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Вступ
Розвиток газової галузі значною мірою є пов'язаним із забезпеченням якості природного газу, що видобувають та транспортують до кінцевого споживача. Природний газ є багатокомпонентною речовиною, кінцевим продуктом споживання якої є компоненти вуглеводневого ряду. Усі інші компоненти, які містяться в природному газі, вважаються домішками і тому для забезпечення необхідного рівня його якості їх  вміст повинен бути мінімізованим. 

Найбільш важливим критерієм якості природного газу є рівень вмісту в ньому вологи. Дотримання допустимого значення вмісту вологи в природному газі є неможливим без систематичного його контролю на всіх ділянках його транспортування. Водночас вимірювання вологості природного газу є надто складним процесом через наявність у його складі важких вуглеводневих фракцій, механічних та технологічних домішок. У газопромисловій практиці, як показник вологості, частіше використовують  значення температури точки роси вологи – температури початку конденсації (кристалізації) пари вологи, яка є присутньою в складі газу при визначеному тиску. У нормативних документах, в більшості, регламентується саме значення температури точки роси вологи з огляду на її найбільшу інформативність. 

Сучасні дослідження відомих науковців, як то П. І. Бахметьєв, В. А. Брук, О. І. Гріценко, А. М. Деревягін, В. А. Істомін, І. П. Короткін, А. Й. Лур’є, І. Н. Москальов, С. В. Селезньов, М. Ф. Ткаченко та ін., засвідчують необхідність впровадження нових науково обґрунтованих методів і засобів для визначення фазових переходів, ідентифікації процесів конденсації компонентів природного газу і, що є найголовнішим, вологи разом з утворенням кристалічних сполук за умови її наявності у вільному стані.

У багатьох випадках використання наявних засобів вимірювання вологості природного газу втрачає доцільність внаслідок низького рівня достовірності отриманих результатів, споживання значної кількості газу та низької оперативності вимірювання і неможливості інтегрування цих засобів в загальну систему управління режимами роботи технологічного обладнання. Наразі актуальним є питання щодо наявності на підприємствах газової промисловості України засобів вимірювання, здатних визначати одночасно декілька показників якості, таких як температура початку конденсації (температура точки роси) компонентів газу та температура початку утворення сполук, що мають кристалічну структуру (кристалогідрати, крига). 

Отже, необхідність впровадження нових науково обґрунтованих методів і засобів для визначення фазових переходів компонентів природного газу зумовили вибір теми монографічного дослідження - створення сучасної вимірювальної системи визначення показників якості природного газу, зокрема забезпечувати достовірне визначення вологості за умов наявності в його складі механічних та інших домішок в автоматичному режимі. Тому тема монографічного дослідження є актуальною. 

Мета роботи полягає у вирішенні науково-прикладної задачі визначення показників якості природного газу, а саме температури точки роси вологи та температури гідратоутворення шляхом застосування розробленого методу ідентифікації процесу конденсації та кристалізації його компонентів на основі методу перепаду тисків.  

Для досягнення поставленої мети було поставлено такі задачі: 
1) провести аналіз методів і засобів визначення вологості природного газу та обґрунтувати необхідність підвищення точності її визначення; 

2) визначити та дослідити чинники, які впливають на ідентифікацію процесу конденсації та кристалізації компонентів природного газу;

3) обґрунтувати застосування методу зміни перепаду тисків для визначення температур конденсації і кристалізації компонентів природного газу;  

4) розробити спосіб вимірювання температури точки роси вологи з урахуванням впливу компонентів природного газу на результати вимірювань та визначити граничні умови його реалізації; 

5) розробити модель процесу конденсації та кристалізації компонентів природного газу з урахуванням їх впливу на результат визначення температури точки роси вологи; 

6) розробити та теоретично обґрунтувати новий метод ідентифікації процесу конденсації та кристалізації з урахуванням впливу компонентів природного газу на результати вимірювань температури точки роси вологи, на основі методу перепаду тисків; 

7) розробити на основі отриманих теоретичних результатів функціональну схему та дослідні зразки вимірювачів температури точки роси та гідратоутворення, їх алгоритмічне і програмно-математичне забезпечення, визначити метрологічні характеристики;

8) розробити функціональну схему і створити вимірювальну систему визначення показників якості природного газу на основі отриманих результатів, оцінити економічну ефективність вимірювальної системи. 

Об’єктом дослідження є методи оцінювання показників якості природного газу за результатом визначення температур конденсації і кристалізації його компонентів. 

Предметом дослідження є вимірювальна система визначення показників якості природного газу на основі методу перепаду тисків. 

Методи дослідження: положення й методи теоретичної газодинаміки та термодинаміки, методи математичного та імітаційного моделювання, сучасні положення теорії стандартизації; методи планування експериментів, методи математичної статистики, теорія похибок. 
Наукова новизна отриманих результатів полягає в тому, що:

– вперше розроблено метод ідентифікації процесу конденсації та кристалізації компонентів природного газу на основі методу перепаду тисків;  

– вперше запропоновано метод визначення умов конденсації та кристалізації компонентів природного газу і відтворено його модель на основі методу перепаду тисків на звужуючому пристрої;

– визначено зв'язок процесу конденсації компонентів природного газу з характеристиками його вектору образу визначеними на основі теорії розпізнавання образів; 

– запропоновано математичну модель визначення характеристик вектору образу процесу конденсації компонентів природного газу;

– розвинуто методики визначення температури точки роси вологи та умов утворення кристалогідратів природного газу для уточнення розрахунку їх рівноважного стану і визначення додаткових факторів, які впливають на процес руйнування кристалогідратів.
В роботі запропоновано метод побудови вимірювальної системи для  визначення вологості природного газу з використанням відомого принципу визначення витрати газу при застосуванні звужуючого пристрою. Створено вимірювальну систему і комплекс конструктивних елементів для її реалізації та комплекс алгоритмів й програмного забезпечення, які здійснюють управління процесом вимірювання в автоматичному режимі і дозволяють інтегрувати створену систему до систем АСУ вищого рівня. Створено, експериментально досліджено, атестовано і впроваджено у виробництво вимірювальну систему, яка реалізує новий метод ідентифікації компонентів природного газу, що конденсуються або кристалізуються. 

Використання створеної вимірювальної системи дало змогу підвищити достовірність визначення якісних показників природного газу у складних технологічних умовах, зокрема на видобувних підприємствах, з 23,2 % до 96,4 %, і тим самим забезпечити належний контроль показників якості природного газу, що видобувається, підготовлюється і транспортується. 

За результатами роботи отримано науково-технічний ефект, обумовлений створенням принципово нового способу визначення показників якості природного газу, який захищено патентами України № 22149 (від 10.04.2007) та № 83143 (від 10.06.2008). Розрахований економічний ефект від впровадження нової вимірювальної системи становить 41,1 тис. грн. на рік. 

Монографія складається зі вступу, чотирьох розділів, висновків, списку використаних джерел; містить 21 таблицю та 48 рисунків. 

1. аналіз науково-технічного стану методів та засобів визначення ВОЛОГОСТІ ПРИРОДНОГО ГАЗУ

1.1 Аналіз методів і засобів визначення вологості газів, що використовують на підприємствах газової промисловості України

Однією з найважливіших задач при транспортуванні природного газу є оцінка його якості, зокрема за показником вологості. Під поняттям “якість природного газу” розуміють відповідність його складу певним значенням його основних характеристик, таких як теплотворна здатність, вміст вологи та наявність корозійно-активних компонентів (сірководень, вуглекислий газ і т. і.). Основним показником якості природного газу (кондиційності) є вміст у ньому вологи [12], оскільки цей показник якості є безпосередньо пов'язаним з можливістю його транспортування від родовища до кінцевого споживача.

Наявність вологи в природному газі значною мірою пов’язана з походженням та режимами експлуатації нафтогазових родовищ. У процесі формування скупчень вуглеводнів переміщення бульбашок газу в надрах Землі відбувається у водному середовищі, в результаті чого газ насичується водою залежно від тиску і температури на певних глибинах. У процесі експлуатації газових родовищ знижується тиск у покладах, що призводить до проникнення в них пластових вод, які також можуть брати участь в насиченні  природного газу вологою [25]. Таким чином, природні гази, що видобуваються з нафтогазових родовищ, як правило, є  насиченими парами вологи. 
Взагалі, під терміном “вологість газу” мають на увазі вміст в ньому парів води. Однак цей термін є досить узагальненим і недостатньо конкретним, тому для кількісної характеристики вологості газу застосовують одну з більш конкретних характеристик - абсолютну вологість (відносну вологість, вологовміст). Однак, у газопромисловій практиці найважливішою характеристикою газу, яка характеризує його вологість і показує здатність до ефективного транспортування, а саме без конденсації вологи і утворення гідратів у газопроводі і газовому обладнанні, є температура точки роси вологи [144]. 

Волога, що природно входить до складу природного газу, негативно впливає на ефективність його транспортування трубопроводами [11]. При підготовці природного газу до транспортування здійснюють його очищення від механічних домішок, конденсату важких вуглеводневих фракцій і вологи. Навіть незначне відхилення від необхідного рівня кондиційності може призвести до зниження пропускної спроможності газопроводів, що є наслідком втрати нормального газопостачання. 

Умови транспортування не потребують повного видалення вологи з природного газу, а вимагають лише підтримки необхідної температури точки роси вологи [22; 113], що не переводить газ, при зниженні його температури, з ненасиченого стану в насичений, при якому можливе виділення вологи з його складу. Для попередження цих процесів необхідно точно прогнозувати та визначати теплові та гідравлічні режими газопроводів, оптимальну вологість природного газу, що транспортується. 
Загальноприйнятими параметрами в газопромисловій практиці, які характеризують вологість природного газу, є температура точки роси вологи. Вимірювання останнього параметру набули особливо широкого масштабу. Це пояснюється тим, що точка роси є найбільш інформативним показником кондиційності природного газу за значенням якого можна навіть без додаткових розрахунків, а тільки порівнюючи його з температурами газу та газового обладнання, оцінити ступінь його транспортної кондиційності і зробити попередній прогноз щодо її збереження під час подальшого транспортування. 

Дослідження параметрів вологості природного газу було розпочато у 50–60 роках минулого сторіччя у ВНДІгазі та мало цілком теоретичний характер. Були розроблені та узагальнені розрахункові методики, які встановлюють взаємовідносини між вмістом вологи та температурою точки роси для великого діапазону термодинамічних умов, створені універсальні розрахункові методики та номограми. Наприкінці ХХ сторіччя велику увагу було приділено дослідженню механізму утворення та умов існування газових гідратів та проведено значну кількість експериментів. 
Теоретичні роботи із створення методів вимірювання та розрахункових методик масово розпочато з середини 50-х років минулого століття. Так, вміст водяної пари в природних газах у стані їх насичення при атмосферному або близькому до нього тиску було запропоновано визначати із загального рівняння Рауля-Дальтона [19; 107], яке характеризує рівновагу в системі “газ-рідина”. Вміст вологи в ідеальних газах у разі їх насичення при атмосферному або близькому до нього тиску (низькому тиску) може бути визначено із загального рівняння Рауля-Дальтона, що характеризує умови рівноваги системи “газ-рідина” [107]:
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де Р і Рn – загальний тиск системи, і пружність парів чистого компоненту  при температурі насичення, МПа. 

Для реальних газів, ступінь відхилення властивостей яких від законів ідеальних газів виражається коефіцієнтом стисливості z, вміст вологи при атмосферному тиску визначається рівнянням: 
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Для умов, прийнятих у газовій промисловості, якщо виразити вологовміст газу W в г/м3 [19], отримаємо 
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За формулою (1.3) визначають вологовміст газів при низькому тиску, близького до атмосферного, тому що при цьому воно однозначно визначається пружністю водяної пари при даній температурі і загальним тиском системи. 

Але це рівняння та складені у його відповідності таблиці [76] виявились придатними лише для визначення абсолютної вологості слаборозчинних у воді газів, які мають 100% відносну вологість. В умовах роботи магістральних газопроводів, де природний газ знаходиться під тиском, відносна вологість, як правило, є невідомою, що ускладнює використання зазначених рівнянь для отримання даних про транспортну кондиційність природного газу.

Абсолютна вологість газу залежить від таких факторів, як тиск, температура, компонентний склад та вміст солі у воді, що контактує з цим газом [57], які враховуються при уточненні загальноприйнятої формули.
У зв’язку з цим для визначення вмісту водяної пари в газах за умов високого тиску було запропоновано низку формул [36; 73; 78; 86]. Однак використання їх є обмеженим тільки тими газами, відносна густина яких за повітрям дорівнює 0,6. З метою використання свого рівняння Гаммершмідт ввів до його складу коефіцієнт стисливості. Однак рівняння Гаммершмідта не знайшло використання внаслідок невідповідності розрахункових даних про вміст вологи в газі [78] дослідним.

Дослідник Е. Х. Одельский [86] запропонував аналітичне рівняння, в якому як параметр, що враховує відхилення поведінки природного газу та водяної пари від закону ідеального газу, використовують коефіцієнт А, отриманий при порівнянні експериментальних даних для природного газу усередненого складу з відносною густиною 0,6. Розбіжність даних розрахованих за цим рівнянням з експериментальними при температурі 0 ºС складає 6 %. При інших температурах розбіжність досягає 32 % .

Для визначення абсолютної вологості природних газів при підвищених тисках Ю. П. Коротаєв [86] перетворив загальноприйняту методику та запропонував її уточнений варіант [61]. Складність використання зазначеної методики полягає в необхідності визначення коефіцієнту стисливості водяної пари.
Найбільш задовільні результати при порівнянні розрахованих та експериментальних значень абсолютної вологості природних газів можна отримати при використанні рівняння Р. Ф. Бюкачека [19]:
W = A/Р + В ,



              (1.4)
Це рівняння складається з двох частин. Перша частина визначає абсолютну вологість газу та є уточненою формулою загальноприйнятого рівняння. Друга частина, коефіцієнт В, враховує змінення абсолютної вологості газу від ефекту Пойтінга. Значення коефіцієнту В були отримані Р. Ф. Бюкачеком в результаті обробки літературних даних та критичного аналізу власних експериментальних даних [78]. Розбіжність значень абсолютної вологості, розрахованих за цим рівнянням, із дослідними даними може складати від 3,2 % до 5,3 % при тиску до 700 кг/см2 [61]. 
Така похибка визначення абсолютного вмісту вологи в природному газі можлива тільки для газів з відносною густиною 0,6, які знаходяться в контакті з прісною водою [73]. Для природних газів, відносна густина яких відрізняється від 0,6, абсолютний вміст вологи визначається з менш задовільною похибкою. Незважаючи на це, таке рівняння є найбільш досконалим з усіх існуючих на сьогодні. Наразі завдяки своїй універсальності ця методика широко використовується для проведення розрахунків за вимогами нормативних документів [31]. 
Для визначення абсолютного вмісту вологи використовують також графічний метод, заснований на використанні номограм [73], які побудовані на основі робіт [140; 142; 143;  145; 148; 147]. Ця номограма і номограма, що була розроблена фахівцями Всесоюзного науково-дослідного інституту природних газів та газових технологій (ВНДІГаз) [22], побудовані з використанням рівняння Р. Ф. Бюкачека, а також узагальнені номограми Маккета, Катца, Макарті, Бойда і Рейда [57], придатні тільки для газів, які не містять у своєму складі азот, та відносна густина яких дорівнює 0,6.

З метою розширення області використання номограм існують допоміжні графіки для визначення поправочних коефіцієнтів на молекулярну вагу (густину) газу та солоність води. Графіки поправочних коефіцієнтів були отримані на основі графічних залежностей Маккета та Катца [57]. Значенню абсолютного вмісту вологи в природному газі, яке знайдене за номограмою для температури нижче 0 º С, при проведенні вимірювання вмісту вологи методом “точки роси” (конденсаційним методом) відповідає пружність пари переохолодженої вологи. Для визначення дійсного вмісту вологи за таких температур використовують коефіцієнт, який було отримано у результаті обробки експериментальних даних Рекордом та Селлі [57]. Похибка визначення абсолютного вмісту вологи за номограмами для газів з відносною густиною 0,6 складає ±10 %.

З проаналізованих вище аналітичних рівнянь та номограм найбільш точними є рівняння Р. Ф. Бюкачека та номограми ВНДІГазу [22; 117], які рекомендовано [43, с. 110] використовувати для визначення абсолютного вмісту вологи природного газу, що знаходяться під різними тисками та температурами. 

Останнім часом значний досвід у вирішенні як теоретичних, так і практичних питань, пов’язаних з вмістом вологи в природному газі, було накопичено у ВНДІГазі та Українському науково-дослідному інституті природних газів (УкрНДІгаз). Цей досвід представлено в багатьох публікаціях фахівців ВНДІгазу, таких як В. А. Істомін, О. І. Гріценко, П. І. Бахметьєв та інших, а також УкрНДІгазу, таких як М. Ф. Ткаченко, В. А. Брук, А. Й. Лур’є та інших. Також поглибленим вивченням питань вологометрії займаються в Московському радіотехнічному інституті Російської академії наук такі фахівці, як І. Н. Москальов, І. П. Короткін, та в Саратовській науково-виробничій фірмі “Вымпел” – С. В. Селезньов, А. М. Деревягін та інші, а також фахівці Інституту газу Національної академії наук України мають власні розробки.
Однак використання більшості створених розрахункових методів є можливим лише для відомих значень температури насичення або вмісту вологи. Ні той, ні інший показники є невідомими для газів, які потрапляють до газопроводів, тому для використання відомих методів необхідно експериментально визначити значення хоча б одного з них. Наразі є розробленою значна кількість експериментальних методів визначення параметрів вмісту вологи в природних газах. Однак область використання кожного з цих методів має свої обмеження, строго кажучи, єдиний метод визначення абсолютного вмісту вологи для різних умов зараз є відсутнім [57]. 

Питання транспортної кондиційності природного газу з огляду на можливість утворення кристалогідратів вирішують значно складніше внаслідок того, що наявність їх у природному газі пов’язана з фазовими перетвореннями, компонентним складом та термодинамічними умовами транспорту природного газу. Оперативне визначення фактичної температури гідратоутворення в промислових умовах дозволило б своєчасно вводити в газовий потік додаткову (з урахуванням тої, що вже міститься) кількість інгібітору, яка необхідна для забезпечення безгідратної експлуатації магістрального газопроводу. Незважаючи на достатню кількість існуючих методик визначення умов утворення кристалогідратів, майже повністю є відсутньою апаратура, яка б дала можливість оперативно визначати вказані параметри безпосередньо в промислових умовах [6; 125]. 
Детальний аналіз стану технологій попередження утворення гідратів наведено в роботах Ю. Ф. Макагона [74] та Г. А. Саркіс’янца [20]. Однак, найбільш зручними для практичного застосування є емпіричні формули Г. В. Пономарьова [108], які були отримані на основі обробки експериментальних даних для газів різного складу. Експериментальні дослідження рівноважних умов гідратоутворення здійснювались, у більшості випадків, у лабораторних умовах. Метою подібних досліджень було визначення рівноважних умов гідратоутворення для газів близьких до реальних, а також з'ясування впливу різних концентрацій інгібіторів гідратоутворення на ці рівноважні умови. В якості прикладу вивчення процесу гідратоутворення можна розглядати дослідження, які були проведені С. Ш. Бик, В. І. Фоміним [20] із застосуванням лабораторних установок та реакторів. Вивчення механіки процесу гідратоутворення із застосуванням лабораторних установок зводилося до двох основних етапів – нагромадженню гідратної фази і її подальшому розкладанню й, таким чином, знаходженню рівноважних умов розкладання гідратів. Перший етап – одержання газового гідрату, здійснювали за методикою, яка є аналогічною тій, що обґрунтував Д. Ю. Ступин із співавторами [49]. У реактор вносили порцію водо-метанольного розчину заданої концентрації і охолоджували його рідким азотом для зменшення летючості води й метанолу. Потім систему вакуумували до залишкового значення 0,1 тор, розморожували, термостатували до заданої температури й заповнювали до необхідного тиску газовою сумішшю. Температура термостатування й тиск газової суміші вибиралися свідомо такими, які забезпечують утворення гідратної фази. У цих умовах при безперервному перемішуванні розчину проводили наробіток досліджуваного гідрату в кількості, яка є достатньою для подальшої роботи. 

Велику низку питань пов’язаних з проблемою гідратоутворення було вирішено російськими вченими, зокрема фахівцями ВНДІГазу [36; 57; 61; 73; 78; 86]. Для видобування і транспортування природного газу, який видобуваєтья на підприємствах Російської федерації, ця проблема є особливо актуальною в зв’язку з наявністю низьких температур оточуючого середовища в північних районах і районах крайньої півночі, де у Росії проводиться основний об’єм видобутку природного газу.

Більш детальну увагу проблемі визначення цього параметру якості газу приділили дослідники УкрНДІгазу під керівництвом М. Ф. Ткаченка. Вони загострили увагу на проблемі фазових перетворень та запропонували методи контролю фазового стану компонентів природного газу та утворення гідратів. У дослідженнях М. Ф. Ткаченко основну увагу було приділено вивченню та експериментальному підтвердженню рівноважних станів вуглеводнів, які входять до складу природного газу, з метою відтворення умов для їх максимального вилучення зі складу природного газу в промислових умовах.

Не дивлячись на достатню кількість існуючих методик визначення умов утворення кристалогідратів у природному газі [48; 50; 51; 110], апаратура, яка б мала змогу оперативно визначати ці параметри безпосередньо в промислових умовах, є практично відсутньою. Кілька спроб створення відповідного засобу вимірювальної техніки було зроблено під керівництвом М. Ф. Ткаченка [2; 3; 6], які в останні роки надали можливість відтворення у вимірювачі температури початку гідратоутворення “ФОГ-1Г” [92; 98; 137; 138; 139].

Як зазначалось, вміст вологи в газі може бути виражений за допомогою низки фізичних величин, які мають різні одиниці вимірювання [12; 26; 144]. Розглянемо ці характеристики більш детально.

Вологовміст природного, або іншого газу, характеризує концентрацію вологи в паровій фазі системи “газ – вода”. Зазвичай вологовміст газу виражають у ваговій кількості пари вологи, яка випадає на одиницю ваги сухого газу (ваговий вологовміст), або в кількості молей пари вологи на моль сухого газу (мольний вологовміст). Вологовміст газу є характеристикою кількісною і показує кількість вологи (виміряної в грамах або кілограмах), яку розчинено в одному кубічному метрі вологого газу за нормальних умов (+20 0С, 760 мм. рт. ст.) та яку вимірюють в грамах або кілограмах на метр кубічний. З курсу термодинаміки відомо, що в одному кубічному метрі газу може бути розчинено кінцеву кількість вологи при заданих умовах. При зміні параметрів газової системи (тиск, температура), змінюється, в свою чергу, і максимальний об’єм вологи, який може бути розчиненим. Під розчиненням вологи в газі розуміють її наявність лише у вигляді пари, виключаючи її наявність у крапельному вигляді. Так наприклад, за нормальних умов в одному кубічному метрі природного газу густиною 0,6 кг/ м3 може бути розчинено 9,2 г. вологи, а при температурі 300С вже 16,6 г. Отже, з підвищенням температури системи розчинність вологи в газі збільшується та відповідно навпаки. Абсолютний вологовміст зазвичай позначають W, г/м3 або кг/1000 м3. Крім того, параметри вмісту вологи визначають масовою та (або) об’ємною часткою. Частка вологи – кількісна характеристика, яку виражають в масових чи об’ємних частках вологи по відношенню до маси або об’єму газу, в якому її розчинено відповідно. 

Вологість газу – це характеристика є більшою мірою якісною, яка показує відношення кількості розчиненої в газі вологи до максимально можливої кількості за даних умов (температура, тиск), тобто ступінь насиченості газу вологою за даних умов, та вимірюється у відсотках. 

Температуру точки роси вимірюють в градусах Цельсію та її значення визначає температуру, при якій газ досягає максимального насичення розчиненою в ньому вологою при даному тиску. 

Між зазначеними одиницями вимірювання існує досить визначений зв'язок. Тобто, якщо один з показників та термодинамічні параметри системи є відомими, то інші можуть бути розрахованими. Наприклад, якщо температура точки роси та значення тиску газу є відомими, можна розрахувати вологовміст, вологість та масову чи об’ємну частку вологи для даного газу та навпаки. 

Чинний на сьогодні ГОСТ 20060-83 регламентує наявність нижчевказаних методів визначення вологовмісту у природному газі: 

– електролітичний метод, який полягає у витягуванні водяної пари з потоку досліджуваного газу частково гідратованим п’ятиокисом фосфору, одночасному електролітичному розкладанні поглинутої води й вимірюванні величини струму електролізу. Метод застосовують для вимірювання вмісту водяних пар, об'ємна частка вологи в яких є не більшою, чим 0,2 % і парціальна частка метанолу в парах води не перевищує 10 %;

– абсорбційні методи, які базуються на поглинанні водяних пар безводним діетиленгліколем або метанолом і подальшим визначенням кількості води, зв'язаної діетиленгликолем або метанолом, титруванням розчином Карла Фішера або методом газової хроматографії. Метод застосовний для визначення наявності водяних пар при вмісті їх в газі не більш 100 мг/м3. При титруванні розчином Карла Фішера вміст сірчистих сполук не повинен перевищувати 30 мг/м3;

– конденсаційний метод визначення точки роси або конденсаційний метод, заснований на принципі вимірювання температури, при якій на охолоджуваній конденсаційній поверхні відбувається конденсація вологи, яка є присутньою в газі. Досліджуваний газ пропускають над конденсаційною поверхнею. Після того, як пара води, що є присутньою в газі, досягає температури насичення, з газу виділяється волога і на конденсаційній поверхні з’являється “роса”. Враховуючи температуру та тиск у вимірювальній камері, при яких з’явилась роса, можна розрахувати вміст вологи в газі.

За багато років боротьби за підвищення надійності вимірювальної бази та достовірності результатів проведених вимірювань, розроблено велику кількість нових методів, які не описані чинним нормативним документом. Результати узагальнення існуючих на теперішній час методів визначення параметрів вологості в газах та виділені основні групи цих методів [23; 59; 65; 81; 104; 116; 122] показано на рисунку А.1.
Волога є специфічною хімічною сполукою, яка за своїми фізичними властивостями відрізняється від багатьох інших. Різниця обумовлена специфічним набором фізичних властивостей, які і дозволяють виділити (ідентифікувати) вологу на фоні інших сполук. На оцінці відмінностей фізичних властивостей побудовано використання існуючих методів. Деякі з наведених методів дуже складно, а в багатьох випадках і неможливо, використовувати для визначення параметрів вологості природного газу. Крім того, не дивлячись на достатньо велику кількість існуючих методів визначення параметрів вологості газів, досить небагато з них знайшли використання у приладному відтворенні.

Факт існування великої кількість методів зовсім не свідчить про те, що проблема вимірювання параметрів вологості газів цілком вирішена. Більшість існуючих методів має значну кількість недоліків [122], тому вони так і не знайшли використання на практиці. Тим більше слід враховувати той факт, що більшість наведених способів, які реалізують той чи інший метод, є розрахованими на визначення параметрів вологості в середовищі одноатомних, або очищених, газів та існують у вигляді дослідних зразків, чи взагалі є тільки задекларованими принципово та існують у вигляді розрахункових моделей. Отже, для використання в промислових умовах зовсім незначна частка наведених способів знайшла застосування для визначення параметрів вологості в середовищі природного газу [8; 67; 131]. 

