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Предназначены для работников научно-исследовательских к 

проектных организаций, нефтегазодобываюпрсх предприятий и управ­

лений магистральными нефтепроводами, занимающихся вопросами оп­

ределения н сокращения технологических потерь нефти и являются 

основой для составления рабочих методик по определению величин 

потерь ка промышленных объектах*

Результатыс полученные на основе рекомдедуешх методов» мо­

гут быть использованы при определении экономических эффектов 

вмедряешх технико-технологических и организационных мероприятий 

по сокращению потерь нефти*

Настоящие методические указания разработаны И. С.Вронвтейком, 

Б.М,Грошевым, А,Ф.Гурьяновым, 0.А.Якушевой,
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потерь нефти на предприятиях Министерства нефтяной 

проыыыяееностя

РД 39-0147103-388-87

Вводится взамен 
РД 39-3-540-81

Срои введения установлен с 1,07.87 г.

В  Методических указаниях приведены источники технологичес­

ких потерь нефти при сборе продукция скважин, подготовке, транс­

портирования я хранении нефти на промыслах, а также классифика­

ция потерь.

Данные о величине потерь нефти, полученные в результате 

применения рекомендуемых методов, является исходники для нормиро­

вания технологических потерь. Метода определения потерь нефти при­

меним* как в процессе сбора, подготовки, транспортирования в хра­

нения нефти на промыслах, таи и при транспортировавши нефгз по ма­

гистральным нефтепроводам, & такие могут быть использованы органа- 

эацкями, занкымяршяся хранением, транспортированием в распределе­

нием нефтепродуктов.

Методичесхие указания является обязательными для всех орга­

низаций Министерства нефтяной проиыаюкноста.

Z. о б щ и е  г ш о г а д о

1.1. Под технологическими потерями понимается безвозвратны* 

потеря нефти (уменьаеняе массы ее вря сохранении качества в пре­

делах требования нормативных документов), являкцяеся следствием
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исходных физико-химических свойств ее» воздействия метеорологи­

ческих факторов и степени совершенства существующих технологи­
ческих процессов» технических средств и нефтесберегающих меропри­

ятий при сборе» подготовке, транспортировке и хранения нефти.

1.2. Технологические потери нефти учитываются в объеме до­

бычи нефти.

1.2. Нормированию подлежат все вида технологических потерь 

нефти.

1.4. Технологические потери нефти определяются по источни­

кам потерь нефти на нефтепромысловых объектах при процессах до­

бычи, сбора, подготовки, транспортирования и хранения нефти.

1.5. Нефтепромысловый объект - совокупность устьевой арма­

туры, аппаратов» емкостей, трубной обвязки и коммуникаций, пред­

назначенных для ведения технологических процессов и расположен­

ных на одной площадке нефтяного промысла.

1.6. Источники технологических потерь нефти.

1,6.1. При добыче и сборе; устьевое оборудование скважин, 

замерные устройства, сепараторы первой и последующих ступеней 

сепарации» устройства предварительного отбора газа, насосы для 

перекачки продукции скважин, мерники, тралы, резервуары я емкос­

ти для предварительного сброса дренажных вод, резервуары для 

сбора нефти» концевые сепарационные установки, запорная арматура 

Ш Др.
1.6.2» При подготовке: технологические резервуары, аппараты 

или резервуары предварительного обезвоживания нефти, отстойники, 

электродегидр&торы, буферные емкости, установки концевой ступени 

сепарации нефти и устройства предварительного отбора газа при 

расположении их после установок подготовки нефти» насосы, резер­

вуары ил* аппараты для очистки к подготовки сточной вода» нефте­

ловушки, запорная арматура и др.
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1.6.3. При транспортировании я хранении на промыслах .'резер­

вуары товарной нефти, насосы, запорная арматура и др.

1.6.4. При транспортировании по магистральным нефтепроводам: 

резервуары, насосы, транспортные емкости, установки для очистки 

сточных вод, нефтеловушки, запорная арматура и др.

1.7. На каждый нефтепромысловый объект - источник технологи­

ческих потерь нефти составляется паспорт в соответствии с РД 39- 

01-47103-313-86.

1.8. Технологические потери нефти могут быть условно клас­

сифицированы следущим образом: от испарения, от уноса капельной 

нефти потоком газа, от уноса сточной водой, от утечек через уп­

лотнения технологического оборудования, в т.ч. в результате ис­

парения.

1.9. Потер»! нефти от испарения подразделяются на потери га-

зсн&сыщенных или газ©содержащих нефтей и на потери нефтей, соот­

ветствующих требованиям ГОСТ 9965-76 (последние тапке мо­

гут содержать определенное количество остаточного газа).

1.10. Свободный и растворенный газы, выделившиеся в атмос­

феру из нефти, поступившей в резервуары непосредственно со ступе­

ней сепарации, давление на которых поддерживается в интервале от 

0,100 до 0,105 МПа (абсолютное), откосятся к потерям нефти. При 

давлениях сепарации более 0,105 МПа потери из резервуаров подле­

жат дифференциации на потерн нефтяного газа и потери от испарения.

Потери нефти от испарения из резервуаров в случае превышения 

указанного предела по давлению на ступенях сепарации определяются 

по разнице между общей величиной потерь из резервуара и величиной 

потерь нефтяного газа, установленной по величине газового фактора 

пробы нефти, отобранной до резервуара и раз газированной до атмос­

ферного давления при температуре сепарации нефти.
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ХЛ1* Потери нефти от укоса со сточной водой слагается из 

потерь от испарения легких углеводородов и от уноса эцульгярован- 

кой нефти,

ХЛ2. К технологическим потерям нефти на сепар&ционных уз­

лах откосятся?

капельная нефть, выносимая из нефтяного сепаратора, капле­

уловителя или газосепар&тора потоком нефтяного газа в газопровод 

факельной линии или газовый коллектор, из хонденсатосборняков 

которого накопившаяся жидкость выдувается в агаюеферу или сжига­

ется;

эцульсионкая нефть, уносимая дренажной водой, и без очистки 

подаваемая непссредствеггнс в систему поддержания пластового дав­

ления или в поглощающие скважины,

1,13. Нефтепромысловый объект, отдельный технологический 

аппарат иди резервуар, как правило, является источниками несколь­

ких видов потерь нефти* В таблице I приводятся виды технологичес­

ких потерь нефти на нефтепромысловых объектах»

X.14. Потери нефти, вызванные нарушением правил технической 

эксплуатации аппаратов, установок и оборудования, режимов техно­

логических процессов, авариями технических сооружений, а также 

ремонтно-восстановительными работами, к технологическим потерям 

не относятся.

1Л5, Определение технологических потерь нефти осуществля­

ется территориальными и специализированными научно-исследова­

тельскими институтами, ЩЗШат объединений и ЦНИЙРеши НГДУ.

1Л6. Известные метода определения потерь нефти от испарения 

подразделяется на прямые и косвенные.

1Л7. X прямым методам относятся метода непосредственного 
измерения или расчета объема (массы) паров углеводородов, штес- 

кяевдх из емкости в процессе испарения нефти. Достоинством пря-



Виды технологических потерь нефти на 
нефтепромысловых объектах

И&бжяца X

•Унос потоком Выделение ТУнос остаточной

_________  I

{нефтяного га- 
}эа капельной 
| нефти

1 _2

ПС1ЩргИПв
(гашение)
нефти

3 ]

свободного и (нефти пхастовы- 
растворенного}ми дренажными 
газа из нефти} водами

Устьевые арматуры нефтяных скважин - ♦ ♦ -

Насосы сырьевые - ♦ ♦ -
УСТАНОВКЕ ЗАМЕРА ПРСЩгаЩ С Ш Ш  

Мерники, трапы . + +
Заиерше устройства типа иСпуттк* ♦ + + -
Насосы сырьевые «И ♦ ~

СШАРШЩйШ УШ 
Сепарационные установки + «« ♦
Установки предварительного отбора газа ♦ - -
Аппараты предварительного сброса пластовых 
дренажных вод ~ - - ♦
Буферные резервуары - ♦ ♦ «Й
Насосы сырьевые - ♦ о»



НШГВСЕОРНЫЕ ПУНКТЫ

Селар&ционные установки
Аппараты предварительного сброса пластовых 
дренажных вод
Сборные* буферные резервуары 
Насосы сырьевые

Д О Ш Ш Е  НАСОСНЫЕ СТАНЦИИ

Сепарадионные установки 
Буферные резервуары 
Насосы сырьевые

УСТАНОВКИ ШДГОТОВКИ НЕ^ГЙ

Сепарационные установки
Устройства предварительного отбора газа
Аппараты предварительного сброса пластовых 
дренажных вод
Сборные» буферные, технологические 
резервуары
Горячие ступени сепарации 
Концевые ступени сепарации 
Насосы технологические

Продолжение таблЛ

I _____ 4_____ 1 ______5

4
+

+

4



УСТАНОВКИ ПОДГОТОВКИ ПЛАСТОВЫХ Д Р Ш Ш Ы Х
вод
Резервуары подготовки пластовых дренажных 
вод и промежуточных эмульсий
Амбары, нефтеловушки 
Насосы перекачки

РЕЗЕРВУАРНЫЕ ТОВАРНЫЕ ПАРКИ

Концовче селарадаоннае установки 
Газ оотделигели 
Товарные резервуары
Резервуары для сбора и подготовки пласто­
вых дпенажных вод
Насосы товарные 
Узлы учета нефти

Продолжение табл Л

I 3_____ I 4 ____ I _  5

♦ ♦ ♦

♦ +
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ш  методов является достаточно хорошая точность намерений, а не­

достатком - трудоемкость проведения измерений в проадшенных ус­

ловиях на действующих установках, аппаратах, резервуарах.

