в
 

п
р
и
 

п
о
ж
ар
е 

в
 н
еф

те
н
ас
о
сн
о
й

 

+
 

5
.9

. 

С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я
 
о
 
за
га
зо
в
ан
н
о
ст
и
 

2
0
 %

, 
5
0
 %

 
Н
П
В
 
п
л
о
щ
ад
о
к
 
те
х
-

н
о
л
о
ги
ч
ес
к
и
х
 о
б
ъ
ек
то
в
 н
а 
те
р
р
и
-

то
р
и
и
 
Д
Н
С
, 

о
 н
еи
сп
р
ав
н
о
ст
ях
 

си
гн
ал
и
за
то
р
а 

+
 

+
 

5
.1

0
. 

С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я
 

н
ес
ан
к
ц
и
о
н
и
р
о
-

в
ан
н
о
го
 
д
о
ст
у
п
а 
(о
тк
р
ы
ти
я 
д
в
е-

р
и
) 
в
 п
о
м
ещ

ен
и
и

 

+



6
. 

Ф
ак
ел
ь
н
ая
 с
и
ст
ем

а 

6
.1

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
и
й
 
и
 
д
и
ст
ан
ц
и
о
н
-

н
ы
й
 р
о
зж

и
г 
ф
ак
ел
а 

+
 

+
 

6
.2

. 
К
о
н
тр
о
л
ь
 н
ал
и
ч
и
я 
п
л
ам

ен
и

 
+

 

6
.3

. 
И
зм

ер
ен
и
я
 р
ас
х
о
д
а 
га
за
 н
а 
ф
ак
ел

 
+

 
+

 

6
.4

. 

С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я
 п
р
ед
ел
ь
н
о
го
 у
р
о
в
-

н
я 

ж
и
д
к
о
ст
и
 
в
 
к
о
н
д
ен
са
то
сб
о
р
-

н
и
к
е 

+
 

6
.5

. 
С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я
 
в
к
л
ю
ч
ен
и
я
 
н
ас
о
-

со
в
 о
тк
ач
к
и
 к
о
н
д
ен
са
та

 
+

 

6
.6

. 
К
о
н
тр
о
л
ь
 д
о
б
ав
л
ен
и
я 
н
а 
га
зо
в
о
й
 

л
и
н
и
и

 
(+

) 
(+

) 

7
. 

В
и
д
ео
н
аб
л
ю
д
ен
и
е 
за
 о
б
ъ
ек
то
м

 
(+

) 
(+

) 



Т
аб
л
и
ц
а 
8
.4

 

Ф
у

н
к

ц
и

и
 а

в
т
о
м

а
т
и

за
ц

и
и

 у
ст

а
н

о
в

о
к

 п
р

ед
в

а
р

и
т
ел

ь
н

о
г
о

 с
б

р
о

са
 в

о
д

ы
 (

У
П

С
) 

№
 п
/п

 
К
о
н
тр
о
л
и
р
у
ем

ы
е 

п
ар
ам

ет
р
ы
 
и
 
в
ы
п
о
л
н
я
е-

м
ы
е 
ф
у
н
к
ц
и
и

 

М
ес
тн
ая

 

ав
то
м
ат
и
к
а 

Д
и
ст
ан
ц
и
о
н
н
ая

 

 и
н
ф
о
р
м
ац
и
я 
и
  

у
п
р
ав
л
ен
и
е 

1
. 

Н
а 
се
п
ар
ат
о
р
ах
 1

-о
й
 и
 2

-о
й
 с
ту
п
ен
и
 (
ан
ал
о
-

ги
ч
н
о
 Д
Н
С
) 

2
. 

Н
а 
о
тс
то
й
н
и
к
ах

 

2
.1

. 
И
зм

ер
ен
и
е 

у
р
о
в
н
я 

р
аз
д
ел
а 

ф
аз
 
«
н
еф

ть
-

в
о
д
а»
 в
 е
м
к
о
ст
я
х
 

+
 

2
.2

. 
С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я 

п
р
ед
ел
ь
н
ы
х
 

о
тк
л
о
н
ен
и
й
 

у
р
о
в
н
я 
р
аз
д
ел
а 
ф
аз
 «
н
еф

ть
-в
о
д
а»

 
+

 

2
.3

. 

А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 
р
ег
у
л
и
р
о
в
ан
и
е 
м
еж

ф
аз
н
о
-

го
 
у
р
о
в
н
я 

(у
п
р
ав
л
ен
и
е 

к
л
ап
ан
о
м
 
сб
р
о
са
 

п
л
ас
то
в
о
й
 в
о
д
ы
) 

+
 

2
.4

. 
И
зм

ер
ен
и
е 
д
ав
л
ен
и
я 
в
 е
м
к
о
ст
и

 
+

+
 



2
.5

. 
С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я 
п
р
ед
ел
ь
н
ы
х
 о
тк
л
о
н
ен
и
й
 д
ав
-

л
ен
и
я 
н
а 
у
р
о
в
н
е 
ж
и
д
к
о
ст
и

 
+

 

3
. 

Н
а 
р
ез
ер
в
у
ар
ах
 т
ех
н
о
л
о
ги
ч
ес
к
и
х
 

3
.1

. 
И
зм

ер
ен
и
е 

у
р
о
в
н
я 

р
аз
д
ел
а 

ф
аз
 
«
н
еф

ть
-

в
о
д
а»

 
+

 

3
.2

. 
К
о
н
тр
о
л
ь
, 
си
гн
ал
и
за
ц
и
я
 у
р
о
в
н
я 
ж
и
д
к
о
ст
и

 
+

 

3
.3

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
и
й
 с
б
р
о
с 
п
л
ас
то
в
о
й
 в
о
д
ы
 п
о
 

у
р
о
в
н
ю
 р
аз
д
ел
а 
ф
аз
 «
н
еф

ть
-в
о
д
а»

 
+

 

4
. 

Н
а 
н
ас
о
сн
ы
х
 а
гр
ег
ат
ах

 

4
.1

. 
У
п
р
ав
л
ен
и
е 
н
ас
о
сн
ы
м
 а
гр
ег
ат
о
м

 
+

 
+

 

4
.2

. 

А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 
у
п
р
ав
л
ен
и
е 
н
ас
о
сн
ы
м
 
аг
-

р
ег
ат
о
м
 
п
о
 
у
р
о
в
н
ю
 
в
 
б
у
ф
ер
н
о
й
 
ем

к
о
ст
и
 

(п
р
и
 п
ер
и
о
д
и
ч
ес
к
о
й
 о
тк
ач
к
е)

 

+



4
.3

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 

в
к
л
ю
ч
ен
и
е 

р
ез
ер
в
н
о
го
 

н
ас
о
са

 
+

 

4
.4

. 
И
зм

ер
ен
и
е 
д
ав
л
ен
и
я 
н
а 
в
ы
к
и
д
е 

+
 

+
 

4
.5

. 
С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я 
п
ер
ег
р
ев
а 
п
о
д
ш
и
п
н
и
к
о
в
 д
в
и
-

га
те
л
я
 и
 н
ас
о
са

 
+

 

4
.6

. 
С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я 
п
р
ед
ел
ь
н
ы
х
 о
тк
л
о
н
ен
и
й
 д
ав
-

л
ен
и
я 
н
а 
п
р
и
ем

е 
и
 в
ы
к
и
д
е 

+
 

4
.7

. 
Т
ех
н
о
л
о
ги
ч
ес
к
ая
 з
ащ

и
та
 н
ас
о
сн
о
го
 а
гр
ег
а-

та
 п
р
и
: 

-
п
р
ев
ы
ш
ен
и
и
 
те
м
п
ер
ат
у
р
ы
 
п
о
д
ш
и
п
н
и
к
о
в

эл
ек
тр
о
д
в
и
га
те
л
я
 и
 н
ас
о
са
;

+
 

-
п
ад
ен
и
и
 д
ав
л
ен
и
я 
н
а 
п
р
и
ем

е,
 а
в
ар
и
й
н
о
м

о
тк
л
о
н
ен
и
и
 д
ав
л
ен
и
я 
н
а 
в
ы
к
и
д
е 
н
ас
о
са
;

+
 

-
н
ед
о
п
у
ст
и
м
ы
х
 у
те
ч
к
ах

 ч
ер
ез
 с
ал
ь
н
и
к
о
в
ы
е

у
п
л
о
тн
ен
и
я
;

+



-
ав
ар
и
й
н
о
м
 с
н
и
ж
ен
и
и
 у
р
о
в
н
я 
ж
и
д
к
о
ст
и
 в

ем
к
о
ст
я
х
 п
ер
ед
 н
ас
о
са
м
и
.

+
 

4
.8

. 

С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я 

о
 
ср
аб
ат
ы
в
ан
и
и
 
за
щ
и
ты

 
с 

р
ас
ш
и
ф
р
о
в
к
о
й
 п
р
и
ч
и
н
ы
; 
м
ес
тн
о
е 
и
 д
и
ст
ан
-

ц
и
о
н
н
о
е 

у
п
р
ав
л
ен
и
е 

(«
о
тк
р
ы
ть

-з
ак
р
ы
ть
»
) 

за
д
в
и
ж
к
ам

и
 с
 э
л
ек
тр
о
п
р
и
в
о
д
о
м
 н
а 
в
ы
к
и
д
-

н
ы
х
 
к
о
л
л
ек
то
р
ах
 
н
ас
о
со
в
; 

си
гн
ал
и
за
ц
и
я 

к
о
н
еч
н
ы
х
 п
о
л
о
ж
ен
и
й
 з
ад
в
и
ж
ек

 

+
 

5
. 

Н
а 
о
п
ер
ат
и
в
н
о
м
 у
зл
е 
у
ч
ет
а 
н
еф

ти
 

5
.1

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 
и
зм

ер
ен
и
е 
р
ас
х
о
д
а 
(к
о
л
и
-

ч
ес
тв
а)
 ж
и
д
к
о
ст
и
 и
 н
еф

ти
 

+
 

+
 

5
.2

. 
И
зм

ер
ен
и
е 
д
ав
л
ен
и
я 
н
еф

ти
 н
а 
и
зм

ер
и
те
л
ь
-

н
ы
х
 л
и
н
и
ях

 
+

 
+

 

5
.3

. 
И
зм

ер
ен
и
е 
п
р
о
ц
ен
тн
о
го
 с
о
д
ер
ж
ан
и
я 
в
о
д
ы
 в
 

н
еф

ти
 

+
 

+
 

5
.4

. 

А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 

у
п
р
ав
л
ен
и
е 

п
р
о
б
о
о
тб
о
р
-

н
и
к
о
м
 
(а
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
и
й
 
о
тб
о
р
 
о
б
ъ
ед
и
н
ен
-

н
о
й
 п
р
о
б
ы
 ж
и
д
к
о
ст
и
) 

+



5
.5

. 
С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я 
п
о
в
ы
ш
ен
и
я 
п
ер
еп
ад
а 
д
ав
л
е-

н
и
я 
н
а 
ф
и
л
ь
тр
ах

 
+

 

6
. 

О
б
щ
и
е 
п
ар
ам

ет
р
ы

 

6
.1

. 
И
зм

ер
ен
и
е 
д
ав
л
ен
и
я 
н
а 
в
ы
к
и
д
н
о
м
 к
о
л
л
ек
-

то
р
е 
н
еф

ти
 и
 п
л
ас
то
в
о
й
 в
о
д
ы
 и
з 
У
П
С
В

 
+

 
+

 

6
.2

. 
С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я 
п
р
ед
ел
ь
н
ы
х
 о
тк
л
о
н
ен
и
й
 д
ав
-

л
ен
и
я 
н
а 
в
ы
х
о
д
е 
У
П
С
В

 
+

 

6
.3

. 
С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я 
п
р
ед
ел
ь
н
ы
х
 о
тк
л
о
н
ен
и
й
, 
и
с-

ч
ез
н
о
в
ен
и
е 
н
ап
р
яж

ен
и
я 

+
 

6
.4

. 

С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я 
о
 з
аг
аз
о
в
ан
н
о
ст
и
 п
о
м
ещ

ен
и
я 

н
еф

те
н
ас
о
сн
о
й
, 

н
ас
о
сн
о
й
 

у
л
о
в
л
ен
н
о
й
 

н
еф

ти
, 
б
л
о
к
а 
п
о
д
ач
и
 
р
еа
ге
н
та
 
2
0

 %
 
Н
П
В
, 

5
0

 %
 Н
П
В
, 
о

 н
еи
сп
р
ав
н
о
ст
и
 с
и
гн
ал
и
за
то
р
а 

+
 

+
 

6
.5

. 
М
ес
тн
о
е,
 
ав
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 
у
п
р
ав
л
ен
и
е 
в
ен
-

ти
л
я
ц
и
ей
 п
о
м
ещ

ен
и
й

 
+

 

6
.6

. 
О
тк
л
ю
ч
ен
и
е 
н
ас
о
сн
ы
х
 а
гр
ег
ат
о
в
 п
р
и
 н
ед
о
-

п
у
ст
и
м
о
й
 з
аг
аз
о
в
ан
н
о
ст
и
 н
еф

те
н
ас
о
сн
о
й

 
+



6
.7

. 

С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я 

ав
ар
и
й
н
ая
 

о
 

п
о
ж
ар
е 

в
 н
еф

те
н
ас
о
сн
о
й
, 

у
л
о
в
л
ен
н
о
й
 

н
еф

ти
, 

в
 б
л
о
к
ах
 п
о
д
ач
и
 р
еа
ге
н
та
 и
 а
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 

в
к
л
ю
ч
ен
и
е 
си
ст
ем

ы
 п
о
ж
ар
о
ту
ш
ен
и
я
 

+
 

+
 

6
.8

. 
А
в
ар
и
й
н
о
е 
о
тк
л
ю
ч
ен
и
е 
н
ас
о
сн
ы
х
 а
гр
ег
ат
о
в
 

п
р
и
 п
о
ж
ар
е 
в
 п
о
м
ещ

ен
и
я
х
 н
ас
о
сн
ы
х
 

+
 

6
.9

. 

С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я 

о
 
за
га
зо
в
ан
н
о
ст
и
 
2
0
%
,5
0
%
 

Н
П
В
 п
л
о
щ
ад
о
к
 т
ех
н
о
л
о
ги
ч
ес
к
и
х

 о
б
ъ
ек
то
в
 

н
а 

те
р
р
и
то
р
и
и
 
У
П
С
В
, 

о
 
н
еи
сп
р
ав
н
о
ст
и
 

си
гн
ал
и
за
то
р
а.

 

+
 

+
 

7
. 

Ф
ак
ел
ь
н
ая
 с
и
ст
ем

а 
(а
н
ал
о
ги
ч
н
о
 Д
Н
С
) 

8
. 

У
зл
ы
 
о
тп
у
ск
а 
н
еф

ти
 
ст
о
р
о
н
н
и
м
 
о
р
га
н
и
за
-

ц
и
ям

 и
 н
а 
го
р
яч
и
е 
п
р
о
м
ы
в
к
и
 (
ан
ал
о
ги
ч
н
о
 

у
зл
ам

 к
о
м
м
ер
ч
ес
к
о
го
 у
ч
ет
а 
н
еф

ти
) 

9
. 

О
х
р
ан
н
ая
 с
и
гн
ал
и
за
ц
и
я
, 
в
и
д
ео
н
аб
л
ю
д
ен
и
е 

(+
) 



Т
аб
л
и
ц
а 
8
.5

 

Ф
у

н
к

ц
и

и
 а

в
т
о

м
а
т
и

за
ц

и
и

 у
ст

а
н

о
в

о
к

 п
о

д
г
о
т
о

в
к

и
 н

еф
т
и

, 
в

о
д

ы
 и

 г
а
за

 

№
№

 

п
/п

 

К
о
н
тр
о
л
и
р
у
ем

ы
е 
п
ар
ам

ет
р
ы
 и
 в
ы
п
о
л
н
я
ем

ы
е 
ф
у
н
к
ц
и
и

 
М
ес
тн
ая
 

ав
то
м
ат
и
к
а 

Д
и
ст
ан
ц
и
о
н
н
ая
 

и
н
ф
о
р
м
ац
и
я
 и
 

у
п
р
ав
л
ен
и
е 

1
. 

С
еп
ар
ац
и
я 
сы

р
о
й
 н
еф

ти
 

1
.1

. 
И
зм

ер
ен
и
е:

 

-
д
ав
л
ен
и
я 

в
 
си
ст
ем

е 
се
п
ар
ат
о
р
а 

п
ер
в
о
й
 
и
 
в
то
р
о
й

ст
у
п
ен
ей
;

+
 

+
 

-
у
р
о
в
н
я 
ж
и
д
к
о
ст
и
 в
 с
еп
ар
ат
о
р
ах
;

+
 

-
р
ас
х
о
д
а 
га
за
 с
 п
ер
в
о
й
 и
 в
то
р
о
й
 с
ту
п
ен
ей
 с
еп
ар
ац
и
и
;

(+
) 

-
р
ас
х
о
д
а 
ж
и
д
к
о
ст
и
, 
п
о
ст
у
п
аю

щ
ей

 н
а 
у
ст
ан
о
в
к
у
;

+
 

-
у
ср
ед
н
ен
н
о
й
 о
б
в
о
д
н
ен
н
о
ст
и
 с
ы
р
о
й
 н
еф

ти
;

+
 

1
.2

. 
С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я
: 

-
п
о
в
ы
ш
ен
и
я
 д
ав
л
ен
и
я 
в
 с
еп
ар
ат
о
р
ах
;

+
 

-
ав
ар
и
й
н
о
го
 
д
ав
л
ен
и
я 
в
 
се
п
ар
ат
о
р
ах
 
п
ер
в
о
й
 и
 в
то
р
о
й

ст
у
п
ен
ей
;

+



-
ав
ар
и
й
н
о
го
 у
р
о
в
н
я 
ж
и
д
к
о
ст
и
 в
 с
еп
ар
ат
о
р
ах

;
+

 

-
п
о
л
о
ж
ен
и
я
 э
л
ек
тр
о
за
д
в
и
ж
ек
 (
о
тк
р
ы
та
, 
за
к
р
ы
та
);

+
 

1
.3

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 
р
ег
у
л
и
р
о
в
ан
и
е:

 

-
у
р
о
в
н
я 
ж
и
д
к
о
ст
и
 в
 с
еп
ар
ат
о
р
ах

+
 

-
д
ав
л
ен
и
я 

в
 
си
ст
ем

е 
се
п
ар
ат
о
р
о
в
 
п
ер
в
о
й
 
и
 
в
то
р
о
й

ст
у
п
н
ей

+
 

1
.4

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
и
й
 о
тб
о
р
 п
о
 з
ад
ан
н
о
й
 п
р
о
гр
ам

м
е 
ср
ед
н
ей
 

п
р
о
б
ы
 ж
и
д
к
о
ст
и
 н
а 
в
х
о
д
е 
б
л
о
к
а 
се
п
ар
ац
и
и

 

+
 

1
.5

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 

п
ер
ек
л
ю
ч
ен
и
е 

эл
ек
тр
о
за
д
в
и
ж
ек
 

н
а 

в
х
о
д
е 
у
ст
ан
о
в
к
и
, 
с 
ц
ел
ью

 п
о
д
ач
и
 с
ы
р
ь
я
 н
а 
ав
ар
и
й
н
у
ю
 

л
и
н
и
ю
, 
п
р
и
 м
ак
си
м
ал
ь
н
о
м
 д
ав
л
ен
и
и
 в
 с
еп
ар
ат
о
р
ах

 

+
 

2
. 

Б
л
о
к
 п
р
ед
в
ар
и
те
л
ь
н
о
го
 о
тб
о
р
а 
п
л
ас
то
в
о
й
 в
о
д
ы

 

2
.1

. 
И
зм

ер
ен
и
е:

 

-
у
р
о
в
н
я 
р
аз
д
ел
а 
ф
аз
 «
н
еф

ть
-в
о
д
а
»
;

+
 

-
р
ас
х
о
д
а 
п
л
ас
то
в
о
й
 в
о
д
ы
 с
 б
л
о
к
а 
о
тс
то
й
н
и
к
о
в
;

(+
) 

-
р
ас
х
о
д
а 
го
р
я
ч
ей
 
п
л
ас
то
в
о
й
 
в
о
д
ы
 
и
 
н
ек
о
н
д
и
ц
и
о
н
н
о
й

н
еф

ти
, 
п
о
д
ав
ае
м
ы
х
 в
 л
и
н
и
ю
 с
ы
р
о
й
 н
еф

ти
;

(+
) 



-
в
л
аж

н
о
ст
и

 н
еф

ти
 н
а 
в
ы
х
о
д
е 
с 
б
л
о
к
а 
о
тс
то
й
н
и
к
о
в
;

+
 

2
.2

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 
р
ег
у
л
и
р
о
в
ан
и
е 
у
р
о
в
н
я 
р
аз
д
ел
а 
«
н
еф

ть
-

в
о
д
а»
 в
 о
тс
то
й
н
и
к
е 

+
 

2
.3

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
и
й
 о
тб
о
р
 п
о
 з
ад
ан
н
о
й
 п
р
о
гр
ам

м
е 
ср
ед
н
ей
 

п
р
о
б
ы
 ж
и
д
к
о
ст
и
 н
а 
в
ы
х
о
д
е 
о
тс
то
й
н
и
к
о
в
 

+
 

3
 

Б
л
о
к
 н
аг
р
ев
а 
п
р
о
д
у
к
ц
и
и
 с
к
в
аж

и
н

 

О
б
ъ
ем

 а
в
то
м
ат
и
за
ц
и
и
 д
о
л
ж
ен
 
со
о
тв
ет
ст
в
о
в
ат
ь
 
си
ст
ем

е 

ав
то
м
ат
и
за
ц
и
и
 б
л
о
ч
н
ы
х
 н
аг
р
ев
ат
ел
ей
 и
 о
б
ес
п
еч
и
в
ат
ь
: 

3
.1

. 
И
зм

ер
ен
и
е:

 

-
те
м
п
ер
ат
у
р
ы
 н
аг
р
ев
ае
м
о
го
 п
р
о
д
у
к
та
;

+
 

+
 

-
те
м
п
ер
ат
у
р
ы
 д
ы
м
о
в
ы
х
 г
аз
о
в
;

+
 

-
р
ас
х
о
д
а 
н
аг
р
ев
ае
м
о
го
 п
р
о
д
у
к
та
;

+
 

-
н
ап
о
р
а 
п
о
д
ав
ае
м
о
го
 в
о
зд
у
х
а;

+
 

-
р
ас
х
о
д
а 
то
п
л
и
в
н
о
го
 г
аз
а;

+
 

3
.2

. 
С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я
: 

-
п
о
в
ы
ш
ен
и
я
 т
ем

п
ер
ат
у
р
ы
 н
аг
р
ев
ае
м
о
го
 п
р
о
д
у
к
та
;

+



-п
о
в
ы
ш
ен
и
я
 т
ем

п
ер
ат
у
р
ы
 д
ы
м
о
в
ы
х
 г
аз
о
в
;

+
 

-
о
 п
о
ж
ар
е,
 в
к
л
ю
ч
ен
и
е 
у
ст
ан
о
в
к
и
 п
о
ж
ар
о
ту
ш
ен
и
я
;

+
 

+
 

-
п
о
н
и
ж
ен
и
я
 д
ав
л
ен
и
я 
то
п
л
и
в
н
о
го
 г
аз
а;

+
 

-
за
га
зо
в
ан
н
о
ст
и
 в
 Г
Р
П
;

+
 

3
.3

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 
р
ег
у
л
и
р
о
в
ан
и
е:

 

-
те
м
п
ер
ат
у
р
ы
 п
р
о
д
у
к
та
 н
а 
в
ы
х
о
д
е 
и
з 
н
аг
р
ев
ат
ел
ей
;

+
 

-д
ав
л
ен
и
я 
то
п
л
и
в
н
о
го
 г
аз
а;

+
 

-
со
о
тн
о
ш
ен
и
я
 р
ас
х
о
д
о
в
 «
то
п
л
и
в
н
ы
й
 г
аз
 -

 в
о
зд
у
х
»
:

+
 

3
.4

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 

о
тк
л
ю
ч
ен
и
е 

н
аг
р
ев
ат
ел
ей
 

п
у
те
м
 

о
тс
еч
к
и
 т
о
п
л
и
в
н
о
го
 г
аз
а 
п
р
и
: 

-
п
о
в
ы
ш
ен
и
и
 т
ем

п
ер
ат
у
р
ы
 п
р
о
д
у
к
та
;

+
 

+
 

-п
о
в
ы
ш
ен
и
и
 т
ем

п
ер
ат
у
р
ы
 д
ы
м
о
в
ы
х
 г
аз
о
в
;

+
 

+
 

-
о
тк
л
о
н
ен
и
и
 
д
ав
л
ен
и
я 

н
аг
р
ев
ае
м
о
го
 
п
р
о
д
у
к
та
 
о
т

за
д
ан
н
ы
х
 з
н
ач
ен
и
й
:

+
 

+
 

-
п
о
в
ы
ш
ен
и
и
 п
ер
еп
ад
а 
д
ав
л
ен
и
я 
н
еф

ти
 в
 н
аг
р
ев
ат
ел
е;

+
 

+
 

-
п
о
н
и
ж
ен
и
и
 д
ав
л
ен
и
я 
то
п
л
и
в
н
о
го
 г
аз
а;

+
+

 



-
п
о
н
и
ж
ен
и
и
 н
ап
о
р
а 
в
о
зд
у
х
а;

+
 

+
 

-
п
о
н
и
ж
ен
и
и
 р
ас
х
о
д
а 
н
еф

ти
;

+
 

+
 

-
п
о
га
са
н
и
и
 п
л
ам

ен
и
 г
о
р
ел
к
и
.