У межах представленої роботи немає сенсу проводити більш ретельний аналіз існуючих на сьогодні методів, тому що наведені дані є достатніми для виявлення їх основних переваг і недоліків. Перехід від однієї одиниці вимірювання параметру вологості до іншої здійснюють досить легко, тому наведене поділення є умовним, але кожен із способів реалізує його на первинному рівні більш чи менш однозначно. 
 Розглянемо більш детально деякі зі способів визначення вмісту вологи в газоподібному середовищі за кожною з груп методів.
1.1.1 Фізичні методи визначення вмісту вологи 

Фізичні методи вимірювання параметрів вологості [13; 60; 129] газів можна додатково розділити на дві достатньо значні групи – хвильові та загально фізичні. Хвильові (спектрально-оптичні) методи вимірювання вмісту вологи в газоподібному середовищі засновані на поглинанні електромагнітних та радіоактивних випромінювань парою води [15; 82]. Ці методи мають високу чутливість, яка збільшується при зменшенні вологості, та невелику (на рівні 0,5-3%) похибку вимірювань. Основними недоліками хвильових методів є складність апаратури, за допомогою якої реалізують метод, та можливість використання методу для визначення вмісту вологи тільки в чистих газах. До хвильових методів можна віднести такі:

– інфрачервоний; 

– оптико-акустичний; 

– ультрафіолетовий; 
– радіоактивний; 
– радіо спектрометричний. 
До методів, які використовують загальнофізичні принципи визначення параметрів вологості газів [4; 5, с. 334; 114], можна віднести такі:
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– пневматичний; 

– акустичний; 

– дифузійний;

– тепловий; 

– мас-спектрометричний; 
– діелектричний. 
1.1.2  Хімічні методи визначення вмісту вологи
 Хімічні методи визначення вмісту водяної пари в газовому середовищі мають деякі особливості, які полягають в тому, що процес визначення супроводжується хімічною реакцією [54; 83; 134, с. 215]. Деякі з цих методів є більш придатними для застосування в лабораторних умовах. Наприклад, ваговий метод, який заснований на здатності багатьох хімічних речовин вступати в хімічну реакцію з парою води та змінювати масу продуктів реакції на значення, що дорівнює масі поглинутої вологи. В якості речовин, які інтенсивно реагують з парою води, використовують окиси літію, натрію, калію, кальцію та ін.   При  взаємодії з водою вони створюють гідрати окислів. Переваги цього методу полягають в можливості пропускання газу, що аналізується, крізь поглинач з більшою швидкістю, і тим самим прискорення процесу визначення вмісту вологи, що забезпечує активне поглинанні вологи хімічним поглиначем. Недоліком методу є неможливість регенерації хімічних поглиначів. Похибка зазначеного методу визначається похибками вимірювання об’єму газу, що аналізується, його температури і тиску. Похибка досягає значення до 1%. Додаткова похибка може виникнути при наявності в газі кислотних компонентів, таких як вуглекислий газ, вмісту кислот у крапельному вигляді та інших компонентів, які здатні реагувати з поглиначем. 

Ще одним переважно лабораторним є абсорбційний метод (з реактивом Фішеру) заснований на здатності рідкого сорбенту поглинати присутню в газі вологу. Для визначення вмісту вологи газ, що аналізується, пропускають крізь зневоднений діетиленгліколь з частковим переводженням розчиненої у газі вологи в поглинач. Після цього отриманий розчин титрують реактивом Фішеру. Вміст визначають з високою точністю за кількістю витраченого реактиву. Цей метод вперше був запропонований у 1935 році. Його застосовують як точний лабораторний метод визначення вмісту вологи в природному та інших газах, а також як взірцевого при визначення похибки інших методів. 

Крім того, до хімічних методів можна віднести такі:

– колірний; 

– турбодиметричний; 

– газометричний. 

1.1.3 Фізико-хімічні методи визначення вмісту вологи
Фізико-хімічні методи є найбільшою з усіх груп методів визначення вмісту вологи в газах. Методи, які входять до цієї групи, є вельми різноманітними за принципом дії [7; 24; 28; 44; 62; 64; 90; 91; 105; 109; 120; 121; 141], а вимірювальна база, що їх реалізує, має значну кількість модифікацій. Однак спільним для усіх є основний принцип первинної дії – поглинання твердою (адсорбція), або рідкою (абсорбція) речовиною пароподібної вологи з газу, що аналізується. Тому частіше ці методи позиціонують як сорбційні. Волога, що має можливість накопичуватись у масі активної речовини, тим чи іншим чином змінює її властивості, змінення яких є пропорційним вмісту вологи в газі. Найбільшого використання в промисловості набули вимірювачі, які використовують електролітичний метод, заснований на зміненні електричного опору плівки ненасиченого водного розчину сорбенту (гігроскопічної солі), що знаходиться в гідродинамічній рівновазі з досліджуваним газом. Гігрометри, чутливим елементом яких є датчики електролітичного типу, почали використовувати з 1938 р. Переваги зазначеного методу полягають у простоті виготовлення чутливого елементу гігрометрів і, відповідно, їх низької собівартості. Метод має малу інерційність і можливість проведення вимірювань за умов від’ємних значень температур, але не нижчих за температуру замерзання електроліту. Окремі зразки чутливих елементів, які реалізують електролітичний метод, здатні забезпечити вимірювання вмісту вологи з похибкою ±1,5%. Чутливий елемент може бути розташованим безпосередньо в потоці середовища, що аналізується. Недоліками цього методу є недостатня стабільність у часі, залежність показань від температури, порушення градуювання в разі тривалого знаходження чутливого елементу в середовищі зі значенням відносної вологості 100%. Також до недоліків слід віднести обмеження нижньої межі вимірювання вмісту вологи, наприклад, залежно від температури нижня межа визначення вмісту вологи становить 10÷15%. 

Крім того використання набули такі методи:

– ваговий метод, заснований на визначенні збільшення маси сорбенту після взаємодії його з визначеною кількістю газу, що аналізується;

– деформаційний (дилатометричний) метод, заснований на властивості деяких матеріалів при поглинанні ними вологи змінювати свої геометричні розміри; 

– частотний (п’єзокварцевий), заснований на явищі змінення частоти коливань кварцової пластини (визначеного зрізу) при зміненні вологості оточуючого середовища;

– сорбційно-ємнісний (діелькометрічний), метод вимірювання вмісту води в газах заснований на зміненні ємності електричного конденсатора з діелектриком, який сорбує вологу з газу, що контактує з ним; 

– тепловий (калориметричний) метод, заснований на якості деяких гігроскопічних речовин (наприклад, оксид алюмінію, силікагель, цеоліти) підвищувати температуру при насиченні парою вологи; 

– інтерферометричний метод, заснований на зміненні товщини тонких плівок гігроскопічних матеріалів (переважно рідких) при поглинанні ними вологи; 

– хроматографічний метод визначення вмісту вологи (та компонентного складу газової суміші), заснований на розділенні газової суміші, що аналізується, на окремі компоненти шляхом їх переміщення капіляром, поверхня якого вкрита шаром сорбуючої речовини, при безперервному процесі переходу компонентів газу до сорбенту та назад;

– резистивний метод, заснований на властивостях деяких речовин (вугільний пил, селен та ін.) змінювати електричний опір залежно від вологості середовища, з яким вони контактують; 

– об’ємний метод, заснований на зміненні об’єму проби газу, що аналізується, після проходження його крізь поглинач вологи; 

– термоелектролітичний (підігрівний) метод, заснований на залежності максимальної пружності водяної пари над поверхнею насиченого водного розчину гігроскопічної солі залежно від її температури, що однозначно визначає вологість газу;
– кулонометричний (сорбційно-кулонометричний) метод, заснований на поглинанні водяної пари плівкою гігроскопічної речовини (фосфорного ангідриду) та одночасному електролізі поглинутої вологи. 

Гігрометри, які використовують сорбційні методи, є більш простими у конструктивній реалізації в порівнянні з розглянутими, але при використанні їх для роботи в середовищі природного газу є деякі недоліки. 

Перший і досить значний недолік полягає у недостатній селективності поглинаючої спроможності активної речовини первинного перетворювача у відношенні до вологи. Хоча активна речовина первинного перетворювача і поглинає переважно пару води, наявні технологічні домішки або складові природного газу в деякій мірі теж можуть потрапити до складу активної речовини та внести додаткову похибку до значення вихідного сигналу. Похибка, що виникає в цьому випадку, може бути досить значною, крім того, вона складно піддається систематизації і врахувати її в більшості випадків є неможливим. 

Ще один недолік полягає в тому, що поверхня чутливого елементу під час роботи контактує безпосередньо з вимірювальним середовищем, яке, як правило, містить у своєму складі механічні та аерозольні домішки. Якщо домішки потрапляють на активну поверхню, то вони мають змогу накопичуватись та з часом починають заважати масообміну вологи між активної речовиною та газом, що досліджується. В цьому випадку чутливість первинного перетворювача в часі знижується. Також досить складно врахувати та компенсувати похибку, що виникає при цьому. 

Також до недоліків можна віднести можливість хімічної взаємодії між активною речовиною первинного перетворювача та газом, що аналізується, або наявними в його складі домішками і речовинами, які входять до його складу. При цьому з часом може знижуватись чутливість первинного перетворювача до вологи з тими ж наслідками, як і в попередньому випадку. 

Виключити виникнення подібних недоліків звичайно можна проведенням ретельного очищення газу, що досліджується, від механічних, технологічних домішок та активних компонентів, але в цьому випадку може бути змінений і склад газу. Крім того, до недоліків використання цього методу визначення вмісту вологи можна віднести і той факт, що в газопромисловій практиці, в переважній більшості випадків вимірювання вмісту вологи потрібно проводити в умовах надлишкового тиску природного газу, а значення тиску у вимірювальній камері приладів, що реалізують цей метод, не може перевищувати значення 1 кг/см2. Для створення умов проведення вимірювань необхідно провести зниження робочого тиску досліджуваного газу (редукування) до значень тиску, які є дозволеними до використання для даних вимірювачів. Але при зниженні тиску є ризик отримати теж саме змінення складу газу та невідповідність відібраної проби складу газу, який надходить до вимірювача. Найбільшу небезпеку становить можливість потрапляння до активної речовини компонентів газу, які утворились при зміненні термодинамічних параметрів газу за рахунок редукування, в аерозольному або крапельному вигляді. Наслідком цього може бути вихід з ладу вимірювача.
1.1.4 Випарювально-психрометричні методи визначення вологості 

Психрометричні методи засновані на існуванні залежності швидкості випарювання з поверхні межі розподілу вода-газ від відносної вологості газу [29; 65]. Оскільки при випарюванні межа розподілу охолоджується, то мірою інтенсивності випарювання, а відповідно і вологості газу, може бути різність температур газу і поверхні розподілу межі середовищ. Перевагами методів  є достатньо невелика похибка вимірювання (до 3 %) при додатних температурах, невелика інерційність, відсутність необхідності градуювання засобів за допомогою газових сумішей з відомим вмістом вологи. Недоліки методів полягають у неможливості проведення вимірювань при від’ємних температурах газу та існування залежності показань від швидкості протікання досліджуваного газу і його тиску. На показання психрометру дуже впливає чистота води, яка зволожує “мокрий” термометр. Навіть наявність залишків солі в дистильованій води, які накопичуються на поверхні матеріалу “мокрого” термометру, є здатною значно спотворювати результати вимірювань. Перевагою методів є те, що вони можуть бути застосованими в агресивних середовищах. Для таких умов покриття “мокрого” термометра виконується з пористого скла. В газовій промисловості випарювально-психометричні методи не знайшли використання внаслідок наявності високих та нестабільних значень тисків природного газу, а також необхідності проведення в деяких випадках вимірювання при від’ємних значеннях температури газу. 

Різновидами випарювально-психометричних методів є:

– конденсаційно-психрометричний метод, заснований на зміненні температури термометра, який вкритий шаром розчину гігроскопічної речовини залежно від відносної вологості повітря, що оточує. 

– компенсаційно-психрометричний метод є різновидом випарювально-психрометричного методу, та він заснований на тому ж ефекті. Однак у цьому методі розробникам вдалося виключити деякі джерела виникнення похибки і таким чином  підвищити точність вимірювань. 

У випарювальних психрометрах, що обдуваються для підвищення чутливості і точності досліджуваним газом, на “мокрий” термометр впливає зниження температури за рахунок випарювання води на межі газ-вода, а з іншого боку прагнення підвищити температуру цього термометру потоком газу, який має більш високу температуру. В результаті температура “мокрого” термометру значною мірою залежить від швидкості його обдування газом, що є основним джерелом похибки психрометрів. Окрім цього, між “мокрим” термометром та оточуючими предметами діє радіаційний теплообмін, який також підвищує його температуру до температури  газу, що аналізується. 

Вміст вологи в природному газі у більшості випадків необхідно вимірювати в умовах надлишкового тиску досліджуваного газу, тому наявність надлишкового тиску призводить до неможливості використання традиційних методів, які використовуються для визначення вологості повітря. 
1.1.5. Конденсаційні методи визначення температури точки роси
В основі всіх конденсаційних методів визначення температури точки роси лежить явище конденсації вологи з газу, тому вони і мають таку назву, а відрізняються вони між собою способом визначення початку моменту конденсації [106; 123; 101; 69; 100; 21; 14]. Різновидами конденсаційних методів є:

– адіабатичний метод, заснований на вимірюванні тиску газу, що досліджується, в момент початку конденсації пари вологи при його адіабатичному розширенні; 

–тепловий метод, заснований на визначенні моменту початку конденсації вологи на конденсаційній поверхні за зміненням її температури внаслідок виділення парою вологи скритої теплоти пароутворення; 

– компресійний метод, заснований на визначенні мінімального надлишкового тиску газу, що аналізується, при якому на конденсаційній поверхні, яка була попередньо охолоджена, відбувається конденсація та підтримується шар вологи; 

– ваговий (гравіметричний) метод, заснований на існуванні залежності маси сконденсованої води з визначеного об’єму газу від його вологовмісту; 

– конденсаційно-згущувальний метод, заснований на залежності маси вологи, що конденсується з визначеного об’єму при його охолодженні, від вмісту вологи; 

– вихровий метод, заснований на використанні ефекту Ранка. Цей ефект полягає в тому, що при потраплянні в середину циліндричного отвору крізь тангенційно розташоване сопло стисненого газу відбувається перерозподіл температур газу впродовж перетину за рахунок відцентрових сил. При наявності в газі пари вологи при охолодженні волога конденсуються та переходить в рідкий або твердий стан. При цьому ефективність роботи вихрової труби зменшується та температура “холодного” газу починає збільшуватись; 

– конденсаційно-термометричний метод визначення вмісту вологи за значенням температури точки роси заснований на вимірюванні температури конденсації та випарювання вологи на поверхні охолоджуваного тіла при досягненні рівноваги тисків насиченої водяної пари газу, що досліджується, і робочого тиску. При температурі початку конденсації (температурі точки роси) досягається гідродинамічна рівновага між водяною парою вологого газу та шаром конденсату вологи на поверхні охолоджуваного тіла. Важлива перевага приладів, в основі принципу дії яких лежить цей метод, полягає в незалежності температури, яка визначається, від температури газу, що досліджується. Це надає можливість встановлювати вимірювачі на значній відстані від основної магістралі з газом, який досліджується. Оскільки вимірювання точки роси зводиться до вимірювання температури, точність вимірювачів, які реалізують цей метод, є дуже високою, а для їх градуювання в більшості випадків достатньо градуювання термометру або перетворювача температури. Межі вимірювання гігрометрами, які реалізують конденсаційний метод, достатньо великі (–90 ÷ +40 (С). Час необхідний для проведення вимірювання становить від 1 до 10 хвилин, похибка складає від 0,2 до 2 (С. Прилади, які реалізують цей метод,  мають достатньо просте конструктивне виконання та можуть бути застосованими для вимірювань при великих значеннях тиску газу (до 250 кг/см2).

Роботи з контролю якості природного газу в частині вмісту в його складі вологи почали розвиватися одночасно з зародженням газової промисловості в Україні, яка тоді була в складі Радянського союзу [26]. За відсутності вологомірів значення вологовмісту тоді проводилось методом, який передбачав два етапи проведення вимірювань: на газовому об’єкті і в хіміко-аналітичній лабораторії. Зрозуміло, що оперативність такої методики була незадовільною. Це суттєво стримувало налагоджування постійного контролю у всіх необхідних випадках, а сам контроль носив здебільш технологічний характер. Інакше кажучи, якість газу за таким показником як вологість, була зорієнтована на задоволення технологічних потреб виробництва, а інтереси споживачів щодо цього якісного показника враховувались настільки, наскільки вони збігалися з інтересами виробництва.

Питання оперативного і достовірного контролю якісних показників газу, насамперед вологості, вирішити без інструментального забезпечення здійснювати було неможливо, тому з другої половині ХХ століття розпочався період бурхливого розвитку приладної бази вологометрії. Спроби закупки імпортних вологомірів не виправдали себе, причому не так через великі фінансові витрати, як через їх ненадійну роботу, обумовлену недостатнім рівнем підготовки газу на промислах, наявності в ньому метанолу та діетиленгліколю в паровому і навіть у крапельному вигляді, інших домішок. Не були успішними також спроби застосування в газовій промисловості вже існуючих вітчизняних вологомірів, які експлуатувались в інших галузях народного господарства. Тому на початку 70-х років Мингазпромом було прийняте рішення про розробку для газової промисловості приладів, які відповідали б жорстким умовам експлуатації на промислах, силами галузевих організацій. Розробку вологомірів почали у ВНДІГазі та УкрНДІгазі, в яких на той час був накопичений достатній досвід в галузі вологометрії. Поступово до цієї роботи долучалися розробники з інших міністерств та відомств.

Першими зразками вимірювачів температури, які були застосовані на виробництві, стали “Роса–1”, ТТР-8 та “Харьков–1”, розроблені фахівцями УкрНДІгазу [126]. На жаль, вологоміри інших розробників, серед них найбільш відомі кулонометричні прилади ВНДІгазу та Іркутського заводу “Эталон” (Росія), виявились непридатними для широкого застосування в системі газової промисловості з тих же причин, що і їх зарубіжні аналоги. 

На початку 80-х років минулого століття на зміну морально застарілим на той час приладам в УкрНДІгазі було розроблено вологомір нового покоління “Харьков–2”, який зберіг всі переваги своїх попередників та вигідно відрізнявся від них своїми конструктивними і ергономічними характеристиками. Цей засіб вимірювальної техніки в той час набув максимальної розповсюдженості порівняно з іншими.

З часом, наприкінці минулого століття на об’єктах газової промисловості почали з’являтися принципово нові розробки вимірювачів температури точки роси, які якісно відрізняються від своїх попередників, і які були здатні проводити вимірювання в автоматичному режимі та інтегруватися в автоматизовані системи керування (АСК) різного рівня [38]. Основними приладами, які проходили випробування, були такі як прилад моделі 241 фірми “Бовар Вестерн Рисорч”, прилад фірми “Серег Шлюмберже”, “Дьюскоп”, прилади “Chandler”, “Гігролог”, “ТОРОС”. Однак більшість з них реалізувала конденсаційний метод у класичному варіанті, тому і мала всі недоліки, які притаманні цій реалізації. Вперше відступили від класичної реалізації конденсаційного методу фахівці УкрНДІгазу при створені вимірювачів типу “Харьков”, у яких конденсаційний метод був реалізований у статичному режимі, що дозволило використовувати ці прилади навіть у складних промислових умовах проведення вимірювань і привело до широкого розповсюдження приладів цієї серії. 

Фахівці НПФ “Вымпел” м. Саратова (Росія) проводили дослідження зі створення нових зразків вимірювальної техніки, які використовують нестандартну методику проведення вимірювань та реєстрації компонентів природного газу, що конденсуються. Найбільш відомими з них стали прилади серії “КОНГ-ПРИМА” [17; 37; 87]. 

Наразі з цим на об’єктах газової промисловості зараз експлуатується достатньо великий парк вологомірів, але як і раніше не всі з них здатні забезпечити проведення вимірювань з достатньою надійністю [72].

З огляду на обмежену придатність для проведення визначення вмісту вологи та температури утворення кристалогідратів імпортних зразків вимірювальної техніки, які не розраховані на значний вміст у складі природного газу важких вуглеводневих фракцій та технологічних домішок, пошук нових методик проведення вимірювань та створення відповідних зразків вимірювальної техніки розпочав проводиться переважно в Україні та країнах СНД [92; 93; 94; 95; 96; 97; 98; 99]. До речі, слід зазначити, що переважна кількість створених методик та засобів вимірювальної техніки використовують в основі конденсаційний метод вимірювання. Розробками, які були впроваджені у виробництво останнім часом, були вимірювачі температури точки роси “КОНГ–Прима–10” (Росія), ТОРОС, Диполь, “ФОГ” (Україна).

За час експлуатації приладів, які реалізують різні методи, накопичились дані для аналізу працездатності тих чи інших приладів і висновки про доцільність використання того чи іншого методу для визначення вологовмісту природного газу на різних об’єктах газової промисловості України. 
Прилад “Гігромат” був встановлений після установки підготовки газу на Богородчанській СПСГ. Він реалізує електролітичний метод вимірювання. Внаслідок накопичення забруднюючих речовин датчик приладу змінював свої характеристики, що виражалося у нестабільності виміряних даних та їх відхиленні від даних, отриманих при проведенні порівняльних вимірювань за допомогою контрольного засобу вимірювання. 
Прилад “Панаметрік” встановлювався на газопроводі “Союз” у Новопскові і Ужгороді. Він теж використовує електролітичний метод. При використанні цього приладу для визначення вмісту вологи в природному газі чутливість його датчику постійно змінювалась. Ці зміни, скоріш за все, були наслідком проникнення та поступового накопичення в порах чутливого елементу датчика прибору важких вуглеводневих фракцій. Найбільш відомим представником групи приладів, що реалізують електролітичний метод вимірювання, є прилад “Байкал”. Як показала практика ці прилади виявилися малопридатними для визначення вмісту вологи в природному газі. Справа в тому, що активною сполукою чутливого елементу приладу є п’ятиокис фосфору, який, як з'ясувалося в процесі експлуатації й аналізу даних по відмовах цих приладів, є здатним утворювати полімерні з'єднання при контакті з вуглеводнями – основними складовими природного газу. Плівка полімеру, що утворилася, не є активною речовиною і не здатна брати участь в реакції вологи з п’ятиокисом фосфору, тому з ростом плівки полімеру зменшується площа контакту досліджуваного газу з активною речовиною, й тим самим зменшується чутливість пристрою в цілому. 
Ще однією групою приладів, що проходили випробування та експлуатацію в промислових умовах, є прилади, у яких первинним принципом виділення сигналу або інформації є фізичний процес вибіркового поглинання компонентів, що входять до складу природного газу рідкою або твердою речовиною чутливого елементу первинного перетворювача (датчика).

Яскравим представником цієї групи приладів є вологомір “Аметек-5000”. З 1997 року він знаходився в промисловій експлуатації в УМГ “Львівтрансгаз”. Спочатку він був встановлений на ПСГ “Ходовичі” газопроводу Більче-Волиця – Долина, потім проходив довгострокові випробування на КС “Ковель”. Аналіз результатів випробувань показав, що цей прилад реагував на зміну вологовмісту синхронно з контрольним засобом вимірювання, але стабільно занижував значення виміряної температури точки роси на 8 0С. 
Основним елементом сорбційних приладів є чутливі елементи (первинні датчики), які використовують принцип сорбції (адсорбції, абсорбції). В залежності від кількості вологи в досліджуваному газі, що пропускається через вимірювальну камеру приладу, змінюються характеристики чутливого елементу. На основі аналізу принципу дії сорбційних вологомірів можна визначити загальні недоліки цих приладів, а саме:

– ці прилади вимірюють об'ємний або масовий вміст вологи в газах, але для визначення умов існування однофазної системи представляє інтерес не саме вміст вологи в газі, а температура точки роси вологи, яка визначає певні температурні межі, за якими здійснюється однофазний рух газу газотранспортною системою при даному тиску;
– як правило, подібні вологоміри працюють при невеликих значеннях надлишкового тиску досліджуваного газу (до 0,5 кг/см2), що обумовлює (у багатьох випадках) необхідність його редукування, тобто зниження тиску досліджуваного газу перед його поданням до вимірювальної камери приладу. При редукуванні досліджуваного газу від робочого тиску у газотранспортній системі до значень, які задовольняють технічним вимогам приладів сорбційного типу, на звужувальному пристрої можливе виділення вологи, що призводить до надходження у вимірювальну камеру непредставницької проби;

– чутливий елемент датчика при роботі в середовищі природного газу може в деяких випадках поступово вкриватися плівкою технологічних домішок (ДЕГ, метанол, важкі вуглеводні), які завжди є присутніми (у різній кількості) в природному газі. З часом чутливість первинного датчика приладу сорбційного типу може змінюватися на непрогнозоване значення;

– сорбційні прилади, як правило, вимірюють вміст тільки одного компонента в досліджуваному газі (волога, вуглеводні, спирти т.і.);

– у багатьох випадках сорбційні можливості матеріалу первинного перетворювача до кінця не вивчені по відношенню до компонентів, що входять до складу досліджуваного газу.

Останнім часом почали широко використовувати вологоміри, які реалізують конденсаційний метод вимірювання. Використання приладів, які реалізують конденсаційний метод, було обумовлено більшою їх придатністю для визначення параметрів вологості саме природного газу в промислових умовах. Ці прилади дають можливість визначати безпосередньо температуру точки роси вологи, а саме цей параметр насамперед необхідний для визначення транспортної кондиційності природного газу. Прилади, що реалізують конденсаційний метод вимірювання, крім конструктивних та експлуатаційних переваг мають головну перевагу – надають можливість проведення прямого вимірювання параметру вологості природного газу, який можна застосовувати без додаткових розрахунків, та таким чином позбавлятися методичної складової загальної похибки одержаного результату. Також застосування конденсаційного методу принципово дозволяє вимірювати температуру точки роси декількох компонентів природного газу (вологи, важких вуглеводнів) одночасно, і, крім того, визначати температуру початку утворення газових гідратів. 

Прилади, що реалізують конденсаційний метод визначення вологості природного газу, складають основну частину парку вологомірів, які використовуються на об'єктах газової промисловості України і їх кількість становить до 98% від загальної. Найбільш розповсюдженими представниками цього класу приладів є “Харьков–2”, який реалізує конденсаційний метод у статичному режимі і має ручне керування, прилади “Chandler” та “Харьков–5”, які реалізують конденсаційний метод у динамічному режимі і мають також ручне керування, та такі прилади, як “Конг-Прима”, “Торос”, “Диполь”, “ФОГ-2Г”, які реалізують конденсаційний метод у динамічному режимі і мають автоматичне керування процесом вимірювання. 

Поширене використання приладів, які реалізують конденсаційний метод, свідчить про те, що цей метод є найбільш придатним для використання його в промислових умовах для визначення параметрів вологості природного газу. 

1.2  Аналіз нормативних документів щодо вимог якості природного газу

Важливе місце в структурі контролю вмісту вологи у природному газі займає розробка документів нормативного і методичного характеру, які регламентують процес проведення вимірювань і контроль вмісту вологи в газах, встановлюють науково обґрунтовані норми для значень якісних показників газу.

У відомому “Справочнике по транспорту горючих газов” [45] при обговоренні проблем експлуатації магістральних газопроводів (гл. ХІІ) вказується, що в число основних показників кондиційності природного газу входить наявність вологи та конденсату важких вуглеводневих фракцій в ньому.

У 1962 році І. Є. Ходановичем [132], а в 1964 році ним же із співавторами [131] були конкретизовані вимоги до якості природного газу, який підготовлюється до транспортування на дальні відстані магістральними газопроводами.

Пізніше ці вимоги стали за основу для підготовки ВНДІГазом проекту “Временных технических условий (ВТУ) на природные и попутные газы” [22], в яких було запропоновано найважливішими параметрами, за якими встановлюються норми на якість газу, що транспортується, та за якими судять про його кондиційність прийняти такі:
– точка роси вологи (води) – показник, що визначає міру вологості природного газу і до деякого ступеню визначає умови безгідратного транспортування газу. Дотримання вимог до встановлених значень температури  точки роси забезпечує підвищення надійності роботи засобів автоматики та зниження корозійного зношення газопроводів, компресорних станцій та технологічного устаткування; 

– точка роси вуглеводнів – показник, що визначає умови транспортування вуглеводневого газу в однофазному стані, який підвищує продуктивність газопроводу, встановлює верхню межу вилучення конденсату з газу на промислах.