1,18. X косвенным относятся методы определения величины по­

терь по изменению физико-химических свойств нефти, происходящих 

вследствие изменения ее углеводородного состава при испарения.

Из косвенных методов наиболее распространены метода определения 

потерь от испарения сравнением углеводородного состава и по из­

менению давления насыщенных ларов проб неф?н, отобранных в нача­

ле и конце исследуема источников или технологического процесса. 

Преимущество косвенных методов заключается в том, что определение 

потерь производится на основе анализов проб, проводима в лабора­

торных условиях (в некоторых случаях возможно проведение части 

анализов непосредственно в промышленных условиях), возможна оцен­

ка потерь по нескольким последовательна и источникам или целому 

технологическое процессу одновременно. Недостатком косвенных ме­

тодов является сравнительно меньшая точность и сложность обеспе­

чения отбора средних проб нефти, отбираемых для анализа ъ начале 
и конце исследуемого участка.

2. ОСНОВНЫЕ РЕНМВДДАФИ ПО ОТБОРУ К 1КЩГ0ТОВИЕ 
К АНАЛИЗУ ПРОБ НЕФТИ И ПАГОВ0ЗДУЮ0Й СМЕСИ

2Л . При определении потерь нефти косвенными методами отби­

раются пробы нефти до и после источника потерь.

2.2. Пробы нефти отбираются по ГОСТ 2517-85 СОТ СЗВ 1248-78),

2.3. Отбор проб должен производиться в местах интенсивного 

перемешивания потока нефти (места сужения, вертикальнее, восходя­

щие или нисходепзие участки нефтепровода, выкидные линии насосов

и т.п ) герметично ’’мокрыйспособомs ?*е, путем вытеснения из 

пробоотборника насыпанного раствора поваренной соли нефтью.
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Принципиальная схема отбора проб представлена на рисЛ. Вытесне­

ние рассола постулатами пробой нефти регулируют вентилем 9 таким 

образом, чтобг давление в контейнере было равным давлению в неф­

тепроводе во избежание ее разгазирования.

2.4. В качестве пробоотборника е применением рассола исполь­

зуют пробоотборник типа ОГО по ГОСТ 14921-78. При давлении насы­

щении паров нефти или нефтепродукте не более 67 кОа (500 мм рт. 

от.) допускается применять для отбора проб бутылку о двумя труб­

ками в пробке.

Кроме специальных контейнеров могут быть использованы кон­

тейнеры других конструкций.

На рис.2 показан подобный контейнер - пробоотборник конст­

рукция ШИИУС,

Вентили I и 5 соединен трубками 7 x 4 ,  одна из которых до­

ходит до дна контейнера, а вторая - до крыт. Кокщ* обеих трубок 

срезаются под углом 45 °. Герметичность контейнера-пробоотборни­

ка проверяется опрессовкой водой давлением до I МПа.

При хранении отобранных проб а коктейкере-огнетузителе не­

обходимо контролировать давление в кем и при необходимости вы­

пускать часть нефти, не снижая при этом давление в контейнере 

ниже давления отбора пробы.

2.5. Объем пробы нефти определяется составом и количеством 

анализов, необходимых д м  расчета величины потерь нефти по одно­

му из выбранных методов и составляет обычно 2-5 л.

2.6. Отобранную в контейнер пробу нефти доставляют в лабо­

раторию для анализа. Р&згьзирование нефти можно производить, 

например, на установке, собранной по схеме, изображенной на рнс.З. 

Этот способ обеспечивает отбор пробы нефти из контейнера без сни­

жения в нем давления (т.е, предотвращает оазгазирование нефти в 

пробоотборнике) и позволяет определить количество выделившегося
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Прмшипиальная схема отбора пробы нефти

I -  трубопровод; 2 ,4 ,5 ,7 ,9 - игольштые вентили 

3-8 - манометры; 6 -  контейнер-пробоотборник

Рис. I
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Пробоотборник конструкция ШШС

Г,3,5 - игольчатые вентили; Z - нанометр; 4,7 - трубки 
6 - корпус

Рис,2



Принципиальная схема установки разгазирования нефти

1 - баллон с воздухом; Z - редуктор; 3 - контейнер с соляным раствором 4 - контейнер с нефтью; 
5 ~ манометр; 6 - емкость для разгазнровани нефти; 7 - термометр; 8 -U -образный манометр; 9 - 
бор проб газа; 13 - отбор проб нефти; И  - емкость с рассолом; 12 - запорное устройство

Р)ис„3
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иэ отобранной навески газа.

2.7. Д м  исключения разбавления углеводородов, выделившихся 

из нефти при разгазировании, воздухом все систему установки пе­

ред разгазированием заполняет рассолом.

2.6. С цельо комплексного исследования проб нефти в широком 

диапазоне давлений и температур при различных соотношениях жид­

кой и газовой фаз с возможностью интенсификации процессов при по­

мощи мешалки с регулируемым числом оборотов разработано несколько 

вариантов лабораторных установок, отличающихся уровнем механиза­

ции и автоматизации основных стадий исследования проб нефти.

На рис.4 приводится принципиальная схема лабораторной уста­

новки, разработанной и применяемой в институте СнбНИЖП. Камера 

разгазирования нефти выполнена из оптически проницаемого материа­

ла. Установка дает возможность оодучать качественную и количест­

венную оценки процесса разгазирования в заданных термобаричееких 

и гидродинамических режимах.

Перед разгазированием пробы нефти все присоединительные 

шланги, рабочая камера, газомер и разделительный цилиндр заполня­

ются насыщенным водным раствором ШС1 (рассол); пробоотборник с 
нефтью, газомер, рабочая камера термостатируютея; вея система ва- 

куумируется. Проба нефти объемом 220 мя давлением, возданным на­

сосом, вытесняется иэ пробоотборника и через центральный какал в 

пороше рабочей камеры попадает в рабочую камеру с рассолом, кото­

рый дренируется через вггуцер в днище камеры. После этого, подни­

мая пневмоприводом 14 поршень 2, добиваются необходимого, в зави­

симости от целей исследований, соотношения жидкой и нефтяной фаз. 

Поршнем рабочей камеры (опусканием) газ из камеры вытесняете в 

газомер II, из которого отбирается на хроматографический анализ.

2.9. Лабораторные установки по раэгаэированмо проб нефтей



Рис. 4
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при различных термоб&рическкх условиях подлежа*7* аттестации s со­
ответствии с ГОСТ 24555-81 иди ГОСТ 8,326-78*

2*10* При отборе пробы высокоэязкой ^ефти (кинематическая 

вязкость выше 15 мьД/с при температуре 20 °С) диаметр пробоза­

борной трубки должен быть не менее 12 мм* Разгазирование проб вы- 

еоковязкой нефти производят при температуре не ниже 50 °С.

При отборе проб нефти с содержанием парафина более 20 56, а 

также при рал газировании этих проб необходимо обеспечить темпе­

ратуру нефти выше температуры застывания. Это достигается испол­

нением пробоотборных трубок и пробоотборников с двойными стенка­

ми для циркуляции теплоносителя.

2.II. Нефть, отобранную в пробоотборник, обезвоживают. Со­

держание воды в нефти должно соответствовать требованиям ГОСТ 

9965-76.

2*12. Объем газа, полученный при раз газировании нефти» при­

водят к условиям - давлению 0,101 МПа и температуре 20 °С.

2.13. Пробу газа для хроматографического анализа отбирают 

согласно требованиям ГОСТ 19917-32 <СТ СЭВ 2102-60).

2.14. Анализ газа на хроматографе проводят по методу, пре­

дусмотренное ГОСТ 14920-79.

2.15. Плотность парогазовой углеводородной смеси по резуль­

татам хроматографических анализов проб определяется по ГОСТ 

22667-82 (СТ СЭВ 3359-81),

2.16. Анализ нефти на хроматографе проводя! по методу, пре­

дусмотренному ГОСТ 13379-82, Предварительно пробу нефти подверга­

ют обезвоживанию, соблюдая требования п.2.11,

2.17. Давление наеыщеншгс паров нефти определяют по ГОСТ 

24993-81.

2Л8. При закипании нефти в аппаратах для определения давле­

ния насыщенных паров по ГОСС 24993-81 в исследовательских целях
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применял? мвтсд по ГОСТ 1756-52, герметично ("мокрым" способом), 

переводя пробу нефти из пробоотборника в топливную камеру ДДП-2.

2.19. Охлаждение пробы нефти перед загрузкой ее в топливную 

камеру аппарата ЛДП-2 для определения давления насыщенных паров 

по ГОСТ 1756-52 должно проводиться при отсутствии в пробоотбор­

нике (сосуде) газовой фазы над нефтью.

3. МЕТОД ОПРЕДЕЛЕНИЯ ПОТЕРЬ НЕФТИ ОТ ИСПАРЕНИЯ 
ИЗМЕРЕНИЕМ ОБЪЕМА ПАРОВОЭДУШОЙ СМЕСИ,
ВЫТЕСНЯЕМОЙ ИЗ ГСЗЕРВУАРА

3.1. Потери углеводородов рассчитываются по формуле:

S~Vc-C-% . < I >
где G - потери углеводородов, кг;

- объем паровоздушной смеси, вышедшей из резервуара за 

измеряемый промежуток времени, прквздекный к давле­

нию 0,101 МПа и температуре 20 °С, м3;

7̂ - средняя плотность выгесняешх из резервуаров углево­

дородных паров, приведенная ч давлению 0,101 МПа и 
температуре 20 °С, кг/м3;

С - концентрация углеводородов в паровоздушной смеси, 

доли единицы.