+
 

+
 

3
.5

 
Д
и
ст
ан
ц
и
о
н
н
о
е 
у
п
р
ав
л
ен
и
е 
р
о
зж

и
го
м
 г
о
р
ел
о
к
 

+
 

+
 

4
 

Б
л
о
к
 г
л
у
б
о
к
о
го
 о
б
ез
в
о
ж
и
в
ан
и
я
 и
 о
б
ес
со
л
и
в
ан
и
я
 н
еф

ти
 

4
.1

. 
И
зм

ер
ен
и
е:

 

-
р
ас
х
о
д
а 
п
р
ес
н
о
й
 в
о
д
ы
 н
а 
о
б
ес
со
л
и
в
ан
и
е;

-
о
б
щ
ег
о
 р
ас
х
о
д
а 
н
еф

ти
 п
о
сл
е 
эл
ек
тр
о
д
ег
и
д
р
ат
о
р
а;

(+
) 

-у
р
о
в
н
я
 в
о
д
ы
 в
 е
м
к
о
ст
и
 п
р
ес
н
о
й
 в
о
д
ы
;

+
 

-у
р
о
в
н
я
 

р
аз
д
ел
а 

«
н
еф

ть
-в
о
д
а
»
 

в
 

о
тс
то
й
н
и
к
ах
 

и

эл
ек
тр
о
д
ег
и
д
р
ат
о
р
ах
;

+
 

-
д
ав
л
ен
и
я 
в
 о
тс
то
й
н
и
к
ах
 и
 э
л
ек
тр
о
д
ег
и
д
р
ат
о
р
ах
;

+
 

+
 

-
в
л
аж

н
о
ст
и
 н
еф

ти
 н
а 
в
ы
х
о
д
е 
с 
б
л
о
к
а 
о
тс
то
й
н
и
к
о
в
;

(+
) 

-
те
м
п
ер
ат
у
р
ы
 в
 о
тс
то
й
н
и
к
ах
 и
 Э
Д
Г
;

+
 

+
 

-
н
ап
р
я
ж
ен
и
я

м
еж

д
у
 

эл
ек
тр
о
д
ам

и
 

н
а 

эл
ек
тр
о
д
ег
и
д
р
ат
о
р
ах
;

+



-
си
л
ы
 т
о
к
а 
п
о
д
ав
ае
м
о
го
 н
а 
эл
ек
тр
о
д
ег
и
д
р
ат
о
р
ы
;

+
 

4
.2

. 
С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я
: 

-
м
и
н
и
м
ал
ь
н
о
го

и
 

м
ак
си
м
ал
ь
н
о
го
 

д
ав
л
ен
и
я 

в
 

эл
ек
тр
о
д
ег
и
д
р
ат
о
р
ах
;

+
 

-
п
о
н
и
ж
ен
и
я
 р
ас
х
о
д
а 
п
р
ес
н
о
й
 в
о
д
ы
 н
а 
о
б
ес
со
л
и
в
ан
и
е;

+
 

-
м
ак
си
м
ал
ь
н
о
го
 и
 м
и
н
и
м
ал
ь
н
о
го
 у
р
о
в
н
я 
р
аз
д
ел
а 
«
н
еф

ть

–
в
о
д
а»
 в
 о
тс
то
й
н
и
к
ах
 и
 э
л
ек
тр
о
д
ег
и
д
р
ат
о
р
ах
;

+
 

-
м
и
н
и
м
ал
ь
н
о
го

у
р
о
в
н
я 

ж
и
д
к
о
ст
и
 

в
 

эл
ек
тр
о
д
ег
и
д
р
ат
о
р
ах
;

+
 

4
.3

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 
р
ег
у
л
и
р
о
в
ан
и
е:

 

-
д
ав
л
ен
и
я 
в
 с
и
ст
ем

е 
эл
ек
тр
о
д
ег
и
д
р
ат
о
р
о
в
;

+
 

-
р
ас
х
о
д
а 
п
р
ес
н
о
й
 в
о
д
ы
 н
а 
о
б
ес
со
л
и
в
ан
и
е 
в
 з
ав
и
си
м
о
ст
и

о
т 
о
б
щ
ег
о
 р
ас
х
о
д
а 
о
б
ез
в
о
ж
ен
н
о
й
 н
еф

ти
;

+
 

-
у
р
о
в
н
я 

р
аз
д
ел
а 

«
н
еф

ть
 
–
 
в
о
д
а»
 
в
 
о
тс
то
й
н
и
к
ах
 
и

эл
ек
тр
о
д
ег
и
д
р
ат
о
р
ах
;

+
 

4
.4

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 

о
тк
л
ю
ч
ен
и
е 

н
ап
р
я
ж
ен
и
я
 

в
 

эл
ек
тр
о
д
ег
и
д
р
ат
о
р
ах
 п
р
и
: 

+



-
о
б
р
аз
о
в
ан
и
я
 г
аз
о
в
о
й
 ш

ап
к
и
;

-
в
ы
со
к
о
м
 у
р
о
в
н
е 
в
о
д
ы
;

+
 

-
п
о
п
ы
тк
е 
ч
ел
о
в
ек
а 
п
р
о
н
и
к
н
у
ть
 н
а 
в
ер
х
н
ю
ю
 п
л
о
щ
ад
к
у

ап
п
ар
ат
а;

5
 

Б
л
о
к
 г
о
р
я
ч
ей
 с
еп
ар
ац
и
и
 н
еф

ти
 

+
 

5
.1

. 
И
зм

ер
ен
и
е 
у
р
о
в
н
я 
ж
и
д
к
о
ст
и
 в
 с
еп
ар
ат
о
р
ах

 

5
.2

. 
С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я
: 

+
 

-
ав
ар
и
й
н
о
го
 д
ав
л
ен
и
я 
в
 с
еп
ар
ат
о
р
ах
;

+
 

-
м
ак
си
м
ал
ь
н
о
го
 
и
 
м
и
н
и
м
ал
ь
н
о
го
 
у
р
о
в
н
я 
ж
и
д
к
о
ст
и
 
в

се
п
ер
ат
о
р
ах
;

+
 

5
.3

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 

р
ег
у
л
и
р
о
в
ан
и
е 

у
р
о
в
н
я 

ж
и
д
к
о
ст
и
 
в
 

се
п
ар
ат
о
р
ах

 

+
 

5
.4

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 

п
ер
ек
л
ю
ч
ен
и
е 

за
д
в
и
ж
ек
 
н
а 

в
ы
х
о
д
е 

у
ст
ан
о
в
к
и
 
п
р
и
 
м
ак
си
м
ал
ь
н
о
м
 
у
р
о
в
н
е 

ж
и
д
к
о
ст
и
 
в
 

се
п
ар
ат
о
р
ах
 с
 ц
ел
ью

 п
о
д
ач
и
 с
ы
р
ь
я
 н
а 
ав
ар
и
й
н
у
ю
 л
и
н
и
ю

 

(+
) 

6
 

Б
л
о
к
 с
д
ач
и
 т
о
в
ар
н
о
й
 п
р
о
д
у
к
ц
и
и

 

6
.1

. 
Р
ез
ер
в
у
ар
ы
 т
о
в
ар
н
о
й
 н
еф

ти
 



-
и
зм

ер
ен
и
е 
у
р
о
в
н
я 
н
еф

ти
+

 
+

 

-
си
гн
ал
и
за
ц
и
я
 в
ер
х
н
ег
о
 а
в
ар
и
й
н
о
го
 и
 н
и
ж
н
ег
о
 у
р
о
в
н
ей

н
еф

ти

+
 

-
у
п
р
ав
л
ен
и
е 

п
ер
ек
л
ю
ч
ен
и
ем

 
р
ез
ер
в
у
ар
о
в
 
то
в
ар
н
о
й

н
еф

ти
 п
р
и
 п
р
и
ем

о
-с
д
ат
о
ч
н
ы
х
 о
п
ер
ац
и
я
х

+
 

7
 

Б
л
о
к
 о
ч
и
ст
к
и
 п
л
ас
то
в
о
й
 в
о
д
ы

 

7
.1

. 
И
зм

ер
ен
и
е:

 

-
р
ас
х
о
д
а 
о
ч
и
щ
ен
н
о
й
 п
л
ас
то
в
о
й
 в
о
д
ы
:

+
 

-
у
р
о
в
н
я 
р
аз
д
ел
а 
«
в
о
д
а
-н
еф

ть
»
 в
 о
тс
то
й
н
и
к
ах
 и
 Р
В
С
;

+
 

-
у
р
о
в
н
я 
ж
и
д
к
о
ст
и
 в
 Р
В
С
;

+
 

-
со
д
ер
ж
ан
и
я
 н
еф

ти
 в
 в
о
д
е 
н
а 
в
ы
х
о
д
е 
с 
б
л
о
к
а 
о
ч
и
ст
к
и
;

+
 

7
.2

. 
С
и
гн
ал
и
за
ц
и
я
 о
тк
л
о
н
ен
и
я
 о
т 
за
д
ан
н
ы
х
 з
н
ач
ен
и
й
 у
р
о
в
н
я
 

р
аз
д
ел
а 
ф
аз
 «
н
еф

ть
 –

 в
о
д
а»
 в
 о
тс
то
й
н
и
к
ах
, 
в
ер
х
н
ег
о
 и
 

н
и
ж
н
ег
о
 а
в
ар
и
й
н
о
го
 у
р
о
в
н
я
 в
 Р
В
С

 

+
 

7
.3

. 
Р
ег
у
л
и
р
о
в
ан
и
е 

у
р
о
в
н
я
 

р
аз
д
ел
а 

«
н
еф

ть
-в
о
д
а
»
 

в
 

о
тс
то
й
н
и
к
ах

 

+
 

8
. 

Б
л
о
к
 р
еа
ге
н
тн
о
го
 х
о
зя
й
ст
в
а 



8
.1

. 
И
зм

ер
ен
и
е 
те
м
п
ер
ат
у
р
ы
 и
 у
р
о
в
н
я 
р
еа
ге
н
та
 в
 е
м
к
о
ст
и

 
+

 
+

 

8
.2

. 
У
п
р
ав
л
ен
и
е 
н
ас
о
са
м
и

 
+

 
+

 

8
.3

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 

у
п
р
ав
л
ен
и
е 

эл
ек
тр
о
п
о
д
о
гр
ев
о
м
 

р
еа
ге
н
та
 
в
 
ем

к
о
ст
я
х
 
и
 
эл
ек
тр
о
н
аг
р
ев
о
м
 
в
о
зд
у
х
а 

в
 

п
о
м
ещ

ен
и
и
 р
еа
ге
н
тн
о
го
 х
о
зя
й
ст
в
а 

+
 

8
.4

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 

п
ер
и
о
д
и
ч
ес
к
о
е 

п
ер
ем

еш
и
в
ан
и
е 

р
ас
тв
о
р
о
в
 р
еа
ге
н
то
в
 в
 е
м
к
о
ст
я
х
 

+
 

8
.5

. 
А
в
то
м
ат
и
ч
ес
к
о
е 
о
тк
л
ю
ч
ен
и
е 
д
о
зи
р
о
в
о
ч
н
ы
х
 н
ас
о
со
в
 п
р
и
 

н
и
зк
о
м
 у
р
о
в
н
е 
р
еа
ге
н
та
 в
 е
м
к
о
ст
я
х
. 

+
 

8
.6

. 
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9. ОСЛОЖНЕНИЯ ПРИ ЭКСПЛУАТАЦИИ

ОБЪЕКТОВ СИСТЕМЫ СБОРА 

И ПОДГОТОВКИ НЕФТИ 

Под осложнениями в добыче нефти понимается горно-

геологические, природно-климатические, технологические 

условия добычи, а также свойства добываемых флюидов, пре-

пятствующих нормальной эксплуатации объектов и снижаю-

щих технико-экономические показатели добычи нефти и газа. 

В себестоимости добычи нефти затраты на преодоле-

ние осложняющих факторов в среднем составляют 25-40 %, 

в некоторых случаях достигают 50 % от эксплуатационных 

затрат и даже превышают их. 

В зависимости от горно-геологических условий и 

свойств добываемых флюидов при добыче нефти и газа суще-

ствует множество осложняющих факторов. 

Основными осложняющими факторами в добыче 

нефти являются: 

1. Отложения асфальтосмолистых парафиновых ве-

ществ (АСПВ) в трубах и в насосном оборудовании. 

2. Отложения неорганических солей.

3. Образование высоковязких эмульсий, высокая вяз-

кость добываемой нефти. 

4. Коррозия скважинного и нефтепромыслового обору-

дования. 

5. Влияние мехпримесей на работу объектов системы

сбора. 

6. Высокий газовый фактор и отложения газогидратов
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9.1 Очистка АСПО в нефтепроводах 

В настоящее время широкое применение на промыслах 

и на магистральных нефтепроводах для очистки от отложений 

парафина нашли различного рода скребки, торпеды, резино-

вые шары и поршни (рис. 9.1). 

Механизм отложения парафина в системе сбора такой 

же, как и в насосно-компрессорных трубах. Асфальто-

смолистые парафиновые отложения (АСПО) в выкидных лини-

ях откладываются преимущественно на начальном участке 

труб (200..., 300 м). Однако со временем они могут отклады-

ваться по всей длине трубы. Если своевременно не принимать 

меры по очистке, то могут образоваться парафиновые пробки, 

что, как правило, приводит к порыву нефтепроводов. Сужение 

внутреннего сечения труб сопровождается повышением давле-

ния в начале трубопровода, возрастают энергетические затраты 

на перекачку нефти. Повышение давления на выкиде фонтан-

ных, компрессорных и оборудованных ЭЦН скважин приводит 

к значительному снижению дебита. Поэтому задача нефтепро-

мысловых работников – постоянно осуществлять контроль за 

изменением давления на нефтепроводе и своевременно произ-

водить технические операции по очистке последних. 

Выкидные линии, нефтесборные коллекторы, напорные и 

магистральные трубопроводы оборудуются камерами пуска и 

приема шаров. Частота пуска шаров зависит от физико-

химического состава добываемой жидкости, дебита скважины, 

диаметра труб, газового фактора и т. д. 

Перед сдачей нефтепровода в эксплуатацию он должен 

шаблонироваться путем прогона поршня водой или воздухом. 

На старых трубопроводах, где ранее очистку труб механиче-

ским методом не производили, для пуска очистных устройств 

сначала производят тепловую обработку или закачивают рас-
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творитель. Затем желательно пускать торпеду, которая более 

эластична, чем шар, и легко проходит через участки труб 

с небольшими препятствиями, очищая стенки труб от старых 

отложений парафина. В практике имеются также варианты 

подготовки старых труб к пуску очистных устройств путем 

пуска ледяных шаров, которые изготавливаются в специальных 

формах в морозильниках. Ледяной шар необходимо прогнать 

по трубе с максимальной скоростью во избежание уменьшения 

его диаметра, поэтому его прогоняют насосными агрегатами 

путем закачки нефти или пластовой воды. Если имеются вмя-

тины на трубопроводе, то давление на агрегате резко поднима-

ется, и закачку временно прекращают. По объему закачиваемой 

продавочной жидкости определяют место нахождения препят-

ствия. Через определенный интервал времени закачка возоб-

новляется, продавливая уменьшенный в диаметре из-за таяния 

шар дальше в нефтепровод. Ледяными шарами можно пользо-

ваться при протяженности нефтепровода не более 2..., 3 км. 

Имеются также специальные конструкции «ершей» и скребков 

для очистки нефтепроводов, но они применяются чаще всего на 

магистральных трубопроводах. 



364 

Рис. 9.1 Основные методы борьбы с осложнениями в нефтесборной 

системе 



365 

Рис 9.2 Схема камеры приема очистного устройства 

1 – корпус камеры; 2 – крышка камеры; 3 – подъемное устройство 

крышки; 4 – манометр; 5 – сигнализатор приема очистного устрой-

ства; 6 – фронтальная приемная задвижка; 7 – байпасная задвижка 

для постоянной работы нефтепровода; 8 – байпасная линия; 

9 – секущая задвижка; 10 – бордюр бетонированной площадки; 

11 – канализационная емкость. 

На рис. 9.2 показаны фотография и принципиальная 

схема камеры приема очистного устройства на напорной ли-

нии нефтепровода. На схеме не показана система видеона-

блюдения, поскольку видеокамеры устанавливаются не на 

всех объектах. Кроме того, внутри камеры приема очистного 

устройства устанавливается металлическая корзина-цилиндр с 

размером ячеек 100х100 мм для диаметра очистного устрой-

ства 200 мм и более. Корзина нужна для удобства извлечения 

очистного устройства из камеры. Кроме того, корзина не поз-

воляет очистному устройству (шар, торпеда) перекрывать бо-
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ковое отверстие камеры, отводящее нефть из камеры в прием-

ные резервуары. 

Проектные организации не всегда предусматривают 

комплексные методы очистки нефтесборных трубопроводов, 

ограничиваясь только горячими или тепловыми обработками 

от АСПО. Надо отметить, что наиболее рациональным спосо-

бом очистки нефтепроводов является пропуск очистных 

устройств: шаров, торпед и др., в связи с чем при проектиро-

вании трубопроводов предлагается предусмотреть возмож-

ность пропуска очистных устройств в выкидных линиях дли-

ной более 200м и во всех нефтесборных сетях, напорных и ма-

гистральных трубопроводах. 

На рис. 9.4. приведены различные виды очистных 

устройств, применяемых для очистки нефтепроводов разных 

диаметров от АСПО. Регулярный пропуск очистных 

устройств позволяет сохранить первоначальную пропускную 

способность трубопровода и избежать лишних затрат электро-

энергии для перекачки нефти. 

 
 

Рис. 9.3 Извлечение очистного устройства из напорной трубы 
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Участки трубопроводов, подвергающиеся механиче-

ским методам очистки, должны удовлетворять следующим 

требованиям: 

– участок трубопровода должен быть сварен из труб одного

диаметра с учетом возможности пропуска очистного устрой-

ства на всем его протяжении;

– величины овальности труб, вмятин и гофр должны нахо-

диться в допустимых пределах;

– участок не должен иметь подкладных колец, устройств, вы-

ступающих во внутреннюю полость трубопровода;

– радиусы кривых вставок на участке должны быть не менее

пяти диаметров трубопровода;

– участок трубопровода должен быть оснащен полнопроход-

ной запорной арматурой;

– при расчете нагрузок на трубопровод необходимо учесть и

дополнительную нагрузку при пропуске очистных устройств.

– через определенный интервал трубопровода, а также на ка-

мерах приема очистных устройств должны быть установлены

указатели и сигнализаторы прохождения очистных устройств.

Для выкидных линий и нефтесборных коллекторов 

диаметром 114–168 мм преимущественно применяются тор-

педы и шары. При этом радиусы кривых вставок допускаются 

менее пяти диаметров труб. 

Для магистральных трубопроводов, где предусматри-

ваются пропуски диагностических снарядов, применяются 

только пологогнутые отводы и полнопроходные запорные 

устройства. По ним пропускаются, как правило, манжетные 

очистные устройства. 
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Очистные устройства  

резиновые 

ОУ-Р («Торпеда») 

 
Очистные устройства повышенной 

проходимости ОУ-ПП

 
Очистные устройства 

с полиуретановыми ступенчатыми 

манжетами ОУ-ПС 

 

Очистные устройства с полиурета-

новыми манжетами ОУ-П 

 
Очистные устройства с конусными 

резиновыми манжетами  ОУ-КР 

Изготовлены из маслобензостойкой 

резины и полиуретана без металли-

ческого каркаса в виде «пули» (для 

трубопроводов ø 76 … 377 мм). 

Каркас очистного устройства изго-

товлен из гибкого элемента (стально-

го троса), на котором смонтированы 

чистящие манжеты (для трубопрово-

дов ø 76 … 530 мм). 

Очистка трубопроводов ø от 

114…1020 мм. 

В качестве очистных элементов ис-

пользуются резиновые или полиуре-

тановые манжеты различной твердо-

сти (для трубопроводов ø 76 … 530 

мм). 

Могут комплектоваться дополни-

тельным навесным оборудованием. 

Очистка внутренней полости трубо-

проводов ø 76 … 273 мм. 

Могут комплектоваться дополни-

тельным навесным оборудованием. 

Предназначены для очистки поверх-

ности трубопровода 

от асфальтосмолистых и грязепара-

финовых отложений и для вытесне-

ния продукта и инородных предме-

тов из внутренней полости трубо-

провода диаметром от 325 …720 мм. 

Рис. 9.4 Очистные устройства научно- технического центра «УНИСКАН» 
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Рис. 9.5 Резиновая торпеда со штуцером на головке диаметром 6 мм 

На трубопроводах, где при пусках торпед часто наблю-

дается застревание торпеды из-за образования парафиновых 

пробок, применяют торпеды со штуцером на головке диамет-

ром 6-8 мм. Это в какой-то степени предохраняет образование 

глухой парафиновой пробки перед торпедой. При застревании 

торпеды наличие штуцера способствует гидромониторному 

размыванию парафиновой пробки и ликвидации осложнения. 

Однако наличие данной технологии не говорит о возможности 

увеличения межочистного периода трубопровода. 

Организация работ по пуску очистного устройства (ОУ) 

Работы по очистке внутренней полости ПТ производит 

бригада рабочих, согласно правилам проведения работ повы-

шенной опасности, под непосредственным контролем ответ-

ственного за проведение работ из числа ИТР сервисной орга-

низации (ответственного исполнителя работ). Ответственный 

исполнитель работ оформляет наряд-допуск на производство 

работ повышенной опасности, согласовывает с ответственным 

представителем владельцем трубопровода. 
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При прохождении очистного устройства (ОУ) по трубо-

проводу оператору ООУ (оператору товарному) необходимо 

следить по приборам на пульте управления за давлением и рас-

ходом перекачиваемой жидкости. В случае повышения давле-

ния более чем на 20 % от рабочего немедленно сообщить от-

ветственному руководителю работ по рации или телефону. 

Контроль параметров производить в течение всего времени 

производства работ по очистке полости трубопровода. 

Место нахождения ОУ определяется методом расчета 

ответственным представителем сервисной организации или 

предприятия по добыче нефти (при пуске ОУ с датчиком 

определения местонахождения контроль осуществляется 

в заранее намеченных пунктах оговоренных в Регламенте 

производства работ). 

При достижении расчетного объема прокаченной 

нефти (расчетный объем нефтепровода) оператор ООУ (опе-

ратор товарный) сообщает мастеру установки подготовки 

нефти. С этого момента исполнители работ строго следят за 

положением сигнализатора на КПШ. 

По прибытии ОУ в КПШ ответственный представитель 

сервисной организации по согласованию с владельцем нефте-

провода организовывает работы по извлечению очистного 

устройства из КПШ. 

По завершению выполнения работ по извлечению ОУ 

представитель сервисной организации, ответственный за про-

изводство работ по очистке внутренней полости трубопрово-

да, составляет и подписывает соответствующими лицами акт 

о завершении работ, делает соответствующие записи в экс-

плуатационном паспорте трубопровода. 
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Рис. 9.6 Камеры приема шаров на ГЗУ. 