Встановлення граничних меж вмісту компонентів, які визначають транспортну кондиційність природного газу за параметрами кількісної оцінки кількості вологи, вуглеводнів та кристалогідратів пов’язано з значними складностями, тому що умови їх конденсації та утворення пов’язані з фазовими перетвореннями, які, в свою чергу, залежать від складу природного газу та термодинамічних умов його транспортування [85]. 
Від рівня підготовки природного газу на промислі залежить ефективність подальшого транспортування газу і відповідність фізико-хімічних показників газу вимогам його споживчої цінності відповідно до потреб різних категорій споживачів. Тому нормативні вимоги, які визначають рівень підготовки газу і встановлюють значення його показників якості, повинні враховувати всі аспекти, що пов’язані з транспортуванням і споживанням природного газу, а саме:

– при транспортуванні будь-якими газопроводами газ має знаходитись в однофазному стані, тобто не повинна відбуватись конденсація крапельної рідини в його середовищі;

– компоненти газу не мають сприяти виникненню корозії трубопроводів, газового устаткування, контрольно-вимірювальних приладів тощо;

–
 споживчі властивості газу мають забезпечувати його ефективне і безпечне використання.

Метою встановлення нормативних значень фізико-хімічних показників газу, що призначений для промислового і комунально-побутового використання, є забезпечення певної його якості, як палива, у кінцевого споживача. Також обов’язковим є урахування вимог безпеки при використанні газу та дотримання санітарно-гігієнічних вимог при його споживанні. На сьогодні чинним в Україні документом, який містить ці вимоги, є [33]. Так, при споживанні природного газу основними показниками його якості є показники його теплотворної здатності, вміст корозійно-активних компонентів та домішок у твердому стані. Крім того, за вимогами цього документу рідкі фази води та вуглеводневих фракцій мають бути відсутніми. Відповідність показників якості газу у споживача нормам, встановленим у  [33], можна гарантувати тільки при виконанні вимог, які висуваються щодо газу, який подається у газопроводи для транспортування після його підготовки на промислі. 

Особливе значення при підготовці газу приділяється точці роси вологи, тому що в присутності вологи в трубопроводі створюються сприятливі умови і для утворення гідратів, і для корозії обладнання. Через це газ, що подається в газопровід для транспортування, має бути осушеним до такого стану, при якому за будь-яких термогазодинамічних умов в газопроводі на шляху транспортування газу до споживача волога, яка є присутньою в газі в пароподібному стані, не буде переходити в рідкий стан. Забезпечення цієї умови визначається значенням температури точки роси вологи, яка обумовлює мінімально можливу температуру рівноважного стану „газ-волога”. Також важливим показником є температура точки роси вуглеводнів, значення якої показує глибину вилучення важких вуглеводневих фракцій з газу і, при дотриманні її нормованого значення, гарантується транспортування газу без утворення вуглеводневого конденсату [70; 71]. Як правило, нормативні вимоги до якості газу, що подається для транспортування, встановлюються в окремих документах державного рівня. В часи Радянського союзу це був галузевий стандарт [88], який після набуття Україною незалежності став основою для національного документу – ТУ У 320.00158764.007-95 [128]. Щодо показників вологості газу, то і в [88], і в [128] були встановлені такі вимоги (для помірного клімату): температура точки роси не повинна перевищувати мінус 5 0С в зимовий період, мінус 3 0С – в літній. Для холодного клімату в [88] були встановлені більш жорсткі вимоги до значення температури точки роси вологи, в ТУ У 320.00158764.007 цих значень наведено не було за відсутності відповідної кліматичної зони в Україні. Однак вимоги, наведені в [128], були посилені тим, що вони мають виконуватись при перерахунку значення температури точки роси до умовного тиску порівняння 40 кг/см2 (3,92 МПа), тоді як за вимогою ОСТ встановлені норми діяли для фактичного тиску. 

Виконання вимоги приведення значення температури точки роси до умовного тиску порівняння є особливо важливим для транспортування, адже значна частка українських родовищ перебуває на завершальний стадії експлуатації і видобування газу проводиться при низьких тисках. При цьому не меншої значимості набуває питання встановлення обґрунтованого значення умовного тиску порівняння, адже встановлення надмірно жорстких вимог до температури точки роси вологи призведе до зайвих затрат на осушування газу. Це питання було опрацьовано при розробці нових технічних умов на газ, що подається з родовищ, газопереробних заводів та підземних сховищ України до магістральних газопроводів [127]. У ньому встановлені такі вимоги щодо вологості газу:

– для об’єктів, що подають газ до магістральних газопроводів І класу, зокрема транзитних, температура точки роси повинна відповідати контрактним вимогам;

– для об’єктів, що подають газ до газопроводів-відводів з робочим тиском понад 2,45 МПа (відводи магістральних газопроводів І класу):

– не вище мінус 5 0 (при 3,92 МПа) з 1 жовтня по 30 квітня (зимовий період);

– не вище мінус 3 0С (при 3,92 МПа) з 1 травня по 30 вересня (літній період); 

– для об’єктів, що подають газ до магістральних газопроводів ІІ класу:

– мінус 5 0С (при 2,45 МПа) з 1 жовтня по 30 квітня;

– 0 0С (при 2,45 МПа) з 1 травня по 31 травня і з 1 вересня по 31 жовтня);

– плюс 5 0С (при 2,45 МПа) з 1 червня по 31 серпня.

Кліматичні періоди були встановлені з урахуванням багаторічних спостережень за мінімальними температурами повітря України за даними гідрометеорологічної служби [80]:

– зимовий період – з 1 листопада по 30 квітня;

– літній період – з 1 травня по 31 жовтня.

В основу методологічного підходу при встановленні нормативного значення температури точки роси вологи було покладено такі міркування. Нормативне значення цього показника має бути виправданим не тільки технологічно, а й економічно. Справа в тому, що осушка газу є доволі затратним процесом, і чим нижчі значення вмісту вологи досягаються, тим більше затрат це потребує. Так, якщо для очищення газу від крапельної вологи достатньо сепарації, то для вилучення парової вологи необхідно додатково охолоджувати газ, застосовувати абсорбенти, адсорбенти тощо. При цьому виникає питання – де межа, до якої необхідно осушувати газ при мінімальних затратах на цей процес. До того ж, останнім часом падіння тиску при видобуванні газу на родовищах України, які знаходяться на завершальній стадії експлуатації, призводить не тільки до появи надмірної вологи у газі, що видобувається, а часто і до неспроможності обладнання ряду установок підготовки газу вилучити вологу до необхідного мінімального рівня. Це потребує вкладання додаткових коштів на реконструкцію обладнання або удосконалення процесу підготовки газу. Тому встановлення саме обґрунтованого нормативного значення температури точки роси вологи для газу, що подається до магістральних газопроводів, дає можливість забезпечити надійне транспортування газу з мінімальними затратами на його підготовку.

Треба зауважити, що порівняно з нормами, які діяли згідно з чинними раніше технічними умовами [128], при розробці норм ТУ У 11.1-20077720-001 було враховано клас і призначення газопроводів, до яких подається газ, що дало змогу ввести диференційовані значення фізико-хімічних показників газу. Це, з одного боку, підвищило вимоги до всіх фізико-хімічних показників газу, що може потрапляти до газопроводів, якими транспортується транзитний газ, так як має за мету не допустити погіршення якості транзитного газу. З другого, адаптація значень температури точки роси вологи для газу, що подається до газопроводів ІІ класу, до термодинамічних умов в цих газопроводах дає можливість уникнути зайвих витрат коштів при підготовці газу. Також треба відзначити, що раніше діючі технічні умови були відмінені наприкінці 2005 року і близько п’яти років вимоги до якості газу при його подачі до магістральних газопроводів були взагалі відсутніми. 
Окремі вимоги до якості природного газу, зокрема до його вологості, висуваються у разі використання його як палива для газобалонних автомобілів. Нормативні значення показників якості такого газу встановлені в [41], згідно з яким вміст вологи в газі не повинен перевищувати 0,009 г/м3, що відповідає точці роси мінус 30 0С при тиску 200 кг/см2, чи мінус 60 0С при атмосферному тиску. Для досягнення такого значення проводиться додаткове осушування газу безпосередньо на автомобільних газонаповнювальних компресорних станціях (АГНКС).

1.3 Висновки за першим розділом

Існуючі на теперішній час методи визначення параметрів вологості природного газу, як основного показника його якості, та стан їх реалізації в технічних засобах не забезпечують необхідної точності при проведенні вимірювань в автоматичному режимі внаслідок впливу на результат вимірювання домішок різної природи, які входять до складу природного газу. 

За результатами проведеного аналізу стану забезпечення визначення параметрів вологості природного газу встановлено, що у газопромисловій практиці, частіше, як показник вологості, використовують значення температури точки роси вологи – температури початку конденсації (кристалізації) пари вологи, яка є присутньою в складі газу при визначеному тиску. Нормативними документами, в більшості, регламентуються саме значення температури точки роси вологи з огляду на їх найбільшу інформативність, крім того, враховуючи багаторічний досвід застосування вимірювального обладнання в умовах виробництва, конденсаційний метод визначено найбільш придатним для застосування. 

Показано, що підвищення достовірності результатів визначення вологості на основі конденсаційного методу може бути досягнуто шляхом урахування впливу домішок, які входять до складу природного газу, на результати ідентифікації процесу конденсації (кристалізації) вологи. Актуальність проведення досліджень сформульовано з огляду на необхідність створення нового методу ідентифікації конденсованих компонентів використаного в сучасній вимірювальній системі, яка здатна працювати в автоматичному режимі за умов наявності в складі природного газу технологічних та інших домішок, та забезпечувати при цьому достовірне визначення вмісту вологи в природному газі із задовільною для практики точністю є актуальною. 

2. удосконалення конденсаційного методу для визначення вологості природного газу

2.1  Аналіз способів визначення температур точки роси вологи та гідратоутворення в середовищі  природного газу 

Принцип роботи гігрометрів, які реалізують конденсаційний метод вимірювання, викладено в [31;73]. Але з моменту набуття чинності цим нормативним документом і дотепер кількість відомих методів визначення вмісту вологи в природному газі та їх модифікацій значно збільшилась. Так, конденсаційний метод, наведений в документі, представлений у динамічному режимі його реалізації. Згодом були розроблені прилади, які реалізували цей метод і в статичному режимі. Подібна реалізація конденсаційного методу здалася вельми вдалою, що підтвердилося в результаті багаторічної експлуатації таких приладів в промислових умовах. Як видно з назви режимів різниця в їх реалізації полягає у способі змінення температури конденсаційної поверхні або створення її відповідного температурного режиму. При реалізації конденсаційного методу в динамічному режимі температура конденсаційної поверхні змінюється в часі і процес вимірювання можна зобразити відповідною діаграмою (рис. 2. 1).
Процес вимірювання починається з очищення конденсаційної поверхні (етап І) від можливої наявності компонентів досліджуваного газу, що сконденсувалися. Очищення конденсаційної поверхні здійснюється шляхом її нагрівання до температури 30-60 0С (точка 1).
Прогрів триває 1÷3 хвилини, після чого автоматично фіксується поточний рівень фотосигналу (точка 1) і приймається за умовно нульовий. Після цього розпочинається процес охолодження конденсаційної поверхні (етап ІІ). Охолодження здійснюється з певною швидкістю, яка для різних режимів проведення вимірювань може становити 1÷50  0С/хв. При досягненні температури конденсаційної поверхні значення, яке відповідає температурі в точці 2, розпочинається процес конденсації вологи присутньої в газі, що досліджується.

Поява на конденсаційній поверхні вільної вологи (вологи в крапельному вигляді) зменшує відбиттєву спроможність, що призводить до зменшення рівня фотосигналу відбитого від конденсаційної поверхні. При зниженні відбиттєвої спроможності зменшується електричний сигнал на виході приймача випромінювання. Таким чином, якщо аналізувати динаміку та рівень змінення рівня електричного сигналу на виході приймача випромінювання [14], є можливість з високою долею ймовірності визначати момент початку конденсації вологи. При досягненні значення рівня сигналу, яке відповідає значенню в точці 2, фіксують температуру конденсаційної поверхні, що відповідає температурі початку конденсації. 
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Після того, як присутня в газі волога була сконденсована та визначена відповідна температура, розпочинається процес нагрівання конденсаційної поверхні з метою визначення температури випаровування. Температура конденсаційної поверхні починає збільшуватись, при цьому починає випаровуватись волога, про що свідчить збільшення рівня електричного сигналу на виході приймача випромінювання (точка 3). При випаровуванні сконденсованої вологи також фіксують відповідну температуру конденсаційної поверхні (точка 3). Після того, як випаровування закінчилося, процес вимірювання завершується та розраховують відповідне значення температури точки роси, як середнє значення температур початку конденсації та випаровування. 

Крім того конденсаційний метод може бути реалізованим у статичному режимі, який відрізняється від наведеного тим, що при проведенні вимірювання в цьому режимі створений на конденсаційній поверхні температурний режим є постійним в часі і має розподілене значення температури по її довжині (градієнт температур). Процес проведення вимірювання при використанні конденсаційного методу в статичному режимі можна проілюструвати діаграмою (рис. 2.2).

Методика проведення вимірювання полягає в пропусканні газу, що досліджується, вздовж конденсаційної поверхні в напрямку зниження її температури. При контакті з конденсаційною поверхнею в процесі руху поверхневий шар газу поступово охолоджується і набуває температури конденсаційної поверхні. При перетині межі конденсаційної поверхні з температурою, яка дорівнює або нижча за температуру рівноважного стану пари вологи присутньої в газі, розпочинається процес її конденсації. При подальшому русі газу вздовж конденсаційної поверхні в бік більш низьких температур процес конденсації вологи продовжується. 
Таким чином, з часом на конденсаційній поверхні утворюються дві зони – “чиста” конденсаційна поверхня та поверхня, яка містить на своїй поверхні сконденсовану вологу. Межа між цими зонами відповідає межі рівноважного стану пари вологи. Завдяки тому, що розподілення температури вздовж конденсаційної поверхні є постійним у часі, положення межі конденсації також залишається постійним. З огляду на те, що температура кожної точки конденсаційної поверхні може бути визначена, існує можливість визначити температуру межі конденсації, яка і є температурою точки роси. При цьому, на відміну від попереднього прикладу реалізації конденсаційного методу, визначають одну температуру, яка і є температурою одночасної конденсації та випаровування.
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Рис. 2.2. Діаграма  реалізації конденсаційного методу в статичному режимі

Переваги даної реалізації конденсаційного методу полягають в тому, що він надає можливості проведення вимірювань температури точки роси газу, що має значну кількість компонентів з різними температурами конденсації, і визначення в процесі одного циклу вимірювання одночасно температури  точок роси декількох компонентів газу. В цьому разі на конденсаційній поверхні спостерігають декілька зон і відповідно меж конденсації для різних компонентів.

Основним недоліком реалізації конденсаційного методу в статичному режимі є майже неможливість автоматизації процесу вимірювання. На відміну від реалізації конденсаційного методу в статичному режимі його реалізація в динамічному режимі надає значні переваги та можливості автоматизації процесу вимірювання, а відповідно і можливість інтегрування засобів вимірювання до більш складних систем вимірювання та автоматичних систем керування технологічними процесами, а також дозволяє проводити вимірювання у безперервному (потоковому) режимі.

Однак вимірювачі, що реалізують конденсаційний метод у динамічному режимі, які були створені дотепер і проходили випробування та експлуатацію в промислових умовах, мають кілька суттєвих недоліків. Так при їх експлуатації виникають труднощі при роботі з використанням як досліджуваного газу природного газу з достатньо великим вмістом у його складі домішок різної природи та необхідність визначення температур точок роси декількох компонентів природного газу та їх агрегатного стану. 

Незначна кількість зразків вимірювачів, що реалізують конденсаційний метод вимірювання, дотримує методики проведення вимірювань, викладених в ГОСТ 20060-83, що призводить до виникнення додаткових складових похибки вимірювань. Але при дотриманні стандартної методики реалізація конденсаційного методу в динамічному режимі залишається однією з найбільш придатних на практиці.

2.2 Розширення функціональних можливостей конденсаційного метода

Не дивлячись на те, що конденсаційний метод є найбільш придатним для вимірювання температури точки роси компонентів природного газу, існують деякі труднощі при проведенні визначення параметрів вмісту вологи природного газу в промислових умовах. Як вже було зазначено, велика кількість об’єктів газової галузі обумовлює достатню різноманітність специфічних термодинамічних умов та компонентного складу природного газу, який, крім того, може містити різної природи домішки в значній кількості, що обумовлює різноманітність вимог до гігрометрів на основі конденсаційного методу. 

За принципом дії розрізнюють гігрометри безперервної (поточні) та періодичної дії. Якщо порівняти роботу гігрометрів безперервної та періодичної дії, можна відмітити, що безперервний спосіб вимірювання параметрів вологості природного газу забезпечує більш високу точність вимірювання, меншу інерційність, але має меншу перешкодозахищеність за рахунок більшого терміну контактування елементів його конденсаційного вузлу з газом, що досліджується. При тривалому контакті з природним газом на конденсаційній поверхні можуть з’являтись перешкоди у вигляді механічних домішок або компонентів природного газу, температура випаровування яких вища за максимальну температуру конденсаційної поверхні. Таким чином, чутливість оптичної системи з часом може знижуватись і тим самим вносити додаткову похибку до результату вимірювання. Прогнозувати момент часу, коли накопичення сторонніх речовин на конденсаційній поверхні досягне рівня, при якому виникне додаткова похибка, майже неможливо. З огляду на це, прилади безперервної дії з використанням оптичних методів фіксації є недосконалими і такими, що потребують періодичного обслуговування (чищення поверхні). 
Гігрометри періодичної дії при роботі із “забрудненими” газами мають ту перевагу, що в кожному циклі можна оцінити якість підготовлення конденсаційної поверхні до процесу вимірювання, та при необхідності провести її механічне очищення. 
Конденсаційно-термометричний метод вимірювання є одним з основних, що використовують на виробництві для контролю параметрів вологості природного газу (або інших газів), в тому числі в умовах високих тисків та від’ємних значень температури. 

У гігрометрах, дія яких заснована на конденсаційно-термометричному методі, при проведенні вимірювання визначається температура, до якої необхідно охолодити природний газ, що контактує з конденсаційною поверхнею, для того щоб довести його до стану насичення вологою при незмінному тиску у вимірювальній камері. Незалежно від конструктивної реалізації гігрометрів, що використовують конденсаційно-термометричний метод вимірювання, до їх складу входять три основних системи, які використовуються для: 
– охолодження газу, що аналізується;

– вимірювання температури газу;
– та ідентифікації процесу конденсації. 
В більшості випадків охолодження газу здійснюється через контактування його з охолоджуваним тілом. Як правило, потік газу, що аналізується, спрямовують вздовж охолоджуваного тіла, таким чином забезпечуючи охолодження шару газу, який безпосередньо контактує з його поверхнею, що має достатньо великий коефіцієнт теплопровідності та розвинуту площу. При досягненні газом рівноважної температури волога, яка міститься в ньому, конденсується на поверхні охолоджуваного тіла, тому цю поверхню називають конденсаційною. В основному для охолодження конденсаційної поверхні можуть використовуватись ефект розширення газу за дроселем (ефект Джоуля-Томсона), випаровування рідких речовин з низькою температурою кипіння (ефіри, зріджені гази), вихровий ефект (трубка Ранка) та зворотній термоелектричний ефект (ефект Пельтьє). 
Залежно від способу використання та необхідності досягнення визначених температур та їх розподілення на конденсаційній поверхні використовують окремі методи охолодження. Кожен з використаних методів охолодження має свої недоліки та переваги, для визначення яких розглянемо кожен з них докладніше.

Використання ефекту Джоуля-Томсона [118] забезпечує зниження температури конденсаційної поверхні на значення 0,3 ÷ 0,4 ºС при зниженні тиску газу на кожний 1 кг/см2. Цей ефект набув використання в приладах, які використовують для визначення температури точки роси газів при високих тисках, наприклад до 200 кг/см2 (Харьков–5). Недоліки використання зазначеного методу охолодження полягають у досить складній автоматизації процесу охолодження, значній витраті стисненого газу та складності керування процесом охолодження в ручному режимі. Переваги полягають у відсутності необхідності використання додаткового обладнання та енергії для проведення вимірювань. 

Зниження температури конденсаційної поверхні через випаровування рідких речовин з низькою температурою кипіння може забезпечити охолодження конденсаційної поверхні до температур, які майже відповідають температурі кипіння обраної речовини. Так, наприклад, при використанні зрідженої суміші пропану та бутану можна досягти температури конденсаційної поверхні до мінус 35ºС, а при використанні зрідженої вуглекислоти – до мінус 55ºС. Такий спосіб охолодження використовується при проведенні вимірювань приладами типу “Chandler” та “Харьков-2Д”. Як і в попередньому прикладі основним недоліком використання цього методу охолодження конденсаційної поверхні є складність автоматичної реалізації процесу охолодження і складність керування в ручному режимі, крім того, необхідність використання окремої системи зберігання та підведення до пристрою рідкої фази відповідної речовини. Переваги полягають у можливості досягнення досить низьких значень температури конденсаційної поверхні та, відповідно, проведення вимірювань у широкому температурному діапазоні, та непотрібності додаткового обладнання та джерел енергії для проведення вимірювань. 

Застосування пристроїв, що використовують вихровий ефект, може забезпечити утворення температур конденсаційної поверхні в діапазоні від мінус 40 до 30 ºС. Але від попереднього способу змінення температури конденсаційної поверхні цей спосіб відрізняється тим, що діапазон змінення температур залежить від вихідної температури та тиску газу, який використовується в якості робочого тіла. Перевагами його застосування є можливість змінення температури конденсаційної поверхні як в бік негативних, так і позитивних значень температури, фіксація на тривалий час температури конденсаційної поверхні та створення на конденсаційній поверхні окремих ділянок з необхідними значеннями температури. Основні недоліки використання такого способу змінення температури конденсаційної поверхні полягають у практично неможливості автоматизації процесу змінення температур та занадто значних витратах газу, який використовується як робоче тіло. 

Найбільш зручним методом змінення температури конденсаційної поверхні, який набув широкого використання останнім часом, є метод заснований на зворотному термоелектричному ефекті. При використанні пристроїв, робота яких заснована на зворотному термоелектричному ефекті, є можливість отримати перепад температур між його “гарячим” та “холодним” спаями до 110ºС (без урахування теплового навантаження). Широкого поширення цей метод створення температур конденсаційної поверхні набув завдяки наявності значних переваг порівняно з раніше наведеними способами, а саме: можливість створення температур конденсаційної поверхні в широкому розкиді температур в негативному та позитивному діапазонах, а також можливість створення достатньо стабільних в часі значень температур конденсаційної поверхні, значення яких є пропорційними значенням електричного струму, що споживається пристроєм. Наявні переваги надають змогу повністю автоматизувати процес створення температур конденсаційної поверхні, що дає змогу інтегрувати вимірювальні пристрої з використанням цього методу змінення температур конденсаційної поверхні в автоматизовані системи керування та системи вимірювання різного рівня. Недоліком використання зазначених пристроїв є те, що нижнє значення температур конденсаційної поверхні обмежене максимально можливим перепадом температур між спаями, тобто воно обмежене та побічно залежить від температури середовища, що оточує “гарячий” спай.

Всі перелічені способи створення температур конденсаційної поверхні знайшли своє використання у складі вимірювачів конденсаційного типу і кожен з них має свої переваги та недоліки, які дають можливість їх використання у складі тієї чи іншої вимірювальної системи. Однак, не дивлячись на недоліки що існують, найбільш оптимальним наразі є використання пристроїв, які реалізують зворотний термоелектричний ефект. 

При застосуванні засобів вимірювання, які реалізують конденсаційний метод вимірювання, газ, що аналізується, подають до вимірювальної камери вимірювача та спрямовують до конденсаційної поверхні. В результаті безпосереднього контакту газу, що досліджується, з конденсаційною поверхнею найближчий до поверхні шар газу набуває її температури. Конструкції конденсаційних вузлів вимірювачів цього типу розробляються із розрахунку, що в процесі вимірювання температура газу, що досліджується, має збігатися з температурою конденсаційної поверхні з мінімальною різницею. Таким чином, отримують можливість визначення температури газу, що досліджується, при якій пара вологи, що міститься в газі, досягне стану насичення та почнеться її конденсація. Для визначення температури конденсаційної поверхні залежно від конструктивного виконання елементів конденсаційного вузлу використовують скляні термометри, термопари, терморезистори та інші малогабаритні перетворювачі температури, які іноді і самі використовують в ролі конденсаційної поверхні. 

З огляду на те, що в будь якому разі температура конденсаційної поверхні буде нижчою за температуру газу, конденсація (кристалізація) вологи буде відбуватися на конденсаційній поверхні. Недоліки створених на сьогодні вимірювачів полягають в існуванні значної різниці виміряної температури та температури газу, що аналізується, який контактує з конденсаційною поверхнею, а якщо взяти до уваги, що в деяких випадках змінення температури здійснюється зі значною швидкістю, ця різниця може становити достатньо великі значення, і в таких випадках значно підвищується похибка вимірювання. 

В системах спостереження за станом конденсаційної поверхні та визначення моменту початку конденсації на ній компонентів газу, що досліджується, використовують доволі різноманітні методи, та як наслідок, конструктивне виконання їх різниться. Як правило, від методу фіксації моменту початку конденсації залежить конструктивне виконання конденсаційної поверхні. Фіксація моменту початку конденсації може здійснюватись такими способами: оптичним (візуально або за допомогою фотоелектричних пристроїв), дієлькометричним (вимірювання електричної ємкості між електродами на ізоляційному покритті конденсаційної поверхні), кондуктометричним (вимірювання електричного опору між електродами на ізоляційному покритті конденсаційної поверхні), радіоактивним (фіксація моменту змінення характеру розсіювання пучка радіоактивних часток конденсаційною поверхнею при появі на ній вологи) та ін. З огляду на те, що існує принципова можливість сконденсувати будь який компонент природного газу, головним завданням системи спостереження за станом конденсаційної поверхні є не лише визначення моменту початку конденсації, а й однозначна ідентифікація компоненту, що конденсується. В переважній більшості випадків переважним є однозначна ідентифікація процесу конденсації виключно вологи. Фізичні властивості вологи (діелектрична проникливість, електричний опір, коефіцієнт заломлення, в’язкість, густина та інші) відрізняються від властивостей, які притаманні іншим компонентам природного газу. Якщо спиратись на наявність цих відмінностей, то доцільно створювати той чи інший метод ідентифікації процесу конденсації саме вологи. Існує значна кількість методів ідентифікації процесу конденсації вологи з огляду на кількість її фізичних властивостей, які різняться з фізичними властивостями інших компонентів природного газу, і відповідно створено багато типів приладів, що використовують ці методи. Одним з методів, який набув широкого використання на виробництві, є оптичний метод ідентифікації процесу конденсації вологи, який використовується при візуальному спостереженні і при використанні фотоелектричних пристроїв. Візуальна фіксація не розглядається внаслідок неможливості при цьому автоматизації процесу вимірювання.