3.2. Объем паровоздушной смеси, выходящей из резервуаров,

эксплуатирующихся при избыточном давлении в газовом пространстве 

до 19,6’10* д £200 ш вод.ст.) измеряется ротационными газовыми 

счетчиками РТ\ выбираемыми по максимально ожидаемой производи- 

геямости (приложения 3, 4 ).

При измерении объемов неочищенных агрессивных газов счетчи­

ки могут быстро выходить из строя или снижать точность измерений, 

поэтому объем паровоздушной смеси в таких случаях рекомендуется



19

измерять нормальными диафрагмам* дочитанными и смонтированны­

ми на резервуаре в соответствии с РД 50-2I3-8G. Замер перепада 

давления на диафрагме производится У  -обр&гнычй манометрами или 

микроманометрами ММН,

3.3.Определение объема пароаоздувшой смеси* выходящей из ре­

зервуаров, рассчитанных на давление п вакуум до 2,4*10^ Па (25 
мм вод.ст.), допускается производить с применением анемометра.

3,4- Концентрация углеводородов в паровоздушной смеси опре­

деляется газоанализатором ГХП-ЮО идк по анализу проб паровоздуш­

ной смеси на газовых хроматографах, В обоих случаях, во избежа­

ние искажения результатов вследствие конденсации углеводородов, 

температура пробы паровоздушной смеси и затворной жидкости долж­

на быть не ниже чем температура в газовом пространстве ре?£рвуа~ 

ра на величину пегреюостк измерительного термометра»

3.5, Средняя плотность углеводородных паров нефти определя­

ется по формуле:

где /7/7 - средняя молярная масса углеводородных паров нефти в 

паровоздушной смеси, кг/мояь,

3,6* Средняя молярная масса углеводородных паров нефти оп­

ределяется по формул©:

t% = Q 004}-(2t2H „.Kf  . < з >

где ifix - температура начала кипения нефти, °С.
При наличии данных хроматографических анализов углеводород­

ного состава проб паровоздушной смеси плотность паров можно рас­

считать по результатам этих анализов по ГОСТ 22667-82 ССГ СЭВ 

3359-81).

3,7. Уровень нефти в резервуарах измеряют стационарными уро»^



н&шрэдшг ©бвсйечязавдтт точность определения Z X мм, ш ш  вруч- 

НУ® измерительной рулеткой о грузом <дотом) по ГОСТ 750£МЮ. До- 
пускается определять уровень нефти по нефтеуказатедькнн трубкам» 

расясдокеннан по высоте резервуара*

Измерение уровня рулеткой с дотом осуществляется а соответст­

вии с РД 39-30-1024-64,

5.8. Внбр&ккый в качестве объекта нееледовешЗ резервуар 

дозген быть ттц&твльно проверен» неплотности* обнаружевюе ъ кров­
ле, должны быть устранены (например.» задета есоксэдной сшлсй). 

Необходимо также проверить герметичность Шанцевых соединенна 

резервуарного сборуде&зшш (клапанов* пеяокамер и ?«дЛ*

3.9, Перечень оевоннсго оборудования приборов ш материалов 
для определения потерь по рассматриваемо^ штоду праведен в при­

ложении X. Конструкция газового пробоотборника, технология отбо­

ра проб ш ш  анализ мзяамека в приложения 2.

ЗЛО. П р о в е д е н и е  и з м е р е н и й  н а  р е з е р ­

в у  а р а х
З Л О  Л, Метод определения потерь нафта от испарения, вкхктаон 

щй й прямое измерение объема паровоздушной смеси, рекомендуется 

применять на резервуарам е поетояшши шш тяъбмжяшп уровнем, 
сто*шта после КСУ. ЙзмаоенЕе объема шхедя&эй парогазовой снеся 

углеводородов производятся счетчиком*

ЗЛО.2. Пряндшхнаяьная схема установки ротедаонного счетчика 

на резервуаре представлена на рис,5= Тарелка давления дыхательных 

клапанов перед проведетт экспериментов пригруиается до давления* 

обеспечивающего выход ©сего потока парогазовой стой через счетчик 
или другое измерительное у^гройство. На выходкой сторона счетчика ус* 

танавливеетея обратный клапан для предотвращения всасывания воздуха 

чаре© счетчик при умень&едан уровня т т т  ь резервуаре .3 качестве 
обратного клшшна томт быть использован жт^пчлътй nfimim с отк-



Схема установки счетчика типа РГ на резервуаре

JL

5 - входной патрубок; 6 ** 0 -образный манометр; 7 * штуцер для отбора пробы паровоздушной 

смеси; 8 - карман д а  термометра; 9 - обратный клапан; 10 - сосуд для пробы паровоздушной 

смеси; ГВС - газовоздушная с.̂ есь

Ю

Рис.5



люченной вакуумной частью и облегченной тарелкой давленая. В 

корпусе обратного клапана кет в переходнике меацу счетчиком и 

замерным люком должен быть размещен карман для термометра и 

пробоотборный штуцер.

3.10.3. В течение выбранного для наблюдений времени (напри­

мер, кесяцсЛ проводятся но менее трех комплектов измерений про- 

долямтельвостьа двое-трое суток каждый.

3.10.4. Показания уровнемера а счетчика, & такте еоотзететвув- 

щие им моменты времена фиксируются в начале выбранного для наблю­

дений периода времени н один раз каждый последующий час (если из­

мерение объема паровоздуннсй смеси производится диафрагмой, по­

казание днфиакоыетрсв фиксируется не менее двух раз в час).

3.10.5. Величина атмосферного давления, температура воздуха, 

а при определении потерь нефти из сырьевых резервуаров также дав­

ление на последней ступени сепарации, фиксируются через четыре 

часа.

З Л О . 6. Измерение температуры паровоздушной снеся произво­

дится на выходе из резервуара. Отбор проб смеси и измерение тем­

пературы производятся не менее 4-5 раз за период наблюдений.

3.10.7. Отбирается одна проба нефти за период наблюдений в 

любое время для последующего определения фракционного и углеводо­

родного состава, плотности и давления насыщенных паров.

3.10.8. За период наблюдений определяется количество нефти, 

перекачиваемой по трубопроводу, к которому подключен резервуар.

3.10.9. Объем выведшей из резервуара паровоздуяной смеси 

приводится к давлению 0,101 МПа и температуре 20 °С.

3.10.10. Средняя плотность углеводородных паров нефти рас­

считывается по формуле ( Z ). При расчете средней плотности паров 

по результатам хроматографических анализов принимается среднеариф­

метическое значение.

ЗЛО.II. Концентрация углеводородных паров в паровоздуяной



сшей определяется как среднеарифметическое значение.

ЗЛО, К .  Величина потерь углеводородов рассчитывается по 

формуле ( X ) и относится на одну тонну перекачанной ао трубопро­

воду нефти,

З Л О Д З ,  В журнале наблюдений отмечается характеристика ре­

зервуара, его место в технологическом цикле я результаты анализа 

проб нефти*

ЗД1. П р о в е д е н и е  и з м е р е н и й  н а  т р а п ­

н ы х  у с т а н о в к а х

З Д 1 Л .  При периодических измерениях дебетов скважин» экс­

плуатирующихся в открытых системах сбора, происходят потеря нефти 

от испарения при наполнении резервуара-мерника. Определять этот 

вид потерь рекомендуется гаэовшш счетчиками измерением количест­

ва выходящей в атмосферу парогазовой смеси углеводородов, вычи­

тая потери нефтяного газа, определенные согласно п Л Л С .

3.11*2. Мерник соединяется со счетчиком гибким трубопрово­

дом, присоединенным к монтажному патрубку вентиляционной трубы *

В этом трубопроводе должны размещаться термометрический кардан и 

штуцер для отбора проб паровоздушной еиеси,

3.II.3. Перед проведением измерений фиксируются начальное по- 

касание счетчика и уровень нефти в мернике.

ЗЛХ.4. До подключения скважины к мернику в к а ш е  исследова­

ний, а затем ж периодически (не реже одного раза в час) измеряют 

температуры паровоздушной смеси в мернике* окружающего воздуха, ат­

мосферное давление* отбирают в газометры-пробоотборники пробы паро­

воздушной смеси (не менее трех-четырех проб) за период исследования.

ЗЛ1.5. После окончания измерения дебита скважины фиксируются 

конечное показание счетчика, уровень нефти в мернике и давление 

сепарации.

ЗЛХ.6. Объем вытесненной паровоздушной смеси определяется



по разности показаний счетчика и приводится к 20 °С.
ЗЛ1.7. Средняя концентрация углеводородов определяется по 

результатам анализа проб по формула# приближенного нтегрирова- 

нкя ( 7 }.

2 А 1 Л . Средняя плотность углеводородов определяется по фор­
муле { 2 ) или по результатам анализа проб, как среднеарифмети­
ческое значение.

3*11.9. По даншм лп.3.11.6, ЗЛ1.7 и 3.11.8 определяют по­

тери углеводородов за время измерения дебита одной скважины.

3.11.10. Потери нефти на исследуемом участке рассчитываются 

по величине средних потерь, определенных на нескольких скважинах 

'не менее 10 % от всего фонда) по формуле

где Qnp - потери (приведенные) по участку, площади, группе

кг;

Q - число скважин на исследуемом участие (месторождений,

6 - число определений дебита в месяц по каждой скважине.