9.2 Коррозия скважинного и промыслового 

оборудования. Методы и способы снижения 

интенсивности коррозии оборудования 

Коррозия – это разрушение металла (стали) под воздей-

ствием внешних сил. В данной работе не предусмотрено изло-

жение теоретических основ процесса коррозионного разруше-

ния стали. Имеется достаточное количество публикаций науч-

но-технического и образовательного характера, в которых 

подробно и квалифицированно излагаются процессы коррозии 

металла. В работе мы рассматриваем только методы и способы 

борьбы с коррозией металла в добыче нефти, однако было бы 

уместно перечислять основные виды коррозии скважинного 

оборудования. 

На промыслах присутствуют следующие основные ви-

ды коррозии стали: 
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– химическая коррозия, 

– электрохимическая коррозия, 

– микробиологическая коррозия, 

– комплексная коррозия. 

Особое внимание следует уделить микробиологической 

коррозии. Применение пресных вод для заводнения нефтяных 

коллекторов способствует развитию микробиологических 

процессов и, как следствие, заражению продуктивных пластов 

аэробными и анаэробными бактериями. Скорость формирова-

ния микробиологического сообщества в призабойных зонах 

нагнетательных скважин зависит от физико-химических усло-

вий пласта и количества закачиваемой воды, содержа-

щей кислород. 

Наибольшую опасность в связи с высокой коррозийной 

активностью представляют сульфатвосстанавливающие, нит-

рофицирующие, тионовые и железобактерии. Бактериальная 

коррозия промыслового оборудования представлена, в основ-

ном, сульфатвосстанавливающими (СВБ) и тионовыми бакте-

риями. Эти бактерии не реликтовые для пластовых условий, а 

заносятся с поверхности – пресной водой, подземным обору-

дованием и другими способами. СВБ, в свою очередь, могут 

быть в массе жидкости (планктонные) и адгезированные к по-

верхности металла. Последние считаются особенно опасными, 

поскольку вызывают питинговую коррозию (похожую на 

сверление), скорость которой в десятки раз выше обшей ско-

рости коррозии. В результате жизнедеятельности СВБ образу-

ется сероводород, который реагируя с ионами железа, образу-

ет сульфид железа(FeS) и пирит (FeS2), кроме того, соединя-

ясь с растворенным кислородом серную кислоту: 

2FeS2 + 7О2 + 2Н2О = 2FeSO4 + 2Н2SO4 
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Последние активно участвуют в процессах коррозии 

стали. Поэтому считается, что среди разнообразных групп мик-

роорганизмов, обнаруженных в попутных водах, наиболее ак-

тивны сульфатвосстанавливающие бактерии, содержание кото-

рых достигает нескольких миллионов клеток в 1 мл воды. Оп-

тимальными условиями для жизнедеятельности этого типа бак-

терий являются близкая к нейтральной реакция водной среды, 

отсутствие или минимальное содержание свободного кислоро-

да, минерализация воды в пределах 10-100 г/л, температура 20-

40 °С. Именно они обусловливают процесс восстановления 

сульфатов, который ведет к накоплению сероводорода и усиле-

нию явлений коррозии нефтепромыслового оборудования. 

Требования, предъявляемые к качеству закачиваемой 

речной воды, постоянно возрастают, и поэтому эти воды перед 

закачкой проходят комплексную технологическую подготовку. 

С помощью двухступенчатого фильтрования или последова-

тельных операций, количество взвешенных частиц (КВЧ) сни-

жается до 15-20 мг/литр, растворенного кислорода – не более 

0.1 мг/л, а коррозионная агрессивность не должна превышать 

0,15 мм/год. При подготовке речной воды должны быть полно-

стью удалены сульфатвосстанавливающие бактерии. 

По мнению некоторых ученых около 80 % потерь от 

коррозии нефтепромыслового оборудования связано с дея-

тельностью сульфатвосстанавливающих бактерий. Под воз-

действием этих микроорганизмов происходит окисление во-

дорода металла и осаждение железа в сульфидной форме. 

Сульфид железа образует гальваническую пару с железом, 

в которой сульфид железа является катодом, а железо подвер-

гается анодному растворению. Этот процесс вызывает также 

питинговую коррозию. 

http://neftrussia.ru/utilizacija-vod-neftjanyh-mestorozhdenij-3/


 

374 

Скорость питинговой коррозии металла может дости-

гать 4-5 мм/год. 

Скорость коррозии промыслового оборудования зави-

сит также: 

1. От состава пластовой и сточной (после УПН) воды. Эти во-

ды сильно минерализованы (более двухсот тысяч миллиграм-

мов на литр), имеют в своем составе сероводород, углекислый 

газ, кислород и другие вещества – целый букет вредных ве-

ществ – усиливающих процесс коррозии. 

2. От температуры и давления. С повышением температуры и 

давления усиливается коррозионное разрушение металла. 

3. От водородного показателя – РН среды. Если среда щелоч-

ная – РН больше 7 единиц, коррозия слабая, если, к примеру, 

РН = 4 и менее – среда кислотная и сильноагрессивная в кор-

розионном отношении. 

4. От состава стали. Если применяется легированная сталь – 

коррозия минимальная. 

5. От структуры металла. При одинаковом химическом соста-

ве различные структуры подвергаются коррозии по-разному. 

6. От напряженного состояния металла. Если металл находит-

ся, например, под изгибающим усилием, то напряженные ме-

ста быстрее подвергаются коррозии, чем спокойные участки. 

Уровень интенсивности коррозии скважинного  

оборудования и причины интенсивной коррозии 

Большинство месторождений нефти в европейской ча-

сти страны в настоящее время разрабатываются с обводненно-

стью добываемой продукции свыше 80 %. При этом попутная 

вода интенсивно отделяется из нефти из-за разрушения эмуль-

сий даже без подачи деэмульсатора. Это дает возможность 

коррозионно-агрессивной пластовой воде непосредственно 

контактировать с металлом трубопроводов и оборудования. 
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Таблица 9.2 

Степень агрессивного воздействия нефтепромысловых 

сред на трубопроводы и оборудование 

Добываемая продукция месторождений при этом отно-

сится к сильноагрессивным жидкостям согласно РД 39-0147103-

362-86 (табл. 9.2). 

С увеличением содержания воды в продукции скважин 

происходит расслоение водонефтяной эмульсии и появление во-

ды в качестве отдельной фазы. На металле образуется водная про-

слойка, что обуславливает активизацию коррозионного процесса, 

интенсивность которого зависит не только от минерализации во-

ды, но и от наличия в смеси таких компонентов, как сероводород, 

углекислый газ, кислород, сульфид железа и др. Такие высокооб-
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водненные скважины с содержанием воды в продукции более 75-

80 % составляют в настоящее время большую часть действующе-

го фонда нефтяных скважин. Основные коррозионные параметры 

пластовых вод показаны в табл. 9.3. 

Наиболее коррозионно-активными являются сероводоро-

досодержащие пластовые и сточные воды. Увеличение обводнен-

ности способствует возрастанию скорости сероводородной кор-

розии. Характерной особенностью электрохимической коррозии 

углеродистых сталей в водных растворах сероводорода является 

образование на поверхности металла черного налета продукта 

коррозии – сульфида железа. Последний, являясь катодом по от-

ношению к стали, образует с ним гальваническую пару. Это вы-

зывает дополнительную активизацию электрохимического про-

цесса разрушения металла скважинного оборудования. 

Немалое влияние на скорость сероводородной коррозии 

насосных штанг и НКТ оказывает давление среды. 

В сероводородосодержащих скважинах одним из видов разруше-

ния НКТ и штанг является сульфидное растрескивание 

в сочетании с различными видами механического воздействия на 

внутрискважинное оборудование. 

При эксплуатации скважин с помощью СШНУ совмест-

ное воздействие на оборудование повторно-переменных нагрузок 

и электрохимической коррозии вызывает коррозионно-

циклическое усталостное разрушение металла оборудования. 

Исследованиями ТатНИПИнефти установлено, что в серо-

водородосодержащей среде большинство обрывов штанг проис-

ходят из-за коррозионно-усталостного разрушения. 

Из этого следует, что комплексному разрушающему воз-

действию различных факторов на скважинное оборудование 

должны быть противопоставлены комплексные меры защиты от 

этого воздействия. 
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Таблица 9.3 

Коррозионные параметры Чутырского месторождения 

Параметры Начальные 

показатели 

(2003 год) 

Текущее 

положение 

Рекомендуемые 

показатели 

Скорость коррозии 

(гравиметрия), 

мм/год  

0,1 - 0,3 < 0,01 0,01 – 0,025 

Бактерии СВБ, 

кл./мл 

- Планктонные

10
2
 - 10

3
0 - 10

2
10 - 10

2

H2S 

- Система ППД 138 72 10 - 20 

- Система н/сбора 50 - 200 37 - 280 15 - 50 

Кислород в водо-

водах сточных вод, 

мг/л 

0,05 – 1,0 < 0,05 < 0,025 

Существующее состояние организации управления 

защитой от коррозии на промыслах 

Работа по защите от коррозии нефтепромыслового обо-

рудования на месторождениях должна организоваться ком-

плексно и по всей технологической цепочке – начиная от забоя 

добывающей скважины, включая выкидные линии, ГЗУ, 

нефтесборную систему, ДНС, напорные трубопроводы, УПН, 

КНС, нагнетательные трубопроводы и кончая забоем нагнета-

тельной скважины. 

Схема реализации проекта борьбы с коррозией на Миш-

кинском месторождении нефти показана на рис. 9.7. 

В данной схеме показана ингибиторная и бактерицидная 

защита оборудования от коррозии, контроль скорости корро-

зии, контроль концентрации сероводорода, кислорода, реаген-

тов, СВБ. 
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Техническая оснащенность месторождений для борьбы 

с коррозией оборудования 

В настоящее время основной метод борьбы с коррозией 

нефтепромыслового оборудования – это химический метод, 

т. е. подача в скважину и систему сбора ингибиторов коррозии 

и бактерицидов. Техническая оснащенность дозировочными 

устройствами для подачи ингибиторов коррозии и бактерици-

дов в 2012 г. в ОАО «Удмуртнефть» была следующая: 670 до-

зировочных насосов типа УДЭ, 904 – дозировочных гравита-

ционных устройств типа метанольниц. Кроме того, значи-

тельное количество скважин обрабатывались автомобильны-

ми агрегатами и ручными устройствами. 

Испытывались также в единичных экземплярах подна-

сосные контейнеры с твердыми ингибиторами коррозии. Од-

нако эффективность их оказалась неоднозначной, поэтому 

широкого применения на промыслах не нашли. 

Дозировочные насосы с приводом от станка – качалки бо-

лее ста единиц были закуплены и применялись на Мишкинском 

месторождении. Однако из-за ряда конструктивных недостатков и 

ненадежности эти насосы были изъяты из эксплуатации. 

На Чутырско-Киенгопском месторождении метаноль-

ницы не применяются. Причиной этому послужил инцидент: 

разрыв применяемой метанольницы на Киенгопском место-

рождении под давлением затрубного газа из-за некачествен-

ного сварного шва. Метанольницы были изготовлены недоб-

росовестным поставщиком, который не опрессовал их перед 

выдачей заказчику. 

Чтобы этого не случилось, необходимо метанольницы 

опрессовать на промысле на давление опрессовки эксплуата-

ционной колонны, поскольку на этих месторождениях есть 

вероятность прорыва газовой шапки. 
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Снижение коррозии металла в системах сбора, подготовки 

нефти, закачки воды в пласт 

С увеличением содержания воды в продукции скважин 

на металле образуется водная прослойка, что обуславливает 

активизацию коррозионного процесса, интенсивность которо-

го зависит не только от минерализации воды, но и от наличия 

в смеси таких компонентов, как сероводород, углекислый газ, 

кислород, сульфид железа и др. Такая высокобводненная про-

дукция скважин с содержанием воды 75-80 % и выше является 

причиной более 65 % порывов в нефтесборной сети. Основ-

ные коррозионные параметры пластовых вод Мишкинского 

месторождения показаны на табл. 9.4. 

Наиболее коррозионно-активными являются сероводо-

родосодержащие пластовые и сточные воды. Увеличение об-

водненности способствует возрастанию скорости сероводо-

родной коррозии. Характерной особенностью электрохимиче-

ской коррозии углеродистых сталей в водных растворах 

сероводорода является образование на поверхности металла 

черного налета продукта коррозии – сульфида железа. По-

следний, являясь катодом по отношению к стали, образует 

с ним гальваническую пару. Это вызывает дополнительную 

активизацию электрохимического процесса разрушения ме-

талла скважинного оборудования. 
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Таблица 9.4 

Основные коррозионные параметры пластовых вод  

Мишкинского месторождения 

Параметры Существующее 

положение 

Желаемый резуль-

тат путем приме-

нения ингибиторов 

и бактерицидов 

1. Общая скорость 

коррозии, установленная 

по купонам, мм/год  

0,1 – 0,6  

(сильно агрессив-

ная) 

≤ 0,01 – 0,02 

2. Общая электрохи-

мическая скорость кор-

розии, мм/год 

0,017 – 0,2 ≤ 0,001 – 0,003 

3. Кислород, мг/л 0,2 – 0,7 ≤ 0,01 – 0,02 

4. Бактерии (СВБ)   

- Планктонные, кле-

ток/мл 

10
2
 - 10

4
 ≤ 10

2
 

- Адгезированные, кле-

ток/см
2
 

> 10
4
 0 - 10

2
 

5. Сероводород,  

H2S, мг/л 

  

Система ППД 50 - 150 ≤ 10 - 20 

Система нефтесбора 50 - 230 ≤ 15 - 50 

5. СО2 (после СКО), мг/л до 120 ≤ 20 
 

Как уже было отмечено выше, работа по защите от 

коррозии нефтепромыслового оборудования на месторожде-

ниях должна организоваться по всей технологической цепоч-

ке, начиная от забоя добывающей скважины, включая выкид-

ные линии, ГЗУ, нефтесборную систему, ДНС, напорные тру-

бопроводы, УПН, КНС, нагнетательные трубопроводы, 

и заканчивая забоем нагнетательной скважины. 
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При высокой обводненности продукции скважин необ-

ходима ингибиторная и бактерицидная защита оборудования от 

коррозии, контроль скорости коррозии, контроль концентрации 

сероводорода, кислорода, и других агрессивных веществ. 

На большинстве предприятий по добыче нефти мони-

торинг коррозии трубопроводов и оборудования практически 

ведется только в рамках работы с механизированным фондом 

скважин, а целевая работа по определению скорости корро-

зии, по определению динамики агрессивности добываемой 

жидкости, влияния ОПЗ и технологических обработок на ин-

тенсивность коррозионных процессов в скважине и системе 

сбора не ведется. 

Рис. 9.9 Характер питтинговой коррозии нефтесборного трубопровода 

Следует заметить также, что оборудование установок 

подготовки нефти (УПН) тоже редко охватывается мониторин-
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гом, хотя технологическая система УПН периодически подвер-

гается бактерицидной обработке. На УПН требуется контроль 

качества антикоррозионного покрытия РВС, определение срока 

эффективной службы покрытия, определение скорости корро-

зии в разных точках технологической цепочки и интенсивности 

развития сульфатвосстанавливающих бактерий (СВБ), динами-

ка изменения концентрации сероводорода и др. 

Такие пробелы мониторинга коррозии в технологиче-

ской цепочке: добыча–нефтесбор–подготовка нефти и воды–

закачка воды в пласт значительно ухудшают качество и эф-

фективность борьбы с коррозией нефтепромыслового обору-

дования, не способствуют снижению порывов трубопроводов 

и охране окружающей среды. Поэтому в предприятиях реко-

мендуется создавать специальные службы по борьбе с корро-

зией. Надо подчеркнуть особо: если на промысле существует 

значительная постоянная технологическая проблема – надо 

создавать постоянное структурное подразделение (отдел, 

служба, лаборатория, группа и т. д.) по борьбе и нейтрализа-

ции негативного влияния осложняющих факторов. Решение 

путем привлечения разовых услуг специализированных орга-

низаций к успеху не приводит. 

Химическая защита трубопроводов от коррозии 

В настоящее время основным методом защиты от кор-

розии в нефтедобывающих предприятиях является химический 

метод защиты. В рамках химических методов применяются: 

– закачка ингибиторов коррозии – бактерицидов дози-

ровочными насосами в начале трубопровода (или в затруб 

скважины) из расчета 25-35 г на один м3 добываемой воды. 

– заливка ингибиторов коррозии - бактерицидов в за-

труб скважины через метанольницы через 7-15 дней. Данная 
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технология защищает также выкидные линии и нефтесборные 

трубопроводы. 

– закачка растворов ингибиторов коррозии – бактери-

цидов агрегатами в начале трубопровода (или в затруб сква-

жины) через регламентированный период передвижными 

насосными агрегатами. 

Кроме того производятся бактерицидные обработки 

системы нагнетания ППД ударными дозами (10-20 кратные 

нормы дозировки) с помощью насосных агрегатов. 

В большинстве случаев в систему ППД подается с по-

мощью блоков реагента БР-25 в постоянном режиме ингиби-

тор-бактерицид с дозировкой 25-35 г/м3. 

При ПРС в жидкость глушения добавляется поглотите-

ли сероводорода типа Сонцид 8102, СНПХ-1100 (Десульфон) 

и другие химреагенты. Это снижает коррозию не только 

в скважине, но и снижает агрессивность жидкости в 

нефтесборной системе. 

В порядке совершенствования технологии защиты 

скважинного оборудования от коррозии можно предложить 

следующее: 

– Подачу деэмульсатора в трубопровод или в затруб 

скважины при содержании воды в продукции скважин 50 % и 

более производить только вместе с совместимыми ингибито-

рами коррозии. 

– Подачу ингибиторов парафиноотложений в затруб 

скважины можно совместить с подачей ингибитора коррозии 

при их хорошей совместимости на основе лабораторных опы-

тов. Совместная подача этих реагентов рекомендуется при об-

водненности продукции более 55 %. Результат – экономия до-

заторов и синергетический эффект этих реагентов. 
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– Подавляющее большинство ингибиторов солеотло-

жений являются коррозионно-агрессивными жидкостями. По-

этому обработку против солеотложений необходимо произво-

дить с обязательным добавлением в ингибитор солеотложений 

оптимального количества совместимого ингибитора коррозии. 

– При технологических обработках против АСПО

(термохимические обработки – ТХО) жидкостями на водной 

основе требуется обязательное добавление ингибитора корро-

зии необходимой дозировки. 

Внутренняя футеровка трубопроводов 

антикоррозионными материалами 

Такой метод борьбы с коррозией наиболее эффективен 

при эксплуатации нефтепроводов с высокообводненной про-

дукцией и водоводов при закачке сточных вод в систему ППД. 

Впервые внутреннюю футеровку трубопроводов для закачки 

сточных вод полиэтиленовыми «чулками» начали применять 

в Татарстане еще в конце 70-х гг. XX в. В дальнейшем эта 

технология закрепилась и совершенствовалась. Почему внут-

реннее покрытие производилось полиэтиленом, а наружная 

поверхность обыкновенной битумной изоляцией? Потому что 

внутренняя коррозия труб происходила в несколько раз быст-

рее, чем наружная – почвенная. 

Передовыми технологиями строительства нефтепро-

мысловых трубопроводов обладает компания ООО «Инже-

нерно-производственный центр» – ИПЦ. (г. Бугульма Респуб-

лики Татарстан). Монтаж нефтепромысловых трубопроводов 

осуществляется с использованием уникальной бессварочной 

технологии при помощи неразъемного муфтового соединения 

труб, выполняемого методом холодного волочения муфты че-

рез сужающую фильеру на специализированном оборудова-

нии. Трубопроводы находятся в безаварийной эксплуатации 
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более 20 лет, работают в агрессивных средах, где обычные 

стальные трубы без покрытий и соединенные сваркой эксплу-

атируются не более двух лет. 

За все время эксплуатации построенных трубопроводов 

не было порывов труб и соединений, вызванных коррозией. 

Антикоррозионные покрытия деталей трубопроводов 

должно обладать высокими защитными свойствами, обеспе-

чивающими их сохранность на период транспортировки, хра-

нения и монтажа, а также иметь высокую долговечность 

в процессе эксплуатации. Кроме того, защитные покрытия на 

деталях трубопроводов должны соответствовать защитным 

покрытиям на линейных участках труб по своим характери-

стикам. Следуя этому принципу, ООО «ИПЦ» начал выпуск 

деталей трубопроводов с различными видами защитных по-

крытий. Так для футерованных полиэтиленом трубопроводов 

предлагаются детали крановых узлов с порошковым полиэти-

леновым покрытием, для трубопроводов с заводским порош-

ковым эпоксидным покрытием – детали трубопроводов 

с таким же покрытием. Внедрены также полиуретановые по-

крытия и эпоксидные покрытия на основе высоковязких мате-

риалов. В зависимости от требований заказчика предприятие 

ООО «ИПЦ» готово предложить и другие виды покрытий. 

Для монтажа трубопроводов в полевых условиях разра-

ботана поточная, автономная мобильная линия, которая позво-

ляет вести монтаж трубопроводов в любых климатических усло-

виях. 

На рис 9.10а показан технологический процесс монта-

жа трубопроводов в условиях Западной Сибири. 

Внутреннее антикоррозионное покрытие трубопрово-

дов может выполняться различными материалами. Кроме по-

лиэтилена специальных марок, широко применяется различ-
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ные эмали и эпоксидные смолы, адаптированные к условиям 

эксплуатации трубопроводов. На рис. 9.10.б показаны катуш-

ки труб, покрытых снаружи полиэтиленом, внутри эпоксид-

ной смолой. Эпоксидная смола, эмаль не только предохраня-

ют трубу от коррозии, но и снижают гидравлические потери 

при перекачке жидкости, снижают интенсивность осадкообра-

зования. К недостаткам этих покрытий относится низкая тер-

моустойчивость, особенно полиэтилена. При нагреве до 90-

100 °C и при последующем остывании полиэтиленовое по-

крытие дает усадку, т. е. практически выходит из строя. 

Большинство сортов полиэтилена дает усадку тоже при воз-

действии соляной кислоты. Поэтому при эксплуатации футе-

рованных полиэтиленом трубопроводов такие свойства явля-

ются существенным недостатком их, поскольку не рекомен-

дуется нагрев перекачиваемой жидкости выше 80 °C. 

В Татарстане также практиковалось внутреннее покры-

тие трубопроводов цементно-песчаным покрытием против 

кислородной коррозии металла. Такое покрытие производится 

для водоводов большого диаметра (273 мм и более), перека-

чивающих пресную воду, а также в системе канализации. 
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Рис. 9.10 а Стыковка футерованных трубопроводов методом 

 обжима в полевых условиях 

Рис. 9.10.б Неразъемное муфтовое соединение в разрезе 



 

390 

Применение неметаллических трубопроводов 

К ним относятся, в первую очередь, стеклопластиковые 

трубы, выдерживающие высокие давления и нагрузки, имею-

щие большие сроки службы. 

Стеклопластиковые трубы используются в различных 

отраслях промышленности. К ассортименту выпускаемых из-

делий относятся цилиндрические трубы с внутренним диа-

метром от 4 мм и наружным диаметром до 760 мм и более, 

с различной толщиной стенок и углом армирования волокна в 

зависимости от предъявляемых к изделию требований. 

Кроме цилиндрических труб, изготавливаются изде-

лия неправильной формы (конических, квадратных, треуголь-

ных и т. д.) на базе тел вращения. Длина выпускаемых изде-

лий может достигать 4 метров (возможно соединение изделий 

м/у собой). При необходимости производится механическая 

обработка наружной поверхности. 

Для прокладки трубопроводов системы водоснабжения 

и канализации используют преимущественно трубы из поли-

этилена низкого давления (ПНД), высокого давления (ПВД) и 

из поливинилхлорида (ПВХ), причем для целей водоснабже-

ния применяют полиэтиленовые трубы. 

При прокладке наружных водопроводов из ПНД и ПВД 

основным способом соединения труб является их сварка 

нагревательным инструментом встык. При устройстве само-

течных трубопроводов канализации трубы из ПНД соединя-

ются таким же способом. 