Сучасні зразки вимірювачів, які експлуатуються в промисловості, в переважній більшості випадків використовують оптичний метод фіксації моменту початку конденсації з використанням фотоелектричних пристроїв та плоскої конденсаційної поверхні. Однак цей метод ідентифікації процесу конденсації має достатню кількість вад при роботі з використанням як досліджуваного природного газу. Якщо проаналізувати багаторічний досвід експлуатації подібних зразків вимірювальної техніки, можна узагальнити притаманні їм недоліки, до яких віднесено:

– вплив руху досліджуваного газу над конденсаційною поверхнею на змінення інтенсивності випромінювання оптичних пристроїв;

– накопичення домішок на плоскій конденсаційній поверхні та створення цим перешкод для процесу конденсації вологи або ідентифікації процесу її конденсації;

– нечітка реакція оптичних пристроїв на процес конденсації технологічних домішок або компонентів вуглеводневого ряду;

– наявність різниці температур між пристроєм її вимірювання та зоною контакту газу, що досліджується, з конденсаційною поверхнею (різна температура в шарах газу);

– залежність відповідності фіксації моменту конденсації вологи від фізичного стану конденсаційної поверхні.

За наведеними даними можна висунути вимоги для створення пристрою вимірювання температури точки роси природного газу з наявністю в його складі значної кількості домішок. Основним завданням є вибір тієї фізичної властивості вологи або сукупності властивостей, які б відрізнялись від фізичних властивостей інших компонентів, що можуть бути присутніми в складі природного газу, і дозволили б однозначно її ідентифікувати в достатньому діапазоні термодинамічних умов. Якщо прийняти за такі властивості в’язкість та густину вологи, то очевидно (рис. 2.3, 2.4), що їх комбінація для вологи значно відрізняється від аналогічних властивостей найбільш характерних сполук, що входять до складу природного газу. 
[image: image5.emf]0

1000

2000

3000

4000

5000

-30 -25 -20 -15 -10 -5 0 5 10 15 20

температура, С

Вязкість мПа*10-3

пропан бутан пентан гексан вода метанол


Рис. 2.3. Залежність в’язкості найбільш характерних компонентів природного газу від температури
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Рис. 2.4. Залежність густини найбільш характерних компонентів природного газу від температури 
Як видно з наведених залежностей, використання ідентифікації процесу конденсації вологи порівняно з вуглеводневими компонентами природного газу за комбінацією густина-в’язкість може виявитися досить вдалим з огляду на те, що значення обраних параметрів для вологи значно відрізняється від обраних властивостей для інших компонентів в великому діапазоні температурних умов. 

2.3 Теоретичне обґрунтування методу ідентифікації конденсованих компонентів природного газу на основі методу перепаду тисків

Для забезпечення можливості визначення існування процесу конденсації компонентів природного газу та співставлення їх фізичних властивостей обрано метод перепаду тисків. Даний метод базується на законі Бернуллі, який є наслідком закону збереження енергії для стаціонарного потоку стисненого ідеального газу [133]: 
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де  
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 - адіабатична постійна газу;
Ср – теплоємкість газу за умов постійного тиску;
Сv – теплоємкість газу за умов постійного об’єму; 

p – тиск газу в точці;
ρ – густина газу в точці; 
v – швидкість течії газу;
g – прискорення вільного падіння;

h – висота відносного початку координат.
Константу в правій частині називають повним тиском, яка залежить в загальному вигляді від лінії току. Розмірність всіх доданків — одиниця енергії, що доводиться на одиницю об'єму. Перший і другий доданок в інтегралі Бернуллі мають сенс кінетичної і потенційної енергії, що доводиться на одиницю об'єму. Слід звернути увагу на те, що третій доданок по своєму походженню є роботою сил тиску  і не є запасом якого-небудь спеціального вигляду енергії [135].  Таким чином, можна припустити, що змінення швидкості потоку, яке викликано зміненням площі перерізу потоку, призведе до порушення рівняння та може бути скомпенсованим за допомогою відповідного змінення значення тиску. Крім того розбалансованість наведеного рівняння буде викликано при зміненні густини стисненого газу.

Як наслідок використання рівняння Бернуллі в загальному вигляді розглянуто його використання у вигляді трубки Вентурі, яка застосовується для визначення швидкості течії у трубах за допомогою вимірювання тиску у двох різних точках трубопроводу та, таким чином, допомагає запобігти наслідкам кавітації. Трубка Вентурі поступово звужує діаметр трубопроводу. Такий звужувальний отвір обмежує потік, що зумовлює різницю тисків у точках вимірювання (на початку звуження та у найвужчій частині). Базується дане вимірювання на ефекті Вентурі  [133] та встановлює зв’язок змінення тисків та площі взаємодії речовини з поверхнею трубки, формулу для якого можна отримати із рівняння неперервності та закону Бернуллі:
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   (2.2)        
де 
v1 i v2 – швидкість руху речовини на початку та в кінці ділянки;
S1 I S2 – площа взаємодії речовини з поверхнею трубки на початку та в кінці ділянки.
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Таким чином є очевидним наявність зв’язку змінення тисків, на окремих ділянках труби, з площею взаємодії речовини та її густини. 

Даний метод застосовують для визначення витрати газу, який проходить крізь звужувальний пристрій постійного діаметру [146], при цьому витрата є пропорційною перепаду тисків на звужувальному пристрої, при даному застосуванні витрата крім того залежить від густини та в’язкості речовини, що рухається порожниною звужувального пристрою. В роботі вирішується зворотна задача, тобто забезпечується постійна витрата газу крізь звужувальний пристрій і ведеться спостереження за  зміненою різниці тисків, яка є пропорційною зміненню діаметру внаслідок наявності у внутрішній порожнині конденсованих компонентів та комбінації їх властивостей густини та в’язкості. 
Для попередньої оцінки можливого змінення різниці тисків між входом та виходом звужуючого пристрою використано розрахункову методику  [45; 53]. Попередньо розрахуємо змінення різниці тисків внаслідок змінення діаметру вільного перетину звужуючого пристрою при різних значеннях тисків. Розрахунок проведено для таких вихідних даних: L – довжина ділянки газопроводу – 0,01 м; ( – густина газу – 0,72 кг/м3; Q – об’ємна витрата газу – 0,06 м3/год; ( – коефіцієнт гідравлічного опору – 0,69. 

Як видно з результатів попередніх розрахунків показаних на рис. 2.5 навіть при незначних змінах діаметру вільного перетину звужуючого  пристрою, які можуть бути викликані наявністю сконденсованих компонентів в ньому, різниця тисків між його входом та виходом змінюється в достатньому для інструментальної оцінки діапазоні. 
При проведенні попередніх розрахунків для визначення можливості використання значення різниці тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою для ідентифікації процесу конденсації та кристалізації компонентів природного газу було використано спрощену методику розрахунку [53]. Але наведений метод розрахунку перепаду тиску у вимірювальному газопроводі за умов утворення в його внутрішній порожнині компонентів природного газу з різними значеннями густини та в’язкості є придатним для підтвердження принципової можливості використання його для ідентифікації процесу конденсації або кристалізації компонентів природного газу. 

Викладена розрахункова методика є справедливою для умов низьких тисків, що не завжди є достатнім при визначенні температури початку конденсації та кристалізації компонентів природного газу в промислових умовах. На практиці використання зазначеного методу вимірювання температур початку конденсації компонентів природного газу в переважній кількості випадків необхідно проводити за умов середніх та високих тисків. Для уточнення результатів розрахунків обрано подібну методику [124; 52], яку використовують на практиці для умов середніх та високих тисків, відповідно до якої, різниця квадратів тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою становить:
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Рис. 2.5. Залежність перепаду тиску між входом та виходом звужуючого пристрою від його діаметру
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де р1 – абсолютне значення тиску на початку газопроводу, МПа; 
р2 – абсолютне значення тиску в кінці газопроводу, МПа; 
λ – коефіцієнт гідравлічного опору, який враховує втрати на тертя та залежить від числа Рейнольдса; 
L – довжина газопроводу постійного діаметру, м; 
d – внутрішній діаметр газопроводу, мм; 
ρ – густина газу за нормальних умов, кг/м3; 
Q – витрата газу за нормальних умов, м3/ч; 
P0 – тиск за нормальних умов (0,101325 МПа).

На першому етапі проводиться розрахунок числа Рейнольдса, від якого залежить коефіцієнт динамічного опору за формулою: 
Re = 
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де Q – витрата газу за нормальних умов, м3/год ; 
d – внутрішній діаметр газопроводу, см; 
( – кінематична в’язкість за нормальних умов, м2/сек.

У цьому випадку розраховане число Рейнольдса для більш характерних компонентів природного газу знаходитиметься в діапазоні: 1200 ÷ 2000. Отримане значення свідчить про ламінарний рух (Re ( 2,3*103) природного газу внутрішньою порожниною звужуючого  пристрою. Відповідно до [45] при ламінарному русі коефіцієнт гідравлічного опору не залежить від шорсткості поверхні газопроводу та дорівнює ( = 64/ Re. Вплив вихідної шорсткості внутрішньої поверхні газопроводу на виникнення різниці тисків між його входом та виходом у процесі проведення вимірювань буде або незначним, або взагалі відсутнім. Крім того враховуючи, що вимірювання проводитимуться за умов одного й того самого звужуючого  пристрою, шорсткість його внутрішньої порожнини буде становити постійне значення, тому можна рахувати її відсутньою.

Якщо взяти до уваги той факт, що при проведенні визначення температури конденсації вологи, яка міститься в природному газі, за визначених умов може відбуватись конденсація і компонентів природного газу вуглеводневого ряду, то необхідні розрахунки було проведено для певної кількості найбільш характерних компонентів. Для проведення розрахунків обрано фізичні властивості наступних компонентів: метану (СН4), етану (С2Н6) , пропану (С3Н8), бутану (С4Н10), пентану (С5Н12), гексану (С6Н14) та вологи, як найбільш характерних компонентів, що можуть входити до складу природного газу. Якщо врахувати той факт, що деякі з компонентів вуглеводневого ряду можуть переходити в рідку фазу, для них було розраховано (знайдено) значення густини та в’язкості як для пароподібного так і для рідкого стану, а для вологи ще і твердого стану (крига). Однак слід зазначити і той факт, що при проведенні вимірювань температури початку конденсації вологи не має великого значення ідентифікації конкретного компоненту вуглеводневого ряду, що в промислових умовах, як показує практика, дуже важко зробити. 
При проведенні розрахунків [32; 135, с. 8-11] були використані стандартні значення параметрів густини та в’язкості для складників вуглеводневого ряду і вологи[16; 18; 27; 35; 55; 56; 58;  63; 68, с. 140-141; 79; 89; 112; 115; 119, с. 570-571; 148]. Результати розрахунків представлені в таблиці 2.1. Надалі з використанням даних про густину та в’язкість найбільш характерних складників природного газу було розраховано число Рейнольдса та значення різниці тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою. Конденсаційний метод [31] передбачає необхідність проведення вимірювання у 
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визначеному температурному діапазоні, який набуває досліджуваний газ. Тому розрахунок параметрів індивідуальних компонентів природного газу проводились для температурного діапазону від мінус 30 ºС до 20 ºС. В більшості випадків, обмеження температури в ньому обумовлено достатністю контролю параметрів конденсації компонентів природного газу в цьому діапазоні для промислових умов. 
Для обрання оптимального значення діаметру звужуючого  пристрою ці розрахунки були проведені для діапазону діаметрів від 0,1 до 0,4 мм. Цей діапазон було визначено оптимальним з огляду на лінійність залежності перепаду тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою та достатнього діапазону значень фізичних величин для змоги їх вимірювання [52].

При проведенні розрахунків можливих значень різниці тисків та побудові відповідних графіків було прийнято деякі умовності:

– розрахунки зроблено для умов нормального тиску з огляду на те, що теплофізичні параметри компонентів природного газу, які знаходяться в пароподібному стані, з підвищенням тиску змінюються майже однаково для компонентів вуглеводневого ряду та досить однаково різняться за значенням від тих параметрів компонентів природного газу, що знаходяться в рідкому або твердому стані;

– теплофізичні параметри компонентів природного газу, які знаходяться в рідкому стані, майже не змінюються при підвищенні тиску, крім того, їх змінення відбувається пропорційно;

– змінення термодинамічних умов, зокрема тиску, в обраному діапазоні температур може призводити до фазових переходів компонентів природного газу від газоподібного стану до рідкого, що призведе до змінення лише температур початку утворення рідкої фази відповідного компоненту але майже не вплине на показники його густини та в’язкості, якщо він знаходиться в рідкому стані. 

Розраховані значення параметрів густини та в’язкості наведено в таблиці Б.1 та відображено на графіках (рис. 2.6–2.9). Розрахунок було зроблено для компонентів, які перебувають у пароподібному стані, але, враховуючи можливість фазових перетворень в напрямку пар → рідина, вони були зроблені і для компонентів, які можуть знаходитись в рідкому стані.

Використовуючи отримані дані фізичних параметрів окремих компонентів природного газу, були розраховані дані (табл. 2. 2) про перепад тисків між входом та виходом звужуючого пристрою (рис. 2.10–2.15).
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Рис. 2.6 Графік залежності густини компонентів природного газу, які перебувають у пароподібному стані від температури 
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Рис. 2.7. Графік залежності кінематичної в’язкості компонентів природного газу, які перебувають у пароподібному стані від температури
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Рис. 2.8. Графік залежності густини компонентів природного газу, 
які можуть перебувати у рідкому стані від температури
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Рис. 2.9. Графік залежності кінематичної в’язкості компонентів природного газу, які можуть перебувають в рідкому стані від температури
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Рис. 2.10. Залежність перепаду тиску між входом та виходом звужуючого пристрою діаметром 0,1 мм. при русі його внутрішньою порожниною компонентів природного газу в пароподібному стані від температури
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Рис. 2.11. Залежність перепаду тиску між входом та виходом звужуючого пристрою діаметром 0,2 мм. при русі його внутрішньою порожниною компонентів природного газу в пароподібному стані від температури
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Рис. 2.12. Залежність перепаду тиску між входом та виходом звужуючого пристрою діаметром 0,1 мм. при русі його внутрішньою порожниною компонентів природного газу в рідкому стані від температури
[image: image22.emf]0

0,05

0,1

0,15

0,2

0,25

0,3

1 2 3 4 5 6

температура, С

МПа

бутан пентан гексан вода


Рис. 2.13. Залежність перепад тиску між входом та виходом звужуючого пристрою діаметром 0,2 мм. при русі його внутрішньою порожниною компонентів природного газу в рідкому стані від температури
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Рис.2.14. Залежність перепаду тиску між входом та виходом звужуючого пристрою діаметром 0,1 мм. при русі його внутрішньою порожниною вуглеводневого компоненту та вологи від температури
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Рис. 2.15. Залежність перепаду тиску між входом та виходом звужуючого пристрою діаметром 0,2 мм. при русі його внутрішньою порожниною вуглеводневого компоненту та вологи від температури
При аналізі графічного відображення розрахованих значень перепаду тисків за різних умов можна стверджувати, що:

– обрання значення діаметру звужуючого пристрою в діапазоні значень від 0,1 мм. до 0,2 мм. надає можливість забезпечити похибку вимірювання температури початку конденсації, яка обумовлена різністю термодинамічних умов на вході і виході звужуючого пристрою, в межах  від 0,1 ºС до 0,2 ºС;

– різниця тисків між входом та виходом звужуючого пристрою за умов відсутності конденсації (в “сухому” стані) у порівнянні з його значенням за умов конденсації вуглеводневих компонентів, а тим більше вологи, значно відрізняються;

– різниця значень перепаду тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою за умов конденсації будь якого з компонентів є майже незмінним порівняно з різницею для різних компонентів в обраному температурному діапазоні;

– різниця значень перепаду тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою за умов конденсації будь-якого з компонентів вуглеводневого ряду мало відрізняється від різниці за умов конденсації будь-яких вуглеводневих компонентів та вологи;

– різниця значень перепаду тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою за умов кристалізації компонентів природного газу (крига, кристалогідрат) значно відрізняється від значень при конденсації будь-яких компонентів і може становити значення, що дорівнюють значенням тиску у вимірювальній системі.

Якщо узагальнити результати проведених розрахунків та результати їх аналізу, можна зробити такі висновки:

– значення діаметру звужуючого пристрою від 0,4 мм. до 0,6 мм. дозволяє задовільно проводити ідентифікацію процесу переходу в рідку фазу компонентів вуглеводневого ряду і вологи та утворення сполук в твердому стані в середовищі природного газу; 

– рівень різниці тисків, що виникає між входом та виходом звужуючого  пристрою, завдяки переходу в рідкий стан компонентів вуглеводневого ряду може виявитись незначним для детальної ідентифікації компоненту, що за умов розробки не є обов’язковим;
– рівень різниці тисків, що виникає між входом та виходом звужуючого  пристрою, завдяки переходу компонентів природного газу в рідкий та (або) твердий стан має достатнє значення для його вимірювання з достатньою ймовірністю;
– рівень різниці тисків, що виникає між входом та виходом звужуючого  пристрою, завдяки переходу компонентів природного газу в рідкий та (або) твердий стан забезпечує ідентифікацію проходження цих процесів з достатньою часткою ймовірності.

  Аналіз залежностей показаних на рис. 2.6 – рис. 2.15 дозволяє стверджувати, що:
– різниця тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою значною мірою залежить від агрегатного стану окремих компонентів природного газу, причому різниця сягає декількох порядків;

– різниця тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою при утворенні в ньому вологи в рідкому стані значно відрізняється за значенням від того ж параметру при наявності у вимірювальному газопроводі будь-якого іншого компонента природного газу, крім того, при переході вологи в твердий стан різниця тисків набуває максимального значення, яке є сумірним з робочим тиском на вході до звужуючого  пристрою;

– наявність у внутрішній порожнині звужуючого пристрою вологи в рідкому та (або) твердому стані (процес конденсації) викликає змінення перепаду тисків між його входом та виходом, яке можна виміряти; 

– при використанні звужуючого  пристрою з діаметром від 0,4 мм. до   0,6 мм. крім можливості легко визначити момент виникнення в його порожнині вологи в тому чи іншому агрегатному стані, є ще й можливість відрізнити виникнення її від присутності інших компонентів природного газу, що можуть перейти у рідкий стан за певних термодинамічних умов.

2.4 Розробка способу реалізації конденсаційного методу для ідентифікації конденсованих компонентів природного газу 

У відповідності до запропонованого методу, у вимірювальну камеру гігрометру спрямовують потік газу, що досліджується, зі швидкістю (витратою) від 1 дм3/хв. до 3 дм3/хв., яка виміряна за умов атмосферного тиску при повністю відкритому вхідному вентилі гігрометру. При цьому здійснюють охолодження конденсаційної поверхні зі швидкістю, яка не перевищує 2 ºС/хв. 

Для проведення порівняльної оцінки природи речовини, що сконденсувалася на конденсаційній поверхні в процесі вимірювання, було запропоновано конструкцію конденсаційної поверхні, яка дозволяє сконденсувати та кристалізувати компоненти газу, що досліджується, (зокрема й вологу) та ідентифікувати їх наявність з огляду на конструкцію конденсаційного вузлу та методику проведення вимірювання. 

Представимо конденсаційну поверхню у вигляді внутрішньої поверхні газопроводу деякого діаметру з ділянкою, яка може бути нагрітою або охолодженою (рис. 2.16).
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Рис. 2.16. Пневматична схема звужуючого пристрою
Газ, що досліджується, надходить до вимірювальної камери з газопроводу 1 через запірний вентиль 2. Вимірювальна камера представляє собою деякий трубопровід 4 з внутрішнім діаметром d, який має на своїй зовнішній поверхні ділянку довжиною L, що може бути охолодженою або нагрітою за допомогою пристрою 3. Між входом та виходом вимірювальної камери вимірюється тиск р1 і р2 відповідно. Вентилем 5, що встановлений на виході трубопроводу 4, регулюють витрату досліджуваного газу крізь вимірювальну камеру за показами вимірювача витрати 6, після чого “відпрацьований ” газ скидається до атмосфери через свічку. 
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Рис. 2.17. Схема проходження газу звужуючим пристроєм за умов відсутності конденсованої вологи

При проведенні вимірювання відповідно до вимог конденсаційного методу [31] на початковому етапі внутрішня поверхня звужуючого  пристрою є вільною для протікання газу, що досліджується (рис. 2.17).

При охолоджені, ділянка газопроводу довжиною L з часом набуває температури рівноважного стану пари вологи, яка є присутньою газі, що досліджується. При досягненні ділянкою звужуючого пристрою цієї температури на його внутрішній поверхні розпочинається процес конденсації вологи (рис. 2.18).
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Рис. 2.18 Схема проходження газу звужуючим пристроєм за умов наявності конденсованої вологи

Наявність сконденсованої вологи у вільному перетині охолодженого звужуючого  пристрою призведе до порушення руху потоку газу його порожниною і, як наслідок, до зміни напору крізь вимірювальний газопровід. Про втрату напору можна дистанційно спостерігати за зміною різниці тисків між входом та виходом [image: image109.png]


звужуючого  пристрою. Змінення різниці тисків буде пропорційною кількості речовини, що утворилась у вільному перетині звужуючого  пристрою та її природи. 
Однак, для практичної реалізації конденсаційний вузол має відповідати дещо специфічним вимогам, з огляду на можливість виготовлення та обслуговування його в процесі експлуатації.  З метою вдосконалення розрахункової моделі та забезпечення її практичного застосування,  виконання встановлених вимог щодо можливості встановлення відповідного діаметру звужуючого пристрою та надання доступу до його внутрішньої порожнини в конструкцію вузла введено додатковий елемент -  регулюючу голку 1 (рис. 2.19). Відповідно до методу вимірювальна камера являє собою деякий газопровід діаметром d, внутрішньою порожниною якого рухається газ. На його поверхні існує ділянка довжиною L, яка може бути охолодженою за допомогою пристрою 3. Між входом та виходом вимірювальної камери вимірюють тиски р1 та р2. 

Введення до складу конструкції додаткового елементу забезпечило практичну реалізацію звужуючого  пристрою та дозволило отримувати при виробництві звужувальні пристрої з ідентичними характеристиками. Завдяки конструктивному виконанню регулююча голка може бути переміщеною в повздовжньому напрямку, що призводить до змінення площини перерізу вільного простору внутрішньої порожнини звужуючого  пристрою, яке дозволяє змінювати внутрішній діаметр пристрою.  Крім того, було забезпечено отримання зразків з ідентичними параметрами, які можна змінювати в процесі налаштування пристрою. 

Наявність рухомого елементу спрощує процес механічного очищення внутрішньої порожнини звужуючого  пристрою від механічних домішок. Одночасно вона дозволяє з достатньою для практики точністю встановлювати діаметр звужуючого пристрою. Якщо прийняти до уваги сталість витрати досліджуваного газу крізь вимірювальний газопровід, це забезпечує встановлення достатнього значення перепаду тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою в «сухому» стані.

Запропоноване конструктивне виконання конденсаційного вузлу має переваги порівняно з традиційним. Ці переваги полягають у відсутності (або зведенні до мінімуму) похибки визначення температури газу, що охолоджується за рахунок теплового контакту з конденсаційною поверхнею; у підвищенні швидкості реакції на початок конденсації компонентів газу, що досліджується; у відносно високій роздільній спроможності при ідентифікації компонентів природного газу, які були сконденсовані. 
Наявність сконденсованих компонентів реєструється за виникненням різниці тисків між входом та виходом звужуючого пристрою. Можливість регулювання геометричних розмірів вільного перетину пристрою шляхом переміщення регулюючої голки в поздовжньому напрямку дає змогу змінювати чутливість пристрою та визначати початок процесу конденсації.

Завдяки застосуванню зазначеного способу вимірювання можна визначити природу сконденсованого компоненту, виходячи з його фізичних властивостей (густини та в’язкості), і позбутись впливу стану конденсаційної поверхні на можливість ідентифікації процесу конденсації вологи.

Таким чином, при використанні наведеного способу визначення процесу конденсації компонентів природного газу та відповідного конструктивного виконання конденсаційного вузлу можна позбутися недоліків, які мають вимірювачі, що використовують конденсаційно-термометричний метод вимірювання.

2.5 Висновки за другим розділом

За результатами оцінки способів реалізації конденсаційного методу визначення температури точки роси вологи було обрано його реалізацію в динамічному режимі, що дозволить визначати температури конденсації та кристалізації компонентів природного газу протягом одиничного циклу вимірювання. Виконано аналіз існуючих технічних рішень і розроблених вимірювачів для визначення температури точки роси вологи та обрано оптимальні варіанти реалізації окремих функціональних вузлів вимірювача температури точки роси вологи та гідратоутворення, який є основною складовою вимірювальної системи. 

Обґрунтовано можливість використання чинників густини та в’язкості компонентів природного газу для забезпечення однозначної ідентифікації процесу конденсації цих компонентів в діапазоні тисків від 0,5 МПа до 7,5 МПа та температур точок роси від мінус 20 ºС до 25 ºС. Однозначність ідентифікації конденсованих компонентів забезпечується достатньо великим розкидом відношень значень густини вологи до густини гексану до 1,52 і відношення значень в’язкості до 19,1. Врахування значень густини та в’язкості конденсованих компонентів природного газу при використанні модифікованого рівняння Бернуллі дозволило встановити зв’язок різниці тисків між входом і виходом звужуючого  пристрою з фізичними властивостями конденсованих компонентів, що підтверджує можливість визначення фізичних властивостей густини та в’язкості сконденсованих компонентів природного газу з використанням методу перепаду тисків. Доведена можливість застосування методу перепаду тисків та його розповсюдження на клас вимірювачів вологості і необхідність розроблення нового методу ідентифікації процесу конденсації з врахуванням фізичних параметрів компонентів природного газу для реалізації цього методу.

Показано, що для реалізації можливості співставлення обраних фізичних властивостей конденсованих компонентів природного газу конденсаційну поверхню необхідно виконати у вигляді внутрішньої поверхні газопроводу деякого діаметру d з ділянкою L , яка може бути нагрітою або охолодженою. Обґрунтовано досяжність реалізації способу вимірювання, який враховує вплив компонентів природного газу на результати вимірювань його вологості шляхом реалізації конденсаційної поверхні у вигляді внутрішньої поверхні газопроводу, внутрішній діаметр якого обмежений значеннями від 0,1 мм до 0,4 мм, и довжиною 10 мм, за умов забезпечення визначення температури звужуючого пристрою та значення різниці тисків між його входом і виходом.

За результатами проведених розрахунків, визначено, що при зміненні діаметру вільного перетину звужуючого  пристрою, які викликані наявністю в ньому сконденсованих компонентів, різниця тисків між його входом та виходом змінюється на значення від 53,3 КПа до 14,8 КПа. Чутливість та роздільна здатність засобу визначення різниці тисків складає 0,1 КПа, що становить менше 1 % і дозволяє здійснювати інструментальне визначення значень різниці тисків. 

3. теоретичнІ основИ ідентифікації процесу конденсації та кристалізації компонентів природного  ГАЗУ на основі методу перепаду тисків
3.1 Модель процесу конденсації і кристалізації компонентів природного газу
За розрахованими значеннями різниці тисків у звужувальному пристрої, враховуючи вимоги до реалізації конденсаційного методу в динамічному режимі, розроблено модель проведення одиничного циклу вимірювання температури початку конденсації (кристалізації) компонентів природного газу у виді конденсаційної кривої. Конденсаційна крива представляє собою залежність різниці тисків між входом і виходом звужуючого пристрою у часі від його температури протягом одиничного вимірювання. 
Як правило, до складу природного газу входить близько 93% метану, тому можна знехтувати можливою конденсацією його за умов визначеного температурного діапазону. За таких умов може бути конденсована лише волога або домішки у вигляді інгібіторів. При моделюванні процесу вимірювання температури початку конденсації вологи, враховуючи вимоги стандартної методики проведення вимірювань [31], спроба схематично відтворити стан основних параметрів вимірювальної системи протягом одиничного циклу вимірювання в часі (рис. 3.1) дала позитивний результат. При побудові моделі конденсації дотримано вимог нормативних документів до реалізації конденсаційного методу, відповідно до яких процес визначення температур конденсації та кристалізації проводиться в три етапи: перший – охолодження звужуючого пристрою з метою визначення початку процесу конденсації; другий – визначення температур конденсації і кристалізації компонентів природного газу при подальшому охолодженні, які відповідають температурам конденсації вуглеводневих компонентів, вологи та гідратоутворення відповідно; третій – визначення температур початку випаровування сконденсованих компонентів при нагріванні звужуючого пристрою.