3.11*11. Относительная погрешность определения потерь нефти

G’np= ct’S'Gcp ( 4 )

скважин, хг;

&ср - средняя величина потерь по исследованным скважинам,

по формуле ( I) равна:

где ^  - относительная погрешность определения потерь, %;

)с - относительная погрешность определения концентрации 

углеводородов в пэровоздушной смеси, %;
- относительная погрешность определения плотности смеси



25

углеводородов, %,
Относительная погрешность измерения объема паосвоздушной 

смеси, выходящей из резервуаров, зависит от выбранного способа 

измерения и определяется с учетом данных приложений 3, 4, 5.

Относительная погрешность измерения концентрации смеси угле" 

водородов (в случае определения по компонентному составу) также 
зависит от выбранного способа измерения * При использовании хрома* 

тографов она рассчитывается по известным относительным погредгнос- 

тям определения концентрации углеводородов в паровоздушной смеси 

по фор&ле:

где - концентрация £-гс углеводородного компонента в паро­

воздушной смеси, мсльн.дсли;

$xi - относительная погрешность определения концентрации 
I -го углеводородного компонента, %;

~С - концентрация углеводородов в паровоздушной смеси, 

мольн*доли.

Относительна:! погрешность измерения плотности смеси углево­

дородов рассчитывается по формуле:

- плотность с го компонента в смеси углеводородов, 

кг/м3;

- относительная погрешность измерения плотности, опре­

деляемая по максимальной абсолютной пегрешости |'Аф) 

величины , равней половине разряда последней зна­

чащей цифры в табличном значении Q  , %*
Относительные погрешности определения концентрации t-го ком-

где £

4
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понента не превышают ± 10 % при содержании компонента в газовой 
смеси до 10 % и ± 5 % при содержании компонента в газовой смеси 
свыше 10 %.

З Л 1 Л 2 *  Погрешность единичного определения величины потерь 

по формуле ( I } зависит от пркыеняедех измерительных средств к 

находится в пределах от 6 до 14 %.

4* МЕГГОД ОПРЕДЕЛЕНИЯ ПОТЕРЬ Н Е И Й  ОТ ИСПАРЕНИЯ 
ИЗМЕРЕНИЕМ КОНЦЕНТРАЦИИ УГЖВОДОРОДНЫХ ПАРОВ, 
ВЫТЕСНЯЕМЫХ ИЗ РЕЗЕРВУАРОВ

4Л. Потери углеводородов за одно наполнение резервуара рас­

считываются по формуле:

где

C ^ G t  . ( 5 )

G - масса углеводородов, улетучившихся из резервуара за 
промежуток времени ( L , /+1), кг;

Я - число промежутков времени;

Vi ; К'*/- объем газового пространства резервуара в момент вре­
мени L и 1+1 (с учетом объема под кровлей), м3;

Ci fii+i - средняя по объему газового пространства резервуара 
концентрация углеводородов за промежуток времени 

/ i » £+1), мол ьн, до ли;
fy fy tfiiti * давление и температура в газовом пространстве резер­

вуара в момент времени i и 1+1* МПа; °С;
Z# ) Ро “ температура и давление, разные 20 °С и 0,101 Ша;

^  ^ “ средняя плотность теряемых углеводородных паров,кг/мэ

(приведенная к давлению 03Ю 1  МПа и температуре 20 °С)



- средняя хонаоитр&цкя вытесняемых в атмосферу углево­

дородов, измеряемая в верхней части газовою прост­

ранства резервуара за промежуток времени ( L ; L +1), 
мзльн.долн.

Средняя ло объему газового пространства резервуара концент­

рация в момент временя i определится по формуле:

^  “  JT

г д е к о к ц в в т р е д л а  углеводородов, измеренная в верхней, 
средней и нижних точх&х газового пространства ре- 
аареу&ра* доли единицы.

4*2. Золи за вееь период заполнения резервуара среднее зна­

чение концентрации углеводородов в выходящей паровоздушной смеси 

превышает О Д ,  определение потерь может производиться по формуле 

£ 5 ), а п ?й  бредней концентрации более 0,4 должно производить­

ся по формуле:

( в

где Сер -  средняя концентрация углеводородных паров в выходящей 
паровоздушной стел т  весь период заполнен 
Со«*0*444)* ОДИНН1Р1

Сн')С% ; t,,f средние по обьецу тазового пространства концентрации

углеводородов и температуры паровоздушной смеси в ре­

зервуаре в начале ш конце заполнения, мольные додь,°С$
- объем газового пространства резервуара н давление в 

нем в начале и ленце заполнения, мэ» МПа|

- средняя плотность углеводородных паров в выходящей па- 

оовоздушной смеси за весь период заполнения* кг/м3»

4,3, Погрешность данного метода определения величины потерь 

при учете влагосодерж&ния паровоздушной смеси находится в предо-
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дах 5~9 %.
4,4. П о р я д о к  п р о в е д е н а  а н а м е р е н и й

4.4.1. Измерения г.рвходят перед заполнением: резервуара 

нефтьг, в начале и конце э&псчшекяя, а тахяе в яромеяутв® мецду 

шок.

4.4.2. Рассчитываются высоты валивев, пра которых следует 

проводить измерения, по начальным я эяидвемвм жежчшт касотам 

ввлива через равные с&ьеш наполнения.

4.4.3. йшсяруются время окончания предадут* выкачка к ере- 

должительногть простея е мертвым остатком, нагменоэанке аефтя.

4.4.4. Определяетея уровни нэфга в резервуарах по показан*» 

дм стацьокаркьк уровнемеров, обеспечаваеда точность определения 

4 I ми иля вручную измерительной рулеткой о грузом Слотом) по 

ГОСТ 7502-80.

Допускается определять уровень нефти по мефгеух&эателыам 
трубкам, распокааенши по высоте резервуаре.

Измерение уровня рулеткой с лоток осуществляет в соответст­

вия с требованиями 151 39-30-J024-84.

4.4.5. В неделе заполнения резервуара намеряется давление в 

газовом пространстве резервуара в атмосферное давлесте.

4.4.6. Прибором Ш - Х 0 0  ГОСТ 6329^74 определяете!», концентра­

ция углеводородов в газовом пространстве резервуара в трек точках? 

над уровне* нефти, в середине газового пространства, под кровлей 

резервуара (до.б).

4.4.7. Производится отбор парогазовой снеся в газометры а 

тех ял течках газового пространства, что к концентрация, для хро­

матографического аяаляза и определения средней шютнаетв углеводе» 

редкое перов.

Перечень оборудования, приборов * материалов, яегзяьзуешх 

пря да ни » методе, приведен в прялокенш 1,
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Схеме расположения точек отбора проб паровоздушной 

смеси к замера температуры газового пространства

Г,2,3,4 - точки измерения температуры; 1,2,3 - точки

отбора проб паровоздушной смеси

Рис.6
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Порядок отбора проб парогазовой смеси и анализа ее на 

П О Н О С  приведен в приложении 2.

4.4.8» Измеряется температур» газового пространства резер­

вуара в тех же точках,что и концентрации (см.рис.6), температура 

нефти на гл/бине 0,05 и от поверхности, температура воздуха и 
атмосферное давление.

Температуру нефти в резервуарах определяют с помощью стаци­

онарных датчиков тешературы иди путем измерения ее в пробе неф­

ти, отобранной с заданного уровня; при этом температуру пробы 

нефти определяют немедленно посла отоора. Пробоотборник выдержи­

ваю? на уровне отбираемой пробы не менее 5 мин (РД 39-30-1024-64)

4.4.9. Промежуточные измерения проводятся в соответствии с 

требованиями пл. 4.4.4, 4.4.5, 4.4.6, 4.4.7, 4.4.8; при уровне 

вздива нефти, равном половине высоты резервуара, из выбранной точ­

ки отбирается герметично в пробоотборник проба нефти, закачивае­

мой в резервуар. Число промежуточных измерений должно быть не ме­

нее двух.

4.4.10. В конце заполнения резервуара проводят измерения 

согласно пп. 4.4.4> 4.4.5, 4.4.6, 4.4.7, 4.4.8.

4.5. О б р а б о т к а  э к с п е р и м е н т а л ь н ы х

д а н н ы х

4.5.1* Производят анализ проб нефти и паровоздушной смеси, 

определяя давление насыщенных паров, плотность, фракциошый (тем­

пература начала кипения, температура выкипания 10 % и процент вы­

кипания фракций до 200 °С) я углеводородный составы (в соответст­

вии с требованиями раздела 2).

4.5.2. Б расчетные зависимости ( 5 ) или ( 6 ) подставляют­

ся среднеарифметические из трех измерений концентраций и темпера- 

тур.паров нефти в газовом пространстве,

4.5.3. Средняя плотность пароз нефти.и смеем расечитывается
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по формуле { 2 ) или определяется как ередкеаруфмвтйчее кос зна­

чение кз всех определений по результатам хроматографического ана­

лиза.

4.5.4. Средняя концентрация выходящей паровоздушной смеси 

для расчета потерь нефти по феруле ( 5 ) определяется по форму­

лам приближенного интегрирования (рекомендуется формула трапеции 

с концевой поправкой). Расчетная формула при четырех измерениях 

(в начале, двух промежуточных точках и в конце наполнения) имеет 

вид:

Ssrj&XfiCi+C,) . ( ? )

где 0,1,2,3 - номера измерений.