Трубы из ПВХ соединяются в основном на клею (мар-

ки ГИПК-127) враструб. Однако учитывая, что требуется тща-

тельная очистка склеиваемых поверхностей и аккуратное 

нанесение клея, не допускаются деформации стыков, наблю-

дается воздействие клея на долговременную прочность ПВХ, 

а в процессе работ выделяются вредные вещества. В послед-
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нее время для соединения труб из ПВХ широко используются 

раструбные соединения, уплотняемые резиновыми манжетами 

различного профиля, а также кольца круглого сечения. В этом 

случае трубы выпускаются с раструбами, имеющими внутри 

кольцевые пазы. Для присоединения пластмассовых труб к 

металлическим применяются преимущественно фланцевые 

соединения. 

Стеклопластиковые трубы изготавливаются методом 

непрерывной намотки. Стеклопластиковые трубы не подвер-

жены коррозии и обладают доказанной испытаниями устой-

чивостью к агрессивным средам, в том числе при перекачке 

пластовых и сточных вод. Они имеют легкий вес, удобны в 

обращении и соответствуют российским и международным 

требованиям в области качества. Трубы стеклопластиковые 

соответствующего диаметра в четыре раза легче стальных. 

Высокие технические и эксплуатационные характеристики 

стеклопластиковых труб позволяют успешно использовать их 

в самых различных отраслях. 

Рис. 9.11 Стеклопластиковые трубы с муфтовыми соединениями 
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Стеклопластиковые трубы успешно эксплуатируются 

во многих государствах Европы, Азии, Африки, Северной и 

Южной Америки уже более 50 лет. 

Основные сферы применения: 

 для перекачки и распределения воды (питьевой и техниче-

ской) в напорных и безнапорных водоводах; 

 для напорных и безнапорных канализационных трубопро-

водов; 

 для ливневой канализации; 

 для трубопроводов ирригационных систем; 

 для напорных водоводов гидроэлектростанций; 

 для приемных и охлаждающих линий морской воды; 

  для систем циркуляции воды; 

 для промышленных трубопроводов нефтяной отрасли, в 

том числе высокого давления. 

Вот некоторые преимущества стеклопластиковых труб: 

 продолжительный срок службы – более 50 лет, опыт при-

менения в мировой практике стеклопластиковых труб состав-

ляет более 30 лет;  

 значительно меньший, чем у труб из других материалов, 

вес (20-25 % веса стальных труб); 

 простота монтажа – стеклопластиковые трубы соединяются 

между собой при помощи муфты, не требуется сварка и кон-

троль сварных швов, что дает существенную экономию 

средств на проведение строительно-монтажных работ; 

 высокая коррозийная стойкость – при строительстве не 

требуется проведения дорогих антикоррозионных мероприя-

тий, как в случае стальных труб; 

 универсальная химическая стойкость трубы из стеклопла-

стика;  

http://www.grp-pipes.ru/grp/
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 стеклопластиковые трубы стойки к абразивному износу;

 возможность проведения монтажных работ в течение всего

года;

 низкие гидравлические потери при перекачке жидкостей,

снижение осадкообразования в трубах.

 высокие экологические и санитарно-гигиенические харак-

теристики стеклопластиковых труб.

Применение стеклопластиковых труб в порядке опыт-

но-промышленных испытаний в республиках Урало-

Поволжья оправдало себя не только в экономическом плане, 

но и позволило значительно снизить число порывов трубо-

проводов, способствовало улучшению состояния охраны 

окружающей среды. 

Рис. 9.12 Полиэтиленовые трубы с приваренными фланцами 

Применение устойчивых против коррозии марок сталей 

и чугунов 

Если по тем или иным причинам нельзя применять фу-

терованные или неметаллические трубы, то применяют спе-

http://www.grp-pipes.ru/grp/
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циальные сорта сталей, устойчивых против коррозии. Напри-

мер, добавление в состав сталей от 1 до 13 % хрома придает 

данной легированной стали устойчивость против сероводо-

родной коррозии. 

В этом плане интересным представляется применение 

труб из высокопрочного чугуна с шаровидным графитом, ко-

торые обладают прочностью на уровне прочности стальных 

труб и высокой коррозионной стойкостью. Стоимость чугун-

ных труб, приведенная к погонному метру, ниже стоимости 

стальных труб при равных диаметрах и допустимых рабочих 

давлениях. Широкое применение чугунных труб сдержива-

лось отсутствием простого и надежного способа соединения 

их при монтаже трубопровода. 

В течение последних нескольких лет ряд научных и 

инженерных центров вели поисковые исследовательские ра-

боты по отработке способов соединения стальных и чугунных 

труб без применения сварки. Некоторые из испытанных типов 

соединений получались на уровне равнопрочности с трубами. 

Проверку прочности проводили в циклическом режиме под 

действием сложного нагружения, состоящего из внутреннего 

давления и изгибающего момента до уровня пределов текуче-

сти и прочности. В результате поиска и испытаний появились 

несколько типов механических прессовых соединений, кото-

рые отличаются высокой скоростью сборки, надежностью 

стыка, а также дешевизной. Поэтому некоторые предприятия 

начали в режиме испытания применять такие материалы. 

Однако надо заметить, что нефтепромысловые сточные 

и пластовые воды содержат целый букет агрессивных веществ, 

поэтому даже приборы из нержавеющих сталей в системе за-

качки сточной воды в пласт быстро выходят из строя, а строи-

тельство трубопроводов из коррозионно-стойких сталей меро-
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приятие очень дорогое. В связи с этим применение металло-

пластмассовых труб представляется более перспективным. 

Катодная защита трубопроводов и оборудования 

от коррозии 

Электрохимзащита трубопроводов (ЭХЗ) – один из эф-

фективных методов защиты трубопроводов от коррозии и ши-

роко применяется на практике. Поскольку этот метод имеет 

свою специфику, промысловые работники не всегда хорошо 

представляют работу ЭХЗ. В связи с этим следует более по-

дробно описать принципы работы ЭХЗ. 

Для защиты подземных трубопроводов от коррозии по 

трассе их залегания сооружаются станции катодной защиты 

(СКЗ). В комплект СКЗ входят источник постоянного тока 

(защитная установка), анодное заземление, контрольно-

измерительные пункты, соединительные провода и кабели. 

В зависимости от условий защитные установки могут питать-

ся от сети переменного тока 0,4; 6 или 10 кВ или от автоном-

ных источников. Как следует из схемы соединений (см. рис. 

9.13), выпрямленный ток от "+" источника (1) поступает на 

анодный заземлитель (2), затем по земле натекает на трубо-

провод (3), выполняя тем самым свои защитные функции, по-

сле чего возвращается на « – » источника. Контактное устрой-

ство (4) с разъемными соединениями предназначены для под-

ключения кабельной линии (5). 

Контрольно-измерительный пункт 6 предназначен для 

измерения электрического потенциала на трубопроводе. Элек-

трод сравнения предназначен для определения напряжения на 

трубопроводе. 
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Рис. 9.13 Схема соединений катодной станции 

1 – преобразователь переменного тока в постоянный; анодный за-

землитель; 2 – защищаемый трубопровод; 3 – контактное устрой-

ство на анодном заземлении; 4 – кабельная линия; 5 – контрольно-

измерительный пункт; 6 – электрод сравнения. 

Системы защитных покрытий РВС 

Согласно имеющимся представлениям существенное 

торможение коррозионного процесса металла под защитным 

покрытием обусловливается двумя взаимозависимыми ком-

плексами факторов: способностью покрытия резко замедлять 

диффузию и перенос коррозионно-активных сред и компо-

нентов к металлической поверхности, а также, что наиболее 

важно, взаимодействовать физико-химически с металлом та-

ким образом, что поверхность металла существенно изменит 

свои первоначальные физические и даже механические свой-

ства. Благодаря этому проникшая к поверхности металла 

агрессивная среда не в состоянии (при некоторых условиях) 

реализовать свои коррозионно-агрессивные свойства. 

В результате коррозионный процесс на границе раздела фаз 
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металл-покрытие заметно тормозится, защитное покрытие 

длительно сохраняет, свои первоначальные свойства на гра-

нице раздела фаз металл-покрытие заметно тормозится, за-

щитное покрытие не выходит из минимально допустимых 

значений. 

Применение защитных покрытий должно дифферен-

цироваться в зависимости от реальной скорости коррозии 

металла в каждой зоне: днище, нижние пояса, верхние поя-

са и кровля. Покрытия должны быть достаточно стойкими 

к действию нефти, воды, водных растворов и минеральных 

солей, сероводорода и углекислого газа и сопротивляться к 

действию водяного пара. 

Покрытия должны обладать хорошей адгезией, эла-

стичностью, сопротивляться разрушению при циклических 

деформациях. 

Полимерные композиции, рекомендуемые для защиты 

внутренней поверхности резервуаров, должны удовлетворять 

предъявляемым к ним требованиям и иметь следующие техно-

логические, физико-механические и специальные свойства. 

В таблицах 9.4, 9.5 приведены основные свойства полимерных 

композиции, рекомендуемые для защиты внутренней поверхно-

сти резервуаров. 

Таблица 9.4 

Физико-химические свойства покрытий 

№ 

п/п 

Физико-химические свойства покрытий Единицы 

измерения 

1 внешний вид по ГОСТ 9.407 - 84 1 балл 

2 прочность при ударе по ГОСТ 4765 - 73 не менее 5 Дж 

3 эластичность при изгибе по ГОСТ 6806 – 73 не более 10 мм 

4 твердость на маятниковом прибое по 

ГОСТ 5233-89 

менее 0,5 

усл.ед 
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5 деформативность по методике БНИ не менее 0,8 % 

6 адгезия методом решетчатых надрезов по 

ГОСТ 15.140-78 

1 балл 

7 количество слоев не менее 2 - 3 

8 пористость по методике БНИ 1 балл (без 

пор) 

9 толщина покрытия не менее 300 

мкм 

Таблица 9.5 

Противокоррозионные и специальные свойства 

 

№ 

п/п 

Противокоррозионные и специальные 

свойства 

Единицы  

измерения 

1 стойкость к действию сточной воды по 

ГОСТ 9.403 - 80 

не менее 48 ч 

2 стойкость к действию нефти и нефтепродук-

тов по ГОСТ 9.403 - 80 

не менее 48 ч 

3 стойкость к действию химреагентов не менее 48 ч 

4 стойкость к действию повышенных темпе-

ратур 

не менее 3 ч 

5 стойкость к катодному отслаиванию стойкое 

6 срок службы покрытия не менее 5-6 

лет 
 

Внутреннюю поверхность резервуаров и емкостей 

изолируют одной из систем водонефтестойких покрытий. 

Варианты защитных систем комбинированных и полимер-

ных покрытий указаны в табл. 9.6. Эти системы для резерву-

аров следует использовать согласно коррозионным характе-

ристикам среды, т. е по зонам агрессивного воздействия. 

На практике в резервуарах сильноагрессивная среда 

создается не только в нижней части РВС, где накапливается 
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отделившаяся пластовая вода, но и в верхней части резервуа-

ра с газовоздушной средой, содержащей водяные пары, серо-

водород, определенное количество кислорода. При такой 

среде крыша резервуара быстро корродирует и теряет герме-

тичность, создавая условия интенсивного загрязнения возду-

ха нефтяным газом. 

В связи с этим, как правило, внутреннюю поверхность 

РВС покрывают антикоррозионными материалами полно-

стью толщиной не менее 0,35 мм. 

Большинство приведенных в табл. 9.6 материалов пре-

терпели изменения или заменены другими, но общий порядок 

их применения остается аналогичной. 

Наружная поверхность РВС работает в более благопри-

ятных условиях, поэтому для наружной покраски применяют 

обычную краску, хотя непосредственно крыша РВС требует 

усиленной изоляции от воздействия атмосферных осадков, 

кислорода воздуха и различных газов. 
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Основные стадии технологического процесса покрытия 

РВС 

Технологический процесс защиты внутренней поверх-

ности резервуаров антикоррозионными покрытиями включает 

следующие стадии: 

1. Подготовительные работы;

2. Подготовка и очистка внутренней поверхности резервуара

под окраску и контроль качества очищенной поверхности;

3. Нанесение покрытий, их сушка и отвержение;

4. Оценка качества нанесенных покрытий, составление акта

приемки выполненных работ.

Технологический процесс должен обеспечить качество 

покрытия, удовлетворяющее требованиям к защитным 

покрытиям. 

Перед началом антикоррозионных работ в резервуаре 

необходимо составить план производства работ (ППР). 

План производства работ составляется с учетом требо-

ваний строительных норм и правил, руководящих документов 

и инструкций, относящихся к проведению данного вида работ, 

а также единой системы защиты от коррозии и старения, 

стандартов безопасности труда. 

Протекторная защита внутри РВС 

Нефть, поступающая в резервуарные парки, в той или 

иной степени содержит воду в виде стойкой эмульсии, в кото-

рой присутствует значительное количество хлоридов натрия, 

кальция, железа, сероводорода, сульфида железа и других ве-

ществ. При отстаивании нефти и разрушении эмульсии вода с 

растворенными в ней солями собирается на дне резервуара и 

вызывает усиленную электрохимическую коррозию днища и 

нижних поясов. 



 

405 

Защита днищ и нижних поясов резервуаров электрохи-

мическим методом в комплексе с защитными покрытиями 

может осуществляться с применением катодных станций либо 

протекторов. Применение протекторов по противопожарным 

и эксплуатационным соображениям является более предпо-

чтительным. 

Сущность протекторной защиты заключается в созда-

нии защитного потенциала на внутренней поверхности резер-

вуара при протекании тока в гальванической паре резервуар 

(катод) – протектор (анод). При полной защите происходит 

только разрушение анода. При неполной – возможно протека-

ние коррозии на анодных участках днища, однако ее скорость 

снижается во много раз. Защищенность внутренней поверхно-

сти резервуаров при протекторной защите можно контролиро-

вать по разности потенциалов «резервуар – подтоварная во-

да». Защита считается обеспеченной, если разность потенциа-

лов |Езащ| > |-0,85 В по мсэ. 

Для защиты днища резервуара от коррозии создан ряд 

магниевых протекторов различающихся диаметром, высотой, 

массой и формой стального сердечника. Протекторы типа 

ПМР, созданные ВНИИСТом совместно с Березняковским ти-

таномагниевым комбинатом, представляют собой короткий 

цилиндр, верхней части которого имеется углубление в виде 

опрокинутого усеченного конуса. Образованный кольцевой 

выступ увеличивает контактную поверхность протектора, 

уменьшает сопротивление и позволяет иметь более высокую 

силу тока в начальный период работы. Повышение силы то-

ка в начальный период необходимо для поляризации защи-

щаемой поверхности и образования в ней устойчивого ка-

тодного осадка. 
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По мере накопления осадка сила тока может быть 

уменьшена, что достигается автоматически, т. к. растворение 

протектора идет преимущественно за счет растворения коль-

цевого выступа. В центр протектора впрессована металличе-

ская втулка, служащая для крепления и обеспечения контакта 

с днищем (рис. 9.14). 

Рис. 9.14 Схема протектора ПМР – 20 

Габаритные размеры протектора типа ПМР позволя-

ют монтировать его через нижний люк-лаз. Химический со-

став протектора с % (мас): основные компоненты А1 – 5-7; 

Zn – 2-3; Мп – 0.15-1.0; Mg – остальное. Примеси Si – 

0.05; Fe – 0,003; Ni – 0,001; Си-0,04. 

Сравнительно небольшая высота протектора обеспе-

чивает защиту днища резервуара при низких уровнях подто-

варной воды. В зависимости от общей концентрации солей 

в подтоварной воде применяют определенный тип протекто-

ра. Работу протекторов контролируют периодическими из-

мерениями: силы тока, разности потенциалов днище – элек-

тролит (подтоварная вода) и защитной плотности тока. Си-
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лу тока протектора измеряют, подключая амперметр в цепь 

на клеммной панели или измеряя падение напряжения на 

шунте, или калибруя постоянно включенные в цепь протек-

тора сопротивления. Силу тока определяют при мини-

мальном и максимальном уровнях подтоварной воды один 

раз в месяц. Результаты измерений фиксируют в журнале. 

Отсутствие тока чаще всего указывает на нарушение контак-

та, что может быть при полном срабатывании протектора. 

9.3 Осложнения из-за образования солеотложений 

в процессе добычи обводненной нефти. 

Прогнозирование и удаление 

Солеотложения – это неорганические, твердые веще-

ства, которые откладываются в пласте, стволе скважины или 

наземном оборудовании во время добычи нефти/газа или при 

производстве работ, имеющих отношение к добыче. 

Обычно сернокислый кальций при температуре ниже 

100 образует гипс, а при температуре выше 100 ангидрит. 

Данные значения температур приблизительны, т. к. они зави-

сят от давления и химического состава воды. 

Барий и сернокислый стронций в отложениях часто 

встречаются вместе, образуя единый минерал, в состав которого 

входят и BaSO4, и SrSO4. Радиоактивные элементы (в основном 

радий 226) также могут откладываться в виде кристаллов, имея 

при этом низкий радиационный фон (низко-радиоактивные от-

ложения – НРО). Обращение с данными отложениями и их ути-

лизация требуют особых мер предосторожности. Отложения 

карбоната кальция не являются радиоактивными. 

Отложения обычно содержат примеси, например, такие 

как минералы железа, парафин, асфальтены и т. д. 
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Как образуются отложения кальцита СаСО3. 

Образование отложений СаСО3происходит в следствие: 

a. Падения давления, при котором высвобождается СО2.

b. Изменения давления или температуры, что приводит

к ухудшению растворяемости. С повышением температуры

растворимость карбоната кальция ухудшается и образуется

осадок (например, накипь в чайнике).

c. Смешивания двух жидкостей, несовместимых по хими-

ческому составу.

d. Увеличение рН (водородного показателя) пластовых и

сточных вод.

e. Применение ПАВ, ингибиторов и других химических

элементов, способствующих кристаллизации кальцита.

Когда отложения образуются в пласте, они закупори-

вают поры, уменьшая таким образом проницаемость. Отложе-

ния в пласте образуются в непосредственной близости от 

скважины, при этом уменьшается проницаемость призабой-

ной зоны скважин. 

Невозможно эксплуатировать скважину и надеяться га-

рантированно избежать образования отложений без принятия 

методов предупреждения. С самого начала необходимо про-

водить тщательные химические и термодинамические иссле-

дования, чтобы спрогнозировать образование отложений и 

предпринять меры для сведения к минимуму причин образо-

вания отложений, а также последствия их образования. Лучше 

предотвратить образование отложений, чем удалять образо-

вавшиеся отложения. В настоящее время есть множество ком-

пьютерных программ, которые позволяют изучать процесс 

образования отложений. 
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Рис. 9.15 Отложения кальцита в трубе 

Наиболее часто встречаются в промысловом оборудова-

нии отложения карбоната кальция СаСО3. Многие породы со-

держат кальцит, в результате чего пластовый раствор насыща-

ется СаСО3 (т. е. растворение кальцита достигает предела). 

Во время эксплуатации давление в призабойной зоне 

понижается, и на многих месторождениях из нефти выделяет-

ся газ уже на забое. Растворенный в пластовой воде СО2 пере-

ходит в газообразное состояние, что приводит к образованию 

отложений СаСО3, как это показано в приводимой формуле: 

Са
++

 +2НСО3 = СаСО3 тв. + СО2 газ. + Н2О. 

Даже если СО2 не выделяется, одно давление может 

привести к ухудшению растворяемости. Раствор становится 

сверхнасыщенным, а это приводит к отложению СаСО3. 
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Отложения карбоната кальция (кальцит) CaCO3 из-за 

несовместимости вод часто встречается в нефтепромысловой 

практике. Пример несовместимости вод – взаимодействие 

хлоркальциевых вод с бикарбонатом натрия: 

СаСl2 + 2NaHCO3 ↔ СаСО3↓ + 2NaCl + Н2О + CO2↑ 

По мере повышения температуры возможность отло-

жения CaCO3 увеличивается. Влиянием температурного фак-

тора можно объяснить образование карбонатных осадков в 

некоторых глубоких нагнетательных скважинах с высокой 

пластовой температурой, куда закачивается вода, насыщенная 

карбонатом кальция в поверхностных условиях. 

При растворении кальцита в воде, содержащей дву-

окись углерода, происходит химическая реакция с образова-

нием хорошо растворимого бикарбоната кальция Са(НСО3 )2 : 

CO2 + Н2O + CaCO3 ↔ Са(НСО3 )2 

Для образования бикарбоната кальция и предотвраще-

ния выпадения кальцита из раствора необходимо некоторое 

количество свободной двуокиси углерода в воде. Таким обра-

зом, снижение давления в системе газ – вода, приводящее 

к соответствующему снижению парциального давления СО2, 

может быть одной из причин уменьшения растворимости 

кальцита и выпадения его в осадок. Именно этот процесс вы-

зывает частое отложение кальцита на стенках НКТ 

в добывающих скважинах выше глубины начала разгазирова-

ния нефти и выкидных линия. 

В добывающих скважинах по мере подъема продукции 

происходит снижение температуры (при этом растворимость 

карбоната кальция увеличивается) и уменьшение давления (что 

вызывает понижение растворимости карбоната кальция). По-

этому при выяснении причин отложения карбонатных осадков 
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в добывающих скважинах и системе сбора и подготовки нефти 

необходимо рассматривать совместное проявление этих двух 

противоположно направленных факторов. 

На растворимость карбоната кальция значительное 

влияние оказывает рН среды. В кислой среде растворимость 

кальцита значительно больше, чем в щелочной. По мере уве-

личения рН и щелочности воды вероятность выпадения кар-

бонатных осадков повышается. Это связано с тем, что раство-

римость CO2 также зависит от рН водных растворов: чем бо-

лее кислая среда, тем больше в ней может быть растворено 

двуокиси углерода. 

В некоторых случаях в составе отложений при добыче 

нефти встречены осадки карбоната магния. 

Растворимость карбоната магния в дистиллированной 

воде составляет 0,223 г/л, т. е. почти в четрые раза превышает 

растворимость карбоната кальция. Как и для кальцита, раство-

римость карбоната магния растет с увеличением парциального 

давления CO2 и уменьшается при повышении температуры. 

Обычно карбонат магния не представляет такой опас-

ности, как осадки карбоната кальция. Как правило, природные 

воды, содержащие магний, имеют в своем составе и кальций. 

Любое нарушение равновесия в воде, направленное на 

уменьшение растворимости карбоната магния, будет также 

уменьшать и растворимость карбоната кальция, который, как 

менее растворимый, первым начнет выпадать в осадок, что 

приведет к соответствующему снижению содержания карбо-

нат-ионов в растворе. Поэтому, несмотря на существенное 

нарушение условий карбонатного равновесия, пластовые во-

ды, содержащие кальций и магний, обычно выделяют осадки 

карбоната кальция. 
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Прогнозирование отложений кальцита 

При прогнозировании отложений и планировании об-

работок необходимо руководствоваться РД 39-1-1295-85 

«Технология предотвращения отложения минеральных солей 

в эксплуатационных скважинах». 

Существует также множество других методик. Самый 

простой из них – через индекс насыщения. 

Индекс насыщения позволяет качественно оценивать 

возможность выпадения карбоната кальция из воды или рас-

творения этой соли. 

JS = рH - рHS, 

где 

JS – индекс насыщения, 

рH – фактическое значение водородного показателя. 

рHS – значение рH среды при насыщении карбонатом 

кальция. 

Если JS > 0, выпадение кальцита возможно. Считается, 

что при JS > 0,5 -0,7 кальцит выпадает достаточно интенсивно. 

Если JS < 0 – вода не насыщена карбонатом кальция. 

Если JS = 0, – равновесное состояние. 

В зависимости от конкретных условий применяется тот 

или другой метод прогнозирования отложений кальцита. 

Предупреждение отложений 

1. Технологические методы – подбор воды соответ-

ствующей минерализации для ППД, не допускающей выпаде-

ние солей в пласте и в скважинах, соблюдать невысокий тем-

пературный режим, не допускать смешение вод и другие. 

2. Применение эффективных ингибиторов.

3. Применять трубы с внутренним гладким покрытием.

4. Применение стеклопластиковых труб.
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Удаление отложений кальцита 

Основным методом удаления кальцита из трубопрово-

дов, НКТ и другого нефтепромыслового оборудования – это 

солянокислотные обработки. Если товарная кислота 24-27 % 

концентрации, для обработки скважин и трубопроводов при-

меняют 7-12 % раствор соляной кислоты. 