Відповідно до вимог реалізації конденсаційного методу [31], цикл проведення вимірювання представлено таким чином. На початковому етапі значення температури звужуючого пристрою відповідає температурі в точці 1 (див. рис. 3.1), поточний рівень різниці тисків (точка 1), який виміряний між його входом і виходом, становить мінімальне значення тому, що на цьому етапі конденсація вологи є відсутньою і газопровід знаходиться в “сухому” стані тобто за відсутності в його порожнині конденсованих компонентів. 
За розрахованими значеннями цей рівень становить значення 0,023 МПа для вказаного діапазону температури. На першому етапі проведення вимірювання (етап І) розпочинають процес охолодження звужуючого пристрою зі швидкістю 5 ºС/хв. Внутрішньою порожниною звужуючого пристрою рухається досліджуваний газ зі значенням витрати  0,06 м3/год. (яку було обрано при проведенні розрахунків). При досягненні температури газу, що рухається внутрішньою порожниною звужуючого пристрою, температури рівноважного стану вологи, яка міститься в його складі в певній кількості, розпочинається процес її конденсації (етап ІІ). Наслідком появи у внутрішній порожнині звужуючого пристрою вологи в рідкому стані є підвищення різниці тисків між входом та виходом звужуючого пристрою (точка 2). Розраховане значення різниці тисків становить значення близько 0,24 МПа. Температура в точці 2 відповідає температурі початку конденсації вологи. При подальшому охолодженні волога, що утворилась у внутрішній порожнині звужуючого пристрою в рідкому стані, при досягненні температури, яка відповідає температурі в точці 3, переходить у твердий стан (перетворюється у кригу). Наслідком наявності у внутрішній порожнині звужуючого пристрою вологи в твердому стані становиться максимальне збільшення виміряного значення різниці тисків між його входом та виходом.
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Рис. 3.1. Умовна діаграма конденсації та кристалізації вологи в природному газі 

З урахуванням того факту, що крига перекриває внутрішню порожнину звужуючого  пристрою, значення різниці тиску буде становити значення, яке дорівнює значенню тиску газу на вході до звужуючого  пристрою 1,6 МПа (точка 3”). Відповідно до вимог реалізації конденсаційного методу, на цьому етапі розпочинається нагрівання звужуючого пристрою з наявними в його внутрішній порожнині сконденсованими та кристалізованими сполуками (етап ІІІ). При температурах звужуючого  пристрою, які відповідають температурам в точках 3” та 2” розпочинається процес переходу вологи в рідкий та пароподібний стан відповідно. Температура в точці 2” є температурою випаровування вологи. Після того, як волога випарувалась і різниця тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою зменшилась до її початкового значення, цикл процесу вимірювання рахують закінченим. Згідно до методики [31] розраховують значення температури точки роси вологи як середнє арифметичне значення температури початку конденсації та випаровування. 
У тому разі, коли в складі природного газу є присутніми компоненти вуглеводневого ряду, що знаходяться в достатній кількості, і за визначених умов можуть бути сконденсованими при температурах вищих за температуру конденсації вологи, яка є наявною в складі газу, умовна діаграма буде мати дещо інший вигляд (рис. 3.2).
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Рис. 3.2. Умовна діаграма конденсації та кристалізації вологи в природному газі з урахуванням конденсації вуглеводневого компоненту 

На відміну від попереднього випадку, додатково з’явиться ще одна точка, яка відповідає зміненню виміряного значення різниці тиску та відповідно температурі початку конденсації вуглеводневого компоненту. Температура в точці 2.1 відповідає температурі початку конденсації вуглеводневого компоненту, а в точці 2.2 температурі початку конденсації вологи. 

В якості вуглеводневого компоненту, який міститься в природному газі, при проведенні розрахунків був обраний гексан з таких міркувань: по-перше, він може бути сконденсованим при температурах вищих за температуру конденсації вологи, по-друге, його наявність у рідкому стані призводить до максимального за значенням збільшення різниці тисків між входом та виходом звужуючого пристрою, тобто цей варіант є найскладнішим для виявлення різниці процесу конденсації вологи на фоні наявних компонентів вуглеводневого ряду в рідкому стані.

З урахуванням аналізу результатів розрахунків, було визначено основні вихідні вимоги для створення дослідного зразку вимірювача, який використовує запропонований метод ідентифікації процесу конденсації та (або) кристалізації компонентів природного газу і, насамперед, вологи та допустимий діапазон температур його функціонування:
– витрата газу крізь вимірювальний газопровід відповідно до вимог реалізації конденсаційного методу [31] має становити значення від 1 дм3/хв. до 3 дм3/хв.;
– діапазон робочих тисків, при яких вимірювач забезпечує визначення температур початку конденсації, має становити значення від 2 кг/см2 до 75 кг/см2, що відповідає типовому діапазону тисків, з яким працюють більшість об’єктів газовидобувної та газотранспортної галузі;
Температура конденсації вологи та інших компонентів природного газу в достатній мірі залежить від його тиску [53]. Таким чином, між температурами, при яких починається процес конденсації на початковій ділянці та в кінці звужуючого  пристрою, різниця тим більше, чим більшою  є різниця тисків в його “сухому” стані (при відсутності конденсованих компонентів). Значення похибки визначається за розрахунками [31], і для зони середніх тисків похибка становить 0,1 ºС на кожні 0,1 кг/см2 тиску газу. Якщо використовувати різницю тисків в “сухому” стані від 0,1 кг/см2 до     0,2 кг/см2, то й похибка визначення температури початку конденсації природного газу буде зменшена до значень від 0,1 ºС до 0,2 ºС. Зазначену різницю тисків можна отримати завдяки встановленню значення діаметру звужуючого  пристрою в межах від 0,18 мм до 0,6 мм. Крім того, наявність у функції залежності різниці тисків від діаметру газопроводу ділянки з майже лінійною залежністю [53] має спростити обробку виміряних значень різниці тиску та полегшити ідентифікацію компонентів, що утворились у внутрішній порожнині звужуючого  пристрою.

Слід зазначити, що до складу природного газу крім компонентів в розчиненому (пароподібному) стані можуть входити механічні домішки, які здатні накопичуватися у вільному перетині звужуючого пристрою. Природно, що чим меншим є діаметр звужуючого  пристрою, тим більшою  є ймовірність швидкого накопичення механічних домішок та ускладнення проведення вимірювань. Якщо збільшити початковий діаметр звужуючого  пристрою, то можна збільшити термін експлуатації пристрою без його зупинки для проведення технічного обслуговування. Таким чином, обрано діаметр звужуючого пристрою 0,6 мм.  
Таким чином, при створенні моделі конденсації та кристалізації компонентів природного газу доведено, що змінення рівня різниці тисків між входом і виходом звужуючого пристрою при конденсації та кристалізації окремих компонентів відбувається з різною швидкістю та на різні значення, що є наслідком відмінності фізичних властивостей компонентів і надає можливість їх ідентифікації. 

3.2 Розробка методу ідентифікації процесу конденсації і кристалізації компонентів природного газу 
При початкових випробуваннях було встановлено, що проведення ідентифікації процесу конденсації вологи на фоні можливої конденсації вуглеводневих компонентів природного газу лише за рівнем різниці тисків між входом та виходом звужуючого пристрою є недостатнім для визначення вологи, а ще є необхідність врахування швидкості змінення виміряного значення різниці тисків. Тому, для забезпечення роботи вимірювача в автоматичному режимі було розроблено відповідний алгоритм обробки виміряних значень та роботи вимірювальної системи. Помічено, що процес конденсації вологи відрізняється від процесу конденсації вуглеводневих компонентів природного газу не лише за рівнем, але й за швидкістю збільшення перепаду тиску. Тому алгоритм враховує насамперед швидкість наростання сигналу (похідну за часом) та його значення при уповільненні наростання. Для спрощення представлення алгоритму розглянемо його для випадку вимірювання температури точки роси вологи за відсутності конденсації вуглеводневих компонентів. Алгоритм визначення та ідентифікації процесу конденсації вологи було дещо ускладнений і графічно його представлено на рисунку 3.3. 
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Рис. 3.3. Графічна інтерпретація алгоритму виділення характерних ознак конденсації 
На першому етапі розпочинається охолодження ділянки звужуючого  пристрою, при цьому проводиться спостереження за рівнем різниці тисків між його входом та виходом відносно умовно нульового, який був виміряний на початку процесу вимірювання. При досягненні ділянкою звужуючого  пристрою температури рівноважного стану вологи різниця тисків починає зростати, та як тільки вона досягає значення К розпочинається процес слідкування за збільшенням значення рівня різниці тисків за однакові проміжки часу. Дискретизація значень різниці тисків за однакові проміжки часу обрана з огляду на те, що змінення температури в часі підтримують рівномірним. Значення температури в точці К зберігають, як попередньо визначену температуру початку конденсації вологи. 
Метою проведення першого етапу, графічна інтерпретація якого наведена на рис. 3.3, є виділення характерних ознак конденсації компонентів природного газу за які прийнято максимальний елемент масиву:
(dРi/dT)max  =  (Рi+1 – Рi)/ΔT , i = 1, 2, …, n – 1,


 (3.1)
де  dРi – значення прирощення різниці тисків для і-го кроку дискретизації;
     dT – дискретне значення температури звужуючого пристрою,
n - кількість елементів цього масиву, для яких виконується умова змінення значення різниці тисків: 
|dРi/dT |> 0.





(3.2)
Перший етап розпочинається з початком збільшення рівня різниці тисків (рис. 3.3), при цьому розпочинається формування масиву даних, елементами якого є значення  прирощень різниці тисків для кожного кроку дискретизації за часом dt відповідно до формули:

                            dРi /dt = (Рi+1 – Рi)/Δt , i = 1, 2…n - 1. 
 
          

(3.3)
При графічній інтерпретації, за отриманими значеннями прирощень              (dРi, …, dРn) будують криву різниці тисків (рис. 3.4) як функцію часу з урахуванням рівномірної зміни температури звужуючого  пристрою, а саме: 
Т = ± kt +Т0 ,





(3.4)
де k – швидкість охолодження (нагрівання) ºС/хв.;
Т0 – початкова температура, ºС,
тому 
           dРi/dT = (Рi+1 – Рi)/ΔT , i = 1, 2,…, n - 1. 



(3.5)
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Рис. 3.4 Графічне представлення кривої різниці тисків як функції часу, яку побудовано за значеннями прирощень  - елементами масиву даних
Для математичної обробки формують масив значень прирощень рівня сигналу:
N = [ dРi/(dT), dРi+1/(dT)  … dРn/(dT)], i = 1, 2, …, n.                 (3.6)
При проведенні експериментальних досліджень було встановлено показники процесу конденсації різних компонентів природного газу –  діапазони значень відношення (dРi/dT)max та тривалості процесу конденсації n, і доведено, що порівняння їх значень забезпечує однозначну ідентифікацію процесу конденсації вологи за наявності в складі природного газу компонентів, які можуть бути сконденсованими при температурах, значення яких перевищує значення температури конденсації вологи.

Далі аналізують рівень значення сигналу на відрізках n та кількість ділянок, які мають однаковий часовий інтервал, прирощення різниці тисків до того моменту, коли прирощення становлять незначне, або нульове значення. Крім того знаходять елемент масиву (ΔUi…ΔUn-1) з максимальним значенням при умові, що зберігається тренд сигналу. У тому разі, коли рівень змінення різниці тисків та кількість ділянок становить задовільне значення  відбувається так зване підтвердження значення температури конденсації вологи, яке було збережене, та розпочинається процес нагрівання звужуючого  пристрою з метою визначення температури випаровування вологи. Алгоритм пошуку температури випаровування схожий на попередній лише з тією різницею, що на початковій стадії відслідковується від’ємне змінення різниці тисків. При досягненні температури звужуючого пристрою температури точки В попередньо зберігається значення температури початку випаровування вологи та далі, як у першій частині, відбувається підтвердження її значення протягом певної кількості часових відрізків. Після того, як температуру випаровування було підтверджено, відбувається перевірка різниці температур конденсації та випаровування і, якщо вона становить значення менші ніж 3 ºС [31], розраховують значення температури точки роси вологи для кожного з проведених вимірювань за формулою:
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де tTPi – температура точки роси, яку визначено в процесі і-го вимірювання; 

 tKi – температура початку конденсації;

 tИi – температура випаровування. 

Перебільшення різниці температур конденсації та випаровування встановленої межі свідчить про можливі помилки в проведенні вимірювання або в виконанні алгоритму, тому результат такого вимірювання рахують умовним та не враховують при розрахунку середнього значення температури точки роси.

Акцент на виконання умов відповідності максимального значення елементу масиву (ΔUi…ΔUn-1) та кількості ділянок n з обраною дискретизацією ΔТ зроблено тому, що при наявності в складі природного газу вуглеводневих компонентів, які мають температуру конденсації вищу за значенням ніж температура конденсації вологи, значення обраних значень для інших компонентів може не задовольняти цій умові. 
Як показали розрахунки, рівень змінення різниці тисків залежить від особливостей фізичних параметрів компонентів або сполук, що конденсуються у вільному перетині звужуючого  пристрою. Було оброблено результати більше 400 експериментів та спостережень і встановлені найбільш характерні ознаки процесу конденсації основних компонентів природного газу, а саме компонентів вуглеводневого ряду, та головне їх різницю порівняно з конденсацією вологи. Якщо узагальнити результати проведених досліджень та проведення вимірювань, у випадку наявності в складі природного газу компонентів вуглеводневого ряду, які мають температуру конденсації вищу за температуру конденсації вологи, то отриману конденсаційну криву та результати обробки даних за наведеним алгоритмом можна представити у вигляді графіків, наведених на рис. 3.5 та рис. 3.6. Як і в попередньому випадку (див. рис. 3.3) при виконанні алгоритму визначення температури точки роси вологи є наявними спільні риси поведінки значення різниці тисків. Але, на противагу раніше  розглянутому виконанню алгоритму, має місце визначення двох точок К1 і К2, які відповідають температурі початку конденсації вуглеводневого компоненту та вологи.
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Рис. 3.5. Графічна інтерпретація алгоритму виділення характерних ознак конденсації  за наявності вуглеводневого компоненту
Точки В1 і В2 відповідають температурам випаровування компонентів, що були сконденсовані. Після обробки масиву даних розрахованої похідної рівня різниці тисків достатньо легко виділити дільниці, які відповідають процесу конденсації вологи. 

Після моделювання процесу обробки результатів вимірювань рівня різниці тисків за розробленим алгоритмом, було оброблено конденсаційну криву, отриману в процесі проведення дослідження процесу конденсації. На рис. 3.7 зображено результати обробки конденсаційної кривої для умов наявності в складі природного газу вуглеводневих компонентів, які конденсуються за значенням температури вищим за температуру конденсації вологи. 

Таким чином, після обробки відповідно до запропонованого алгоритму достатньо легко ідентифікувати процес конденсації вологи навіть в умовах конденсації компонентів вуглеводневого ряду. Крім того, якщо починається змінення різниці тисків зі значною амплітудою та постійним зміненням сигналу (рис. 3.3) при наявності вологи в рідкому стані (що притаманно лише волозі) ідентифікація процесу конденсації значно полегшується.

Наступним етапом проводиться ідентифікація сконденсованих або кристалізованих компонентів. Вихідними даними для проведення ідентифікації є визначені на попередньому етапі дані про кількість елементів масиву N=[1,2…n]  та максимальне значення його елементу ΔРmах. Для проведення ідентифікації використано метод розпізнавання образів [130].  
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Рис. 3.6 Графічне представлення кривої різниці тисків, як функції часу,  яку побудовано за значеннями прирощень

Рис. 3.7. Приклад обробки експериментальної конденсаційної кривої 
Розпізнавання образів — це віднесення вихідних даних до певного класу за допомогою виділення істотних ознак, що характеризують ці дані, із загальної маси неістотних даних. Завдання, що виникають при побудові автоматичної системи розпізнавання образів, можна віднести до кількох основних областей. Перша з них пов’язана з представленням  вихідних даних отриманих як результати вимірювань для об’єкту, який підлягає розпізнаванню. Кожна виміряна величина являє собою деяку характеристику образу або об’єкту. Результати вимірювань можна представити у вигляді вектору вимірювань або вектору образу 
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, де кожний елемент приймає значення хі. Множина образів, які належать одному класу, відповідає сукупності точок розсіяних в деякому просторі вимірювань. Для наведення спрощеного прикладу роботи алгоритму ідентифікації компонентів природного газу визначимо чотири основні класи об’єктів: ω1 – ознаки конденсації вологи, ω2 – ознаки конденсації вуглеводневих компонентів, ω3 – ознаки конденсації багатоатомних спиртів та ω4 – ознаки процесу кристалізації. Відповідно  вектори образів мають вигляд: 
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де:  х1 ‒ параметр, визначений кількістю елементів масиву n;

       х2 ‒ параметр, визначений максимальним значенням елементу масиву ΔРmах.
Друга задача розпізнавання образу пов’язана з виділенням характерних ознак або властивостей з отриманих вихідних даних та зниженням розмірності векторів образів. Цю задачу частіше визначають як задачу попередньої обробки та вибору ознак.


Як зазначалось раніше, процесу конденсації кожного компоненту природного газу відповідають відповідні діапазони значень тривалості процесу конденсації та максимального значення елементу масиву. Ці значення були отримані дослідним шляхом при проведенні більш 400 процесів визначення температур початку конденсації та кристалізації компонентів природного газу та зведені в таблицю 3.1.

Таблиця 3.1 – Значення показників вектору образу для обраних класів стану процесу конденсації

	Ознаки
	Діапазони значення параметрів

	
	х1max
	х1min
	х2max
	х2min

	ω1
	8
	12
	4
	23

	ω2
	2
	4
	1
	5

	ω3
	10
	25
	1
	2

	ω4
	6
	8
	40
	60


 Графічне відображення класу образів проведено з міркувань, що кожна точка діапазону значень параметрів може бути окремим значенням (рис. 3.8). Таким чином, розроблено новий метод ідентифікації процесу конденсації компонентів природного газу, який враховує відмінності значень та швидкості змінення рівня різниці тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою в процесі конденсації.


Запропонований метод може бути реалізований на основі визначення характерних ознак конденсації (кристалізації) компонентів природного газу шляхом математичної обробки отриманих значень різниці тисків відповідно до розробленого алгоритму.
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Рисунок 3.8. Графічне відображення класу образів

3.3 Розробка алгоритму вимірювання температури початку конденсації і кристалізації компонентів природного газу

Як вже зазначалось, в загальному вигляді, алгоритм проведення одиничного вимірювання відповідає вимогам до реалізації конденсаційного методу вимірювання, однак його було удосконалено - до нього були включені додаткові кроки. Регламентований нормативними документами [31] алгоритм реалізації конденсаційного методу передбачає визначення лише температури початку конденсації та випаровування вологи. Однак цього недостатньо для виключення впливу на визначення значення температури точки роси вологи процесу конденсації  домішок, які містяться у складі природного газу. З огляду на це, до алгоритму роботи вимірювальної системи були додані етапи визначення температур початку конденсації та випаровування домішок та температури утворення (кристалізації) та руйнування (рекристалізації) сполук, що утворюються в твердій фазі.  Внесення додаткових функцій дещо змінило стандартний алгоритм проведення одиничного вимірювання, що відображено у загальному вигляді  для створеної вимірювальної системи, можна зобразити за допомогою блок-схеми наведеної на рис.3.9. у вигляді штрихового виділення. Таким чином, за програмні функції, які реалізують запропонований метод ідентифікації процесу конденсації та кристалізації компонентів природного газу, надають можливість змінити алгоритм проведення одиничного вимірювання з метою виключення впливу наявних домішок на результат визначення вологості природного газу.
Загальний алгоритм роботи вимірювальної системи реалізований в програмному вигляді та складається з 237 функцій, які забезпечують:

- взаємодію вузлів вимірювальної системи та її виконуючих пристроїв;

- визначення фізичних параметрів стану окремих вузлів вимірювальної системи;

 - керування процесом змінення температури звужуючого пристрою звужуючого  пристрою;

- обробку виміряних значень та даних про стан вимірювальної системи  відповідно до методу ідентифікації процесу конденсації та кристалізації;

- зберігання проміжних розрахованих та довідкових даних; 

- зберігання результатів проведених вимірювань; 
- обмін даними всередині вимірювальної системи та зовнішніми узгоджуючими пристроями; 

- індикацію поточного стану вимірювальної системи, значення елементів налаштування, проміжних та остаточних результатів вимірювань; 

- проведення калібрування вимірювальних каналів та налаштування виконуючих пристроїв;

- сортування та перегляд результатів проведених вимірювань.

Очевидно, що детальне представлення алгоритму роботи вимірювальної системи в графічному вигляді є достатньо громіздким, тому його можна представити у загальному укрупненому вигляді, як наведено на рис. 3.10
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Рис. 3.9. Загальна блок-схема алгоритму визначення температур конденсації та кристалізації компонентів природного газу
Комплекс програмних продуктів для забезпечення роботи вимірювальної системи був реалізований в програмному середовищі С++ та компільований для використанні в комплекті з ПЕОМ та у вигляді блоку коду який використовується для програмування мікроконтролеру. Розроблене програмне забезпечення дозволяє: 

- реалізувати процес вимірювання умов конденсації і кристалізації та реалізацію раніше наведених функцій для складових частинах вимірювальної системи;

- проводити визначення умов конденсації і кристалізації в режимі керування процесом вимірювання з підключеної ПЕОМ;

- здійснювати передавання даних до ПЕОМ з можливістю їх сортування та друку у вигляді звіту;

- здійснювати передавання даних до віддаленого серверу за допомогою GSM протоколу та відповідного устаткування.
Таким чином, розроблене та реалізоване програмне забезпечення дозволяє реалізувати розроблений алгоритм проведення вимірювань та забезпечити виконання  вимог до сучасної вимірювальної системи.
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3.4 Розробка науково-методичних засад щодо вимірювання температури початку утворення рідкої та твердої фази компонентів природного газу 
Для створення вимірювача, який використовує метод перепаду тисків між входом та виходом звужуючого пристрою для ідентифікації процесу конденсації та (або) кристалізації компонентів природного газу у вигляді дослідного зразку, було реалізовано дві частини: пневматичну та електричну.

Пневматична система має забезпечувати: 

– можливість встановлення діаметру звужуючого пристрою в необхідних межах та при необхідності забезпечення доступу до його внутрішньої порожнини і зони конденсації для проведення очищення від можливої наявності механічних домішок; 

– потрапляння проби газу з контрольованого середовища до звужуючого  пристрою з мінімальним зміненням термодинамічних параметрів, а саме мінімізувати падіння тиску та температури газу, що досліджується;

– можливість встановлення первинних перетворювачів значень перепаду тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою та температури звужуючого  пристрою, внутрішня поверхня якого є конденсаційною поверхнею;

– контроль значення тиску газу, що досліджується, який рухається внутрішньою порожниною звужуючого  пристрою;

– встановлення та контроль витрати досліджуваного газу крізь вимірювальний газопровід та можливість скидання відпрацьованого газу до систем з більш низьким тиском ніж у вимірювальному газопроводі.

У свою чергу, електрична частина має забезпечувати:

– можливість контролю та обробку даних, що отримані від первинних перетворювачів фізичних величин з достатньою роздільною здатністю, ймовірністю та оперативністю;

- змінення температури звужуючого  пристрою та роботу пристрою в автоматичному режимі відповідно до алгоритму проведення вимірювань;

– обробку даних про значення та стан роботи вимірювача відповідно до визначеного алгоритму ідентифікації процесу конденсації та (або) кристалізації компонентів газу, що досліджується;

– зберігання даних про проведенні вимірювання та можливість інтегрування до АСК вищого рівня та забезпечення взаємодії з іншим вимірювальним обладнання. 

За рахунок досить великої та різнопланової кількості задач для пневматичної та електричної системи було прийнято рішення розташування елементів пневматичної та електричної схем вимірювача в окремих конструктивно самостійних блоках: газовому та електронному відповідно.

 Дещо специфічним вимогам повинен відповідати вимірювальний газопровід, який у відповідність до викладених вимог, виконано у вигляді звужуючого пристрою. Як зазначалось у першому розділі, конденсаційна поверхня виконана у вигляді внутрішньої поверхні трубопроводу певного діаметру з дільницею, яка може бути нагрітою або охолодженою. Крім того, має бути можливість змінення діаметру звужуючого  пристрою. 

Для практичної реалізації вимірювача та забезпечення вимог викладених для газового блоку запропоновано наступну пневматично-структурну схему (рис. 3.11). 
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Досліджуваний газ подається у вимірювач із газопроводу 1 через запірний вентиль 2. Вентиль 3 дає змогу здійснити продувку лінії подачі досліджуваного газу, виключаючи необхідність від’єднання її від вхідного штуцеру. Запірний вентиль 4 призначений для подачі досліджуваного газу крізь гравітаційний фільтруючий елемент 5 до звужуючого пристрою 13. За показаннями манометру 8 контролюється тиск газу, що досліджується, на вході у звужуючий пристрій. Рухаючись крізь вільний перетин звужуючого пристрою 13, геометричні розміри якого можна змінювати за допомогою регулюючої голки 14, досліджуваний газ, минаючи вентиль регулювання витрати газу 7 та індикатор витрати газу 9, вихідним газопроводом 11 потрапляє до атмосфери через свічку 10. Запобіжний клапан 12, який включено між входом та виходом диференціального датчика тиску 6, дає змогу виключити можливість руйнування останнього при різких змінах термодинамічних параметрів, які можуть виникнути в процесі проведення вимірювань.
Змінення температури звужуючого  пристрою контролюється датчиком температури, що встановлений у середині системи охолодження 15. Таким чином, всі вимоги до функціональних можливостей газового блоку було виконано.
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До електричної схеми вимірювача (рис. 3.12) входять: джерело електричного живлення та електронний блок вимірювача. Як джерело електричного живлення використовується АС/DC перетворювач, який здатний забезпечити вихідний струм до 3,5 А при напрузі 12 ± 10% В або акумуляторна батарея з номінальною напругою 12 В. 

До складу електричної схеми, яка розташована в електронному блоці, входять стабілізатори параметрів електричного живлення, які перетворюють вхідну напругу до значень необхідних для нормального живлення внутрішніх вузлів та виконуючих пристроїв вимірювача.

Після оброблення вхідної інформації від вузла узгодження, мікроконтролер, відповідно до виконуваної програми,  віддає команди керування виконуючими пристроями залежно від алгоритму проведення вимірювань. Вибір необхідної програми, змінення параметрів проведення вимірювань та запуск робочої програми здійснюється оператором за допомогою системи керування мікропроцесорним пристроєм. Проміжні дані та результати проведених вимірювань відображуються на цифровому індикаторі. 
3.5 Висновки за третім розділом

За результатами проведених досліджень розроблено модель проведення одиничного вимірювання у вигляді конденсаційної кривої, яка дозволяє визначити температури, при яких відбувається конденсація компонентів природного газу за різницею змінення тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою. Відношення розрахованої різниці тисків для компонентів природного газу і вологи в діапазоні температур від мінус 20 ºС до 20 ºС становить значення від 0,19 до 0,63, що дозволяє ідентифікувати сконденсовану вологу на фоні інших сконденсованих компонентів природного газу та виключити їх вплив на результати вимірювання.

Обґрунтовано, що ідентифікація конденсованих компонентів природного газу має здійснюватись в два етапи: формування масивів значень тривалості та швидкості змінення рівня різниці тисків при конденсації компонентів природного газу та ідентифікація конденсованих компонентів з використанням методу розпізнавання образів. Доведено, що розроблений метод дозволяє однозначно ідентифікувати конденсовані та кристалізовані компоненти природного газу та виключати вплив компонентів природного газу на результати вимірювань його вологості. 