4.5.5. Определен»** по формулам ( 5 ) или ( 5 ) потери отно­

сятся на массу закачанной в резервуары нефти и выражаются в про­

центах массовых.

4.5.6. Бее данные экспериментов и их обработка оформляются 

в журналах наблвденнй, в которых также отмечается характеристика 

резервуара (размеры резервуара, дыхательная арматура, место в 

технологическом цикле и т.д.).

5. ИСТОД ©ПРОДЛЕНИЯ ПОТЕРЬ НЕФТИ ОТ ИСПАРЕНИЯ 
ПО И З О Н Ш Ш  ЕЕ У Г Л Щ Д О Р О Д Ю Г О  СОСТАВА

5.1. В результате кепарекия нефти к выделения свободного к 

растворенного газа изменяется ее углеводородный состав. При этой 

увеличивается коедентрация тяжелых компонентов, входящих в состав 

"остатка".

Сравнивая углеводородные составы нефти, отобранной до и пос­

ле источника (источников) испарения,можно рассчитать потери и оп­

ределить их состав.
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5.2. У глеводородный состав безводной нефти определяет хрома­

тографическим методом по ГОСТ 13379-82. Доя уменьшения погрешнос­

ти хроматографичвекого метода, используемого оря определении по­

терь, see анализы по определению углеводородного состава необхо­

димо проводить с применением карбида кальции.

5 3. Величина потерь нефти от испарения методом сравнения 

угле еодородных составов исходной к подвергнувшейся испарению неф­

ти определяется по формуле;

6 - i - f  - « • >

где 6  " величина потерь нефти (от исходной нефти), в массовых 

долях;

С  - концентрация "остатка" а исходной нефти, в массовых 

долях;

С ' - концентрация * остатка” в подвергнувшейся испарению 

нефти, массовые доли.

Индексы и характеризуют параметры до и после источника 

потерь.

6.4. Концентрации С' я С” определяются по форцулаы:
С - 1- Щ ч  .  < » >

С - 1- & С !  ■4.U *
п t п п

Здесь Д  С; I - суммарная концентрация легких угловсдородов в
isf * Ь* 4

нефти, пробы которой отобраны до и после источ­

ника потерь, массовые доли;

Ч - порядковый номер наиболее тяжелого компонента 
в смеси, определяемого хроматографическим ана­

лизом,
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5.5. При анализе газоссдерясащих нефтей, вследствие отсутст­

вия надехкых способов ввода в испаритель хроматографа проб неф­

тей о давлением каеыщеншх паров выое атмосферного, анализы ведут 

поэтапно: разгазируют газосодержащу» нефть, раздельно аналияиру- 

пт пробы отделившегося от нефти rasa и р&згвзкрованнэй нефти.

5.5. Концентрации индивидуальных углеводородов в исходной 

нефти рассчитываются г, с формуле;

где C i " массовая концентрация 4-го углеводорода в разгазиро- 

еанной кофт, массовые доли;

9 i t ~ плотность п концентрация 4-го углеводорода в выделив­

шейся из нефти смеси углеводородов при давлении 

0,101 МЛе. и температуре 20 °С, кг/м3 к мольк. доли}

Г  - остаточный газовый фактор, м3/кг;

Уг  - объем выделившихся из нефти углеводородов при давле­

нии 0,101 МПа и температуре 20 °С, мэ ;

5.7. Сум м арное содержание легких углеводородов в пробах неф­

ти, отобранных до и после источнике потерь, вычисляется по форму-

( П  )

( 12 )

Gpn -  масса пообн исследуемой разгазированной нефти, кг

С 13 )

( 14 )
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5.8. Пример расчете технологических потерь нефти с использо­

ванием метода сравнения углеводородных составов проб нефти приве­

ден в приложении 6,

5.9, Относительная погрешность в определения потерь по фор­

муле ( 8 ) равна?

где С$ - относительная погрешность в определении потерь нефти, 

доли единицы (или %);
£гй - относительная погрешность в определении концентрации 

3остатка" неразгазированных образцов нефти, доли еди­

ницы (или %),

Относительная погрешность в определении концентрации "остат­

ка" неразгазиров&нной нефти вычисляется по формуле?

Для хроматографов устанавливают относительную погрешность 

измерения прибора по результатам аттестация* При отсутствии систе­

матической ошибки иди после ее устранения и используя эту порреа-

I 15 )

ления концентрации "остатка", остаточного газо­

вого фактора и плотности с ш е й  выделившихся уг­

леводородов.

где дс-г $у~ относительные погрешности определения концентрации 

в жидкой к газовой фазе соответственно.



Погрешность в определении остаточного газового фактора 

обусловлена погрешностями измерения объеш к массы пробы разга 

зирозанной нефти:

По приведенным формулам для каздого конкретного случая про­

изводится расчет погрешности определения потерь нефти»

5.10, Метод применим, если разница ь концентрациях “остат­
ков* в пробах нефти* отобранных до и после источника потерь, 

больше допустимых расхождений между параллельными определениями 

концентрации на хроматографе по ГОСТ 13379-82, ГОСТ 14920-79»

6Л. Метод основан на преимущественном выделении в процессе 

испарения нефти легких углеводородов, вызывавшем уменьшение дав­

ления касщенных паров Щ Ш ) .  Для определения потерь необходимо 

заранее устанавливать зависимость ЛИГ от относительной массовой 

доли углеводородов, испарившихся из исходной нефти»

3.2. Величина потерь нефти от испарения при использовании 

данного метода определяется по формуле:

раны до и после источника потерь, МПа;

К - эмпирический коэффициент, постоянный доя данной неф­

ти, безразмерная величина,

6.3. Точность полученных результатов в значительной мере on-

в. МЕТОД ШЩШИЯ ПОТЕРЬ НЕФТИ ОТ ИСПАРЕНИИ 
ПО ИЗМЕНЕНИЮ ЕЙ Д Ш Е Н И Я  Н А Ш Ц В Ы Ы Х  ПАРОВ

* < 1 б )

где б  -  потеря нефти, иаесовые доля;
-- давление нясыщенньх паров нефти, пробы которой отоб-
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ределястся как правильностью отбора проб нефти» так и погреш­

ностью определения Д Ш .

6.4. Давление насыщенных паров нефти может определяться 

двумя методами: на ДЦД-2 по ГОСТ 1756-52 и на аппарате ДДЦ по 

ГОСТ 24953-81.

Экспериментально установлено, что по ГОСТ 1756-52 для опре­

деления Д Ш  до 0,051 Ш а  (383 ж  рт.ст.) возможно использовать 

прибор с обычной негврметичной загрузкой топливной камеры. Это 

будет вносить некоторую неучитываемою погрешность, которая воз­

растает до 0,0X3 МПа (98 мм рт.ст.i при ПНП, равном 0,067 1Ш&

(503 им рт.ст.). Кроме того установлено, что метод по ГОСТ 1756- 

5Я содержит линейно изменяюсуася скствифмчвскую ошибку, воэрас- 

танцуг с увеличением Д Ш ,  т.е. с ростом давления в воздушной ка- 

мзре. Исправленное значение Д Ш ,  с учетом только систематической 

ошибки, может быть оценено по формуле:

, ( 17 >

где - измеренное на приборе ДДД-2 по ГОСТ 1756-52 значение 

ДШ, МПа.

Газосодериеащие нефти содержат неуглеводородные компоненты» 

которые не должны включаться в состав определяемых потерь от ис­

парения-

6.5. Определение зависимости ДНИ от величины потерь нефти 

сводится к определению значения коэффициента К . Построение графи­

ческих градуированных зависимостей производится в лабораторных 

условиях.

6.6. II о р я д о к п о с т р о е н и я  э т а л о н н о й  

з а в и с и м о с т и

6.6. i- Пробы нефти, отобранные до и после источника потерь, 

разгази^ФТСЯ на установке (см.рис. 3, 4) при фиксированных ком-
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катной температуре и атмосферном давлений. При разовом раз гази­

ровании необходимо получить поредка 700 мл разгазирсланной нефти.
6.6.3. Определяется (через объем, концентрацию и плотность) 

масса выделившихся углеводородов и масса подвергнутой разгаэиро- 

ванию пробы нефти.

Масса выделившихся углеводородов характеризует величину по­

терь легких углеводородов при разгвзироз&нки нефти до атмосфер­

ного давления.

6.6.3. Определяют величину давления насыщенных паров нефти 

о дшш из указанных методов*

6*6.4* Перевод разгазировакншс проб нефти в топливную каме­

ру ДДП-2 и АДП производят герметичным способом. На рис ,7 приво­

дится принципиальная схема герметичной загрузки нефти в топлив­

ную камеру прибора ДЦЦ-2.

6.6.5* Пробы объемом не менее 150 мл каждая, оставшейся час­

ти раэгазировалной нефти наливают в четыре открытых химических 

стакана, взвешивают и подвергают испарению; маловязкие нефти ис­

паряют при комнатной температуре, а высоковязкие - при темпера­

турах «две температуры качала кристаллизации парафина in.ЗЛО).

фгя уменьшения влияния неконтролируемого испарения разгазк- 
роваяная нефть перед загрузкой в стаканы должна охлаждаться до 

0-5 °С с соблюдением требований Я.2Л9.

6.6.6. Периодически взвешивают испаряющиеся образца нзфти. 

При достижении величин потерь из химических стаканов соответст­

венно 0,£5бда; 0,5С4^; 0t7 5 f w £ W x  определяют ДгШ испаривших' 

ся проб нефти.