CaCO3 + 2 НCl = СаСl2 + CO2↑ + Н2О 

В зависимости от конкретных условий состав солевых 

отложений может быть самый разный, но, как правило, прак-

тически не встречаются отложения, состоящие только 

из одной соли, например, из гипса или карбонатов. Обяза-

тельно присутствуют в составе солей АСПО, мехпримеси и по 

большинству месторождений – сульфит железа. Характер от-

ложений в выкидных линиях идентичен с отложениями на 

скважинном оборудовании. 

На рис. 9.16 приведен разрезанный водовод сточной 

воды на Мишкинском месторождении нефти с солевыми 

отложениями. 

Рис. 9.16 Разрез водовода сточной воды с отложениями, состоящими 

из карбонатов, cульфатов, сульфида железа, АСПО, мехпримесей 
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Отложения сульфат кальция (сернокислый кальций, гипс) 

Отложения CaSO4*2H2O, образуются из-за смешивания 

вод, несовместимых по химическому составу. На процесс от-

ложений оказывают влияние также давление, температура и 

химический состав воды. Существуют несколько кристалли-

ческих форм CaSO4, которые имеют разную растворимость 

при разных условиях. Например, низкая температура и давле-

ние способствуют образованию гипса (CaSO4, 2H2O), в то 

время как при высокой температуре и давлении наиболее ве-

роятно образование ангидрида (CaS04). Таким образом, изме-

нение давления может изменить форму и растворяемость 

кальциевых отложений. CaCO3 образуется в непосредствен-

ной близости от призабойной зоны, т. к. именно там происхо-

дит наибольшее падение давления (некоторые исследователи 

отмечали: анализ керна из боковой стенки скважины показал, 

что отложения образовались только в последних 3/8 дюйма 

породы). 
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При разработке нефтяных месторождений Урало-

Поволжья с применением заводнения происходят гидрохими-

ческие изменения, сказывающиеся на формировании вод, до-

бываемых попутно с нефтью. С закачкой воды в нефтяном пла-

сте образуется сложная многокомпонентная система: закачива-

емая вода–пластовая вода–погребенная вода–нефть с раство-

ренным газом–породы пласта. В результате сложных внутри-

пластовых процессов в этой системе происходит увеличение 

концентрации сульфат-ионов в попутно добываемых водах. 

Поэтому все гипотезы о причинах отложения гипса сводятся к 

объяснению причин увеличения в добываемой воде концентра-

ции сульфат-ионов в связи с закачкой пресной или сточной вод, 

а также кизучению растворимости осадкообразующих соеди-

нений с из-меняющимися термодинамическими условиями при 

подъеме жидкости с забоя скважины на поверхность. 

Обобщение литературных данных позволяет выделить 

следующие основные причины увеличения сульфатности по-

путных вод и выпадения из них гипса на нефтепромысловом 

оборудовании при разработке месторождений Урало-

Поволжья: 

1. Выщелачивание гипса и ангидрита, содержащегося в 

скелете пласта, закачиваемой пресной водой; 

2. Обогащение попутно добываемой воды сульфатными 

ионами за счет погребенных вод (остаточных); 

3. Окисление сульфидов, имеющихся в пласте, а также 

серосодержащих компонентов нефти до сульфатов кислоро-

дом воздуха, привносимым с закачиваемыми водами; 

4. Поддержание пластового давления путем закачки 

несовместимых с пластовыми пресных или сточных вод по-

вышенной сульфатности; 
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5. Переток чуждых сульфатных вод из-за некачественно-

го цементирования или негерметичности обсадной колонны;

6. Изменение термодинамических условий газоводоне-

фтяной смеси при подъеме жидкости из скважины и в уста-

новках по подготовке нефти.

Надо при этом подчеркнуть: гипс растворяется 

в соленой воде лучше, чем в пресной. 

Наличие вышеперечисленных причин аргументируется 

промысловыми и экспериментальными данными. Отложение 

гипса в скважинах чаще всего происходит одновременно по 

нескольким причинам, обусловленным геологическим строе-

нием залежей, системой их разработки и технологическими 

особенностями эксплуатации скважин. 

Большинство исследователей считают, что одной из 

основных причин увеличения содержания сульфатных ионов 

в попутно добываемой воде по сравнению с нагнетаемой яв-

ляется растворение и выщелачивание минералов из коллекто-

ров. Дополнительным источником увеличения сульфатности 

попутных вод являются погребенные воды. Рядом исследова-

телей установлено зональное распределение погребенных вод 

в залежах нефти и повышенное содержание в них сульфатов 

на месторождениях Куйбышевской области. Закачиваемая 

пресная вода, продвигаясь по пласту, выщелачивает сульфат-

содержащие минералы и растворяется в высокосульфатной 

погребенной, обогащаясь при этом сульфат-ионами. 

Исследование кернов Арланского, Манчаровского, 

Таймурзинского месторождений показало, что в составе тер-

ригенных продуктивных пород нижнего карбона содержится 

ангидрит, гипс, пирит. Пресная вода насыщается за счет рас-

творения ангидрита и гипса и десорбции сульфат-ионов с по-

верхности породы, внутрипластового окисления сульфидов 
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кислородом воздуха, привносимым с закачиваемыми водами. 

Содержание пирита в отдельных исследованных кернах, по 

данным ученых, достигает 10 %, а в нагнетаемой в пласт воде 

содержится в значительном количестве растворенный кисло-

род. При контакте пирита с пресной водой, содержащей кис-

лород, происходит образование хорошо растворимого в воде 

сульфата железа по следующей реакции: 

2FeS2 + 7О2 + 2Н2О = 2FeSO4 + 2Н2SO4 

Образующаяся при этом серная кислота взаимодей-

ствует с карбонатами щелочных металлов или вступает во 

взаимодействие с хлоркальциевыми пластовыми водами 

с образованием отложений гипса. 

Такой же точки зрения о путях увеличения сульфатно-

сти попутно добываемых вод придерживаются исследователи 

Пермского края. Было выяснено, что продуктивные пласты 

некоторых месторождений отличаются большей сульфатиза-

цией, а других – большей пиритизацией. Поэтому при закачке 

пресных вод в первых из них происходят активнее процессы 

выщелачивания, а в других – процессы окисления пирита. 

Поступление в добывающие скважины высокосуль-

фатных вод может быть не только из продуктивных пластов, 

но и из выше- и нижележащих водоносных горизонтов по не-

герметичному цементному кольцу за эксплуатационной ко-

лонной, либо через негерметичные резьбовые соединения в 

обсадных трубах. Эта причина выпадения солей, как правило, 

быстро выявляется и не вызывает массовых отложений. Так, 

на Туймазинском месторождении единичные случаи отложе-

ния солей сульфата и карбоната кальция объясняются поступ-

лением высокосульфатных артинских вод через негерметич-

ности в обсадной колонне. Это наиболее характерная причина 
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образования отложений солей и в скважинах месторождений 

Татарстана. 

На увеличении сульфатности попутно-добываемых вод 

отражается и состав закачиваемых вод. В ряде случаев для 

поддержания пластового давления (ППД) используются прес-

ные воды повышенной сульфатности. Так, сульфатность воды 

р. Белой в пять раз выше, чем р. Камы. Кроме того, для по-

вторной закачки в пласт используются сточные воды из уста-

новок подготовки нефти, в которых они обогащаются сульфа-

тами за счет растворения деэмульгаторов. Именно по этой 

причине на Ново-Хазинской площади процессы солеотложе-

ния в скважинах протекают наиболее интенсивно. 

Имеют место и другие предположения о возможных 

причинах роста содержания сульфатов в попутно добываемых 

водах, которые в настоящее время еще недостаточно изучены. 

Каждый случай интенсивного отложения гипса требует тща-

тельного изучения и исследования. 

Как правило, смешивание пластовой и закачиваемой 

воды в нижней части обсадной колонны и НКТ приводит к 

образованию сульфатных отложений. Это может произойти и 

в пласте, но только как следствие процессов происходящих 

призабойной зоне, где уменьшение проницаемости сильно 

влияет на поток жидкости. Вдобавок к этому, отложения мо-

гут образовываться даже в перфорационных отверстиях. 

Прогнозирование отложений гипса 

Для эффективной борьбы с образованием осадков кар-

бонатов и сульфатов кальция, в первую очередь, необходимо 

уметь прогнозировать отложения минеральных солей на 

нефтепромысловом оборудовании. Методика прогнозирова-

ния приведена в РД 39-1-1295-85 «Технология предотвраще-

ния отложения минеральных солей в эксплуатационных сква-
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жинах», утвержденном начальником технического управления 

Министерства нефтяной промышленности СССР. Кроме того, 

имеются компьютерные программы по прогнозированию со-

левых отложений, позволяющие достаточно точно и опера-

тивно решать указанные вопросы. 

Для оценки возможности выпадения сульфата каль-

ция из попутно-добываемой воды существует множество ме-

тодик. В крупных компаниях по добыче нефти для прогнози-

рования солеотложений используются свои компьютерные 

программы, значительно упрощающие аналитические расче-

ты. Однако для любой методики точность прогноза обеспечи-

вают квалифицированные лабораторные анализы. 

Склонность пластовой воды к отложению гипса оце-

нивается по коэффициенту пересыщения: 

, 

где CCaSO4 – фактическая концентрация гипса в пластовой воде, 

определяемая по концентрации того иона Ca
2+

 или SO4
2-
, кото-

рый присутствует в меньшем количестве, мг-экв/л; C
 p

CaSO4 –

равновесная концентрация гипса в пластовой воде, рассчитан-

ная по одному из трех вышеописанных вариантов. 

При пересыщенности пластовой воды гипсом (φ > 1) он 

может выпадать как в объеме, так и на поверхности теплооб-

мена. При ненасыщенности им пластовой воды (φ < 1) выпа-

дение осадка в объеме невозможно. Однако на поверхности 

теплообмена вследствие частичного выпаривания раствор до-

полнительно насыщается гипсом. Поэтому гипс может отла-

гаться при некоторой ненасыщенности им пластовой воды 

при снижении коэффициента φ до 0,9. 



421 

Предотвращение отложений гипса 

Применение ингибиторов солеотложений, таких как 

ПАФ-1, ПАФ-13, СНПХ 5301, СНПХ-5313 и другие. 

Дозирование 

Р = ( Ро х Qв ) : 1000 кг, 

где 

Р – количество ингибитора кг/сут; 

Ро – норма дозировки, г / т; 

Qв – дебит скважины по воде, т/сут; 

Нормы дозировки обычно 20-50 г/т. 

Способы применения: 

 Дозировка в затруб дозировочными насосами.

 Дозировка под прием глубинного насоса по полиэтиле-

новым трубкам.

 Периодическая заливка в затруб.

 Закачка в пласт совместно с кислотными композиция-

ми при ПРС.

 Закачка в пласт без подъема подземного оборудования.

В последнем случае закачка производится при высокой

приемистости скважин при давлениях до 6 -8 МПа. Готовят 

10 % раствор ингибитора в воде в расчетном объеме (10-20 

м3) закачивают в затруб скважины. По достижении раствора 

до приема глубинного насоса скважину останавливают, за-

крывают устьевую задвижку, продавливают раствор ингиби-

тора в пласт на глубину до одного метра при давлении 

не более 8 МПа. Выдерживают раствор 16 часов, после чего 

запускают скважину в работу. 

Для предотвращения отложений гипса применяют также: 

1. Гладкие покрытия внутренней поверхности

труб. 
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2. Технологические методы, предотвращающие 

условия образования солей. 

3. Обработка физическими полями – магнитны-

ми, ультрозвуковыми. 

Удаление гипса 

На практике в большинстве случаев скважинное обо-

рудование с отложениями гипса просто выводят из эксплуата-

ции (в утиль, например НКТ разрезают на металлолом). Если 

гипс образовался на забое, то разбуривают и проводят по-

вторную перфорацию, после чего закачивают в пласт ингиби-

тор солеотложений. 

Если отложения гипса имеют рыхлую структуру, то 

для растворения их применяют 10-15 % раствор карбоната 

натрия (техническая кальцинированная сода). 

Конверсия гипса происходит по следующей реакции: 

CaSO4*2H2O + Na2CO3 = CaCO3 + Na2SO4 + 3Н2О 

Получившийся карбонат кальция удаляют соляной 

кислотой. А сульфат натрия хорошо растворим в воде. 

Для удаления рыхлых отложений гипса выполняют 

также обработку с каустической содой, при этом получаются 

хорошо растворимые в воде соли. 

Применяют также различные комплексоны, однако 

успешность их невысокая. 
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10. ПРИЧИНЫ ЗАГРЯЗНЕНИЯ ПРИРОДЫ

НЕФТЕСБОРНЫМИ СЕТЯМИ И ТРУБОПРО-

ВОДАМИ СТОЧНОЙ ВОДЫ И МЕРЫ ПО 

СНИЖЕНИЮ ОТРИЦАТЕЛЬНОГО ВЛИЯНИЯ 

НА ОКРУЖАЮЩУЮ СРЕДУ 

С каждым годом возрастает активность государствен-

ных органов Российской Федерации в сфере надзора за ис-

пользованием природных ресурсов и охраной окружающей 

среды, увеличиваются претензии сельхозпредприятий и дру-

гих землепользователей по возмещению ущерба от строитель-

ства. Активизировалось и «зеленое» движение. 

В последние годы строительные компании в своей 

практической деятельности уделяют большое внимание вы-

полнению нормативных положений и проектных решений, 

связанных с охраной окружающей среды. Для управления 

природоохранной деятельностью в компаниях реализованы 

различные схемы, в том числе система менеджмента окружа-

ющей среды (СМОС). 

В строительных организациях разрабатываются планы 

охраны окружающей среды, организуются внутренние и внеш-

ние аудиты, проводится мониторинг окружающей среды при 

строительстве, включая ведение документации и отчетности. 

Огромное значение для сохранения природных масси-

вов имеет применение природосберегающих технологий, 

в том числе инженерная защита полосы отвода и прилегаю-

щих территорий. Федеральным Законом «Об экологической 

экспертизе» (1995 г.) определено, что: 

 Экологическая экспертиза – это установление

соответствия намечаемой хозяйственной и иной деятельности 

экологическим требованиям и определение допустимости ре-
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ализации объекта экологической экспертизы в целях преду-

преждения возможных неблагоприятных воздействий этой 

деятельности на окружающую природную среду и связанных 

с ними социальных, экономических и иных последствий реа-

лизации объекта экологической экспертизы. 

 Заключение государственной экологической 

экспертизы содержит обоснованные выводы о допустимости 

воздействия на окружающую природную среду хозяйствен-

ной и иной деятельности, которая подлежит государственной 

экологической экспертизе, и о возможности реализации объ-

екта государственной экологической экспертизы. 

Экспертиза при принятии решений по оценке качества 

материалов ТЭО (проекта) строительства магистральных га-

зопроводов должна руководствоваться тем, что достигаемый 

при намечаемой деятельности положительный эффект для 

государства должен существенно превышать возможные 

экологические потери. 

Примечание. Государственная экспертиза при обосно-

вании инвестиций в строительство трубопроводов или проек-

та строительства магистральных трубопроводов рассматрива-

ет следующие проблемы: 

1. Оценка достаточности проведенных инженер-

ных изысканий для разработки проекта строительства и экс-

плуатации объекта (геологических, гидрометеорологических, 

геодезических, экологических). 

2. Оценка проектных решений (технологических, 

технических, строительных и др.) с позиции достаточности 

принятых мер по обеспечению экологической безопасности. 

3. Обращение с отходами. 

4. Охрана компонентов окружающей природной 

среды (геологической среды; атмосферного воздуха; водной 
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среды (морские, поверхностные и подземные воды); почв и 

земельных ресурсов; лесных ресурсов; растительного мира 

суши (растительный покров); животного мира суши; птиц, 

включая перелетных; особо охраняемые природные террито-

рии (заповедники, природные парки и заказники); наземно-

водных биоресурсов; морских млекопитающих и др. морских 

биоресурсов; памятники истории и объекты культурного 

наследия). 

5. Физические воздействия (шумы, вибрация, све-

товое излучение, электромагнитное излучение и др.). 

6. Производственный экологический контроль и 

локальный мониторинг окружающей природной среды. 

7. Оценка готовности к аварийным ситуациям 

(оценка риска, предупреждение аварий). Мероприятия ГО и 

ЧС. 

8. Планы ликвидаций аварийных разливов нефти и 

нефтепродуктов, других жидкостей – на суше и на море. 

9. Эколого-экономическая и социальная эффек-

тивность проекта.  

10. Нормативно-правовое обеспечение принятых 

проектных решений. 

11. Проведение и результаты общественного об-

суждения и общественной экологической экспертизы матери-

алов проекта. 

10.1 Охрана природы при строительстве  

промысловых трубопроводов 
 

В строительстве трубопроводов основной экологиче-

ский ущерб наносится верхним слоям литосферы. Структур-

ные элементы литосферы (почвы, грунты, грунтовые воды, 
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фауна и флора) подвергаются механическому воздействию 

строительной техники, транспорта, временными и специаль-

ными сооружениями. 

В процессе строительства происходит разрушение гу-

мусного слоя почв и утрата ими плодородия. На восстановле-

ние плодородия пашни в благоприятных условиях рекульти-

вации требуется 3-4 года. Негативные последствия копки 

траншей усугубляет также водная и ветровая эрозия. 

При сооружении нефтесборных коллекторов и водово-

дов системы ППД на месторождениях на каждый километр 

трубопровода нарушается 1,4-2 гектара земельных угодий. 

Основной экологический ущерб при строительстве трубопро-

водов наносится природной среде при расчистке и планировке 

трассы, при смещении грунта по трассе трубопровода, при 

вывозе труб и заготовок. При выполнении этих работ проис-

ходят следующие неблагоприятные воздействия 

на окружающую среду: 

 нарушение в разной степени и уничтожение почвенно-

растительного покрова;

 загрязнение почв горюче-смазочными материалами,

отходами стройматериалов, бытовым и промышлен-

ным мусором;

 нарушение естественного путей стока поверхностных и

грунтовых вод, заводнение и подтопление территорий,

заболачивание и водная эрозия;

 уничтожение естественной среды обитания фауны;

 вырубаются леса и уничтожается кустарник, засыпают-

ся и заболачиваются овраги при подготовке трассы

нефтепровода, распугиваются и уничтожаются птицы и

звери;
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 из-за нарушения гидрологического режима малых рек, 

разрушения берегов средних рек, водоемов, загрязне-

ния их при прокладке трубопроводов через водостоки 

рыба уходит из мест нерестилищ и гибнет; 

 при неблагоприятных случаях трассы трубопроводов 

инициируют оползни и сдвиги грунтов, в пересеченных 

местах происходят огромные размывы грунтов вешни-

ми водами и образование огромных оврагов. 

Экологическая безопасность при эксплуатации место-

рождений во многом зависит от грамотного проектирования и 

качественного строительства объектов нефтедобычи. Для этого 

разработан свод правил СП 34-112-97 «Строительство маги-

стральных и промысловых трубопроводов. Комплексная тех-

нология и организация», согласно этому документу технология 

отдельных строительно-монтажных операций при строитель-

стве трубопроводов должны выполняться в соответствии с: 

 BCH «Строительство магистральных и промысловых 

трубопроводов. Сварка»; 

 ВСН «Строительство магистральных и промысловых 

трубопроводов. Контроль качества и приемка работ»; 

 ВСН «Строительство магистральных и промысловых 

трубопроводов. Очистка полости и испытание»; 

 BCH «Строительство магистральных и промысловых 

трубопроводов. Изоляция и теплоизоляция»; 

 ВСН «Строительство магистральных и промысловых 

трубопроводов. Охрана окружающей среды»; 

 ВСН «Строительство магистральных и промысловых 

трубопроводов. Средства и установки электрохимза-

щиты»; 
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 ВСН «Строительство магистральных и промысловых 

трубопроводов в условиях вечной мерзлоты». 

При выполнении взрывных работ следует руководство-

ваться «Едиными правилами безопасности при взрывных ра-

ботах», утвержденными Гостехнадзором России. 

Земляные работы при сооружении трубопроводов 

должны производиться в соответствии с требованиями СНиП 

3.02.01-87 и СНиП III-4-80. 

В последнем документе устанавливаются требования, 

направленные на снижение негативных последствий строи-

тельства трубопроводов на почву и флору. Основные положе-

ния его следующие: 

– В случае необходимости прокладки для осушения 

участка трассы дренажных канав или колодцев водосборни-

ков плодородный слой почвы и минеральный грунт следует 

последовательно укладывать по разные их стороны. 

– После завершения работ, включая и благоустройство 

территории на всей строительной полосе, излишний плодород-

ный слой почвы следует использовать для улучшения мало-

продуктивных угодий. Порядок использования плодородного 

слоя почвы для этой цели должен предусматриваться проектом. 

– При сооружении временных дорог по сельхозугодиям 

плодородный слой почвы должен быть снят со всей полосы стро-

ительства с перемещением его в отвалы временного хранения. 

– Работы по снятию плодородного слоя почвы должны 

выполняться как в зимнее время, так и в летнее время года, а 

работы по его возвращению – только в теплое время года. 

– По рекультивации полосы строительства трубопро-

вода возможны несколько вариантов технологических схем. 

На рис. 10.1 приведены три возможных варианта размещения 

плодородного слоя на строительной полосе. 
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– При выполнении рекультивации на поливных землях

следует восстанавливать поливные борозды. 

– После завершения работ в карьере необходимо про-

изводить рекультивацию. Для этого следует заполнять выра-

ботки минеральным грунтом, вытесняемым сооружаемым 

трубопроводом и другими объектами, и возвращать на него 

плодородный слой почвы, либо планировать откосы выработ-

ки до уклонов, обеспечивающих их устойчивость. Впослед-

ствии откосы покрывают плодородным слоем почвы и засе-

вают многолетними травами. 

Рис. 10.1 Схемы рекультивации полосы строительства трубопровода 

а) при размещении отвала плодородного слоя почвы за отвалом ми-

нерального грунта; б) при размещении отвала плодородного слоя 

почвы за рабочей полосой; в) при размещении отвала плодородного 

слоя почвы по монтажной полосе; I – отвал минерального грунта; 

II – отвал плодородного слоя почвы. 
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Несмотря на ужесточение требований по охране окру-

жающей среды (ООС) при проектировании и строительстве 

трубопроводов известные факторы негативного воздействия 

на природу в той или иной степени проявляются. В целях 

снижения вредного воздействия строительства и ремонта тру-

бопроводов на природу в нефтедобывающих предприятиях 

разрабатывают и осуществляют комплексные мероприятия. 

Основные направления их следующие: 

– выбрать оптимальную трассу с точки зрения ООС, согласо-

вав их с администрацией местного населения и надзорными 

органами; 

– пересечение малых и средних водостоков выполнять на эс-

такадах; 

– создание дополнительных прудов, расчистку русла рек и 

благоустройство родников, посадка деревьев на отведенных 

местах в порядке частичной компенсации ущерба ОС; 

– применение прогрессивных технологий в строительстве; 

– строительство различных защитных сооружений от эрозии 

почвы, разрушения берегов водостоков, заиливания озер и т. д. 

Надо особо подчеркнуть, что в строительстве промыс-

ловых трубопроводов технологию в настоящее время нельзя 

называть прогрессивной, поскольку для прокладки трубопро-

водов, например, диаметром 89 или 102 мм копают траншею 

шириной 600 мм и более, перемещая огромное количество 

грунта. Редкие подрядные организации оснащены узкими 

цепными и дисковыми траншеекопателями. Отсутствие пере-

довых технологий объясняется, очевидно, в незаинтересован-

ности подрядных организаций. Исполнителям выгодно при-

менять дорогостоящие старые технологии. Ниже приводятся 

технологии, которые можно отнести к природощадящим тех-

нологиям строительства. 
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Цепные экскаваторы 

Применяется при прокладке трубопроводов диаметром 

до 114 мм. Глубина траншеи до 1600 мм, ширина до 400 мм. 

Преимущество этих экскаваторов в том, что в любое время 

года машина копает траншею с минимальным перемещением 

грунта. 