За результатами проведених досліджень розроблено алгоритм роботи вимірювальної системи та програмне забезпечення, які дозволяють реалізувати вимоги до сучасної вимірювальної системи та розроблено науково-методичні рекомендації щодо вимірювання температури початку утворення рідкої та твердої фази компонентів природного газу, які враховані при створені дослідного зразку вимірювальної системи.

4. Синтез і моделювання вимірювальної системи
4.1 Функціональна схема вимірювальної системи визначення умов утворення рідкої та твердої фаз компонентів природного газу 

До складу функцій створеної вимірювальної системи входить визначення умов, зокрема температури, конденсації та кристалізації компонентів природного газу основною з яких є визначення температури конденсації та кристалізації вологи. Крім того для реалізації вимог, що висуваються до сучасної вимірювальної системи, вона реалізує функції збереження та обміну даними з технологічним устаткуванням та обладнанням, яке використовується на підприємствах газової промисловості. Таким чином, створена вимірювальна система в автоматичному режимі реалізує наступні функції: 

1. визначення умов конденсації:


-  вологи;


- вуглеводневих компонентів;


- одноатомних та багатоатомних спиртів;

2. визначення умов утворення:


- кристалогідратів;


- криги; 

3. візуалізацію визначених даних;

4. збереження визначених даних:

5. сортування та перегляд збережених протягом певного проміжку часу  даних;
6. передавання визначених даних до виконуючих пристроїв АСК.
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До функціональної схеми вимірювальної системи входять відповідні вузли, які забезпечують реалізацію наведених функцій. Узагальнену схему наведено на рис.4.1. 
Рис. 4.1. Узагальнена функціональна схема вимірювальної системи
Крім того, слід зазначити, що наведену схему можна трансформувати у необхідний для кожного конкретного випадку набір обладнання. Наприклад, використання вимірювальної системи, яка обмежена наявністю лише вимірювача температури точки роси відбувається в тих випадках, коли лише інформацію про стан параметру вологості природного газу є достатньою. При використанні системи в цьому режимі в процесі проведення вимірювання зчитування даних відбувається безпосередньо з індикатору вимірювача або при передаванні всього масиву збережених даних до ПЕОМ з подальшим їх сортуванням та роздруківкою звіту. Як правило, використання розробленої системи в даному вигляді проводиться в межах відповідальних випадків. 
Використання вимірювальної системи із забезпеченням передавання даних про проведені вимірювання на невелику відстань використовується в тих випадках, коли доступ до вимірювачів температури точки роси є обмеженим. 
У більшості випадків вимірювальна система в даній комплектації використовується для передавання даних про проведені вимірювання до диспетчерських служб, які розташовані на невеликій відстані і отримані дані фіксуються в добових звітах, як складова частина параметрів роботи технологічного обладнання. До складу інформаційно-вимірювальної системи в такій комплектації входять наступні складники (рис.4.2): 
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Рис. 4.2. Склад вимірювальної системи в разі передавання даних на незначні відстані

1 – вимірювач “ФОГ-*Г”;

2 – блок дистанційного прийому даних;

3 – перетворювач сигналу адаптованих до стандартів послідовної лінії передавання даних RS 232, RS 485 або перетворювач струмового виходу      від мА. 4 до 20 мА.;

4 – пристрій або система прийому даних, наприклад, ПЕОМ.
Більший інтерес представляє реалізація вимірювальної системи з забезпеченням передавання даних при проведенні вимірювання на великі відстані з можливістю їх інтегрування до систем керування технологічними процесами та збору та обробки даних. До складу вимірювальної системи в цій комплектації входять такі складники (рис. 4.3): 
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Рис. 4.3. Склад вимірювальної системи в разі передавання даних на значні відстані

1 – вимірювач “ФОГ-*Г”; 

 
2 – блок дистанційного прийому даних; 

3 – перетворювач сигналу адаптованого до стандарту послідовної лінії             

     
     передавання даних RS 232; 

 4 – GSM модеми вихідної та вхідної ліній передавання даних; 

 5 – пристрій або система прийому даних, наприклад, ПЕОМ. 
Зразок вимірювальної системи в складі ідентичному до наведеного використовується, наприклад, на установках комплексної підготовки природного газу. Передавання даних про проведені вимірювання здійснюється до диспетчерської служби компресорної станції, де, виходячи з показників якості природного газу, приймають рішення про його подавання до транзитного газопроводу. 

Основною складовою частиною вимірювальної системи, яка призначена для вимірювання температури точки роси вологи в природному газі, входить вимірювач “ФОГ-*Г”. Вимірювач призначений для визначення температури досліджуваного газу, при якій починається конденсація (температура точки роси)  або кристалізація компонентів чи технологічних домішок, що можуть бути присутніми в досліджуваному газі. Вимірювач може бути застосованим для визначення термодинамічних умов фазових переходів у природному газі, що знаходиться під тиском, на об’єктах газової промисловості. 

Вимірювач є малогабаритним, автономним засобом вимірювання періодичної або безперервної дії і призначений для роботи в переносному або стаціонарному режимах експлуатації на відкритому повітрі, а також у спеціальних і пристосованих приміщеннях (приладових кімнатах, боксах і т.і.) категорії вибухонебезпечності А/В-1.

Робочі умови експлуатації та технічні характеристики вимірювальної системи:
- температура навколишнього середовища від мінус 10 до 30 º С; 

- відносна вологість повітря не більше 98% при температурі 25 ºС;

- атмосферний тиск 84
[image: image33.wmf]¸

 106,7 кПа ( 630
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 800 мм. рт. ст.);

- температура зберігання та транспортування від мінус 40 до 40 º С;
- режим роботи вимірювача – періодичний або безперервний;



- тиск досліджуваного газу – 0,1 
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7,5 МПа ( 1 
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75 кг/см
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);

- діапазон визначення температури точки роси – від мінус 20 до 25ºС;

- напруга електричного живлення – 12 в. ± 5 %;

- електрична потужність не більше – 60 Вт;

- прилад охолодження – термоелектрична батарея; 
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Конструктивно вимірювач складається з двох блоків – газового 1 та електронного 2 (рис. 4.4). 

Рис.4.4. Зовнішній вигляд вимірювача “ФОГ-2Г”

Після того, як відповідні блоки було виготовлено та проведені необхідні випробування (гідравлічні, пневматичні), проведено пробні вимірювання з використанням в ролі досліджуваного газу стисненого повітря. В процесі роботи системи виміряні значення фізичних параметрів надходили до ПЕОМ та зберігалися у її пам’яті. Після циклу вимірювання було побудовано конденсаційні криві - графіки залежності різниці тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою від його температури (рис. 4.5, 4.6).
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Рис. 4.5. Конденсаційна крива, яку було отримано при вимірюванні температури точки роси вологи в стисненому повітрі

При аналізі конденсаційної кривої встановлено:

– функціонування, вимірювальної системи відповідає розрахунковій логіці та залежностям побудованим за розрахунковими даними;

– на конденсаційній кривій чітко простежується ділянка, яка відповідає моменту початку конденсації вологи. У процесі конденсації спостерігається поступове збільшення перепаду тиску, при цьому це значення наближується до розрахункового; 

– при проведенні вимірювань з використанням повітря з однаковими показниками вмісту вологи, але більш глибоким охолодженням звужуючого  пристрою, конденсована волога переходить в твердий стан. 
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Рис. 4.6. Конденсаційна крива, яку було отримано при вимірюванні температури конденсації та кристалізації вологи в стисненому повітрі

Також як і в попередньому випадку процес конденсації розпочинається при тій самій температурі і призводить до збільшення різниці тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою до тих самих значень.
При подальшому охолодженні ділянки звужуючого  пристрою розпочинається процес кристалізації, який дуже чітко спостерігається при температурах нижчих за 0 ºС. Цей факт пояснюється можливістю існування переохолодженої води, яка може перебувати в рідкому стані [113]. Однак перехід від твердої до рідкої фази здійснюється за температури близької до 0 (потрійна точка вологи). Цей факт свідчить про те, що система працює та відображає реальні дані.

Після вдалих випробувань із застосуванням проб стисненого повітря з різним значенням температури конденсації вологи була проведена експертиза вибухозахищеності дослідного зразка вимірювача та продовжені випробування із використанням як досліджуваного природного газу. При цьому, за наявності в його складі компонентів вуглеводневого ряду, які мають температуру конденсації вищу за температуру конденсації наявної в його складі вологи, було отримано результати, які відображені на рисунку 4.7. Тренд конденсаційної кривої збігається з отриманим при проведенні розрахунків.
[image: image125.png]


Рис. 4.7. Конденсаційна крива, яку було отримано при вимірюванні температури конденсації вуглеводневих компонентів та вологи
Зіставлення даних про рівень значень різниці тисків, отриманих при проведенні попередніх розрахунків, та тих, що були отримані при проведенні експериментальних досліджень (рис. 4.8), надали змогу стверджувати про їх збіг. Хоча за абсолютними значеннями результати, отримані при проведенні експериментальних досліджень, різняться з розрахунковими, але зберігається загальна тенденція функціонування вимірювальної системи.
 Як видно з отриманих результатів, при установці початкового перепаду тисків відповідно до розрахункового, значення змінень різниці тисків є дещо меншими у порівнянні з розрахованими. Цей факт можна пояснити безперервним рухом газу крізь вимірювальний газопровід, що заважає накопиченню вуглеводнів та вологи, які перебувають у рідкому стані, до повного перекриття його вільного перетину. Розрахунок значень різниці тисків між входом та виходом звужуючого пристрою проводився виходячи з припущення умов повного заповнення вільного перетину звужуючого  пристрою компонентами, що сконденсувались. Враховуючи, що чутливість датчику становить 0,001 МПа, а рівень змінення різниці тисків до 0,06 МПа, це є достатнім для його однозначного визначення з прийнятною дискретністю.
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Рис. 4.8. Порівняльні значення різниці тиску, які отримані за розрахунком та експериментально
4.1.1 Факторний аналіз результатів експериментальних досліджень і оцінка  обмежень використовуваності методу
Після проведення попередніх випробувань макетного зразку та підтвердження відповідності виконання конструктивних вузлів та алгоритмів проведення вимірювань попередньо сформульованим вимогам, було створено дослідний зразок вимірювальної системи. 

Для підтвердження гіпотези про залежність різниці тисків від наявності конденсованих компонентів у вимірювальному газопроводі проведено аналіз отриманих даних про параметри роботи вимірювальної системи.

Впродовж останніх років швидко розширюється галузь використання факторного аналізу – специфічного розділу сучасної багатомірної математичної статистики. Все більш очевидною є універсальність цього методу, який дозволяє визначити індивідуальні фактори складників [46]. Факторний аналіз дозволяє вирішити одну з найбільш розповсюджених завдань наукового дослідження – побудови схеми класифікації досліджуваного явища на основі обробки великих інформаційних масивів.

Метою досліджень є визначення індивідуальних розбіжностей даних, які отримані в результатів вимірювань з різних вимірювальних каналів, за допомогою факторного аналізу та визначення неявних закономірностей, які пояснюють ці розбіжності. Основне положення факторного аналізу можна сформулювати так: складники даних, які отримані вимірювальними каналами системи, не дивлячись на свою різнорідність та змінність ознак, можуть бути описані відносно невеликою кількістю одиниць та факторів. Факторний аналіз надає можливість визначити ці фактори на основі кореляції, яка існує між окремими ознаками. 

Нехай вихідні дані Xk(ti) і Yk(ti) записані у вигляді матриці, де індекс 
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 — до кількості складників елементів даних. Коефіцієнт кореляції Kik між змінними i та k розраховуються за відомою формулою [42]. Якщо всі змінні Xk(ti) і Yk(ti) пронормувати, то отримаємо матрицю Z зі стандартизованими елементами zik, а для кореляційної матриці R має місце співвідношення:
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 (4.1)

Метою кожного методу факторного аналізу є представлення величини zik, тобто елементу матриці Z, у вигляді лінійної комбінації декількох гіпотетичних змінних, або факторів. Основну модель факторного аналізу можна відобразити наступною формулою: 
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(4.2)

де ai1 ÷ ail — невідомі постійні коефіцієнти; 

F1k ÷ Flk — значення факторів у k‑го об’єкту. 

Використовуючи матричну форму запису, для всіх zik отримаємо:
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Матриця стандартизованих змінних Z порядку 
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 є матрицею вихідних даних. Матриця A порядку l(n представляє факторне відображення, де елементи матриці є факторними навантаженнями. Матриця F порядку 
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 представляє значення усіх факторів об’єктів. Таким чином, матриця A відображує зв’язки змінних з факторами, а матриця F описує окремі об’єкти.

Підставивши (4.3) в (4.1), отримаємо:
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Аналогічно з формулою (1) вираз
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 є матрицею коефіцієнтів кореляції між факторами, співвідношення (4.4) має вигляд: 
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(4.5)

Введемо в рівняння (3.10) умову некорельованості факторів, тобто представимо матрицю С у вигляді одиничної матриці і в результаті отримаємо: 
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(4.6)

Формули (4.5) і (4.6) описують фундаментальну теорему факторного аналізу. Ця теорема стверджує, що кореляційна матриця може бути відтворена за допомогою факторного відображення і кореляцією між факторами [46].

Завданням факторного аналізу є визначення матриці факторного відображення A. При ортогональних факторах факторні навантаження приймають значення між –1 і +1. Якщо фактори не є ортогональними, то елементи можуть приймати більші значення. Кожний фактор характеризується стовбцем, кожна змінна – рядком матриці A. Якщо факторне навантаження є значно більшим або меншим за нуль, то прийнята спрощена форма запису у вигляді хрестика у відповідному місці факторного відображення (рис. 4.11).

[image: image127.png]



Рис. 4.9. Схематичне зображення матриці факторного відображення 
Фактор називають генеральним, якщо всі його навантаження значно відрізняються від нуля (він має навантаження у всіх змінних) — стовпчик D. Фактор звуть загальним, якщо хоча б два його навантаження   значно відрізняються від нуля — стовпчики D, B, C. Такі фактори можуть взаємно перекриватись, тобто одні й ті ж змінні можуть давати навантаження на декілька факторів. Генеральний фактор є окремим випадком загальних факторів. 

На противагу перерахованим факторам у індивідуальних факторів значно відрізняється від нуля тільки одне навантаження — стовпчики U1(U8. У цьому випадку спостерігаються тільки характерні фактори, які представляють одну змінну. 

За аналогією з факторами можна провести класифікацію змінних за числом достатньо високих навантажень. Число високих навантажень змінної на загальні фактори називають її складністю. Наприклад, перша змінна (рис. 4.11) має складність два, четверта змінна – три. Таким чином, вирішальне значення у факторному відображенні відіграють загальні фактори D, B, C.

Система рівнянь, що відповідає (4.6), має однозначне рішення з введенням додаткових умов, а саме: сума квадратів навантажень першого фактору повинна складати максимум від повної дисперсії; сума квадратів навантажень другого фактору повинна складати максимум дисперсії, що залишилась і т. д. тобто максимізує функцію 
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Для максимізації функції, пов’язаної деякою кількістю додаткових умов, використовують метод множників Лагранжа. В результаті приходять до системи n однорідних рівнянь з n невідомими ai1 [142]. Необхідною і достатньою умовою існування нетривіального рішення цієї системи є рівність нулю детермінанта матриці коефіцієнтів цих рівнянь. 
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Детермінант, записаний у вигляді (4.8), називають характеристичним, а в розгорнутому вигляді – характеристичним рівнянням. Всі n коренів цього рівняння є дійсними, тобто 
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 є можливими рішеннями, що іноді збігаються. Знайдене значення кореня (1 відповідає вектору рішення 
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 є максимумом у відношенні дисперсії, що залишилась.

Система рівнянь (4.8) становить так звану проблему власних значень дійсної симетричної матриці. В загальному вигляді вона записується у наступному вигляді: 
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де: (l — власні значення, що відповідають власним векторам (l матриці R; I — одинична матриця. 

Той факт, що максимізація функції (4.8) призводить до класичної проблеми власних значень, полегшує числове рішення системи рівнянь (4.6) оскільки проблема власних значень достатньо розроблена. 

Відомо [46], що фактори Flk є пропорційними власним векторам матриці R. Шляхом нормування неважко отримати шукане значення (il матриці A за компонентами власних векторів матриці R [142]:
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За результатами попередніх випробувань вимірювальної системи було проведено факторний аналіз з метою підтвердження впливу процесу конденсації вологи на змінення різниці тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою або пошуку іншого фактору, який може впливати на виникнення різниці тисків. 

Інформація щодо досліджуваного явища наведена у формі табличних даних (як кількісних, так і якісних). У цій таблиці (додаток Д) рядки відповідають множині досліджуваних об’єктів, а стовбці – множині характеристик ознак, які описують дані об’єкти.  Таблиця містить укрупненні за середнім значенням параметри роботи вимірювальної системи протягом одного циклу вимірювань, а саме значення отримані з шести вимірювальних каналів:

1. Значення перепаду тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою ΔР, КПа.

2. Температура звужуючого  пристрою Ткп, ºС.

3. Температура корпусу вимірювача, яка дорівнює температурі газу на вході до звужуючого  пристрою Тг, ºС.

4. Температура оточуючого середовища, Тос, ºС.

5. Значення струму, який споживається термоелектричною батареєю, 
Іб, мА.

6. Значення температури компенсаційного температурного каналу, 
Тк, ºС.

Таблиця являє собою лише набір чисел і тільки шляхом спеціального аналізу можна виявити закономірності, які приховані за набором чисел. Зв'язок факторного аналізу з вивченням індивідуальних особливостей поводження вимірювальної системи виникла тому, що використання цього методу можливе лише там, де існують змінні величини. Факторні методи використовуються в тих випадках, коли вдається вловити індивідуальні розбіжності міх параметрами, а саме варіацію явища, що вивчається [10].

Відповідно, на першому етапі проводиться визначення індивідуальних розбіжностей. Метою цього дослідження є виявлення закономірностей, які пояснюють ці розбіжності. Порівняно з іншими методами математичної статистики за допомогою факторного аналізу гіпотези не перевіряються, а формулюються. Факторний аналіз є методикою, яка у визначеному сенсі сама є джерелом виникнення гіпотез.

Розраховані статистичні дані для сигналів системи наведених в таблиці 4.1, представлені в таблиці 4.2. 

Таблиця 4.1 –  Вихідні дані для проведення факторного аналізу

	 №

п/п
	Перепад

тисків,

ΔР, КПа
	      Температура

Вимірюваль-ного газопроводу, Ткп, ºС
	Темпера-тура

корпусу,

Тг, ºС
	Температура от. серед.,

Тос, ºС
	Струм

 батареї,

Іб, мА
	Температура компенсації,

Тк, ºС

	1
	114,0000
	26,3142
	19,1750
	18,6000
	0,0321
	0,6125

	2
	114,2857
	26,5285
	19,1000
	18,7000
	5,3478
	0,6375

	3
	114,4286
	26,7857
	19,0500
	18,8125
	11,3475
	0,6250

	4
	114,1429
	26,7714
	18,9000
	18,6750
	19,6078
	0,4625

	5
	112,2857
	25,1571
	18,8750
	18,6250
	44,1176
	0,4000

	6
	110,2857
	23,5428
	18,8750
	18,6000
	50,0000
	0,4500

	7
	109,0000
	22,3714
	18,9000
	18,7000
	56,8627
	0,4625

	8
	108,0000
	21,4428
	18,9500
	18,8000
	62,7451
	0,4750

	9
	107,0000
	20,4000
	19,0375
	18,9250
	69,6078
	0,5000

	10
	105,7143
	19,1571
	19,0750
	19,0875
	75,9803
	0,5500

	11
	104,7143
	18,0714
	19,2250
	19,2250
	82,3529
	0,5375

	12
	104,0000
	17,0857
	19,3625
	19,3625
	88,2352
	0,5125

	13
	102,8571
	16,2285
	19,4625
	19,6000
	95,0980
	0,5625

	14
	102,1429
	15,4285
	19,6000
	19,7625
	100,9804
	0,6125

	15
	101,8571
	14,8142
	19,7500
	19,6625
	107,8431
	0,5625

	16
	101,1429
	14,0857
	19,9500
	19,6000
	114,2157
	0,6125

	17
	100,4286
	13,4428
	20,0500
	19,6500
	120,5882
	0,5625

	18
	100,0000
	12,9000
	20,2250
	19,7375
	126,9608
	0,5875

	19
	99,7142
	12,3857
	20,4250
	19,7125
	133,3333
	0,6500

	20
	99,2857
	11,8000
	20,6375
	19,8000
	139,2157
	0,5875

	21
	99,0000
	11,3000
	20,7375
	19,8625
	146,0784
	0,6500

	22
	98,5714
	10,9142
	20,9625
	19,9000
	152,4510
	0,7250

	23
	98,2857
	10,4571
	21,2625
	19,9125
	158,8235
	0,6625

	24
	98,5714
	9,9857
	21,4000
	20,0375
	165,1961
	0,6375

	25
	98,4285
	9,6000
	21,5625
	20,2250
	171,5686
	0,7125

	26
	98,0000
	9,3285
	21,8375
	20,2000
	178,4314
	0,7875

	27
	98,4285
	8,8428
	22,2625
	20,2125
	184,3137
	0,6750

	28
	98,7142
	8,4714
	22,0250
	20,3750
	190,6863
	0,7125

	29
	99,4285
	8,1000
	21,8250
	19,5500
	197,0588
	0,7750

	30
	100,5714
	7,7571
	21,6375
	18,2625
	203,4314
	1,0375

	31
	102,0000
	7,2857
	21,4500
	17,8875
	209,8039
	0,9875

	32
	105,1429
	6,8714
	21,1625
	17,8375
	216,6667
	1,0750

	33
	109,4286
	6,5428
	20,9875
	17,7625
	222,5490
	1,1500

	34
	116,2857
	5,9714
	20,7500
	17,6500
	229,4118
	1,0625

	35
	121,7143
	5,5000
	20,5375
	17,5500
	215,6863
	1,0500

	36
	128,7143
	5,6142
	20,2625
	17,4875
	181,8627
	1,1000

	37
	133,4286
	6,0714
	20,0500
	17,0625
	175,4902
	0,9750

	38
	134,1429
	6,2285
	19,6875
	16,9375
	168,6275
	0,9750

	39
	135,2857
	6,4142
	19,7125
	16,6000
	162,7451
	0,9625


Продовження табл. 4.1.
	 №

п/п
	Перепад

тисків,

ΔР, КПа
	      Температура

Вимірюваль-ного газопроводу, Ткп, ºС
	Темпера-тура

корпусу,

Тг, ºС
	Температура от. серед.,

Тос, ºС
	Струм

 батареї,

Іб, мА
	Температура компенсації,

Тк, ºС

	40
	140,8571
	6,7571
	19,8000
	16,3250
	155,8824
	0,7125

	41
	140,5714
	7,0142
	20,2125
	16,5500
	150,0000
	0,6125

	42
	139,7143
	7,1571
	20,7750
	16,8000
	143,1373
	0,6500

	43
	135,1429
	8,3285
	20,8000
	17,7125
	119,1176
	0,6125

	44
	121,4286
	10,8857
	20,7500
	19,0125
	83,3333
	0,6000

	45
	119,5714
	11,6142
	20,6375
	19,1375
	39,2156
	0,6500

	46
	119,1429
	14,4142
	20,5500
	19,3125
	24,3678
	0,6750

	47
	113,5714
	17,1714
	20,4500
	19,4125
	19,9349
	0,6625

	48
	111,7143
	19,2857
	20,3875
	19,5000
	14,7639
	0,6750

	49
	112,5714
	20,9142
	20,3000
	19,5125
	9,5783
	0,6750

	50
	113,4286
	22,2285
	20,2125
	19,6375
	3,1298
	0,6875

	51
	114,1429
	23,2000
	20,1875
	19,7250
	1,7498
	0,6875

	52
	114,4286
	23,9571
	20,1000
	19,8250
	0,0238
	0,6875

	53
	115,0000
	24,6428
	20,0500
	19,7250
	0,1578
	0,6750

	54
	115,2857
	25,2571
	19,9875
	19,8125
	1,9847
	0,6750

	55
	115,7143
	25,8571
	19,9125
	19,8750
	5,8823
	0,6750

	56
	116,1429
	26,2571
	19,9000
	19,9250
	26,4705
	0,6875

	57
	116,7143
	26,5857
	19,8500
	20,0000
	32,8431
	0,6875

	58
	116,8571
	26,9000
	19,8125
	20,0500
	39,2156
	0,6875

	59
	117,4286
	27,1571
	19,7625
	20,1250
	45,5882
	0,6750

	60
	117,2857
	27,4000
	19,6500
	20,2875
	51,9607
	0,6625

	61
	115,7143
	27,5857
	19,5625
	20,3500
	58,3333
	0,5750

	62
	113,7143
	27,7428
	19,5875
	20,2125
	64,7058
	0,4375

	63
	112,5714
	          26,5142
	19,5875
	20,1000
	71,0784
	0,4375

	64
	111,4286
	24,7714
	19,5875
	20,1875
	77,4509
	0,4625

	65
	110,5714
	23,4428
	19,6000
	20,2500
	84,3137
	0,5000

	66
	110,1429
	22,4142
	19,7000
	20,3375
	91,7864
	0,5125

	67
	109,4286
	21,6857
	19,7375
	20,4500
	105,4756
	0,4875


  Таблиця 4.2 – Статистичні дані
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По-перше було проведено  визначення коефіцієнтів кореляції всередині сукупності змінних, яка вивчається. Для даного випадку, коли кількість вибірок N становить значення N ≥ 50 [10] використано коефіцієнт кореляції змішаного моменту Пірсона-Браве, який для даного випадку має вигляд:
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де X і Y – результати спостережень двох змінних;
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де N – число спостережень.

Для пошуку факторних навантажень та спільностей використано апарат матриць, елементами яких є коефіцієнти кореляції. Матриця коефіцієнтів кореляції отриманих, як правило, експериментальним шляхом, називають матрицею кореляції, або кореляційною матрицею. Елементи цієї матриці є коефіцієнтами кореляції між усіма змінними даної сукупності. Тобто існує n = 6 змінних, для яких число коефіцієнтів кореляції, отриманих дослідним шляхом, складає n(n-1)/2 = 15. Ці коефіцієнти заповнюють половину матриці, яка знаходиться з однієї сторони її головної діагоналі. По іншу сторону знаходяться ті ж коефіцієнти, тому що r12 = r21; r13 = r31 тощо. Тому розрахована кореляційна матриця, яка наведена в таблиці 4.3, є симетричною:

Таблиця 4.3 – Кореляційна матриця
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& [ Tan [ Tr EToc‘ 16 1 Tk

Variable
dP__ | 1,00 0,06 -0,26 -0,67 -0,11 0,20
-0,06 1,00 -0,67 0,53 -0,87 -0,63
-0,26 -0,67 100 005 0,62 0,52]
0,67 0,53 0,05 100 -0,38 -0,51
0,11 0,87 062 0,38 100 0,60
020 -0,63 0,52 -0,51 0,60 1,00]





Визначення власних значень, власних векторів матриці R, розрахунок статистичних параметрів, коефіцієнтів кореляції і факторів отриманих значень проводилось на ПЕОМ за допомогою ППП MathCad и Statsoft Statistica [42]. Аналіз факторних навантажень передбачає виділення найбільш вагомих факторів з навантаженням, значення яких є більшими за 0,7. Факторне відображення всіх рядів змінних представлено в таблиці 4.4. 

Таблиця 4.4 – Факторне відображення рядів змінних
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Наведене факторне відображення показує, що для вимірювальної системи існує п’ять загальних факторів: F1 — генеральний фактор охолодження звужуючого  пристрою; F2 — загальний фактор конденсації компонентів газу; F3 — фактор ефективності роботи термоелектричною батареї; F4 — фактор температури газу; F5 — фактор температури корпусу вимірювача.