Уровень потерь'б!^* назначается в зависимости ст ожцддемей 
суммарной величины потерь на предприятии и физико-химических 

свойств ксследуешх нефтей. Дня уменьшения влияния неконтролируе­

мого испарения нефти химические стаканы при переноске п вязешава-
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Принципиальная схема герметичной загрузки 

нефти в ?опт'**вкую камеру прибора Щ\~2

Г - манометр; Z - контейнер с нефтью; 4 - контейнер 
с рассолом; 5 - топливная камера прибора ДЦП-2; 7 - иголь­

чатые вентили

Рис.7
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чмш дошн быть закрыв,

S,S,7. Дяя каждого опыта определяют писанные зк&чення коэф­

фициента К по формуле:

С 18 )

где Р$а » вреднее значешв давления насыщенных паров исходного 

образца, МПа;

r£- 6 i j  - давление насыщенных паров и потери I уровня и j  оп­

ределения, соответственно МПа к массовые дали.

8.8.8. Исследования по построение графической градуированное 

зависимости должны проводиться в течение всего времени, отведен­

ного на проведение исследовательских работ (не менее четырех-пяти 

опытов на каадом уровне потерь от единовременно отобранной пробы).

По результатам всех определений для данной пробы нефти нахо­

дятся среднее значение KlJ из выражения:

( 19 )

где П. - количество определений ддя одной пробы.
6.6.9. Производится сравнение средних значений Ki}j  для 

Всех проб. Если результаты определений этого коэффициента по раз­
ным пробам статистически не различается, все определения объеди­
няйте* в одну совокупность и определяется доверигехьшй интервал 
с надежностью 0,95.

По результатам исследований устанавливается среднее значе­
ние коэффициента К для данной нефти и погрешность его определе­
ния Ок (как откооекие половины доверительного интервала к средне­
му эначета) коэффициента К).

6.6.10. Производятся графическое построение зависимости для 
каждой исследованной нефти и координатах LnPy6.
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Значение ДОП нефтей до их раз газирования может быть найдено 

экстраполяцией линеаризованных эталонных зависимостей.

6.7. Находится относительная погрешность единичного опреде­

ления потерь нефти по следующей форцуле:

- относительная погрешность определения давления насы-

Снстематическая ошибка нетода определения ДОП на приборе 

ДДП-2 составляет II %. Метод определения ДОП на аппарате АДП не 

содержит систематической погрешности, поэтоцу погрешность метода 

определяется по величине воспроизводимости, равной 1729 Па 

(13 мм рт.ст.), и соответственно равна 667 Па (5 км рт.ст.).

6.8. Величина потерь нефти от испарения по формуле ( 16 ) 

определяется по средним значениям давления насыщенных паров за 

осенне-зимний и весенне-летний периоды. Поэтому параллельно с 

построением градуировочной зависимости следует производить отбор 

проб нефти до и после источника потерь или в начале и конце ис­

следуемого участка, по которым, определяется давление насыщенных 

паров (не менее 15-20 проб в течение года, предпочтительно через 

равные промежутки).

6.9. Коэффициент К определяется заново, а весь расчет потерь 

повторяется в случаях измерения соотношения нефтей в потоке, пара­

метров и режимов сепарации и подготовки нефти, при вводе в эксп­

луатацию новых месторождений я в других случаях, ведущих к изме­

нению свойств продукции скважин.

6.10. Состав необходимого при исследованиях оборудования

где - относительная погрешность единичного определения

потерь, доли единицы;

ценных паров, доли единицы.
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приведем в пряяояеюга X.

3.II, В рассматриваемом методе потерн нефти от кспареякя 

являются функцией O - f  (f{ f H} . Однако А  определяется яо FOCf 

1756-52 при температуре 38 °С я сеотнояечхн паровой и кадкой 

фаз, равном 4;!, Коэффициент К , е&вкеячкй от температуры в фкзз» 

ко-яшхчееких свой?1'а нефти-, определяется при комнатной темпера­

туре» Для получений достоверных данных по величине потерь нефти 

от асо&рекяя, акачзнкя Р й К должны быть скорректирован* в фор- 

аулв ( 16 ) о учетом температуры процесса испарения,
Поэтому Щй нефти должно определяться на приборах ДйД-2 а 

АДЙ при твмпераглзе9 равной температуре процесса испарения,ядч 

определено для искомой температуры по известному ее значению 

spa заданной температуре и фиксированному соотношению фаз по 

графику (ряс.8} алв рассчитано по формуле:

_ ( а ) )

где £ - выбранные температуры, °С;

^  - соответствующие км значения ДНИ иеф?ме Ша*

Давление касыщеющх паров нефти при различных соотношениях 

паровой м ^дкой фаз может б^ть найдено по графику Срес.95 ашк 

рассштано по формуле:

^  = Р 0 -ЦЭ5а°*
t /

l 21 )

где * ДОП нефти при соотношении паровой в жидкой фаз* р&в*»

ном 4:1* МПа;

П - соотношение паровой к жидкой фаа* при котором спре™ 

делается ДНИ нефти«

Зависимость коэффициента К от температур» для каждой нефти
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Зависимость давления насыщенных варов нефтей 
от температуры

Рис. 8
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Зависимость давления насщенных паров нефтей от 
соотношения паровой и жидкой фаз

Рис, 9
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должна быть определена экспериментально*

Для ориентировочных расчетов потерь от испарения до накоп­

ления сопоставительных данных по различным нефтям коэффициент К 
в зависимости от температуры процесса может быть рассчитан по 

формуле:

- температура выкипания 10 % объема нефти по стандарт* 
кому методу разгонки* °С;

6*22, Пример расчета технологических потерь нефти по ттн®~ 
нт давления насыщенных паров приводится в ариясжоник ?.

7.L Углеводородные компоненты нефти * находящиеся в сточной 

воде в растворенном со с т о я н и й и л и в виде эмульсия в пленки ш ув- 
лекаеше вместе о водей при утилизации* составляют техколотчее- 

кие потери*

7,2. Дал оценки удельного содержания нефти в воде могут бть 
использованы весовой* люикнесцентко-хроматографическнй и спектре-» 

фотометрический методы анализа»

7,3* Ход анализа» необходимое оборудование и реактивы для 

определения содержания нефти в сточной вода весовым и дшкнеецен- 

тно-хроматографи чес юга методами приводятся в РД 39-30-85*78, 

спектрофотометрическим методом~в ОСТ 39-133-81,

С 22 )

где «■ температура процесса испарения,

7, МЕТОД ОПРЕДЕЛЕНИЯ Ш  Н Е К И  СО 
С10ЧЫИИ ВОДАМИ
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7.4. В е с о в о й  м е т о д  а н а л и з а  с т о ч н ы х  

в о д

7.4.1. Анализ сточных вод, содержащих нефть, проводится в 

два этапа.

На первой этапе из проб вода, содержащей нефть, отгоняет ле­

тучке углеводороды и собирает в специальной ловушке. Содержание 

летучих углеводородов определяют по занимаемому ими объему.

На втором этапе оставшаяся в воде нефть экстрагируется ори 

помощи растворителей (четыреххлориетый углерод и др.), произво­

дится дистилляция растворителя и взвешивание извлеченных углево­

дородов нефти.

7.4.2. Весовой метод анализа сточных вод является арбитраж­

ным, поскольку не требует приготовления каких-либо стандартных 

растворов.

7.5. Я о м | ! К в с ц е н ? н о - х р о м а т о г р а ( * и -  

ч е с к  ий м е т о д

7.5.1. Для определения содержания нефти используют фдуори- 

ыетр (ЗФ-ЗЫ или- ФАС-1 или любой другой аналогичный прибор).

7.5.2. Используются все реактивы, необходимые для определе­

ния весовым методом.

7.5.3. Пробу вода подвергают экстракции хлороформом (если 

анализируемая вода мутная) или сразу экстрагируют гексаном (если 

проба прозрачная).

7.5.4. Полученный гексановый раствор пропускают через хрома­

тографическую колонку с окисью алюминия, собирая каждые 10 мл 

фильтрата в отдельную пробирку, снабженную притертой пробкой и 

измеряют люминесценцию каждой порции.

Из найденных величин люминесценции каждой отобранной пробы 

вычитают поправку - величину люминесценции чистого растворителя.
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7.6, С п е к т р о ф о т о м е т р и ч е с к и й  м е т о д

7.6Д, Метод основан на извлечения (экстрагировании) нефти

из вода органическим растворителем (хлороформом). Погрешность ме­

тода ± I 56.

7,6,2.. Для расчета содержания нефти в сточной воде отроился 

калибровочный график, по&&знв&щи£ в&тсшость оптической плот­
ности раствора нефти в хлороформа от концентрации нефти в I мл 

1&10рофорыа, Калибровавшая кривая строится для каждого вида сточ­
ной вода,

7,6*3, При постоянном составе нефти, уловленной из сточной 

вода, достаточно лишь периодически (1-2 рала в месяц) проверять 

2-3 точки калибровочного графика, В случае отклонения заново стро­

ить калибровочный график,

7,6,4. Проведение анализов к обработку результатов произво­

дить в соответствии с ОСТ 39-133-81 f

7.7. Р е к о м е н д а ц и и  п о  о т б о р у  п р о б  

с т о ч н о й  в о д ы

7,7Л .  Состав сточных вод может резко колебаться. При срав­

нительном постоянстве расхода сточных вод рекомендуется отбирать 
средам» пробу, Она состоит из равного количества жидкости отдель­

ных проб* но не менее пяти* взятых через равные промежутки г р е ш ­

ки» При переменном расходе отбирается средневзвешенная проба, От­

бор пробы производится пропорционально расходу сточной вода.