Рис. 10.2 Цепной экскаватор удобен для прокладки выкидных 

линий и водоводов сточной воды диаметром до 114 мм 

Укладка методом бестраншейного заглубления 

Трубопроводы малых диаметров (57-114 мм) могут 

укладываться в проектное положение методом бестраншейно-

го заглубления с применением специальной машины – ноже-

вого трубозаглубителя. Такая машина (рис. 10.2) состоит из 

следующих основных узлов: гусеничного тягача, навесного 

оборудования: режущего ножа, роликоопор для поддержания 

трубной плети и щелезасыпщика. 
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Плеть трубопровода выкладывают по оси укладки, за-

тем свободный ее конец с помощью трубоукладчика заводят 

на роликоопоры, после чего начинается движение трубозаглу-

бителя, который прорезает в грунте щель, куда производится 

спуск трубопровода. Завершающей операцией является пода-

ча на засыпку грунта с помощью грейдерных отвалов щелеза-

сыпщика. Того объема грунта, который при создании щели 

выталкивается наружу режущим ножом, как правило, оказы-

вается достаточно для ее полной засыпки. 

Рис. 10.3 Укладка трубопровода, предварительно выложенного на 

строительной полосе, с помощью трубозаглубительной машины 

1 – гусеничный тягач; 2 – нож; 3 – кассета; 4 – трубопровод;  

5 – роликоопоры 

При использовании данного метода на укладываемую 

плеть предварительно наносят изоляционное покрытие. 

При работе на слабых грунтах трубозаглубитель рабо-

тает без буксировки; на плотных – в сопровождении дополни-

тельных тягачей. 

Метод бестраншейного заглубления может быть при-

менен также в случаях, когда трубы поставляются на трассы в 

бухтах (длинномерными отрезками). Для выполнения работ 

по укладке в этих условиях необходимо доукомплектовать 
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трубозаглубитель кассетой, в которую помещают предназна-

ченные для укладки бухты. 

Укладка методом «подкопа» 

На участках трассы, где по условиям прокладки трубо-

провода требуется его пригрузка, но вместе с тем несущая 

способность грунтов обеспечивает возможность прохода по 

трассе строительной техники, допустимо применение бес-

подъемного способа укладки (метода «подкопа» СП 34-112-

97), (рис. 10.4). 

Подлежащую спуску плеть сваривают либо из обето-

нированных труб, либо из обычных (с последующей навеской 

кольцевых пригрузов). Монтаж плети может осуществляться 

как непосредственно над осью будущей траншеи, так и в бо-

лее удобном месте, расположенном поблизости; в последнем 

случае должна быть предусмотрена промежуточная переклад-

ка плети к месту предстоящего «подкопа» путем протаскива-

ния или боковой надвижки. Сам процесс заглубления плети 

происходит за счет выемки грунта из-под трубопровода и 

осуществляется под действием ее собственного веса (без ис-

пользования трубоукладчиков). Разработку грунта производят 

с помощью экскаваторов-трубозаглубителей. Устойчивость 

стенок траншеи против обрушения обеспечивается путем 

назначения соответствующей крутизны откосов. Для защиты 

укладываемого трубопровода от механических повреждений 

трубозаглубителем последний должен быть снабжен системой 

автоматического регулирования и управления. С этой же це-

лью дополнительно рекомендуется применять инвентарные 

защитные щиты. 
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а)

б)

Рис. 10.4 Схемы укладки трубопровода бесподъемным способом 

(«подкопом») 

а – технологическая схема укладки за один проход; б – расчетная 

схема поэтапного спуска за два прохода 

Cтроительство трубопроводов методом горизонтального 

бурения 

Это один из природозащитных методов прокладки тру-

бопроводов, широко применяемый в настоящее время. 

Производственно-технический и экологический аспекты: 

 при бестраншейной прокладке коммуникаций всегда со-

храняются все объекты озеленения, благоустройства и незна-

чительные архитектурные сооружения по буровой трассе;

 полностью исключаются работы по уменьшению уровня

воды в условиях высоких вод, просачивающихся из грунта;
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 полностью исключаются гидротехнические работы

в процессе прокладывания трубопроводов под водными пре-

градами, значительно снижаются сроки сдачи работ;

 при бестраншейной прокладке коммуникаций организо-

вывается постоянная работа транспорта на дорожных трассах,

водоемах и непосредственно на самих объектах, где выпол-

няются работы, т. е. не требуется сооружение временных об-

ходных дорог и мостов.

 возможность обхода преград по трубопроводной трассе

и создание необходимой траектории скважины любой конфи-

гурации в границах естественного изгиба штанг для бурения

Финансово-экономический аспект: 

 снижение сметной цены строительства трубопроводов за

счет необходимого сокращения производственных сроков ра-

бот, расходов на привлечение дополнительных рабочих и тя-

желой техники для рытья земли;

 отсутствие расходов на проведение ремонта предметов

инфраструктуры и зеленых насаждений, а также поврежден-

ных участков железных и автомобильных дорог;

 сокращение эксплуатационных расходов на контроль и

ремонт трубопроводов в процессе эксплуатации

Рис. 10.5 Схема пилотного горизонтального бурения 

при бестраншейном строительстве трубопроводов 
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Строительство трубопроводов над землей на опорах 

Во многих случаях, когда перекачиваемый продукт не 

боится морозов (газ, газоконденсат, маловязкие нефти), в целях 

снижения техногенной нагрузки на трудновосстанавливаемые 

почвы и водостоки, трубопроводы строят наземным способом. 

Через определенный интервал предусматриваются переходы 

через трассу трубопровода для животных и автотранспорт. 

Рис. 10.6 В целях снижения земляных работ газопроводы проложе-

ны на опорах. 

В целом при обустройстве месторождений проектные 

организации принимают оптимальные решения по прокладке 

коммуникаций. Например, если производят вырубку леса под 

трассу трубопровода, то по этой же трассе прокладывают и 

линии электропередач (ЛЭП), и кабель телемеханики и связи, 

и, при необходимости, водовод и промысловые дороги. При 

таком подходе значительно экономятся отводы земель и тру-

дозатраты, меньше наносится вред фауне и флоре в районе 

строительства. 

Мероприятия по ООС разрабатываются и при строи-

тельстве промысловых дорог. Промысловые дороги предлага-
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ется строить только с твердым покрытием, поскольку гравий-

ные дороги не выдерживают интенсивного движения больше-

грузной техники, они быстро разрушаются, размываются и 

наносят значительный вред природе. 

10.2 Охрана окружающей среды при ремонте 

трубопроводов 

10.2.1 Дефекты трубопроводов, приводящие 

к разгерметизации и их классификация 

Дефект нефтепровода – это каждое отдельное несоот-

ветствие нормативам: в стенке, в сварном шве трубы, геомет-

рических параметров трубы, а также соединительные детали, 

не соответствующие требованиям на изготовление 

Дефекты подразделяются: на дефекты, подлежащие 

ремонту (ДПР), из которых по степени опасности выделяются 

дефекты первоочередного ремонта (ПОР). 

Дефектами, подлежащими ремонту, являются дефекты 

труб, соединительные детали, установленные на магистраль-

ных и технологических нефтепроводах, параметры которых не 

соответствуют требованиям СНиП, ГОСТ, ВСН, и других 

нормативных документов. 

Дефектами первоочередного ремонта являются дефек-

ты, представляющие повышенную опасность для целостности 

нефтепровода при его эксплуатации и подлежащие ремонту 

в первую очередь для восстановления несущей способности 

трубы. 

Комбинированными дефектами являются комбинации 

различных дефектов. К таким дефектам относятся: 

– вмятины и гофры в сочетании с риской, потерей ме-

талла, расслоением или трещиной, 
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– овальность в сочетании с вмятиной, гофром,

– вмятины и гофры, примыкающие или находящиеся на

сварном шве, 

– аномалии сварных швов в сочетании со смещениями,

– аномалии сварных швов в сочетании с коррозионной

потерей металла, 

– расслоение, примыкающее к дефектному сварному

шву. 

Рис. 10.5 Коррозионное повреждение стенки трубы с трещиной 

Дефект считается примыкающим к сварному шву, если 

минимальное расстояние от границы дефекта до границы 

сварного шва не превышает 4-х толщин стенки трубы в рай-

оне дефекта. 

Дефекты геометрии трубы – это дефекты, связанные 

с изменением ее формы. К ним относятся: 

«Вмятина» – уменьшение проходного сечения трубы 

длиной не более 1,5 номинального диаметра трубы, возник-

шее в результате механического воздействия, при котором не 

происходит излома оси нефтепровода. 
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«Гофр» – чередующиеся поперечные выпуклости и во-

гнутости стенки трубы, приводящие к излому оси и уменьше-

нию проходного сечения нефтепровода. 

«Овальность» – дефект геометрии длиной 1,5 номи-

нального диаметра трубы и более, при котором сечение трубы 

имеет отклонение от окружности, а наибольший и наимень-

ший диаметры находятся во взаимно перпендикулярных 

направлениях. Овальность определяется как разность между 

значением номинального наружного диаметра Dн и значением 

минимального измеренного наружного диаметра трубы d. 

По соотношению величины овальности к номинально-

му диаметру трубы (D н- d )/ D н, выраженному в процентах, 

овальности классифицируются по специальным нормативам. 

Дефекты в стенке трубы. К ним относятся: 

«Потеря металла» – изменение толщины стенки трубы, 

характеризующееся локальным утонением в результате меха-

нического или коррозионного повреждения или обусловлен-

ное технологией изготовления. 

Дефекты сплошной коррозии длиной и шириной 100 

мм и более включаются в состав дефектов ДПР независимо от 

глубины дефекта. При их расположении на участках трубо-

проводов, находящихся на расстоянии не более 3-х км от 

электрифицированных железных дорог, данные дефекты 

классифицируются как дефекты ПОР. 

Трубная секция, содержащая совокупность дефектов 

ДПР с общей площадью всех потерь металла 15 % и более от 

площади наружной поверхности секции, классифицируется 

как секция, подлежащая ремонту, и может быть отремонтиро-

вана только заменой всей секции. 
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Расчеты допустимого срока эксплуатации (долговечно-

сти) труб с коррозионными дефектами стенки проводятся 

в соответствии с имеюшимися нормативными документами. 

«Риска» (царапина, задир) – дефект поверхности в виде 

углубления с уменьшением толщины стенки трубы, образован-

ный перемещающимся по поверхности трубы твердым телом. 

«Расслоение» – внутреннее нарушение сплошности ме-

талла трубы в продольном и поперечном направлении, разде-

ляющее металл стенки трубы на слои. Расслоение – внутрен-

ний дефект металла трубы технологического происхождения. 

«Расслоение с выходом на поверхность» (закат, плена 

прокатная) – расслоение, выходящее на внешнюю или внут-

реннюю поверхность трубы. 

«Трещина» – дефект в виде разрыва металла стенки 

трубы. 

Дефекты сварного шва – это дефекты в самом сварном 

шве или в околошовной зоне, типы и параметры которых 

установлены нормативными документами. 

К дефектам сварного шва относятся: 

– Трещина, непровар, несплавление – дефекты в виде

несплошности металла по сварному шву, классифицируются 

как «несплошности плоскостного типа» поперечного (про-

дольного) спирального сварного шва. 

– Поры, шлаковые включения, наружные дефекты

(утяжина, подрез, превышение проплава, наплывы, чешуйча-

тостъ, отклонения размеров шва от требований нормативных 

документов) классифицируются как «аномалии» поперечно-

го/продольного/спирального сварного шва. 

– Смещение кромок – несовпадение уровней располо-

жения внутренних и наружных поверхностей стенок сварен-

ных (свариваемых) труб (для поперечного сварного шва) или 
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листов (для спиральных и продольных швов) в стыковых 

сварных соединениях, классифицируется как «смещение» по-

перечного/продольного/спирального сварного шва. 

Расчеты статической прочности и допустимого срока 

эксплуатации (долговечности) сварных швов с дефектами про-

водятся в соответствии со Стандартом отрасли «Нефтепроводы 

магистральные. Кольцевые, продольные, спиральные швы с де-

фектами и трубы с расслоениями. Определение долговечности». 

К дефектам нефтепровода относятся недопустимые 

конструктивные элементы, соединительные детали, не соот-

ветствующие требованиям нормативных документов: 

– тройники; 

– плоские и другие заглушки и днища; 

– сварные секторные отводы; 

– переходники; 

– патрубки с арматурой, не соответствующие действу-

ющим нормам и правилам; 

– заплаты вварные и накладные всех видов и размеров; 

– накладные элементы из труб («корыта»), приварен-

ные на трубы. 

Приварные элементы (вантузы, сигнализаторы пропуска 

средств очистки и диагностики, катодные выводы, отборы дав-

ления, «чопики» и др.), не соответствующие требованиям нор-

мативных документов, классифицируются как дефекты ПОР. 

Запрещается установка на нефтепроводах заплат всех 

видов, накладных элементов («корыта») и других, не разре-

шенных настоящим РД, конструктивных элементов. Все ранее 

установленные на нефтепроводах заплаты и накладные элемен-

ты должны быть заменены постоянными методами ремонта. 
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10.2.2 Разрешенные методы ремонта дефектов 

Для ремонта дефектов магистральных и технологиче-

ских нефтепроводов могут применяться следующие методы 

ремонта: 

– Шлифовка; 

– Заварка; 

– Вырезка дефекта (замена «катушки» или замена участка); 

– Установка ремонтной конструкции (муфты, патрубки). 

Методы ремонта нефтепроводов подразделяются на 

методы постоянного ремонта и методы временного ремонта. 

К методам постоянного ремонта относятся методы, 

восстанавливающие несущую способность дефектного участ-

ка нефтепровода до уровня бездефектного участка на все вре-

мя его дальнейшей эксплуатации. 

К методам и конструкциям для постоянного ремонта 

(для типов дефектов, ремонт которых разрешен данным мето-

дом) относятся шлифовка, заварка, вырезка, композитная 

муфта, обжимная приварная муфта, галтельная муфта, удли-

ненная галтельная муфта для ремонта гофр, патрубок с эллип-

тическим днищем. 

Конструкции временного ремонта применяются на 

ограниченный период времени, установка их в плановом по-

рядке запрещается. К конструкциям для временного ремонта 

относятся необжимная приварная муфта и муфта с кониче-

скими переходами. Муфты этих типов разрешается применять 

для аварийного ремонта с последующей заменой в течение 

одного календарного месяца и для ремонта гофр на срок не 

более одного года с обязательной последующей заменой на 

постоянные методы ремонта. 

Допустимый срок эксплуатации ранее установленных 

муфт с коническими переходами, необжимных приварных 
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муфт определяется по эмпирическим данным в зависимости 

от отношения допустимого рабочего давления в зоне дефекта 

к проектному давлению нефтепровода (рис. 10.6). 

Допустимый срок эксплуатации ранее установленных 

муфт от трех до шести лет при проектном давлении, до 12 лет 

при рабочем давлении в два раза ниже проектного. 

По истечении срока, отсчитываемого с момента прове-

дения установки, муфты с коническими переходами, необ-

жимные приварные муфты должны быть заменены постоян-

ными методами ремонта. 

Дефекты в сочетании с приваренными к трубе кольца-

ми, оставшимися после демонтажа элементов необжимных 

приварных муфт или муфт с коническими переходами, а так-

же вварные и накладные заплаты, могут быть отремонтирова-

ны с помощью композитных муфт. 

В России, как и в зарубежной практике, в технологиях 

ремонта трубопроводов проделан путь от вырезки «катушек», 

требующей остановки транспортировки продукта, до ремонт-

ных муфт современных конструкций, не требующих останов-

ки перекачки. 

Вырезка «катушки» (т. е. участка трубы) и вварка ново-

го участка – этот метод хорошо проверен практикой, известен 

давно. Однако такой метод трудоемкий, затратный и опасный в 

исполнении. Очень много уходит времени на опорожнение 

трубопровода, устранение притока нефти в котлован, уборку 

замазученности, на вырезку катушек, подготовку кромок тру-

бы к сварочным работам. Длительная и кропотливая работа – 

подгонка новой катушки для замены, поскольку нередко по-сле 

вырезки катушки концы трубопроводов смещаются. Надо ска-

зать, чем больше объем работ по ремонту трубопроводов по 

этому методу, тем больше наносится вред окружающей среде. 
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Рис. 10.6 Некоторые виды муфт, применяемых для ремонта  

трубопроводов. Такой ремонт дефектов значительно снижает ущерб 

природе при ремонте трубопроводов 

 

Поэтому, еще в конце 80-х гг. прошлого столетия ре-

монт единичных коррозионных и механических дефектов стали 

выполнять с помощью ремонтных муфт, внутренняя полость 
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которых заполняется композитными быстро застывающими 

материалами (композитно-муфтовая технология, КМТ). При 

наложении постоянных муфт с использованием композитов 

отпадает необходимость в сварочных работах или в вырезке 

дефектных участков. Технология КМТ имеет широкое приме-

нение в ОАО «АК «Транснефть», и во многих компаниях по 

добыче нефти и газа. 

В 2000 г. в ООО «Диаскан» были проведены испытания 

ремонтных конструкций на 55 трубах с дефектами, диаметры 

испытываемых труб от 530 до 1220 мм различных марок ста-

лей. На основании результатов испытаний были внедрены ре-

монтные конструкции, восстанавливающие прочность де-

фектного участка до уровня бездефектной трубы на срок 

не менее 30 лет. 

10.2.3 Превентивные меры, снижающие ущерб 

природе, при ремонте трубопроводов 

К этим мерам относятся различные методы дефекто-

скопии и диагностики трубопроводов для упреждающего ре-

монта, а также системы раннего предупреждения поврежде-

ния и порывов трубопроводов. К примеру, если свищ на 

нефтепроводе нефтесборной системы обнаружили в тот же 

день – ущерб природе небольшой. Если такой же свищ обра-

зовался зимой, и водонефтяная эмульсия распространялся под 

снегом в течение нескольких суток – экологический ущерб 

будет в десятки раз больше, чем в первом случае. 

Упреждающий или профилактический ремонт трубо-

проводов является одним из методов снижения вреда окру-

жающей среде из-за разгерметизации трубопроводов. Для это-

го проводят: 
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– внутритрубную диагностику нефтесборных и напор-

ных трубопроводов диаметром 200 мм и более. 

– диагностику промысловых трубопроводов методом 

дистанционной магнитометрии (рис. 10.7). Точность данного 

метода небольшая, однако удается обнаружить значительные 

дефекты труб при отсутствии интенсивных помех. Помехи 

при измерении создают прилегающие другие коммуникации, 

кабели, ЛЭП, железные дороги и т. д. 

– съемку трассы трубопровода тепловизором высокого 

разрешения выполняют с помощью аэрофотосъемок. После 

многократной дифференциальной обработки данных обнару-

живаются напряженные участки трубы, грунта, пропуски в 

трубах и другие источники изменения температурного фона 

объекта. 

 

Рис. 10.7 Определение напряженных участков и дефектов  

трубопроводов методом дистанционной магнитометрии 
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Тепловизионное обследование объектов добычи нефти 

применяется в настоящее время в большей степени для диа-

гностики энергетического и механического оборудования. Для 

трубопроводных коммуникаций применяется ограниченно 

в основном для технологических трубопроводов ДНС, УПН 

с целью определения мест отложений солей и механических 

напряжений. Для нефтесборной системы и системы ППД теп-

ловизорная съемка применяется редко из-за дороговизны и 

низкой разрешительной способности и достоверности данного 

метода. 

В целом, любые виды диагностики и дефектоскопии 

трубопроводов, позволяющие превентивно обнаруживать де-

фектные места трубопроводов, являются прогрессивной тех-

нологией, позволяющей значительно снизить ущерб природе 

из-за порывов трубопроводов. 

К превентивным мерам снижения аварийности и ущер-

ба природе относится также автоматизация и телемеханизация 

объектов сбора нефти и газа и системы ППД. Чем выше уро-

вень автоматизации промысловых объектов, тем быстрее об-

наруживаются и ликвидируются аварии на трубопроводах и 

других объектах, тем меньше разливов нефти, соленой воды и 

земляных работ, тем меньше ущерб природе. 

10.2.4 Прогрессивные технологии ремонта  

трубопроводов, снижающие ущерб природе 

Многочисленные текущие ремонты и поинтервальные 

капитальные ремонты трубопроводов наносят большой вред 

природе, сопоставимый с новым строительством трубопрово-

дов. В целях снижения затрат на ремонт трубопроводов и эко-

логического ущерба разработаны и внедрены в практику ряд 

новых технологий ремонта, позволяющие восстанавливать 
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работоспособность трубопроводов до безопасного уровня без 

копки траншей и замены труб т. н. бестраншейные методы 

ремонта. Рассмотрим некоторые из этих технологий. К ним 

относятся следующие виды капитального ремонта: 

– чулочный метод футеровки труб;

– технология ремонта «труба в трубе»;

– цементно-песчаное внутреннее покрытие трубопро-

водов; 

– замена участков трубопроводов путем горизонталь-

ного бурения. 

Технология горизонтального бурения была уже вкратце 

приведена ранее при рассмотрении методов строительства, 

поэтому в этой главе вновь излагать технологию нет 

необходимости. 

Одним из щадящих природу методов капитального ре-

монта трубопроводов является т. н. «санация» трубопроводов. 

Санация трубопроводов активно развивается на про-

тяжении последних 50 лет в связи с урбанизацией, ростом 

темпов строительства городов, уплотнением застройки и од-

новременным старением инженерной инфраструктуры. Тех-

нологии бестраншейного ремонта особенно востребованы в 

настоящее время. Открытые способы ремонта и перекладки 

трубопроводов в условиях городской застройки и насыщен-

ности коммуникаций стали невозможными или требуют 

огромных капиталовложений. 

Благодаря различным методам санации исключаются 

риски, связанные с обрушениями зданий, осадкой фундамен-

тов, смещениями подземных сооружений, причинением по-

вреждений постройкам различного назначения, нарушением 

движения транспорта, а также нанесением большого вреда 

природе при ремонте трубопроводов нефтяной отрасли. 
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Одним из наиболее прогрессивных и востребованных 

способов реновации трубопроводов является санация покры-

тием в виде мягкого полимерного рукава – «чулком». Сущ-

ность способа – это протягивание в восстанавливаемый тру-

бопровод гибкого полимерного рукава выполненного из мяг-

кого материала, пропитанного тем или иным видом смолы, 

с последующей полимеризацией и отвердением пропиточной 

композиции. Данным методом, получившим широкое распро-

странение в России, восстанавливаются напорные трубопро-

воды сетей водоснабжения и водоотведения, а также без-

напорные трубопроводы сетей водоотведения из различных 

материалов: сталь, чугун, железобетон, рекомендуемые диа-

метры до 600 мм. В нефтяной промышленности санация при-

меняется также в выкидных линиях, в системе сбора нефти. 

В бестраншейных технологиях санации применяются различ-

ные методы установки мягких полимерных рукавов. Основ-

ные преимущества технологии санации чулком: сокращение 

затрат на проектирование и строительство за счет использо-

вания действующей трассы трубопровода и отсутствия необ-

ходимости ее удаления. 

Полная безопасность для коммуникаций, проходящих 

рядом с санируемым трубопроводом. 

 Высокая скорость прокладки. 

 Минимальный объем земляных работ. 

 Экологичность. 

 Высокая коррозийная стойкость. 

 Минимальное уменьшение поперечного сече-

ния действующего трубопровода. 

 Увеличение скорости движения транспортиру-

емой среды за счет низкой шероховатости материала 

внутренней поверхности. 
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 Высокая стойкость к абразивному износу. 

 Расчетный срок службы составляет до 50 лет. 

 Минимальный размер строительной площадки. 

 Не требует применения громоздкой строитель-

ной техники и оборудования. 

Основные этапы санации трубопроводов по технологии 

мягкого полимерного рукава. 

1. Подготовка трубопровода (чистка поршнями). 

2. Пропуск калибра и видеоинспекция, 

3. Изготовление протяжных головок (рис. 10.8). 

4. Сварка полиэтиленовой трубы в плети, 

5. Соединение плетей, обжим трубы через ролики 

и протяжка (рис. 10.9). 

Для трубопроводов большого диаметра (200-600 мм) 

применяется несколько иная технология. Работа по восста-

новлению трубопровода начинается с технического обследо-

вания самоходным роботом, который оборудован телекамерой 

с вращающейся головкой и системой освещения и может пе-

редвигаться по трубопроводу. Следующей операцией является 

очистка от отложений восстанавливаемого трубопровода. В 

основном используются механический, гидравлический и пес-

коструйный способы. После промывки выполняется телеоб-

следование самоходным роботом. 