Графічне представлення спільності факторів дає геометрична інтерпретація. Тут факторами являються нормовані координатні вісі, на які “натягнуто” простір факторів [10]. Якщо застосувати загальну формулу для визначення довжини вектору в  l ‑ мірному просторі, отримаємо [47]:
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Таким чином, довжина вектору di дорівнює кореню квадратному із спільності. Найбільша довжина такого вектору дорівнює одиниці і вказує на те, яка частка одиничної дисперсії кожної змінної є загальною з факторами, що являється графічним відображенням спільності. Кут φ між двома векторами в просторі загальних факторів є мірою кореляції обох рядів змінних (коефіцієнти кореляції між двома змінними дорівнюють скалярному добутку векторів), тобто справедливе наступне рівняння: 
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Графічне відображення спільності двох факторів F1 и F2 наведено на рисунку 4.10. Вектори згруповані за першим F1 (охолодження звужуючого  пристрою) і другим F2 (конденсація компонентів газу) факторами. Кут між факторами 
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, що відображує майже відсутність залежності F1 и F2. 

Рис. 4. 10.  Графічне відображення спільності двох факторів F1 і F2
Під час проведення досліджень було відмічено, що існує дві групи факторів, які є залежними. До першої групи входять фактори Тг, Іб і Тк, які дійсно є залежними внаслідок прямої залежності значення струму Іб спожитого пристроєм охолодження, «гарячий» спай якої має тепловий контакт з корпусом та підвищує його температуру Тк та температуру газу, який прямує каналами всередині корпусу Тг. Друга група факторів які залежними є Тос і Ткп. Вони є дійсно залежними з огляду на те, що ефективність роботи пристрою охолодження залежить від температури оточуючого середовища та є майже протилежною температурі корпусу Тк. При проведенні аналізу отриманих даних встановлено вплив фактору Ткп на  dP. Спостерігається зворотна залежність значень визначених цими факторами, але вони не строго протилежні тому, що мають не однакові математичні залежності. 

За результатами проведеного факторного аналізу експериментальних спостережень, підтверджено залежність змінення різниці тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою в процесі конденсації або кристалізації компонентів досліджуваного газу від фізичних властивостей останніх. 

4.2 Визначення метрологічних характеристик складових вимірювальної системи 
4.2.1  Визначення метрологічних характеристик вимірювача температури точки роси 

Після випробувань макетного зразка та підтвердження принципової працеспроможності вимірювача температури точки роси, було виготовлено дослідний зразок. Основною метою створення дослідного зразку було проведення випробувань у відповідному діапазоні робочих умов. 

Визначення метрологічних характеристик дослідного зразка інформаційно-вимірювальної системи для визначення температури точки роси вологи в газах проводилось на базі ДП “Харківстандартметролгія”. Для отримання проб газу з дійсним значенням температури точки роси вологи використовувався зразковий динамічний генератор вологого газу “Родник–2”, до виходу якого було підключено дослідний зразок вимірювача “ФОГ–2Г”. 

Всього було отримано 5 серій (рядів) вимірювань, кількість яких по серіях складала 14. Кожна з серій вимірювань проводилась в одному з діапазонів температури точки роси відповідно до діапазонів, що використовувались при проведенні метрологічної атестації, а саме близько до точок: мінус 20 ºС, мінус 10 ºС, 0 ºС, 10 ºС та 20 ºС. Результати вимірювань кожної серії зведені в таблицях 4.5-4.9. З використанням отриманих значень температури точки роси за допомогою зразкового генератора вологого газу “Родник-2” як дійсні значення А та значень Хі одержаних з використанням вимірювача “ФОГ-2Г” були розраховані оцінки значень Δі похибок за формулою:

Δі = Хі – А.





  (4.15)
Об’єднані оцінки 
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 для всіх серій вимірювань розрахували за формулою:
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де n – кількість серій вимірювань: n = 18.

Таблиця 4.5 – Результати першої серії вимірювань 

	№ вимірювання
	А,

ºС
	Хі,

ºС
	Δі,

ºС

	1
	-20,57
	-21,1
	-0,53

	2
	-20,12
	-20,5
	-0,38

	3
	-19,17
	-18,8
	0,37

	4
	-18,83
	-18,6
	0,23

	5
	-18,61
	-18,9
	-0,29

	6
	-18,55
	-18,8
	-0,25

	7
	-18,44
	-18,7
	-0,26

	8
	-17,96
	-18,3
	-0,34

	9
	-17,81
	-18,4
	-0,59

	10
	-17,75
	-17,9
	-0,15

	11
	-17,68
	-18,0
	-0,32

	12
	-17,55
	-17,5
	0,05

	13
	-17,31
	-17,7
	-0,39

	14
	-17,26
	-17,6
	-0,34


Таблиця 4.6 – Результати другої серії вимірювань

	№ вимірювання
	А,

ºС
	Хі,

ºС
	Δі,

ºС

	1
	-10,62
	-10,2
	0,42

	2
	-9,85
	-9,6
	0,25

	3
	-9,01
	-8,7
	0,31

	4
	-8,72
	-8,6
	0,12

	5
	-7,86
	-8,0
	-0,14

	6
	-7,84
	-8,0
	-0,16

	7
	-7,74
	-7,6
	0,14

	8
	-6,64
	-6,8
	-0,16

	9
	-6,36
	-6,3
	0,06

	10
	-6,21
	-6,5
	-0,29

	11
	-6,12
	-6,2
	-0,08

	12
	-5,93
	-6,3
	-0,37

	13
	-5,73
	-6,1
	-0,37

	14
	-5,25
	-5,4
	-0,15


Таблиця 4.7 – Результати третьої серії вимірювань

	№ вимірювання
	А,

ºС
	Хі,

ºС
	Δі,

ºС

	1
	-1,48
	-0,9
	0,58

	2
	-1,24
	-1,0
	0,24

	3
	-1,15
	-0,9
	0,25

	4
	-0,43
	0,1
	0,53

	5
	-0,44
	-0,3
	0,14

	6
	0,12
	-0,1
	-0,22

	7
	1,21
	1,2
	-0,01

	8
	1,28
	1,7
	0,42

	9
	2,92
	2,7
	-0,22

	10
	3,25
	3,1
	-0,15

	11
	3,41
	3,1
	-0,31

	12
	3,55
	3,5
	-0,05

	13
	3,96
	3,8
	-0,16

	14
	4,25
	3,9
	-0,35


Таблиця 4.8 – Результати четвертої серії вимірювань

	№ вимірювання
	А,

ºС
	Хі,

ºС
	Δі,

ºС

	1
	7,99
	8,3
	0,31

	2
	8,69
	9,1
	0,41

	3
	9,53
	9,8
	0,27

	4
	9,55
	10,0
	0,45

	5
	9,84
	10,1
	0,26

	6
	10,23
	10,4
	0,17

	7
	10,76
	10,5
	-0,26

	8
	11,12
	11,5
	0,38

	9
	11,62
	11,5
	-0,12

	10
	11,81
	11,9
	0,09

	11
	11,96
	12,2
	0,24

	12
	12,13
	12,1
	-0,03

	13
	12,42
	12,3
	-0,12

	14
	13,17
	13,2
	0,03


Таблиця 4.9 – Результати п’ятої  серії вимірювань

	№ вимірювання
	А,

ºС
	Хі,

ºС
	Δі,

ºС

	1
	16,86
	17,1
	0,24

	2
	16,92
	17,3
	0,38

	3
	17,17
	17,8
	0,63

	4
	17,69
	17,9
	0,21

	5
	18,34
	18,4
	0,06

	6
	19,56
	20,1
	0,54

	7
	19,73
	20,3
	0,57

	8
	19,99
	20,3
	0,31

	9
	20,32
	20,1
	-0,22

	10
	20,41
	20,3
	-0,11

	11
	20,52
	20,6
	0,08

	12
	20,75
	20,5
	-0,25

	13
	20,93
	20,8
	-0,13

	14
	21,19
	21,0
	-0,19


Для знаходження характеристик випадкової складової похибки кожного ряду обчислили вибіркові оцінки середніх значень похибки (сер. та середні квадратичні відхилення S 
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 . Обчислення були виконані за рекомендаціями [34], а результати обчислень поміщені в таблицю 4.10.

Таблиця 4.10 –  Результати розрахунків (проміжних) характеристик 

	Серія вимір.
	Середня похибка

(сер., 0С
	Середньоквадратичне відхилення S 
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	Кількість ступенів свободи, f

	1 серія
	-0,23
	0,063
	13

	2 серія
	-0,03
	0,008
	13

	3 серія
	0,05
	0,014
	13

	4 серія
	0,15
	0,041
	13

	5 серія
	0,15
	0,042
	13


Для оцінювання характеристик систематичної похибки відніманням від кожного результату вимірювань Х, відповідного дійсного значення А, отримані вибірки оцінок похибки ( та обчислено оцінку математичного очікування 
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S((с) =
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(4.18) 

де n – кількість вимірювань;

Δі – похибка і-го результату вимірювань;

Δсер. – середнє значення похибки за n проведених вимірювань;

 f – число ступенів свободи (n – 1).
Оцінки характеристик похибки вимірювань температури точки роси, розраховані за даними, отриманими за допомогою вимірювальної системи, мають такі значення:

– середньоквадратичного відхилення похибки – S((с) = 0,29 ºС; 

– математичне очікування похибки –
[image: image84.wmf]М
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((с) = 0,02 ºС.

Характеристика S((c) значно перевищує 
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, тому при подальших розрахунках 
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 можна не враховувати [147]. За знайденими оцінками характеристик розраховано оцінку довірчої границі невиключної систематичної складової похибки (с сумарної похибки (( результату вимірювань для довірчої вірогідності Р = 0,95. Розраховані за цими оцінками межі похибки Δн, Δв вимірювань температури точки роси складають:




Δв = М((с) + t(P,f)* S((с) = 0,59 ºС ,



 (4.19)




Δн = М((с) – t(P,f)* S((с) = -0,56 ºС, 



 (4.20)

де t(P,f) – коефіцієнт Стьюдента, який для довірчої вірогідності Р = 0,95 та числу ступенів свободи f = 69 становить значення 2 [111]. 

Після підставлення значень параметрів в 4.19, 4.20 отримано: ( знаходиться в інтервалі від мінус 0,56 до 0,59 ºС або після максимізації ( = ( 0,6 0С. 

Очевидно, що оскільки значення похибки генератору вологого газу “Родник-2” ±0,1 ºС  є незначними порівняно з одержаними значеннями (0,6 ºС) похибки досліджуваного вологоміру (0,6/0,1 = 6), він може використовуватись як еталонний, а отримані за його допомогою результати дослідження похибки вимірювача “ФОГ-2Г” визнати достовірними.

Для підтвердження гіпотези про нормальне розподілення похибки вимірювання за розрахованими даними побудовано гістограму (рис. 4.11) її розподілення похибки. По осі абсцис відкладено значення виміряних даних Х, а по осі ординат щільність вірогідності Dn/nDx потрапляння виміряного значення в інтервал Dx, де n – повна кількість проведених вимірювань; Dn – кількість результатів, що потрапили до інтервалу [х, х+Dx] [39]. 


Рис. 4.11. Гістограма розподілення систематичної складової 
похибки (с
Таким чином, знайдено похибку вимірювань температури точки роси вологи вимірювальною системою (Р = 0,95) під час проведеного дослідження поряд з випадковими мала також і систематичні відхилення і знаходилась в межах від Δн = – 0,59 ºС до Δв = 0,56 ºС. Розмір меж похибки після максимізації ( = ( 0,6 0С вказує, що похибка вимірювача становить нормоване значення, яке не перевищує ±1 ºС.

За результатами попередніх випробувань та визначення метрологічних характеристик розроблено програму та методику державної метрологічної атестації вимірювача “ФОГ-2Г”, що є основною складовою частиною інформаційно-вимірювальної системи, яка використовує створений метод ідентифікації процесу конденсації компонентів природного газу. 

Мета проведення метрологічної атестації полягає в наступному:

– визначення та встановлення відповідності метрологічних характеристик ЗВТ нормативним документам, дія яких розповсюджуються на них; 

– перевірка правильності вибору методів і засобів повірки ЗВТ, наведених в експлуатаційній документації; 

– практичне випробування методики повірки; 

– встановлення придатності ЗВТ до використання. 

Розроблена програма державної метрологічної атестації вимірювача “ФОГ-2Г” включає в себе такі основні пункти:

– нормативні посилання;

– розгляд технічної документації;

– експериментальні дослідження;

– методику дослідження;

– встановлення міжповірочного інтервалу;

– оформлення результатів атестації. 

Методики проведення державної метрологічної атестації та повірки вимірювача “ФОГ-2Г” наведені в додатках Є, Ж. 

4.2.2
Визначення метрологічних характеристик вимірювача температури початку утворення твердої фази компонентів природного газу 
Основною складовою частиною вимірювальної системи, яка призначена для вимірювання температури утворення компонентів природного газу в твердому стані, є вимірювач “ФОГ-1Г”. Вимірювач призначений для визначення температури досліджуваного газу, при якій починається кристалізація компонентів, що можуть бути присутніми в досліджуваному газі. Вимірювач може бути застосованим для визначення термодинамічних умов фазових переходів у природному газі, що знаходиться під тиском, на об’єктах газової промисловості. 

Технічні характеристики та склад вимірювача є ідентичним до раніше наведеного опису вимірювача “ФОГ-2Г”. Розбіжності полягають лише у алгоритмі визначення температури фазових перетворень компонентів природного газу.

Метою проведення випробувань було з’ясування принципової працездатності та граничних можливостей пристрою для визначення температур утворення рідкої та твердої фази в газах, що знаходяться під тиском. 

Попередні випробування проводились в лабораторних умовах, як досліджуваний газ було використано стиснене повітря. Переваги проведення випробувань із застосуванням стисненого повітря як об’єкта досліджень полягають у наступному:

– при охолодженні повітря спочатку виникає рідка фаза – виключно волога (без ймовірної конденсації інших компонентів газу, що досліджується); 

– при подальшому охолодженні рідини утворюється виключно крига (без утворення інших сполук, наприклад, кристалогідратів);

– при нагріванні утвореної твердої фази – криги, остання переходить у рідкий стан при визначеній температурі, яка незначно змінюється при зміненні тиску за якого проводяться вимірювання, і становить значення близько 0 0С (за умови утворення рідкої фази в області позитивних температур); 

– фазові переходи пароподібної води стисненого повітря, а саме перехід рідина ↔ крига дають можливість попередньо, хоча б орієнтовно, оцінити метрологічні характеристики вимірювача.

Необхідно звернути увагу на ще один суттєвий момент, а саме можливість переохолодження сконденсованої води, тобто можливість існування, за певних умов, води в рідкому стані при температурах нижчих за 0 0С. Тому контролювати фазову рівновагу рідина ↔ тверда фаза можливо лише при зворотному переході від твердої фази до рідкої. 

Для проведення випробувань з використанням стисненого повітря як досліджуваного газу було зібрано установку за схемою яка зображена на рис. 4.12.
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Рис. 4.12. Схема установки для випробувань пристрою на стисненому повітрі 

1 – балон із стисненим повітрям; 

2 – газовий редуктор;                     

3 – манометр;

4 – вимірювач “ФОГ-1Г”.


Результати вимірювань за умов різного тиску стисненого повітря наведено у таблиці 4.11, а графічне відображення на рисунку 4.13.
Таблиця 4.11 – Результати вимірювання за умов різного тиску газу.  

	№ вим.
	Тиск, кг/см2
	Температура утворення
	Температура зникнення

	
	
	Рідкої фази, 0С
	Твердої фази, 0С
	Твердої фази, 0С
	Рідкої фази, 0С

	1
	30
	11,6
	-13,1
	0,8
	12,7

	2
	20
	8,1
	-15,5
	1,2
	8,4

	3
	10
	-2,3
	-18,3
	0,5
	0,8

	4
	5
	-10,5
	-18,8
	-9,8
	-8,7


При проведенні циклу вимірювань при різних тисках для проб газу з однаковим вмістом вологи  отримано фактично чотири проби газу з різним значенням температури точки роси. З графіку (див. рис. 4.13) чітко простежується, що температура утворення рідкої фази збігається з розрахованим значенням температури точки роси. Температура утворення твердої фази становить значення нижчі за 0 ºС, що збігається з можливістю наявності переохолодженої вологи в рідкому стані в широкому діапазоні термодинамічних умов. Однак температура руйнування твердої фази знаходиться при температурах близьких до реперної точки 0 ºС – температури потрійної точки вологи, окрім тих випадків, коли за існуючих умов волога не може існувати в рідкій фазі за додатних значень температури. 
Для з’ясування можливого впливу на результат вимірювання фактору змінення тиску у вимірювальній камері були проведені випробування при фіксованому тиску і змінюваній температурі газу. З цією метою схему установки (див. рис. 4.12) було доповнено теплообмінником та датчиком температури і вона набула вигляду зображеного на рисунку 4.14. 
Згідно зі схемою установки, газ, що досліджується, спрямовують до теплообмінника 4, де він охолоджується до певної температури, яку контролюють за допомогою датчика температури 5. В якості робочого тіла теплообмінника використано охолоджену воду. Результати вимірювання за умов різної температури газу наведені в таблиці 4.12.

Таблиця 4.12 – Результати вимірювання за умов різної температури газу

	№ вим.
	Тиск, кг/см2
	Температура газу, 0С
	Температура 
утворення
	Температура зникнення

	
	
	
	Рідкої фази, 0С
	Твердої фази, 0С
	Твердої фази, 0С
	Рідкої фази, 0С

	1
	30
	27,4
	10,5
	-14,9
	1,2
	12,9

	2
	30
	18,5
	9,8
	-13,7
	1,1
	11,1

	3
	30
	11
	8,1
	-14,7
	1,7
	10,7

	4
	30
	4
	2,9
	-15,1
	1,5
	4,7

	5
	30
	3
	2,7
	-14,3
	1,3
	3,7

	6
	30
	2,9
	3
	-13,2
	1,5
	4,7
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Рис. 4.14. Схема установки для визначення впливу температури газу

1 – балон із стисненим повітрям; 

2 – газовий редуктор; 
3 – манометр;
4 – теплообмінник; 
5 – датчик температури; 
6 – вимірювач “ФОГ-1Г”.

При проведенні серії вимірювань спостерігався початок змінення температури утворення рідкої фази при зниженні температури теплообміннику нижче 11 ºС, що дає змогу припустити відповідне значення вихідної температури точки роси газу на вході до теплообміннику. При зниженні температури теплообміннику значення температури утворення рідкої фази також зменшується, як наслідок конденсації надлишку вологи з газу в теплообміннику. Однак температура зникнення твердої фази відповідає значенню потрійної точки вологи, хоча із незначним значенням похибки, яка зі значною ймовірністю є обумовленою швидкістю змінення температури звужуючого  пристрою. 

Аналіз результатів проведення попередніх випробувань дає можливість  зробити такі висновки: 

– вимірювач продемострував принципову здатність визначення температури фазових перетворень парова фаза (ПФ)↔рідка фаза (РФ)↔тверда фаза (ТФ);

– похибка фіксації температури рівноважного стану РФ↔ТФ для стисненого повітря є задовільною для практики;

– спостерігається пряма залежність температури утворення/ руйнування твердої фази від температури утворення рідкої фази, яка опосередковано характеризує фактичний вологовміст досліджуваного газу.

Після отримання висновків про вибухобезпечність з’явилась можливість розпочати випробування вимірювача для визначення температур утворення рідкої та твердої фази в середовищі природного газу.

Мета та зміст проведення випробувань вимірювача із застосуванням природного газу полягає у визначені його придатності для використання на об’єктах газової промисловості. В процесі проведення випробувань було з’ясовано:


– здатність системи визначати температуру виникнення рідкої фази;

– здатність системи визначати температуру утворення твердої фази в природному газі, який не містить інгібіторів;

– здатність системи визначати температуру утворення твердої фази в природному газі, який містить інгібітори;

– відповідність виміряних системою значень температури утворення твердої фази температурі рівноважних умов існування газових гідратів. 

За відсутністю будь-яких еталонів та взірцевих засобів вимірювання температури початку гідратоутворення єдиним способом визначення достовірності результатів вимірювання рівноважних умов утворення газових гідратів є порівняння їх з даними отриманими в результаті проведення розрахунків. Для проведення розрахунків було розроблено електронну? комп’ютерну програму за методикою застосування емпіричних формул [108], які отримані на основі обробки експериментальних даних для газів різного складу. Переваги даної методики полягають у її максимальній придатності для реалізації у програмному вигляді. 

Розрахунок проводиться за відомим компонентним складом газу, що аналізується, при заданому тиску газу. Результатом розрахунку є температура рівноважного існування газових гідратів при умові повного насичення аналізованого газу парою вологи. Для коректності порівняння розрахункових даних з результатами проведених вимірювань необхідними вимогами для створення проб газу є повна насиченість природного газу вологою і відсутність у його складі інгібіторів гідратоутворення. Для підвищення вологонасиченості газу було зібрано установку зображену на рисунку 4.15. 

При використанні зображеної схеми природний газ з газопроводу 1 потрапляє до зволожувача 3, в якому він, проходячи певний шар вологи, максимально зволожується. Температура контакту (температура точки роси) природного газу і вологи визначається за показанням встановлених вимірювачів температури 2.

Розроблена методика створення проб природного газу є здатною забезпечити вимоги до проведення даного експерименту з наступних міркувань: 

– завдяки проходження природного крізь шар рідкої вологи останній максимально зволожується;

– завдяки прямому контакту природного газу з рідкою вологою зі складу газу завдяки розчиненню максимально видаляється метанол, який використовується в якості інгібітору гідратоутворення.
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Рис. 4.15. Схема установки для збільшення вологонасиченості

1 – газопровід високого тиску;

2 – термодатчики; 

3 – ємність-насичувач, що містить воду.
Випробування проводилися з використанням газу різного компонентного складу – для “пісного” природного газу (з низьким вмістом важких вуглеводневий фракцій) і “жирного” природного газу (з підвищеним вмістом важких вуглеводневий фракцій). Результати випробувань наведені в таблиці 4.13 для “пісного” природного газу і в таблиці 4.14 для “жирного” газу. 
Як видно з результатів проведення експерименту (рис. 4.16), температура утворення рідкої фази вологи – температури точки роси становить незмінне значення, і воно є вищим за значенням за виміряну температуру утворення твердої фази, що свідчить про виконання головної умови створення проб природного газу. 
Результати експериментальних вимірювань з використанням “чистого” попередньо зволоженого газу різного компонентного складу досить добре збігаються з розрахунковими даними.

Надалі були проведені випробування з різним рівнем насичення газу вологою. Для проведення цього виду випробувань, як газ, що аналізується, був взятий газ приблизно одного компонентного складу, відібраний з магістрального газопроводу в ємності достатнього об’єму (25 дм3). Проведення експерименту з газом, відібраним з магістрального газопроводу, має переваги: по-перше, цей газ має приблизно однаковий компонентний склад протягом достатньо великого проміжку часу, по-друге, в ньому майже відсутні домішки інгібіторів гідратоутворення, що, в свою чергу, є необхідною умовою для проведення порівнянь результатів вимірювань з розрахунковими даними. 


Методика проведення цього виду випробувань полягає в тому, що у ємність для відбору проби газу перед відбором проби вводилась визначена кількість води і після заправки балону газом вираховувався вологовміст відібраної проби газу. Розрахунок вологовмісту відібраної проби газу проводився з урахуванням тиску газу у балоні і температури газу після закінчення процесу наповнення балону та кількості введеної води. Температура точки роси газу додатково контролювалась вологоміром “Градієнт-1”. Результати проведених випробувань наведені в табл. 4.13. - 4.16.
Таблиця 4.13 – Результати вимірювань для «пісного»природного газу

	Тиск 

газу, кг/см2
	Температура газу, 

0С
	Температура утворення твердої фази,

0С
	Температура 

гідратоутворення розрахована,

0С

	41,9
	21,6
	7,1
	7,01

	41,5
	21,7
	7,2
	6,93

	34,7
	21,2
	5,5
	5,5

	33,9
	21,6
	5,4
	5,33

	29,7
	21,5
	4,2
	4,25

	29,7
	21,4
	4,5
	4,23


Продовження табл. 4.13

	Тиск 

газу, кг/см2
	Температура газу, 

0С
	Температура утворення твердої фази,

0С
	Температура 

гідратоутворення розрахована,

0С

	
	
	
	

	24,8
	21,0
	3,5
	2,8

	24,6
	21,4
	3,1
	2,74

	24,3
	21,6
	2,9
	2,64

	20,1
	21,0
	1,5
	1,12

	19,9
	21,2
	1,0
	1,04


Таблиця 4.14 – Результати вимірювань для «жирного» природного газу

	Тиск 
газу, кг/см2
	Температура газу, 

0С
	Температура утворення твердої фази,

0С
	Температура 
гідратоутворення розрахована,

0С

	20,1
	17,2
	5,1
	6,02

	19,9
	17,8
	5,9
	5,81

	19,7
	18,5
	5,3
	5,73

	15,2
	17,1
	3,0
	3,51

	15,1
	15,2
	3,7
	3,42

	15,1
	13,4
	3,2
	3,42

	10,0
	13,1
	-0,7
	-0,45

	10,1
	12,7
	0,1
	-0,32

	10,2
	12,2
	-0,3
	-0,21


Таблиця 4.15 – Результати вимірювань для природного газу різного вологовмісту

	№
вимір.
	Виміряна 

ТТр,

0С.
	Умови вимірювання
	Виміряна температура руйнування твердої фази 
	Розрахована температура гідратоутворення

Тр, 0С.

	
	
	Тиск 
газу, 

кг/см2.
	Вологовміст

газу, 

г/м3.
	ТI,

0С.
	Тсер.,

0С.
	

	1
	-3,0
	41,85
	0,1672


	-3,9
	-3,8
	6,7

	2
	-3,0
	41,61
	
	-3,5
	
	

	3
	-3,3
	41,52
	
	-4,1
	
	

	1
	-0,2
	40,2
	0,224
	-1,1
	-1,8
	5,0

	2
	-0,5
	39,6
	
	-1,6
	
	

	3
	-0,7
	39,1
	
	-0,9
	
	

	1
	8,6
	39,66
	0,374


	6,6
	6,6
	6,3

	2
	8,7
	39,61
	
	6,6
	
	

	3
	8,5
	39,58
	
	 6,5
	
	

	1
	19,4
	41,88
	0,554
	7,1
	7,1
	7,0

	2
	19,8
	41,46
	
	7,2
	
	

	3
	20,7
	40,98
	
	7,1
	
	


Таблиця 4.16 – Результати вимірювань для природного газу з різним метаноловмістом

	Номер

вимір.
	Умови вимірювання
	Виміряна температура руйнування твердої фази
	Розрахована температура гідратоутворення

Тр, 0С.
	Тсер - Тр,

0С.

	
	Тиск газу, 

кг/см2.
	Метаноловміст

газу, г/м3.
	ТI,
0С.
	Тсер.,
0С.
	
	

	1
	40,20
	0
	6,2
	6,0
	6,3


	-0,3

	2
	39,60
	
	6,1
	
	
	

	3
	38,88
	
	5,8
	
	
	

	1
	40,86
	0,071
	4,5
	4,6
	6,5
	-1,9

	2
	40,56
	
	4,7
	
	
	

	3
	40,20
	
	4,6
	
	
	

	1
	40,5
	0,142
	3,7
	3,8
	6,3
	-2,5

	2
	40,1
	
	4,0
	
	
	

	3
	39,7
	
	3,6
	
	
	

	1
	40,6
	0,254
	2,1
	1,7
	6,3
	-4,6

	2
	40,1
	
	0,1
	
	
	

	3
	39,6
	
	2,9
	
	
	

	1
	40,0
	0,340
	-3,9
	-3,9
	6,2
	-10,2

	2
	38,9
	
	-4,8
	
	
	

	3
	38,6
	
	-3,1
	
	
	


У діапазоні позитивних температур результати вимірювань та розрахунків збігаються майже повністю. Аналіз результатів вимірювань при використанні більш “сухого” природного газу підтвердив той факт, що за відсутністі рідкої вологи газові гідрати не утворюються. 