7,7.2. При отборе пробы необходимо учесть неоднородность 

стока по высоте и различие состояния нефти в сточных водах (плен­

ка # ацудьсяя» растворы), Поотоцу методы отбора проб из верхних 

слоев водоема также различны: отбор проб пленок нефти с поверх­

ности вода; отбор общих проб* включающих нефть а виде эцудьскй и 

истинного раствора; отбор комплексных проб* содержащих нефть ь 
виде гленки* эмульсии и раствора.
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7.7.3. Or бор проб вода производить через пробосубор*шй кран 

из трубопровода после свободного спуска воды в течение 5-10 мкн.

7.7.4. Объем проб вода составляет о? 300 до 1000 ш  в зависи­

мости от предполагаемого содержания нефти» должен быть достаточ­

ным и соответствовать применяемой методике анализа,

7.7.5. Для получения достоверных данных необходимо отбирать 

не менее 2-х проб.

7.7.6. Заполнение пробостборной склянки производить под проб- 

(стеклянную притертую). Наличие воздуха в склянка после запол­

нения ее водой недопустимо,

7,7*7, Отбор пробы, ее хранение, транспорт и обращение с ней 

должны производиться так, чтобы не произошли изменение в содержа- 

ш  определяемых компонентов или в свойствах вода.

7.7.8, Отбор проб воды производить ода* раз в рабочую смену 

при нормальной работе систеш подготовки вода, 8 случае изменения 

параметров и режима технологического процесса подготовки нефти к 

сточных вод и других изменениях, отбираются и анализируются допол­

нительные пробы вода.

7.8. Р а с ч е т  в е л и ч и н ы  т е х н о л о г и ч е с ­

к и х  п о т е р ь  н е ф т и  с о  с т о ч н ы м и  в о д а м и

7.8.1. Для оценки величины потерь нефти со сточными ведами 

определяют удельное содержание ( $ст ) нефти в сточной водег массу 
нефти (£* ) и объем дренируемой вода {Qs ) из техноястчзсхого ап­
парата или резервуара.

7.8.2. Величина технологических потерь нефти со сточными во­

дами (&а У «рассчитывается по формуле:

Размерности:^ - в кг; Cfc7 - в мг/л; Qg - в д;бСг - в массовых долях.
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б. серт ш т  шит  от жюд капельной
неш ж т&рдошшх лжшзш

8.1. Согласно п.1,.12 к технологическим потерян нофги на уз­
лах сепарация от но сят ся потери от уноса капельной нефти.

3.2. Колйчестзо капелыкий нефти» уносимой из сепаратораt а 

йгкщесаз сзгорацш» определяется измерением концентрации нефти а 

выходйон потоке газа весовым методом в соответствии с РД39-1-61-78.

8.3. Относительная величина потерь капельной нефти от уноса 
потоком газа из сепаратора (б^у) рассчитывается по формуле:

^ У * Н*'0~н ' ^ ~ В1 . < 2 4 )

где Кж «■ коэффициент уноса капельной жидкости, к3/ * 5;

Qr > Он '  соответственно объемный расход газа и нефти на выхо­
де ив сепаратора, м*/«ц

- обводненность уносимой капельной нефти, доли единицы.

8.4. Коэффициент уноса, хараггерквупций интенсивность увели­

чения капельной жидкости потоком газа из сепаратора, определяется 

по формуле:
К - &
К* ' Ж

( 25 )

где Q  - ебъеазшЗ расход тхтжьтШ т дкости, уносимой исследу­
ем» потоком газа аз сепаратора, ъ Р /ч .

8,5. В соответствие о ВД ЗЭ-1-61-7Б определение содержанка 
хддкоста в поток» газа на выходе кэ сепарадконных установок промз- 
водится весошш методом без разделения уловленной фильтром аадкос- 
та на ее составные части - нефть, пластовую воду, конденсат, отно- 
сктеаьно© содержанке которых маке? колебаться в широких пределах.

Веб. При необходимое?* раздельного учета нефти к углеводород­

ного конденсата, а также с целью уточнения результатов за счет
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исключения доли пластовой вода рекомендуется руксьодцтзоватьо-.я 

РД 39-I-IH4-84.

9. MgrQS О П Р В Д Ш Н И Я  ПОТЕРЬ НЕСТИ ЧЕРЕЗ Ш И Н Е И Н  
НАСОСОВ И О Б ОГ УД СВ йШ УСТЬЯ С И В А Ш

9.1. В процессах сбора, подготовки, транспорткрозаниь и храпе- 

нкя происходят потеря нефти от утечек чеоеа уплотнения, неизбежный 

при испольэу змых конструкциях некоторого технологического оборудо­

вания. Эта ю ф т ь  должна утилизироваться. Однако часть указанной 

нефти испаряется и теряется безвозвратно. Испари каялся честь нефти 

относится к технологическим потерям.

9.2. Ввиду больного числа источников потерь, при чалых вели­

чинах потерь н е ф »  из них, для оценки потерь этого айда тздюнлет- 

оя расчетно-экспериментальный метод.

9.3. Экспериментально^ определении потерь нефти от утечек 

черев уплотнения должно предшествовать выявление всех видов обору­

дования, эксплуатация которого сопровождается уточками нефти и 

классификация его по типоразмерам, конструкции уплотккярос уст­

ройств, физико-химическим свойствам продукции скважин, давлению и 

температуре.

9.4. Из числа классифицированных и сгруппированных по основ­

ным признакам (типу к конструкции уплотняющего устройства, свойст­

вам продукции скважин, давлению и температуре истока) источников 

потерь нефти для проведения експеряментов по оценке величин, потерь 

выбираются объекты, наиболее полно предст&вяящи* данный класс.'чис­

ло объектов для измерений должно составлять не менее 5 % пт общей 

численности в группе.

9.5. По величине средних потерь нефти пассчктивается потерн 

.для всего класса или группы источников.

9.6. Двя определения величины потерь от испаренияиря утеч­

ка?. через уплотнения оборудования измеряется (при помощи мерного is»-
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линдра) сбъея нефти, вытекающей через уплотнение ь течете опреде­

ленного промежутка временя.

9*7. Отбирается герметично ’’мокрым** способом проба нефти, про- 

ходящей через обследуемое оборудование»
9,8, Измеряется температура нефти ( in )» проходящей через 

обследуемое оборудование*
9*9. Пробы нефти расходуются на установке (см.рис,2) при 

комнатной температуре п атмосферном давлении.
9.10с Определяется (через объем, концентрацию к плотность) 

масса выделившихся при раз газировании углеводородов, масса подверг­

нутой раз газированию нефти и масса нефти, вытекшей через уплотне­

ние за данный промер ток времени.

9*11. Определяется удзяьная масса наделявшихся при р&згазиро- 

еании углеводородов:

где бр ~ удельные потери нефти при раз газировании, массовые доля;

Q0 - масса нефти, подвергнутой раз газированию, кг.

& р - масса выделившихся при раз газировании углеводородов, кг.

9.12. Пробу разгозярованной нефти объемом не менее 150 мл на­
ливают в два открытых химических стакана, взвешивают для определе­
ния массы камски {Go ) и подвергают испарению при температуреt*.

Для уменьшения влияния неконтролируемого испарения раэгазиро- 

ваннал нефть перед загрузкой в химические стаканы должна охлаж­

даться до температуры 0 - +5 °С с совладением требований п.2.19, 

а затем в химических стаканах нагреваться до температуры Тн •

9.13. Периодически на аналитических весах взвешивают испаряю» 

щиеся образцы нефти, фиксируя промежутки времени С; от начала ис­

парения и количество нефти {& i ), испарившейся за эти промежутки 

времени*
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Предельный уровень потерь назначается в зависимости от ожида­

емой величины потерь от утечек*

Для уменьшения влияния неконтролируемого испарения нефти хи­

мические стаканы при переноске » взвешивании должны быть сверху 

закрыт»*

9.14. По результатам исследований устанавливается среднее зна­

чение удельной массы нефти* испарившейся за каждый промежуток вре­

мени L ч массовые доли;

$1 - количество нефти, испарившейся за промежуток времени 

L* кг;
Л  - количество проб нефти, испаряемых в каждом промежутке 

времени.

9*15. Произвоцится графическое построение зависшее?* для ис­

следованной пробы нефти в координатах 6/

9.16. Величина потерь нефти от испарения при утечках через 

уплотнения технологического оборудования за рассматриваемый проме­

жуток времени определяется как сумма массы углеводородов, которые 

выделяется при раз газировании и испарении нефти, вытекакцей черзз 

уплотнения за этот же промежуток времени:

ыежуток времени находится количество нефти, теряемой от утечек че­

рез уплотнение за рассматриваемый период работы технологического 

оборудования *

9Л8. При исследовании обводненных нефтей в расчеты потерь не-

, ( ?б )

где & - количество нефти, потерянной в результате утечек, кг.