10.2.5 Капитальный ремонт методом «санации» 

Одним из бестраншейных методов капитального ре-

монта трубопроводов является технология «санации» трубо-

провода, которая позволяет максимально сохранить ланд-

шафт, флору и фауну в нетронутом виде. 

В отдельных случаях пневматической или гидравличе-

ской инверсионной машиной предварительно подготовленный 
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чулок протягивают в восстанавливаемый трубопровод. 

В зависимости от выбранного метода установки протягивание 

осуществляют при помощи заполнения водой или подачей 

сжатого воздуха. Процесс протягивания представляет собой 

инверсию (выворачивание) чулка в восстанавливаемый тру-

бопровод. После прохождения чулка через реконструируемый 

участок трубопровода чулок подвергают процессу полимери-

зации различными способами. 

На этом восстановление трубопровода закончено, оста-

ется лишь провести контрольное телеобследование, испыта-

ния и подключить к действующей сети. 

Рис. 10.8 Протяжная головка полиэтиленовой плети 

Ограничения к применению метода санации полимер-

ным рукавом: 

 Необходимость достаточной остаточной прочности

восстанавливаемого трубопровода.
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 Повышенные требования к состоянию внутренней по-

верхности восстанавливаемого трубопровода: отсутствие за-

диров, заусенцев, дефектов геометрии.

 Требуется отключение трубопровода на время прове-

дения мероприятий по санации.

 Возможность при эксплуатации горячих обработок

трубопроводов с температурой 90 -100 градусов и более.

Рис.10.9 Обжим полиэтиленовых плетей и протяжка 

в ремонтируемую трубу 

10.2.6 Технология нанесения в трубопровод 

цементно-песчаного покрытия (ЦПП) 

Эта технология может применяться на нефтепромыслах 

для капитального ремонта промысловых водоводов, начиная 

от водозабора до потребителей. 

Многие компании, в том числе компании ООО 

«СтальСнаб», «АЗИМУТ» предлагают услуги по нанесению 
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цементно-песчаной изоляции (ЦПП – трубы стальные с внут-

ренним антикоррозионным цементно-песчаным покрытием). 

Условный диаметр труб от 114 мм до 1420 мм. Для 

трубопроводов хозяйственно-питьевого, промышленного во-

доснабжения и напорной канализации с температурой транс-

портируемой жидкости от +0,5 С до +40 С под давлением до 

1,2 МПа (12 кг/см2). Подземные трубопроводы с внутренним 

покрытием рассчитаны на эксплуатацию при температуре 

воздуха от -50 °С до +50 °С. 

Среди методов борьбы с внутренней коррозией трубо-

провода систем питьевого и промышленного назначения 

наибольшее распространение получило покрытие на основе 

цемента, гарантирующее стабильную пропускную способность 

трубопроводов в безаварийном состоянии не менее 30 лет. 

Трубопроводы с внутренним цементно-песчаным покры-

тием (ЦПП) имеют стабильную пропускную способность, обес-

печивая существенную экономию энергозатрат на подачу воды, 

а также сохраняет ее качество при транспортировке. Основное 

достоинство этого способа защиты стальных труб – отсутствие 

дефицита и низкая стоимость материалов (цемент, песок), диа-

метров обрабатываемых труб практически не ограничен. 

Основные технические показатели ЦПП покрытия: 

 Толщина ЦПП (в зависимости от диаметра трубы) 

– 4...16 мм; 

 Толщина покрытия над сварными швами – >3 мм; 

 Прочность на сжатие материала покрытия – не ме-

нее 45 Мпа; 

 Отпускная прочность покрытия ЦПП – не менее 30 

Мпа; 

 Допустимое наличие усадочных трещин шириной 

раскрытия – не более 0,5 мм. 
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Характеристика защитных свойств ЦПП изоляции 

Покрытие представляет собой цементно-песчаный рас-

твор, который наносится под высоким давлением на внутрен-

нюю поверхность труб и фасонных частей. Особым свойством 

покрытий ЦПП является наличие как активного, так и пассив-

ного защитных эффектов. Пассивный защитный эффект до-

стигается чисто механической изоляцией металлических сте-

нок труб слоем раствора. И чем плотнее структура покрытия, 

тем эффективность защиты тем лучше. 

Слой цементно-песчаного (ЦПП) все же не абсолютно 

непроницаемым для воды, небольшое количество воды про-

никает на поверхность внутренних стенок труб. Несмотря на 

просачивание небольшого количества воды, не происходит 

коррозии стали вследствие щелочной реакции цементного 

раствора – активная защита от коррозии. В порах цемента при 

гидратации возникает насыщенный раствор гидроокисида 

кальция, кислотность которого (pH) составляет 12,6. При этих 

условиях железо пассивируется за счет образования субмик-

роскопического слоя из окислов железа. Этот чрезвычайно 

тонкий пассивный слой механически изолирован цементным 

покрытием от протекающей воды и тем самым удерживается 

на месте. Постоянное наличие воды обеспечивает долговре-

менную защиту трубопровода. 

Помимо антикоррозийного защитного эффекта це-

ментно-песчаное покрытие (ЦПП) улучшает и гидравлические 

свойства трубопровода, т. к. отсутствует наростообразование, 

отложение. При длительном использовании происходит воз-

никновение на поверхности покрытия гидрофильного скольз-

кого слоя (образован мельчайшими частицами глины и желе-

зо-марганцевыми соединениями), который и улучшает гид-

равлические свойства. 
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Кроме защиты трубы от разрушения ЦПИ покрытие 

снижет в содержание оксидов железа в воде, что является не 

маловажным фактором качества питьевой воды. 

Для ремонта и восстановления действующих трубо-

проводов для систем хозяйственно-бытового и промышленно-

го назначения Группа Компаний «АЗИМУТ» предлагает при-

менять технологии нанесения цементно-песчаного покрытия 

на внутреннюю поверхность труб в полевых условиях без из-

влечения трубопровода, что имеет ряд преимуществ: 

 Защита от коррозии внутренней поверхности тру-

бопровода.

 Герметизация трубопроводов, подверженных 

сквозной коррозии, и поврежденных стыков труб. 

 Сохранение потребительских качеств перекачива-

емой жидкости.

 Меньшая стоимость ремонта трубопровода нане-

сением ЦПП от стоимости прокладки нового трубопро-

вода.

 Возможность ремонта трубопровода с наименьши-

ми нарушениями инфраструктуры населенных пунктов

(без разрушения дорожных покрытий, газонов).

Технические характеристики: 

Диаметр изолируемых труб, мм, 114...1420; 

Толщина цементно-песчанного покрытия, мм, 8...12,7; 

Длина участка трубопровода ремонтируемого за один при-

ем, м, до 250; 

Температура перекачиваемой жидкости, °С 80; 

Срок службы трубопровода, лет до 50. 
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Эффективность применения технологии цементно-

песчаного покрытия для восстановления трубопроводов 

Трубопроводные системы относятся к долговременным 

и дорогостоящим сооружениям. На сооружение трубопровод-

ных сетей приходится до 70-80 % капиталовложений, затра-

чиваемых на строительство всех систем водоснабжения, и не 

менее 50 % затрат на эксплуатацию. Преждевременный износ 

стальных трубопроводов приводит к необходимости замен 

отдельных участков трубопровода, при этом стоимость про-

водимых капитальных ремонтов превышает стоимость, при 

которых расход на замену становится сопоставим по объемам 

применения нового строительства. В этих условиях вопросы 

рационального использования водопроводных сетей и, прежде 

всего, металлических трубопроводов имеют особое значение. 

Выпускаемые отечественной промышленностью трубы, как 

правило, не имеют внутренних защитных покрытий. По этой 

причине они в значительной мере подвержены коррозионным 

разрушениям и обрастаниям, что резко снижает срок службы 

и пропускную способность труб, увеличивает расход на их 

содержание, ремонт, замену и энергетические затраты на по-

дачу воды потребителям. 

В результате коррозии внутренние поверхности метал-

лических трубопроводов покрываются наростами и отложе-

ниями, высота которых может достигать 40-50 мм. Практика 

показывает, что 30-60 % вновь построенных металлических 

трубопроводов теряют пропускную способность на 20-60 % 

в течение 10-15 лет, а в некоторых случаях даже в течение 

первых 4-6 лет эксплуатации. Коррозия труб в большинстве 

случаев препятствует поддержанию качества воды в соответ-

ствии с требованиями ГОСТа «Вода питьевая». В ней появля-

ются окислы железа и железобактерии, которые придают спе-
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цифические привкус и запах, увеличивают мутность и цвет-

ность. Поэтому особое значение придается проведению 

мероприятий по сохранению и восстановлению пропускной 

способности металлических трубопроводов систем водоснаб-

жения. Практика эксплуатации стальных трубопроводов пока-

зывает, что внутренняя изоляция стальных труб является ра-

дикальным средством предотвращения коррозии металла и 

сохранения высоких эксплуатационных характеристик трубо-

проводов. Одним из наиболее распространенных и эффектив-

ных покрытий являются покрытия на основе цемента. Опыт 

применения доказал высокую долговечность и надежность 

таких покрытий. 

К достоинствам покрытий на основе цемента относятся: 

– качество сырья, обеспечивающее необходимые физико-

механические свойства покрытия; 

– сплошность, обеспечивающая надежность покрытия;

– толщина и прочность, достаточные для транспорти-

ровки труб и проведения укладочных работ на трассе трубо-

провода; 

– хорошая адгезия (прилипаемость) покрытия к металлу.

Кроме того, преимуществом данного метода защиты

труб относится возможность нанесения покрытия как на ста-

рые, так и новые (строящиеся) трубопроводы. 

Краткая характеристика рекомендуемой технологии: 

Предлагаемая технология нанесения цементно-

песчаного покрытия в полевых условиях включает в себя ме-

ханическую очистку внутренней поверхности трубопроводов 

от коррозионных отложений и биообрастаний действующих 

трубопроводов и футерования их цементно-песчаным раство-

ром. Используя центробежную силу от пневмоприводного 

оборудования, данное покрытие наносится как на старые тру-
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бопроводы, так и на вновь строящиеся, предназначенные для 

транспортировки пресной воды питьевого, хозяйственно-

бытового и промышленного назначения. 

Преимущества и свойства ЦПП: 

1. Обеспечивается двойная защита металлических труб: 

физическая и химическая. 

Физическая защита – использованием внутренней трубы (фу-

теровки), изолирующей внутреннюю поверхность металличе-

ских труб от протекающей жидкости. 

Химическая защита – составом раствора, препятствующим 

образованию на металлической трубе коррозионных зон. 

2. Возможность нанесения покрытия на стальные трубы 

даже в случае их сквозной коррозии, что обеспечивается 

свойствами цементного раствора. 

3. По конструкции ЦПП – цельный свод, обладает эффек-

том дуги, позволяющим удерживать покрытие на месте не 

только из-за сцепления.  

4.  Скорость нанесения покрытия выше, чем скорость со-

оружения нового трубопровода. 

5. Исключение отбракованных участков трубы по причине 

повреждения покрытия. 

6. Сохранение герметичности покрытия при воздействии 

давления до 4,0 Мпа. 

7.  Сохранение целостности внутреннего ЦП покрытия в 

случае наружной коррозии. 

8.  Высокий прогнозируемый срок службы труб с ЦПП – 

до 50 лет в зависимости от первичного состояния трубы. 

9. Обеспечение экономии времени при использовании по-

левой технологии нанесения ЦПП. 

Перечень технологических операций 
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Процесс очистки трубопровода и нанесения цементно-

песчаного покрытия на трубопроводы включает следующие 

основные операции: 

– Очистка трубопровода.

– Нанесение цементно-песчаного покрытия.

Основные технологические операции по очистке

трубопровода: 

1. Протаскивание первичного каната.

2. Подготовка приямков (монтаж боковых щитов, настила,

лестниц).

3. Спуск очистного снаряда в котлован.

4. Монтаж вспомогательных блоков и роликов.

5. Протаскивание рабочего каната и закрепление его с

очистным снарядом и трактором.

6. Установка очистного снаряда на конце отверстия досту-

па.

7. Очистка внутренней поверхности трубопровода до необ-

ходимой чистоты.

8. Протаскивание и прием очистного снаряда с противопо-

ложной стороны отверстия доступа.

9. Контроль качества очистки с применением телекамеры.

10. Перезаправка очистного снаряда в противоположную

сторону.

11. Протягивание очистного снаряда в обе стороны до необ-

ходимой чистоты внутренней поверхности трубопровода.

12. Выемка продуктов очистки из котлована и погрузка в

самосвал.

13. Вывоз продуктов очистки к месту утилизации или захо-

ронения.

14. Переезд бригады на следующий участок.

15. Очистка внутренней поверхности катушки вручную.
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10.2.7 Технология ремонта трубопроводов 

методом «труба в трубе» 

Сегодня все более актуальной становится услуга по 

бестраншейному восстановлению трубопроводов, замене та-

ковых, да и по прокладке трубопроводов бестраншейным спо-

собом. Бестраншейный ремонт трубопроводов – это задача 

достаточно сложная, которая требует от исполнителя высо-

чайшей квалификации и уровня знаний. Если пренебречь хотя 

бы одной составляющей, то последствия могут быть плачев-

ными, и вновь отреставрированный трубопровод снова выйдет 

из строя. 

Технологии, по которым производится бестраншейный 

ремонт труб, позволяют осуществлять все работы, не вскры-

вая почв. Это может быть особенно актуально в местах, где 

коммуникации проложены под действующими автодорогами, 

под речками, по болотистой местности. Старый трубопровод 

может быть отреставрирован двумя способами: полной заме-

ной труб, либо методом «труба в трубе». 

Первый способ подразумевает полное разрушение ста-

рого трубопровода и замена его новыми трубами. Для этого 

используется специальный гидравлический пробойник, кото-

рый способен расколоть даже старые чугунные трубы, на ме-

сто которых заведут новые – более высокого качества. Бес-

траншейный ремонт, стоимость которого значительно ниже, а 

итоговые затраты окупаются за счет целостности поверхности 

земли, чем в случае с траншейным методом, выполняется в 

сжатые сроки. 

Второй же способ – «труба в трубе», заключается в 

том, что в старые трубы протаскиваются новые – меньшего 

диаметра трубы. В трубах малого диаметра, обычно в дюке-

рах, в межтрубное пространство закачивают цементный рас-
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твор. Бестраншейный ремонт трубопроводов таким способом 

возможен тогда, когда уменьшение пропускной способности 

трубопровода не сказывается негативно на функционировании 

объекта, к которому данные коммуникации подведены. Спо-

соб этот весьма выгоден, так как позволяет снизить затраты на 

ремонт и ущерб природе. Бестраншейный ремонт, стоимость 

которого зависит от сложности и объема работ, в любом слу-

чае обходится заказчику не менее чем на 30 % дешевле, т. к. 

отпадает необходимость сложных земельных работ, восстано-

вительных работ, найма тяжелой техники. 

Однако такого рода работы должны производиться ор-

ганизациями, имеющими лицензию на такие работы, уком-

плектованными оборудованием и обученными специалистами. 

 

Рис. 10.11 Принципиальная схема ремонта трубопровода методом 

«труба в трубе» 
 

Бестраншейные технологии пользуются высоким спро-

сом на территории России не так давно. По имеющейся ин-

формации европейские страны раньше оценили выгоду этой 

технологии. Эти технологии – неоценимый вклад инженерной 

науки в охрану окружающей среды. 
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11. О ЗАЩИТЕ ГИДРОСФЕРЫ ОТ

ЗАГРЯЗНЕНИЙ НА МЕСТОРОЖДЕНИЯХ 

НЕФТИ 

11.1 Необходимость стационарных заградительных 

гидротехнических сооружений для локализации 

возможных вредных выбросов на рельеф 

Генеральная стратегия в отрасли охраны водных ресур-

сов, как части охраны природы, во всех странах мира преду-

сматривает: подчинение интересов отдельных водопользовате-

лей национальным интересам; применение экологически чистых 

/ «зеленых» технологий в производстве для улучшения качества 

вод, предотвращения их загрязнения и перегрева; возможность 

позитивных изменений в окружающей среде с учетом альтерна-

тивных вариантов водоснабжения и водопотребления. 

Обеспечение экологического равновесия и полное удо-

влетворение потребностей населения и общественного хозяй-

ства водой возможны при улучшении качества воды и водного 

режима рек, рациональном использовании воды предприятия-

ми всех отраслей общественного хозяйства и воссоздании 

водных ресурсов. 

Всем промышленным и сельскохозяйственным пред-

приятиям следует: 

– проводить мероприятия по экономному использова-

нию водных ресурсов; 

– применять современные эффективные и совершенные

технические средства и технологии, чтобы предотвратить 

большие потери и загрязнение воды; 

– контролировать качество и количество сброшенных в

водные объекты промышленных стоков. 
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– разрабатывать и осуществлять комплекс мероприя-

тий, направленных на недопущение загрязнений поверхност-

ных и грунтовых вод. 

По данным ученых вода имеет чрезвычайно ценное 

свойство – постоянно самосовершенствоваться под воздей-

ствием солнечной радиации и самоочистки. Последнее заклю-

чается в перемешивании загрязненной воды со всей ее массой 

в водном источнике и последующем процессе минерализации 

органического вещества и отмирании бактерий. В естествен-

ной самоочистке воды принимают участие бактерии, грибы, 

водоросли. Установлено, что в процессе бактериальной само-

очистки через 24 часа остается не больше 50 % бактерий, че-

рез 96 ч. – 0,5 %. Для самоочистки загрязненной воды необхо-

димо многоразовое разбавление ее чистой водой. В случае 

сильного загрязнения самоочистка воды не происходит, по-

этому нужны специальные мероприятия и методы по ликви-

дации загрязнений, которые поступили со стоковыми водами. 

По уровню отрицательного воздействия на окружаю-

щую среду, особенно на гидросферу, нефтедобывающее про-

изводство является одной из потенциально опасных среди от-

раслей промышленности. Разработка месторождений нефти 

представляет из себя не только потенциальный загрязнитель 

поверхностных, но и грунтовых и пластовых пресных вод. 

Значение чистой пресной воды для населения, фауны и 

флоры трудно переоценить. От обеспеченности водой зависит 

жизнедеятельность практически всех живых организмов и рас-

тительности. Вода обеспечивает также хозяйственную и про-

мышленную деятельность людей. В связи с этим перед нефте-

добывающим предприятием стоит задача максимально береж-

ного отношения к источникам, водостокам и хранилищам 

пресной воды на территории месторождений. 
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Рис. 11.1 Загрязненные нефтью пеликаны 

Некоторые из них выживут после чистки их растворителями,  

однако никогда не станут здоровыми птицами. 

Практически все технологические процессы нефтедо-

бывающего производства: бурение, добыча, сбор и подготов-

ка, транспорт нефти, закачка сточных вод в пласт оказывают 

отрицательное влияние на окружающую среду, в первую оче-

редь, гидросферу. К этому необходимо добавить огромное ко-

личество автотракторной, строительной и специальной техни-

ки, работающее на территории месторождений, которая за-

грязняет окружающую среду. В связи с этим на всех стадиях 

разработки месторождений, начиная от разведки и проектиро-

вания, к вопросам охраны окружающей среды должно уде-

ляться повышенное внимание. 

Мероприятия по охране окружающей среды в процессе 

разбуривания нефтяных месторождений должны быть направ-

лены на предотвращение загрязнений земли, поверхностных и 

http://upload.wikimedia.org/wikipedia/commons/4/46/Gulf-Oiled-Pelicans-June-3-2010.jpg


467 

подземных вод буровыми растворами, химреагентами, нефте-

продуктами, минерализованными водами. Они включают 

в себя: 

– планировку и обваловку буровых площадок, емко-

стей с нефтепродуктами и химреагентами, использование для 

хранения буровых растворов и шлама разборных железобе-

тонных емкостей или земляных амбаров с обязательной гид-

роизоляцией их стенок и днища; 

– многократное использование бурового раствора,

нейтрализацию, сброс в поглощающие горизонты или вывоз 

его и шлама в специально отведенные места; 

– рациональное использование и обязательную рекуль-

тивацию земель после бурения. 

При бурении скважин на нефтяных месторождениях 

должны быть приняты меры, обеспечивающие: 

– предотвращение открытого фонтанирования, грифо-

нообразования, поглощения промывочной жидкости, обвалов 

стенок скважин и межпластовых перетоков нефти, воды и газа 

в процессе проводки, освоения и последующей эксплуатации 

скважин; 

– надежную изоляцию в пробуренных скважинах

нефтеносных, газоносных и водоносных пластов по всему 

вскрытому разрезу; 

– необходимую герметичность всех технических и об-

садных колонн, труб, спущенных в скважину, их качественное 

цементирование. 

Исходя из имеющегося опыта эксплуатации месторож-

дений, уверены в необходимости строительства защитных 

гидротехнических сооружений, если нет гарантии предотвра-

щения попадания нефтепродуктов, соленой воды и химреа-
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гентов в водостоки. А такой гарантии в настоящее время нет и 

не может быть в силу ряда объективных причин: 

– несмотря на все предпринятые меры по предупре-

ждению порывов трубопроводов, они все же случаются по са-

мым разным причинам; 

– разлитая на рельеф замазученность и другие загряз-

няющие вещества полностью не убираются, особенно, в зим-

нее время; 

– нередко источником загрязнения является технологи-

ческий транспорт в результате неисправности или дорожных 

происшествий; 

– качественный и количественный состав загрязняю-

щих веществ весьма разнообразен и трудно прогнозировать и 

гарантированно предотвратить возможные выбросы загряз-

няющих веществ. 

– локализация распространения загрязняющих веществ

в паводковой период трудоемки. 

Мероприятия по охране окружающей среды при осу-

ществлении технологической цепочки добыча–сбор и транс-

порт–подготовка нефти–закачка сточной воды в пласт пред-

ставляют собой целый комплекс организационных, техниче-

ских, технологических мер, направленных на гарантированное 

обеспечение экологической безопасности. Это, в первую оче-

редь, предупреждение аварийных выбросов нефтепродуктов, 

соленой воды и химреагентов на рельеф. Современные техно-

логии при качественном их применении позволяют успешно 

решать проблему снижения порывов трубопроводов в системе 

сбора и закачки сточной воды в пласт, которые были и оста-

ются основным источником загрязнения поверхностных вод. 

Наиболее успешными надо считать применение футерован-

ных внутри антикоррозионными материалами стальных труб, 

металлопластиковых и неметаллических труб, что увеличива-
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ет срок службы трубопроводов в несколько раз. Применение 

комплексных химреагентов, обладающих свойствами ингиби-

тора, бактерицида и деэмульсатора позволяют значительно 

снизить риск коррозионного разрушения трубопроводов. Ши-

рокое развитие системы беспроводной связи позволяют нала-

дить автоматическую защиту, управление и сигнализацию при 

эксплуатации трубопроводов. 

Мероприятия также предусматривают контроль и за-

щиту эксплуатационных колонн скважин от разгерметизации 

и образования грифонов скважинных флюидов на рельеф. 

Проектом обустройства месторождений предусматри-

вается также многоуровневая автоматическая защита объектов 

нефтедобычи от аварийных ситуаций и сигнализация о них 

обслуживающему персоналу и диспетчерской службе пред-

приятия. 

Однако в стадии проектирования не всегда учитывают 

возможность повышения вязкости перекачиваемой среды в 

зависимости от обводнения, возможность образования осад-

ков в трубе, в связи с чем диаметр трубопровода оказывается 

заниженным и создает массу осложнений при эксплуатации. 

Отсутствие средств локализации в системе сбора (хотя бы об-

ратных клапанов) приводят к тому, что при порыве 

нефтесборной трубы в одном месте вся система сбора начина-

ет работать на этот порыв. При анализе некоторых проектов 

обустройства месторождений легко обнаружить низкий уро-

вень защищенности объектов от несанкционированного вме-

шательства, отсутствие антивандальных и антитеррористиче-

ских мероприятий. 

Одним из спорных среди специалистов вопросов при 

обустройстве месторождений является необходимость строи-

тельства заградительных гидротехнических сооружений на 

водостоках, предназначенных для локализации возможных 
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выбросов вредных веществ и загрязнений. Эти заградитель-

ные сооружения, на языке промысловиков «нефтеловушки», 

строятся, как правило, в оврагах и речушках ниже коридора 

коммуникаций, в наиболее вероятных местах попадания зама-

зученности. 