Надалі було проведено кількісну оцінку впливу на рівноважні умови утворення газових гідратів інгібітору. Як інгібітор гідратоутворення був вибраний найбільш поширений в газовій галузі – метанол, тому що він має для цього випадку низку позитивних характеристик: добру розчинність в газі та чітко виражений вплив на рівноважні умови гідратоутворення та утворення криги. Для розширення діапазону отриманих даних відбір газу проводили через насичувач газу вологою, зображений на рисунку 4.15. Методика відбору та моделювання проби газу майже збігається з методикою відбору проби у попередньому випробуванні (випробуванні для газу з різним вологовмістом) окрім того, що замість води в балон вводилась різна кількість метанолу. 
Розрахунок метаноловмісту отриманої проби газу проводився з урахуванням тиску газу у балоні, температури газу після закінчення процесу наповнення балону та кількості введеного водометанольного розчину, перерахованого на вміст чистого метанолу. Результати дослідження наведено на рис. 4.17. При проведенні цього експерименту встановлено, що вимірювальна система чітко реагує на змінення температури початку утворення кристалогідратів природного газу, яка зумовлена наявністю в складі природного газу різної кількості інгібітору гідратоутворення. 


Рис. 4.17. Результати вимірювань вимірювача «ФОГ-1Г» з використанням природного газу з різним вмістом метанолу

Виходячи з відсутності зразкових засобів вимірювання для визначення температури гідратоутворення за результатами проведених досліджень встановлено, що похибка вимірювань становить значення, яке не перебільшує  1,5ºС. 

4.3 Впровадження вимірювальної системи на об’єктах газової промисловості

Після проведення лабораторних випробувань, метою яких було з’ясування принципової здатності вимірювальної системи визначати температури початку конденсації та кристалізації та визначення її метрологічних характеристик, систему було впроваджено у виробництво. На першому етапі було проведено приймальні випробування вимірювача температури утворення рідкої та твердої фази в природному газі на основі вимірювача “ФОГ-1Г”, які проводились комісією ДК “Укргазвидобування” на газопромислових об’єктах ГПУ “Харківгазвидобування” 15-18 грудня 2006 р. 

Метою проведення випробувань було з’ясування можливостей застосування вимірювача для визначення температури утворення твердої фази (кристалогідратів і (або) льоду) в природному газі різного компонентного складу, за різних термодинамічних умов, вологовмісту природного газу, наявності та відсутності технологічних домішок – інгібіторів гідратоутворення.

В процесі випробувань було з’ясовано технічні і технологічні особливості проведення вимірювань:

– вплив компонентного складу газу з різним вмістом гідратоутворюючих компонентів на температуру утворення твердої фази в газі;

– вплив вологовмісту газу, що аналізується, на температуру утворення твердої фази;

– вплив вмісту інгібіторів в газі, що аналізується, на температуру утворення твердої фази.

Також було проведено попередню оцінку метрологічних характеристик вимірювача:

– збіг результатів вимірювань температури утворення твердої фази;

– похибку вимірювання температури утворення твердої фази. 

Результати попередніх випробувань вимірювача на підприємствах газової промисловості звернули увагу до такої, суто технологічної, особливості умов проведення вимірювань у промислових умовах. Видобуток і підготування газу виконується із застосуванням інгібіторів гідратоутворення (на промислах, де проводились попередні випробування – метанолу) для забезпечення безгідратного режиму роботи промислового обладнання. Вимірювач фіксує безгідратний режим. А в зв’язку з надлишковими об’ємами метанолу, безгідратний режим фіксується практично у всьому діапазоні температур, передбаченому технічними характеристиками вимірювача. Зрозуміло, це є позитивним режимом для роботи технологічного обладнання, але не дає змоги повністю оцінити можливості вимірювача. Тому для розширення діапазону отримання вимірювальної інформації було передбачено можливість примусового насичення газу, що аналізується, парою води і метанолу (дозованої кількості), тобто штучне моделювання прогнозованих умов гідратоутворення.

Випробування дослідного зразку вимірювача “ФОГ-1Г” проведено комісією на об’єктах (технологічних лініях) Юліївського НГП.

Згідно з програмою випробувань проведені перевірки працездатності приладу і вимірювання температури початку гідратоутворення за таких умов (місця випробувань):

– в газі вихідного колектору Юліївської УКПГ-2;

– в газі сепарації першого ступіню Юліївської УКПГ-2;

– в сирому газі на вході в установку (шлейфи свердловин) Юліївської УКПГ-2;

– в штучно зволоженому газі виходу Юліївської УКПГ-2;

– в спеціально підготовлених пробах газу, відібраних з магістрального газопроводу.

Результати приймальних випробувань вимірювача наведені в додатку К.

Розглянувши результати випробувань, приймальна комісія зробила такі висновки:

1. Документи надані в необхідному обсязі, передбаченому технічним завданням на розробку вимірювача і програмою приймальних випробувань.

2. Дослідний зразок вимірювача відповідає вимогам технічного завдання.

3. Випробування вимірювача показали його високу чутливість до фазових перетворень, що відбуваються в природному газі.

4. Випробування вимірювача із застосуванням природного газу з дозованим додаванням метанолу підтвердили залежність температури початку гідратоутворення від концентрації метанолу в природному газі.

5. Випробування вимірювача на “сирому” газі з великим вмістом рідкої фази, зокрема вуглеводневого конденсату, показали, що вимірювання температури початку гідратоутворення за таких умов є можливим лише при запобіганні попадання рідини у вимірювальну камеру вимірювача.

Було проведено випробування вимірювача температури точки роси вологи в природному газі “ФОГ-2Г”.

Для проведення випробувань його в промислових умовах та оцінки експлуатаційних характеристик вимірювач “ФОГ-2Г” встановлено для проведення тимчасових технологічних випробувань на вузлі передавання природного газу до УМГ “Харківтрансгаз”. 

Крім того було проведено випробування вимірювача температури точки роси природного газу “ФОГ-2Г”, які проводились на Червонодонецькій ДКС ГПУ “Шебелинкагазвидобування”.

Для проведення технологічних випробувань вимірювач температури точки роси газів “ФОГ-2Г” зав. № 21001 було встановлено на Червонодонецькій ДКС (вузол вимірювання витрати газу). Після перевірки представниками розробника відповідності монтажу вимірювача до вимог експлуатаційної документації, його було введено в експлуатацію. 

Мета проведення технологічних випробувань полягала у визначенні можливості експлуатації вимірювача в умовах Червонодонецької ДКС. Умови проведення вимірювань в місці відбору проб природного газу були ускладнені наявністю в складі природного газу значної кількості діетиленгліколю та важких вуглеводневих фракцій, температура конденсації яких є вищою за температуру конденсації вологи, крім того є наявними пульсація тиску та підвищена температура газу. Вимірювання проводились при тиску природного газу 16 ÷ 18 кг/см2 та його температурі 40 ÷ 55 0С. Під час проведення випробувань здійснені контрольні вимірювання температури точки роси вологи з використанням штатно встановленого вологоміру “Харьков – 2”. 

Вибір для визначення температури точки роси в умовах Червонодонецької ДКС цього вимірювача обумовлений тим, що він:

– реалізує конденсаційний метод вимірювання, що є найбільш прийнятним при вимірюванні температури точки роси вологи в природному газі;

– дає можливість проведення вимірювань в автоматичному режимі та використанні вимірювача як потокового засобу вимірювання;

– має режим безперервного вимірювання температур точок роси вологи та вуглеводнів;

– є простим  у монтажі, експлуатації та обслуговуванні вимірювача;

– має мінімальні вимоги до наявності додаткового обладнання (фільтри, системи підготовки проби газу тощо);

– забезпечує можливість зберігання виміряних значень з подальшою їх обробкою та аналізом. 

Для відбору проб природного газу обрано існуючу точку підключення, при цьому вимірювач було розташовано у будівлі вузлу вимірювання витрат газу. Газ подавався імпульсною трубкою діаметром 20 мм. Небажаним фактором була довжина лінії підводу проби, яка становила більше 10 м. Для забезпечення вимог ГОСТ 18917-82, було здійснено часткове скидання природного газу з входу вимірювача до свічки для забезпечення додаткового протоку газу. Подібну операцію було здійснено завдяки наявності штатного вентиля продувки вимірювальної лінії, який входить до складу газового блоку вимірювача.

За результатами аналізу даних, отриманих при проведенні випробувань, було відмічено випадки тимчасового збільшення розбіжності виміряних значень. На думку автора, ця проблема викликана значним вмістом в природному газі технологічних домішок, температура конденсації яких є вищою за температуру конденсації вологи. Кількість таких випадків становила не більш 5 % від загальної кількості вимірювань.

Враховуючи результати випробувань, комісією було зроблено висновки:

– використання вимірювача “ФОГ-2Г” для визначення температури точки роси в умовах Червонодонецької ДКС є можливим та доцільним;

– при використанні вимірювача бажано встановити на вході фільтр для видалення механічних домішок з природного газу;

– рекомендовано (або висунута вимога) проведення чищення внутрішньої порожнини конденсаційного вузлу при виявленні похибки вимірювання, але не рідше одного разу на дві доби (якщо вимірювання проводяться у безперервному режимі);

– висунута вимога спростити алгоритм роботи з сортування та виведення на друк результатів проведених вимірювань;

– висунута вимога забезпечити можливість друку звіту про проведені вимірювання з декількох текстових редакторів (наприклад, Microsoft Word).

Включення в стандартну схему підключення вимірювача фільтру для видалення механічних домішок є недоцільним з огляду на те, що наявність будь яких пристроїв на вході до вимірювача може привести до спотворення результатів вимірювання, крім того це суперечить вимогам п. 3.3.19 ГОСТ 18719-82. Використання фільтру можливе лише в окремих випадках, коли необхідність його наявності обґрунтована, та зроблені розрахунки, які доводять неможливість спотворення результатів вимірювання з урахуванням технологічних режимів та параметрів газу в окремій точці підключення. 

Встановлення жорстких вимог до періодичності чищення внутрішньої порожнини конденсаційного вузлу також не є доцільним. Регламентні роботи цього напрямку необхідно проводити в разі виникнення помилок в роботі вимірювача, але за бажанням оператора з огляду на дані конкретні умови експлуатації. 

У теперішній час проводиться впровадження вимірювальної системи на різних об’єктах НАК Нафтогаз України, переважно ДК “Укргазвидобування”. Перелік об’єктів, на яких впроваджується розроблена система, обмежений в основному вказаними об’єктами з огляду на те, що умови проведення вимірювань на них можна рахувати складними. За наявних складних технологічних умов проведення вимірювань інші вимірювачі параметрів вологості природного газу виявились непридатними для застосування. В переважній більшості випадків до складу інформаційно-вимірювальних систем, які зараз впроваджуються, входить вимірювач температури точки роси “ФОГ-2Г” і використання системи відбувається у такому складі таких режимах?:

– використання вимірювача температури точки роси “ФОГ-2Г” у стаціонарному (потоковому) та переносному режимі;

– використання вимірювача температури точки роси “ФОГ-2Г” у складі вимірювальної системи з передаванням даних про проведені вимірювання до ПЕОМ;

– використання вимірювача температури точки роси “ФОГ-2Г” у складі вимірювальної системи з передаванням даних до удаленої системи АСУ з використанням GSM зв’язку.

4.4 Оцінка економічної ефективності вимірювальної системи
На етапі формування планів по впровадженню нових засобів вимірювання за базу порівняння приймають кращі по техніко-економічним показникам з освоєних у виробництві засобів вимірювання, взамін яких  передбачається освоєння нових засобів вимірювання [149].

При проведенні оцінки техніко-економічних показників за базовий варіант порівняння обрано вимірювач температури точки роси «Харьков-2». Зазначені вимірювачі експлуатуються на підприємствах газової галузі України та країн СНД з початку 80-х років минулого століття і ними оснащені майже 90 % пунктів визначення якості природного газу завдяки можливості визначати параметри вологості за різних умов проведення вимірювань та складу природного газу, навіть достатньо складних. Крім того, обрання зазначеного вимірювача за базовий варіант пов’язано з максимальною його придатністю для визначення вологості природного газу на об’єктах газової галузі. Засіб вимірювання, що використовується на даний момент, забезпечує вимірювання з похибкою ± 1,5 ºС. Термін експлуатації використаних засобів вимірювання становить 5 років.

За результатами проведених розрахунків, які наведено нижче річний економічний ефект від використання запропонованого засобу вимірювальної техніки становить 41 124 грн./рік.
Для визначення температури точки роси природного газу при вирішенні задачі підвищення точності вимірювання запропоновано використовувати вимірювальну систему на базі вимірювача «ФОГ-2Г». При цьому забезпечується вимірювання з похибкою ± 1,0 ºС та термін використання становить  8 років.

Економічний ефект формується за рахунок зменшення витрат в народному господарстві від похибки вимірювання та зменшення витрати природного газу, що використовується для проведення вимірювань. Річний економічний ефект [77] розраховується за формулою (4.21).
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де З1,2 – приведені витрати на розробку та виробництво робочого засобу вимірювання, грн.; 

Ви1,2 – річні об’єми вимірювань при постійній нормі часу на вимірювання, нормо годин год.; 

Р1,2 – частка відрахувань від балансової вартості на повне відновлення (реновація) робочого засобу вимірювань; 

И1,2 – річні поточні витрати на експлуатацію робочих засобів вимірювання, грн.; 

П1,2нх – середні річні витрати, що виникають в народному господарстві від витрат на проведення вимірювань, грн.; 

К´1,2 – супутні капітальні вкладення при експлуатації робочого засобу вимірювань, що приведені до виконуючих функцій нового засобу вимірювання, грн.; 

А – річний об’єм виробництва робочих засобів вимірювання, од.; 

Ен – нормативний коефіцієнт економічної ефективності капітальних вкладень, який дорівнює 0,15.   

При проведенні подальших розрахунків приймаємо, що новий засіб вимірювання виробляється серійно. В зв’язку з тим, що вимірювачі за базовим та розрахунковим варіантами виробляються серійно, за значення приведених витрат приймається оптова ціна засобів вимірювання.

                                      З1 = 40000 грн.;  З2 = 70000 грн.

Об’єми виконаних вимірювань за базовим варіантом приймаємо із розрахунку, що одиничне вимірювання (відповідно до ГОСТ 20060-83) може бути проведено протягом 2 годин, а за впровадженим варіантом за 0,4 години. Але в багатьох випадках достатньо проводити одне вимірювання протягом доби, таким чином відношення Ви2/Ви1 приймаємо рівним 1.

Коефіцієнти реновації з огляду на термін експлуатації засобів вимірювальної техніки згідно [77] становлять Р1 = 0,1638 та Р2 = 0,0874 відповідно.

Річні поточні витрати за базовим варіантом розраховуються за формулою (4.22).              

                            И1,2= Спов + Срем + Сзп + Сам + Се,                      (4.22)

де Спов – річні витрати на повірку робочого засобу вимірювань, грн.;     

     Срем – річні витрати на поточний ремонт, грн.; 

     Сзп  –  річні витрати на основну та додаткову заробітну платню вимірювача з відрахуванням на  соціальне страхування при експлуатації одного засобу вимірювання, грн.; 

     Сам  –  річні амортизаційні відшкодування на капітальний ремонт, грн.; 

     Се   –  річні витрати на електроенергію та  матеріали в розрахунку на один засіб вимірювання, грн. 

Втрати в народному господарстві визначаються за різницею витраченого для проведення вимірювання  природного газу із розрахунку на один засіб вимірювальної техніки. Середньорічна різниця кількості витраченого природного газу становить 16575,36 м3, що становить його ринкову вартість 39780,86 грн. 

Методи оцінки економічної ефективності та ефективності капітальних вкладень, які використовувались донедавна, в більшості були розраховані на адміністративно-планову економіку, але в ринкових умовах в основі оцінки ефективності лежать критерії засновані на принципах кількісного співставлення дохідної та витратної частин досліджуваного проекту.   Не дивлячись на ретельність розрахунку, наведена методика з часом набула невідповідностей в частині недоцільності використання коефіцієнту реновації та принципу розподілу компенсації капіталовкладень. Тому розрахунок економічного ефекту можна спростити використавши методику [40].

Враховуючи загальні річні економічні втрати при метрологічному забезпеченні в процесі керування виробництвом, річний економічний ефект в t-й рік використання одиниці об’єкта, що аналізується представляє собою суму економічних витрат отриманих підприємством.
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де Ег – річний економічний ефект;

с1t, cit – собівартість одиниці продукції за порівняними варіантами;

к1, кі –  питомі капітальні вкладення;

Те1, Теі – строк служби базового засобу та того, що впроваджується;

П1, Пі – сумарні річні втрати в народному господарстві при використанні базового засобу та того, що впроваджується

А1, Аі – річний об’єм виробництва відповідних засобів вимірювальної техніки.

Враховуючи рівномірне розподілення капітальних вкладень на весь строк експлуатації засобу вимірювальної техніки, можливі відмінності річних поточних капіталовкладень та однакову кількість необхідних засобів вимірювальної техніки, розрахункова формула прийме вигляд.
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Вихідні дані для проведення розрахунку зведено в таблицю 4.12.

Таблиця 4.12 - Вихідні дані для розрахунку

	Найменування показників
	Позна-чення
	Показники

	
	
	базові
	нові

	Приведені витрати, тис. грн. 
	З1,2
	40
	70

	Відношення річних об’ємів вимірювань
	Ви1,2
	1
	1

	Строк служби
	Те1,2
	5
	8

	Річні поточні витрати, тис. грн. 
	И1,2
	30,6
	27,25

	Річний об’єм випуску засобів вимірювання, од.
	А
	1
	1

	Супутні капітальні витрати, тис. грн. 
	К´1,2
	1,4
	2,2

	Втрати в народному господарстві, тис.  грн.
	П1,2нх
	39,78
	1,261


Таким чином річний економічний ефект від використання запропонованого засобу вимірювальної техніки становить.
                         Ег  =  8,28 – 9,025 + 3,35 + 38,519 = 41,124 (тис. грн./рік).

Разом з основним показником – річним економічним ефектом, при оцінюванні економічної ефективності можуть використовуватись  додаткові показники. зростання продуктивності праці, умовне вивільнення працюючих і т. і.

Умовне вивільнення персоналу, що виконує метрологічні роботи розрахуємо за формулою:

                                 ΔЧ = (Тр1 – Тр2) · А2                                            (4.25)

де    ΔЧ – умовне вивільнення працюючих, ос.; 
Тр1,2 – трудомісткість одиниці метрологічної роботи, що виконується, ос.; 
А2 – річний об’єм метрологічних робот за новим варіантом, од.

                                        ΔЧ = (0,25-0,10)365 = 54,75 (ос.).   

Зростання ефективності праці при проведенні метрологічних робіт розрахуємо за формулою:
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де  ΔПр – відсоток зростання продуктивності праці за рахунок впровадження результатів метрологічних робіт; 
Ч1   –  середньосписочна кількість персоналу метрологічної служби за базовим варіантом, ос.  




       ΔПр = (91,25/(91,25-54,75)-1)*100 = 150%

Разом з основним показником – річним економічним ефектом при оцінюванні економічної ефективності використані додаткові показники: зростання продуктивності праці, умовне вивільнення працюючих і т. і. Умовне вивільнення персоналу, що виконує метрологічні роботи, становить 54,75 %. Зростання ефективності праці при проведенні метрологічних робіт становить близько 150 %. 
4.5 Висновки за четвертим розділом
Розроблено функціональну схему та створено вимірювальну систему, яка дозволяє проводити вимірювання температури точки роси та температури початку гідратоутворення в діапазоні тисків від 5 кг/см2 до 75 кг/см2 та діапазоні визначення температури фазових перетворень від мінус 20 ºС до 25 ºС та забезпечує вимоги до сучасної вимірювальної системи. 

Експериментальні дослідження показали відповідність отриманих значень та залежностей тим, що були отримані розрахунковими методами та в результаті моделювання процесу конденсації та кристалізації компонентів природного газу. За результатами розрахунків із застосуванням факторного аналізу доведено, що на результати виміру змінення різниці тисків між входом та виходом звужуючого пристрою в процесі конденсації або кристалізації компонентів газу мають вплив тільки їх фізичні властивості. Результати досліджень з визначення метрологічних характеристик вимірювача температури точки роси показали, що похибка вимірювань складає нормоване значення, яке не перевищує 1 ºС, а температури утворення твердої фази компонентів природного газу 1,5 ºС.

Випробування вимірювальної системи в промислових умовах показали спроможність проводити вимірювання температури конденсації вологи з врахуванням впливу на процес проведення вимірювань домішок, які містяться в складі природного газу. За результатами приймальних випробувань при впроваджені встановлено доцільність використання створеної вимірювальної системи на підприємствах газової галузі України. Розрахований економічний ефект від впровадження у виробництво однієї вимірювальної системи на об’єктах газової галузі України який становить 41124 грн. на рік.  
ВИСНОВКИ

На основі проведених аналізу результатів досліджень методів та засобів визначення параметрів вологості природного газу, як основного показника його якості, встановлено, що до теперішнього часу вони не забезпечують необхідної точності вимірювань температури точки роси вологи, а також визначено, що на результати вимірювань вологості природного газу впливають наявні в складі природного газу домішки. На практиці методи та сучасні вимірювальні системи, які здатні проводити вимірювання з урахуванням впливу наявних в складі природного газу домішок є відсутніми, тому задача щодо створення методу ідентифікації конденсованих та кристалізованих компонентів природного газу та сучасної вимірювальної системи, яка його реалізує, є актуальною. В роботі вирішено важливу науково-прикладну задачу щодо ідентифікації процесу конденсації та кристалізації компонентів природного газу шляхом створення вимірювальної системи для визначення температури точки роси вологи та температури гідратоутворення в природному газі на основі методу перепаду тисків.  

На основі результатів аналізу досліджень отримано такі наукові результати:

1. Обґрунтовано можливість використання чинників густини та в’язкості компонентів природного газу для забезпечення однозначної ідентифікації процесу конденсації цих компонентів в діапазоні тисків від 0,5 МПа до 7,5 МПа та температур точок роси від мінус 20 ºС до 25 ºС. Показано, що ідентифікацію конденсованих компонентів забезпечує достатньо великий розкид відношення значень густини вологи до густини гексану (до1,52) і відношення значень в’язкості (до 19,1), що складає відповідно 65,4 % та 5,4 %.

 2. Показано, що врахування значень густини та в’язкості при використанні модифікованого рівняння Бернуллі дозволяє встановити зв’язок різниці тисків між входом і виходом звужуючого  пристрою з фізичними властивостями конденсованих компонентів, що підтверджує можливість визначення фізичних властивостей густини та в’язкості сконденсованих компонентів природного газу з використанням методу перепаду тисків. Доведено можливість застосування методу перепаду тисків та розроблення нового методу ідентифікації процесу конденсації з врахуванням фізичних параметрів компонентів природного газу для реалізації цього методу.

3. Розроблено модель проведення одичного вимірювання, яка сформована за розрахованими значеннями різниці тисків при конденсації компонентів природного газу і дозволяє визначати температури, при яких відбувається  конденсація компонентів природного газу за різницею змінення тисків між входом та виходом звужуючого  пристрою. Відношення розрахованої різниці тисків для компонентів природного газу і вологи в діапазоні температур від мінус  30 ºС до 20 ºС становить значення від 0,19 до 0,63. Врахування чи використання чого? дозволяє ідентифікувати сконденсовану вологу на фоні компонентів природного газу які сконденсовані за температур вищих ніж температура конденсації вологи. 

4. Визначено зв'язок процесу конденсації компонентів природного газу з характеристиками його вектору образу, визначеними на основі теорії розпізнавання образів, та запропоновано математичну модель визначення характеристик вектору образу процесу конденсації компонентів природного газу.

5. Обґрунтовано досяжність реалізації способу вимірювання, який виключає вплив компонентів природного газу на результати вимірювань його вологості шляхом реалізації конденсаційної поверхні у вигляді внутрішньої поверхні газопроводу внутрішній діаметр якого обмежений значеннями від 0,1 мм до 0,4 мм, и довжиною 10 мм, за умов забезпечення визначення температури звужуючого  пристрою та значення різниці тисків між його входом і виходом.

6. Удосконалено методики визначення температури точки роси вологи та умов утворення кристалогідратів природного газу для уточнення розрахунку їх рівноважного стану і визначення додаткових факторів, які впливають на процес руйнування кристалогідратів; 

Результати виконаних теоретичних досліджень реалізовані у створеній вимірювальній системі щодо визначення температури конденсації і кристалізації компонентів природного газу, достовірність яких підтверджено при проведені дослідження метрологічних характеристик цієї вимірювальної системи. 
Виконані під час роботи теоретичні та експериментальні дослідження дозволили створити і впровадити до підприємств газової промисловості України сучасну вимірювальну систему для визначення умов конденсації та кристалізації компонентів природного газу, зокрема вологи, а також забезпечити належний контроль параметрів якості природного газу, регламентований чинними документами з метрології, для забезпечення їх відповідності в умовах виробництва.

Створену вимірювальну систему впроваджено у практику на підприємствах ПАТ «Укргазвидобування», умови проведення вимірювань на яких відрізняються найбільшою складністю внаслідок наявності в складі природного газу значної кількості домішок. Крім того, продовжується впровадження створеної вимірювальної системи на підприємствах ПАТ «Харківгаз» та ПАТ «Львівгаз». 

Під час експлуатації створеної вимірювальної системи підтверджено коректність положень, рекомендацій і висновків, зроблених на основі виконаних у роботі теоретичних та експериментальних досліджень. 

Після впровадження вимірювальної системи і визначення об’єму експлуатаційних витрат розраховано економічний ефект від впровадження однієї вимірювальної системи у виробництво на підприємствах газової галузі України який становить 41124 грн. на рік.  
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Рисунок 2.19 – Схема руху газу крізь вимірювальну камеру при введенні регулюючої голки 


    а) за відсутності сконденсованих компонентів;


                       б) при наявності сконденсованих компонентів.


1. – регулююча голка; 2. – вимірювальний газопровід; 3. – теплопровід.
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Рис. 3.10. Укрупнений алгоритм роботи вимірювальної системи в режимі визначення температури точки роси вологи








Рис. 1.1. Класифікація методів визначення параметрів вологості газів





Таблиця 2.1 Харакетристики фізичних властивостей компонентів природного газу





Таблиця  2.2 – Розраховані значення різниці тисків





Рис. 2.1. Загальна діаграма реалізації конденсаційного методу в динамічному режимі





1





2





Рис. 3.11. Структурно-пневматична схема газового блоку вимірювача


 1 – вхідний трубопровід;


 2 – запірний вентиль;


 3 – вентиль продувки вхідного газопроводу;


 4 – вентиль входу газу до звужуючого  пристрою;


 5 – фільтруючий елемент гравітаційного типу;


 6 – електронний датчик перепаду тиску;


 7 – вентиль регулювання витрати газу;


 8 – манометр;


 9 – витратомір;


 10 – свічка;


 11 – газопровід виходу газу;


 12 – запобіжний перепускний клапан;


 13 – вимірювальний газопровід (звужуючий пристрій);


 14 – регулююча голка;


 15 – система охолодження.








Рис. 3. 12. Функціональна схема вимірювача





Рис. 4.16. Результати вимірювань вимірювача «ФОГ-1Г» з використанням природного газу різного компонентного складу








Рис. 4.13. Результати вимірювань вимірювача «ФОГ-1Г» при різних тисках 
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