Если обвалование территорий скважин, групповых за-

мерных установок (ГЗУ), дожимных насосных станций (ДНС), 

резервуарных парков предусмотрено руководящими докумен-

тами, то на строительство нефтеловушечных плотин на водо-

стоках обязательных и конкретных регламентирующих мате-

риалов нет. В связи с этим одни специалисты считают строи-

тельство «нефтеловушек» ненужным и неэффективным 

мероприятием, вполне логично обосновав свое мнение необ-

ходимостью направить средства на осуществление превентив-

ных мер по недопущению порывов трубопроводов, чем на 

строительство нефтеловушек. 

Рис. 11.2 Схема нефтеловушечной плотины упрощенного типа 

1 – водопроводная труба; 2 – земляная плотина; 3 – колпак для со-

здания гидрозатора; 4 – антисифонная труба; 5 – слой нефти при 

возможных авариях 



471 

Опыт эксплуатации нефтеловушечных плотин показал 

их эффективность для локализации распространения зама-

зученности и других вредных выбросов, особенно, в период 

весеннего паводка и интенсивных атмосферных осадков. 

В условиях Волго-Уральского региона скорость распростра-

нения нефтепродуктов даже по мелким водостокам доходит 

до 300 м/час. В целях недопущения распространения зама-

зученности на большие расстояния и попадания ее на более 

крупные водостоки на малых водостоках устанавливаются 

нефтеловушечные плотины упрощенного типа (рис. 11.13). 

Они состоят из труб (1) большого диаметра (1020 мм – 1420 

мм), уложенных на дно оврага по всей длине. Это предохра-

няет трубу от вибрации, которая недопустима для любого 

гидротехнического сооружения. Труба с верхней стороны по 

потоку заканчивается шахтным оголовком, перекрытым кол-

паком (3) для создания гидрозатвора, глубина которого не ме-

нее 500-600 мм. Горизонтальная часть трубы засыпается зем-

ляной дамбой (2) расчетной высоты. Чтобы не было сифонно-

го слива воды, колпак снабжается антисифонной трубкой вы-

сотой до уровня плотины. 

По опыту эксплуатации нефтеловушечных плотин 

площадь зеркала воды пруда рассчитывается исходя из воз-

можного объема попадания нефтепродуктов в водостоки. 

S = V: bxK ( м
2 

),

где 

V – возможный объем попадания нефти в водосток; 

b – толщина нефтепродуктов на воде (b=0,04м); 

K – коэффициент, учитывающий неравномерность распре-

деления нефти на поверхности воды из-за ветра, течения и 

т. д. K =1,3. 
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Такие «нефтеловушки» достаточно надежные, практи-

чески не требуют обслуживающего персонала и значительных 

капитальных вложений на строительство. Они строятся в 

оврагах с небольшим водостоком ниже коридора коммуника-

ций с целью защитить более крупные водостоки. На рис. 11.3 

показана одна из таких «нефтеловушек» после шести лет экс-

плуатации. Поскольку случаев попадания вредных веществ 

в «нефтеловушку» с каждым годом становится меньше, на 

плотине активно развивается фауна и флора. 

 

Рис. 11.3 Нефтеловушечная плотина упрощенного типа после шести 

лет эксплуатации 

На более крупных водостоках, как правило, на выходе 

из периметра коммуникаций месторождения строятся капи-

тальные гидротехнические сооружения – нефтеловушечные 
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плотины, предназначенные, в основном, на недопущение рас-

пространения замазученности за пределы месторождения. 

Одновременно они являются защитой от залповых выбросов 

высококонцентрированных соленых сточных вод, которая как 

уничтожающая фауну и флору масса распространилась бы на 

многие километры по реке. Надо сказать, что плотина защи-

щает также от распространения вредных веществ и отходов с 

населенных пунктов, животноводческих ферм и других объ-

ектов. Защитные функции плотины от соленой воды и раство-

ров вредных веществ заключаются в многократном снижении 

концентрации вредных веществ в водоеме нефтеловушечных 

плотин. 

На рис. 11.4 приведена фотография нефтеловушечной 

плотины на р. Колюшка ниже Гремихинского месторождения 

нефти Удмуртской Республики (фотография сделана 14 ок-

тября 2011 г.). Гидротехническое сооружение построено 

в 1997 г., за время эксплуатации практически не выполнено 

никаких ремонтных работ. При осмотре объекта бросается в 

глаза бережное отношение персонала нефтепромысла к при-

роде и высокая культура содержания объекта. 

Река Вотка берет начало на территории Киенгопского 

месторождения. На выходе из периметра коммуникаций ме-

сторождения на водостоке построен каскад нефтеловушек – 

две нефтеловушки друг за другом. Необходимость этого воз-

никла из требуемого запаса пресной воды на плотинах на слу-

чай порывов водоводов сточной воды в системе поддержива-

ния пластового давления (ППД) с залповым выбросом 

большого количества соленой воды в реку. Вода со снижен-

ной концентрацией солей в сотни раз не так губителен для 

фауны и флоры, как прохождение «пачки» высокоминерали-

зованной соленой воды по потоку. 



474 

Рис. 11.4 Капитальное гидротехническое сооружение – нефтелову-

шечная плотина 

Примерный объем пресной воды для снижения количе-

ства солей до временно безопасной концентрации рассчиты-

вается по формуле: 

Vp= ( 1 -  2 ) / ( 2 -   ) xVxkm3, 

где  

Vp – объем необходимой пресной воды для снижения кон-

центрации солей, м
3;

 1 – плотность соленой воды, кг/ м
3
;

 2 – плотность разбавленной воды, кг/м
3
;

  – плотность пресной воды, кг/м
3
;

V – объем разлитой соленой воды, м
3
;

  – коэффициент неравномерности растворения, ( =1,3).

Например: объем залпового выброса соленой воды плот-

ностью 1100 кг/м
3
 составляет 500м

3
. Концентрацию солей наме-
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чается снижать в плотинах до плотности 1001 кг//м
3
. Какой объ-

ем пресной воды должны содержать плотины (плотина)? 

Vp = (1100-1001)  500 1,3: (1001-1000) = 64350 м
3
 

Практика эксплуатации нефтеловушек показала их эф-

фективность, в связи с чем рекомендуется их применять там, 

где месторождения нефти расположены в пересеченной мест-

ности и водостоки имеют берега достаточной высоты. 

11.2 Локализация и уборка замазученности 

После завершения аварийно-восстановительных работ 

(АВР) и пуска нефтепровода в работу, а иногда и параллельно 

с работами по ликвидации аварий, должны быть устранены 

последствия аварии. В состав этих работ входят: 

– способы и методы локализации, сбора нефти, разли-

той вследствие аварии на рельеф или на водостоки; 

– способы уборки остатки нефти из ям, амбаров, зама-

зученности территории; 

– методы утилизации собранных остатков с сорбентом, 

торфом, соломой или шламов и места расположения специаль-

ных пунктов для сбора и утилизации нефтяных загрязнений; 

– работы по демонтажу временных нефтепроводов с 

арматурой, сборных или резиновых емкостей для сбора нефти, 

оборудования, жилых вагончиков и других сооружений; 

– виды и способы работ по восстановлению земельных 

площадей, участков и объемы работ по рекультивации земель; 

– способы удаления и очистки от нефти надземных и 

подземных вод при их заражении; 

– способы удержания и очистки попавшей под лед 

нефти при авариях; 
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– оценка степени загрязнения земель, водных объектов

и атмосферы в результате аварии. 

В зависимости от последствий аварий, вида предстоящих 

работ, планы ликвидации последствий аварий могут быть согла-

сованы с природоохранными и противопожарными органами. 

Оставшаяся замазученность территории, земли, водной 

или ледовой поверхности ликвидируется следующими 

способами: 

1. После откачки нефти из ям-накопителей, амбаров,

запруд на поверхность оставшейся в них нефти, которую не-

возможно откачать, наносится сорбент (торф, солома, опилки 

и т. д.), количество которого определяется с учетом его по-

глощающей способности. После пропитывания сорбента 

нефтью его собирают и вывозят на специальные пункты для 

утилизации. Если сорбент не впитал с поверхности почвы всю 

нефть, операцию повторяют. 

2. Нефть, разлившаяся по поверхности земли, покры-

той снегом и снежной массой, должна быть собрана в сборные 

котлованы для откачки или вывезены в очистные сооружения. 

Остатки нефти с землей должны быть собраны и вывезены на 

пункты утилизации, а участок земли подвергнут рекультива-

ции согласно РД 39-00147105-006-97. 

Тонкие слои нефти, оставшейся на поверхности воды 

после сбора нефтесборщиками, нефть, оставшаяся в лагунах, 

рукавах, заливах, убираются сорбентами. 

Остаточные нефтяные загрязнения, нефть, оставшаяся 

на плесах, берегах, между растительностью, смываются во-

дой, собираются на поверхности воды между берегом и боко-

выми заграждениями, затем убираются с помощью сорбентов, 

которые наносятся на водную поверхность и после пропиты-
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вания остаточной нефти собираются и вывозятся на специаль-

ные полигоны, где утилизируются или сжигаются. 

 

Рис. 11.5 Схема сбора нефти в реке, покрытой льдом 

1 – разрезы льда; 2 – плоские боны высотой 05-07 м; 3 – открытый 

от льда участок для сбора нефти; 4 – нефтесборное и откачивающее 

устройство; 5 – емкость для накопления нефти; 6 – металлический 

груз для бонов. 

 

Рис. 11. 6 Обработка нефти на поверхности воды сорбентом. 
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Нефть, разлившаяся по поверхности льда, должна быть 

собрана механизированным или ручным способом и вывезена 

в шламонакопители для переработки.  

Нефть, попавшая под лед, должна быть собрана 

нефтесборщиками и вывезена. Оставшаяся нефть после убор-

ки со льда и из-подо льда, по согласованию с экологическими 

и противопожарными органами, может быть уничтожена пу-

тем сжигания. Не сожженная часть загрязненной нефтью 

остатки льда (и снега) должны быть вывезены для утилизации 

в специально отведенные места. 

Возможные способы сбора и ликвидации остатков 

нефти, с учетом различных ситуаций и климатических усло-

вий, должны быть предусмотрены в планах ликвидации воз-

можных аварий для каждого нефтепромысла с учетом при-

родно-климатических условий. 

При ликвидации последствий аварии запрещается: 

– засыпать ямы-накопители и дренажные канавы до полной

откачки из них остатков нефти;

– вывозить почву, загрязненную нефтью, в отвалы, не отве-

денные для этих целей;

– сжигать не откачанную из амбаров (котлованов) нефть.

Сжигание остатков нефти может проводиться, как ис-

ключение, при уборке остаточных нефтяных загрязнений на 

поверхности болот, пойменных (камышовых) и береговых 

участков (водоемов) по согласованию с местным комитетом 

экологии и органом пожарной охраны. 

Остатки – битумообразные отходы, нефтешламы 

должны быть собраны и вывезены в специальные пункты для 

утилизации, а при их отсутствии – в места, согласованные 

с природоохранными органами. 
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После завершения АВР должна быть проведена ре-

культивация земель в соответствии с требованиями инструк-

ции РД 39-00147105-006-97. 

В планах ликвидации возможных аварий для нефте-

промысловых объектов и нефтепроводов должны быть преду-

смотрены меры по ликвидации последствий загрязнения под-

земных вод от аварийных разливов нефти, учитывающие спе-

цифику конкретных обстоятельств аварий и местные условия. 

Мероприятия по ликвидации последствий загрязнения 

подземных вод от аварийных разливов нефти в общем виде 

включают следующее: 

– изучение гидрогеологических характеристик места аварий-

ного разлива нефти и определение вероятности загрязнения 

подземных вод, в т. ч. мест водозаборов для питьевого и хо-

зяйственного водоснабжения;  

– обустройство наблюдательных скважин по контролю за ка-

чеством (загрязнением) подземных вод;  

– сооружение водозаборных (защитных) скважин для откачки 

загрязненных нефтью подземных вод;  

– очистку загрязненных нефтью подземных вод, обеспечиваю-

щую ПДК содержания нефтепродуктов в очищенной воде на 

уровне требований соответствующих нормативных документов; 

– порядок взаимодействия заинтересованных организаций в 

процессе выполнения мероприятий по ликвидации послед-

ствий загрязнений подземных вод; 

– другие меры, применяемые с учетом конкретных обстоя-

тельств. 

С целью предотвращения негативного воздействия на 

окружающую среду в процессе эксплуатации нефтепромысло-

вых объектов, промысловых и магистральных нефтепроводов 



480 

организациями, эксплуатирующими эти объекты должны обес-

печиваться следующие мероприятия:  

1. Приобретение установок, материалов, оборудования

и технического флота по сбору нефти, мусора и других отхо-

дов и загрязняющих веществ с акваторий водоемов. 

2. Создание автоматических систем контроля над за-

грязнением водостоков и атмосферного воздуха, оснащение 

стационарными приборами контроля наиболее опасные точки 

загрязнения поверхностных вод и атмосферного воздуха. 

3. Строительство, реконструкция полигонов по обез-

вреживанию вредных промышленных отходов, если отсут-

ствуют специализированные сервисные организации. 

4. Приобретение оборудования, материалов для рекуль-

тивации загрязненных нефтью земель и очистки водоемов. 

Боны, изолирующие постоянной плавучести «БИПП» 

Боновые заграждения (рис. 11.8) выпускаются секция-

ми длиной по 10-15 м и снабжены быстроразъемными замко-

выми соединениями, что позволяет произвести полную сборку 

заграждения длиной 100 м бригадой из двух человек менее 

чем за три минуты. Замковые соединения изготавливаются из 

специального алюминиевого сплава, а силовые элементы 

(трос и балластная цепь) изготовлены из материалов с анти-

коррозионным покрытием, что позволяет значительно увели-

чить срок службы изделия в любых условиях эксплуатации 

(рис. 11.7, 11.8). 
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Рис. 11.7 Боны «БИПП» 

Рис. 11.8 Применение круглых боновых заграждений 

для задерживания нефти 
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11.3 Технические средства для уборки 

замазученности 

Сбор нефти с поверхности воды трудоемкий и мало-

производительный процесс. 

Особенно затруднительно в зимний и весенний перио-

ды, когда на воде присутствуют кусочки льда, мусор, трава и 

т. д. Локализованная с помощью заградительных сооружений 

нефть собирается с поверхности воды и откачивается в емко-

сти с помощью специальных устройств. Некоторые виды этих 

устройств приведены ниже. 

Нефтесборщик барьерный НБ-01.1.600 

Нефтесборщик барьерный НБ-01.1.600 (барьерный 

скиммер, рис. 11.9), предназначен для сбора разлитой нефти и 

нефтепродуктов в процессе ликвидации нефтяных разливов с 

водной поверхности. Изделие позволяет собирать нефтепро-

дукт с поверхности воды, при этом обеспечивая разделение 

фаз (нефть-вода). 

НБ-01.1.600 может быть использован для ликвидации 

аварийных разливов нефти, а также включен в технологическую 

схему при очистке отстойников, нефтеловушек, амбаров-

накопителей и других объектов, где необходимо последователь-

ное удаление нефти и нефтепродуктов. 

Рис. 11.9 Скиммер барьерного типа на воде 
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Пороговый нефтесборный комплекс «ЛИДЕР-60» 

Пороговый нефтесборный комплекс «Лидер-60» пред-

назначен для сбора разлившихся по водной поверхности 

нефти и нефтепродуктов. Этот нефтесборщик при снятии по-

плавков и без барьерного скиммера может также использо-

ваться для перекачки нефтепродуктов из аварийных резервуа-

ров и железнодорожных цистерн. При этом производитель-

ность комплекса может составлять до 90 м
3
/час. Пороговый

нефтесборный комплекс состоит из: 

– нефтесборного устройства барьерного типа 

(Нефтесборщик барьерный НБ-01.1.600) с плавучим сливным 

барьером (барьерного скиммера); 

– погружного насоса с гидромотором, размещенных на

поплавках; 

– дизельной гидростанции.

Все составные части нефтесборного комплекса соеди-

нены между собой напорно-всасывающими рукавами или 

гидравлическими рукавами высокого давления. 

Рис. 11.10 Пороговый нефтесборный комплекс «ЛИДЕР-60» 
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Нефтесборщик универсальный НСУ-10 

Адгезионный щеточный скиммер оригинальной кон-

струкции позволяет производить сбор нефти и нефтепродук-

тов с поверхности воды быстро, эффективно и экономически 

выгодно. Предусмотрена возможность комплектации скимме-

ра дополнительными рабочими органами барабанного типа, 

что позволяет пользователям получать преимущества от ис-

пользования системы «два в одном» (рис. 11.11). 

Рис.11.11 Нефтесборщик универсальный НСУ-10 

Вакуумная установка дозированной отгрузки «ВУДО-2» 

Вакуумная установка дозированной отгрузки «ВУДО-2» 

(далее–установка) предназначена: 

– для сбора с поверхности воды и грунта проливов нефтепро-

дуктов, агрессивных жидкостей и грязевых масс с твердыми

частицами до 50 мм, фекалий;

– для перекачки продуктов на жидкой основе из резервуаров в

емкости с глубины до 9 м, с дозатором перекачиваемого про-

дукта до 50 литров.

Состоит из вакуум-насоса, отсасывающего оголовка, 

сепаратора, накопительной емкости. Высокоэффективная 

установка (рис. 11.12). 
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Рис.11.12 Вакуумная установка «ВУДО-2» 

11.4 Адаптация промысловой техники для уборки 

замазученности 

В зависимости от конкретных природно-

климатических условий сбор нефти может осуществляться 

самыми различными приспособлениями. На рис. 11.13 пока-

зан нефтесборный ковш, подвешиваемый к крюку грузоподъ-

емного механизма. 

Работает следующим образом: ковш при опускании 

накрывает определенную часть нефти (в данном случае 3,5 м2 

поверхности нефти). При дальнейшем опускании нефть вы-

тесняется через сетку крупного размера (3) в желоб (2). Ковш 

приподнимают и опускают несколько раз, пока желоб не 

наполнится нефтью. При подъеме ковша на большую высоту 

накопленная в желобе нефть стекает в емкость (11) по гофри-

рованному шлангу (12). Такая механизация освобождает зна-

чительное число рабочих от непроизводительного ручного 

труда по сбору нефти с поверхности воды. 
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Рис.11.13 Нефтесборный ковш подвесной для сбора нефти 
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Рис.11.14 Комбайн для уборки нефти на прудах и озерах 

Все устройства прикрепляются к понтону, служащего 

одновременно и бункером для собранной нефти. Понтон пе-

ремещается по поверхности озера с помощью лодочного мо-

тора. Вал подборщик, откачивающий насос приводятся в дви-

жение от небольшого двигателя внутреннего сгорания. Прин-

цип работы понятен со схемы. Обслуживает агрегат один опе-

ратор, находясь на понтоне. 

Сбор нефти с помощью вакуума 

Когда нет специальных мазутоуборочных механизмов, 

применяют существующие промысловые агрегаты и механиз-

мы. На примере показан (рис. 11.15) способ уборки зама-

зученности созданием вакуума. Для создания вакуума в емко-

сти (4) применяют эжектор (2), который создает разряжение 
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при круговой перекачке жидкости через него с помощью це-

ментировочного агрегата ЦА-320. Созданное разряжение че-

рез герметичную емкость и гофрированные шланги (3; 5) пе-

редается на оголовок (6), засасывающий через сетку мазут. 

Высота всасывания при этом достигается 3-3,5 м. 

Рис.11.15 Сбор мазута с поверхности земли и воды по принципу 

пылесоса 

11.5 Сбор нефти с поверхности воды и грунта 

с помощью сорбентов 

Для сбора нефтяных пленок с поверхности водоемов и 

грунта широко применяются сорбенты – вещества, которые 

поглощают в себя и связывают нефтепродуктов в несколько 

раз больше, чем масса самого сорбента. Сорбенты можно раз-

делить на абсорбенты и адсорбенты. 
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Абсорбенты – это вещества, которые впитывают углево-

дороды всем своим объемом, их применяют чаще всего для сбо-

ра маловязких нефтяных пленок с поверхности водоемов. Они, 

как правило, имеют волокнистую или пористую структуру, 

удельный вес значительно легче воды. Материал гидрофобный. 

Адсорбенты – эти вещества, которые поглощают и свя-

зывают углеводороды путем физической поверхностной ад-

сорбции из-за взаимного притяжения частиц адсорбента и уг-

леводородов. Применяются для сбора замазученности 

с поверхности грунтов и водоемов. 

В качестве сорбентов чаще всего применяются природ-

ные органические (солома, торф, опил и другие) и синтетиче-

ские материалы. Последние производятся в виде гранул, по-

рошков, а также в виде нетканых материалов. 

Применение нетканых сорбентов и изделий из них поз-

воляет создать единую систему экологического обслуживания 

объектов не только в случаях ликвидации аварийных разли-

вов, но и эффективно использовать ее как систему предупре-

ждения попадания нефтепродуктов в виде разливов, проливов 

и протечек в окружающую среду от стационарных локальных 

источников загрязнений на предприятиях и объектах. 

Наиболее рациональным способом снижения уровня 

загрязнения территорий отдельных объектов и населенных 

пунктов в целом нефтепродуктами является внедрение на 

практике системы превентивных технических средств и тех-

нологий. Отсутствие у нас в стране ассортимента превентив-

ных средств не позволяет создать современный уровень тре-

бований сервисного экологического обеспечения объектов: 

доступность, мобильность, сравнительно низкая стоимость, 

комфортность в эксплуатации, безотходная технология сбора, 

регенерация и последующая утилизация. 
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В настоящее время на предприятиях, транспортирую-

щих, перерабатывающих и использующих в своей производ-

ственной деятельности нефтепродукты, для ликвидации про-

ливов и протечек используют сыпучие материалы. Например, 

песок – наиболее дешевый природный материал. Однако его 

применение создает дополнительные проблемы, связанные 

с дальнейшей регенерацией и утилизацией загрязненного 

нефтепродуктами песка, который становится вторичным ис-

точником загрязнения окружающей среды. Новое появление 

средств защиты окружающей среды на основе нетканых сор-

бентов отличается многофункциональностью (сорбция, филь-

трация, защита) и обладает комплексом специальных потре-

бительских свойств, что позволяет применить новые техниче-

ские решения в технологии предупреждения и сбора 

нефтяных загрязнений. 
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ 

Однотрубная система сбора нефти и газа на промыслах, 

применяемая в настоящее время, была внедрена в производ-

ство в 1970-х гг. В это время министром нефтяной промыш-

ленности был В.Д. Шашин, грамотный инженер и выдающий-

ся руководитель, при котором была совершена техническая 

революция во многих направлениях развития нефтяной отрас-

ли. Так в системе сбора широко начало применяться блочное 

оборудование, такие, как групповая автоматизированная за-

мерная установка АГЗУ «СпутникА-40», блоки реагентов БР-

2.5, блоки гребенок для системы ППД, блоки кустовых насос-

ных станций БКНС с максимальной для того времени автома-

тизацией технологических процессов и другие. Это позволило 

в минимальные сроки обустроить множество нефтяных ме-

сторождений, наращивать мощности по добыче нефти 

в стране на 20-25 млн тонн ежегодно. За 12 лет работы 

В.Д Шашина министром нефтяной промышленности объем 

добычи в стране увеличился в два раза. Однако в дальнейшем 

эта тенденция значительно сократилась, и в 2000-ые гг. 

наблюдался практический застой в развитии технологии, хотя 

бурное развитие информационных технологий могло бы спо-

собствовать максимальной автоматизации процессов добычи 

нефти. Отсутствие стимула для работников за развитие техни-

ческого прогресса привело к снижению заинтересованности 

коллективов в модернизации производства, как следствие, 

к застойным явлениям в развитии технологий, отставанию 

технических систем от требования времени. Для улучшения 

развития технологий необходимо ужесточение требований со 

стороны надзорных организаций по промышленной, экологи-

ческой, пожарной безопасности по выполнению целевых за-

дач по повышению безопасности производства. Это будет 



способствовать внедрению не задействованных сотен патен-

тов и новых разработок, отраженных в научно-технических 

журналах, но не использованных, получать экономическую 

выгоду и улучшать безопасность производства. Плохо и то, 

что министерства не проводят в этом вопросе рейтинги 

с соответствующим стимулом. 

Авторы надеются, что данная книга будет способство-

вать улучшению подготовки кадров в области сбора, транс-

порта и подготовки нефти. 
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