9.17. По рассчитанной величине потерь нефти & за заданный про

обходимо вносить поправку на обводненность.
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ю . о с н о в н ы е  таивтш по о р г а н и з а ц и и  
и с о в д о в а н и й  и п о р я д к у  о ш д а ш и я  

твваяогачвскш г п о т е р ь  тт

Ю Л *  Определение потерь нефти к&рактернзуется следующими

особенностями:

потери нефти являются значительными в технико-экономическом 

отношении, однако по отдельным источникам они весьма малы с точки 

зрения метрологической (например* потери при наполнении резервуа­

ра составляют 0,05-0,2 % массовый;
на ьедичицу потерь сильно влияет значительное количество■слу­

чайно изменяющихся факторов (таких, как погодные условия, измене­

ние режимов технологических процессов), влияние которых невозмож­

но полностью учесть,-а уровень их стабилизировать*

10.2. Задаче определения величин потерь нефти сводится к изу­

чен» характера и степени влияния этих факторов на величину по­

терь за достаточно больше промежутки времени (весенне-летний, 

осенне-зимний периоды).

10*3. Для получения достоверных данных о величине потесь необ­

ходимо применение методов математической статистики как при орга­

низации исследований, так и при обработке получено го эксперимен­

тального материала, что обеспечивает получение максимальной инфор­

мации при минимальных затратах труда и с оценкой достоверности ре­

зультатов.

Допустим, что потери нефти от испарения, приходящиеся на один 

год, в течение года изменяются по какому-то закону (рисЛО). В ре­

зультате исследований необходимо установить среднее значение этой 

функции, то есть оценить величину интеграла. Поскольку аналитичес­

кий вид искомой функции неизвестен, ее необходимо определить из 

наблюдений. Если произвести большее число измерений величины по­

терь (например, определить потери при каждом наполнении резервуара



Результаты определения потерь нефти а течение года

•$*+4* —  4

I -  зависимость величин потерь от времени года; 2 -  среднее значение величина потерь 

а - результат измерения; 0 -  результат планируемого намерения ; &-серий Намерении-

Г и с Л О
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s течение года), тс результат»- измерений буду? иметь вид, 
указанный на рис.10 точками. Разброс точек относительно кркзой 

обусловлен как аогрешоетъв намерений, так и изменчивостью клима­

тических условий, технологических режимов и ряда других факторов, 

ъя/яиио которых не может Сыть выделено.

10.4. Перед началом исследований необходимо выбрать метод оп­

ределения потерь нефти с учетом конкретных условий, оценить ожи~ 

даецте погрешность измерений и произвести плакирование зкепзриыен- 

та. При плакирований экспериментов по определению потерь необходи­

мо опоедгдитЬ' какое минимально необходимое число измерений долж­

но быть проведено, как их разместить во времени, каков должен 

быть метод измерения для тоге, чтобы обеспечить определение сред­

не г здеанх потерь нефти от испарения о заданной погрешностью и дос­

таточно надежно.

10.5. О р г а н и з а ц и я  и с с л е д о в а н и й  п о  

о п р е д е л е н и я  в е л и ч и н ы  т е х н о л о г и ч е с ­

к и х  п о т е р ь  н е ф т и

10.5.1. Перед проведением исследований проводят анализ дейст­

вующих систем обора, подготовки, транспортирования в хранения про­

дукции скважин с целью выявления источников потерь и их классифи­

кации, определения границ представительных участков и выборе то­

чек отбора проб нефтей.

10.5.2. К  представительным участкам относят часть комплекса 

технологических сооружений системы сбора, подготовки, транспорти­

рования я хранения, содержащую источник или род источников потерь 

нефти о однородными фиенко-хкмическими свойствами.

10.5.3. При объединении в один поток нефтей с различными фи- 

зихо-хлжчееккми свойствами отбор конечной пробы производится из 

трубопровода после источника (источников) потерь. Физико-химичес­

кие свойства пробы нефти до процесса испарения при этом определи-



55

втся как средневзвешенное значение из индивидуалных проб, отоб­

ранных до источников потерь.

Z0.5.4. П ш  наличии в технологическом процессе цикличной пе­

рекачки отбор проб с целью составления средней пробы должен про­

изводиться через равные промежутки времени в точение всего цикла 

перекачки.

Ю.б. О б л а с т и  п р и м е н е н и я  р а з л и ч н ы х  

м е т о д о в  о п р е д е л е н и я  п о т е р ь

10.6Л .  Выбор метода определения потерь нефти осуществляется 

в зависимости от ожидаемой величины потерь нефти, анализа погреш- 

ноотей ее измерения,особенностей технической компоновки и техноло­

гических процессов, присущих данному типу обустройств месторожде­

ния, наличия средств контроля параметров процессов, лабораторной 

техники и др.

10.6.2. Прямые методы обязательны к применению там, где не­

возможен отбор средних (представительных) проб (например, если ре­

жим движения нефти по трубопроводу - газожидкостный >.

10.6.3. Потери из резервуаров-мерников и буферш» резервуа­

ров рекомендуется определять измерением объема паровозцушой сме­

си, вытесняемой из резервуара.

10.6.4. Потери из товарных резервуаров (если определяются 

потери по отдельным источникам) целесообразно определять измерени­

ем концентрации углеводородов паровоздушной смеси, вытесняемой из 

резервуара, т.к. для измерения объемов паровоздушной смеси требу­

ются счетчики большой производительности.

IQ.6J5. Метод определения потерь нефти по изменению ее угле­

водородного состава рекомендуется в случае ожидания значительных 

величин технологических потерь из единичного источника или * це­

лом по прокнсловоцу объекту, вьлычающецу несколько источников по­

терь.
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10*6,6* Потери нефти из резервуаров от выделения свободного 

газа входят в состав суммарных потерь, которые определяются мето­

дом измерения объема паровоздушной смеси, вытесняемой из резервуа­

р а  а также катодом сравнения углеводородного состава проб нефти, 

отобранных до ш посла источника потерь.
10*6,7. Доля потерь нефти от выделения свободного и раство­

ренного газа в оду чаях, отмеченных в пЛ .  10, может быть оценена 

пс изшнению величины остаточного газового фактора проб нефти, 

отобранных до и после источника потерь, по формуле:

6 - 9 J . - W
потери нефти от количества проведшей через резервуар 

нефти, массовые доли;

плотность газа дегазации проб нефти до к после источ­

ника потерь, приведенная к давлению 0,101 МПа и тем­

пературе 20 °С, кг/м®;

остаточный газовый фактор проб нефти до и после ис­

точника потерь; отношение объема газа дегазации при 

давлении 0,101 Ш Ь  к температуре 20 °С к ыесее разга- 

зированной нефти, м®/кг.

10.6,6. Остаточный газовый фактор проб нефти определяется 

при их раз газировании на лабораторных установках, приведенных в 

разделе 2 (см.ркс.З, рис.4),

10.6.9. Измерение относительного количества свободного газа 

в потоке нефти при давлении и температуре в трубопроводе можно 

производить устройством для определения содержания свободного га­

за в нефти У0СГ-100 РД 39-I-6I-78. Максимальный предал измерения 

относительного количества свободного газа 1СГ3 м3 в I м3 нефти.

10.5.10. При определении потерь нефти одним из косвенных ме­

тодов целесообразно производить контрольное определение потерь од-

*дв 6 -

т -

Г,;Гг -
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мин иэ прямых методов иди другим косвенным методом. Результаты 

принимаются по методу, даоцвцу наименьшую погретеоть,
10,6 .12, Преяодеством косвенных методов является возмок- 

нооть определегаш ветчины потерь как по отдельный источникам, 

так и по группе их или п о  целом}’ техкологичбсьоцу процессу.

10,7. О п р е д е л е н и е  г о д о в ы х  п о т е р ь  

п р и  м и н и м а л ь н о м  ч и с л е  с е р и й

10.7.I Погрешность определения среднегодовых потерь рассчи­

тывается по форцуле:

где

А

- относительная погрешность определения среднегодовых 

потерь, доли единиц ;

- относительная погрешность единичного определения по­

терь, доли единицы;
щ  - относительная погрешность, вносимая приближенным ин­

тегрированием, доли единица;

/77 - число серий эксперимента;

/2 ~ количество экспериментов В серки*

ХО.7,2. %сло необходимых измерений, помимо погрешностей, 

обусловленных различишь факторами, зависит от необходимой точнос­

ти конечного результата* Практически можно принять Скак для целей 

нормирования, так и для определения эффективности тех или иных 

средств сокращения потерь) относительную погрешность определения 

годовых потерь равной £15-20 %,
Ю.7.3. При казначейш числа измерений в серии, проводимой 

за сравнительно короткий прометок временя, необходимо исходить 

из того, что определяется не только среднее значение величины по­

терь в данном промежутке времени« но и разброс около среднего зн&~ 

ченая, обусловленный влиянием погодных'и технологических факторов.
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ft также погрешность единичного определение.

гтйлс намерений в серии должно быть не менее 8*10 (для того, 
чтобы оценка доверительного интервала средне квадрат кчьогс отклоне­
ния не была завышенной),

10,7,4* Необходимо позаботиться о ток, чтобы условия проводе* 

тя измерений не вносили дополнительных с нс то этических погрешнос­
тей, ракдошзиров&ть (сделать случайными) те факторы, которые не 

поддается учету ш контрою, с тем, чтобы кх можно было рассматри­
вать каш случайные з^аличины и, следовательно. учитывать статисти­

чески s В данном случае ото относится к учету случайных изменений 

аогодшх и технологических факторов* Рандомизация условий измерен 

ний ооттчт&тсп т@м3 что она проводился в случайно® (во заранее 
назначенное) время» Йапркмер* если в течение месяца исследуемый ре­

зервуар заполняется Ю  pas* то необходимо выбрать-по таблице оду- 

чайшж чисел десять номеров подряд из диапазона 0-30, расположить 

т  по передо возрастания в ошты по определение потерь при напел- 
венки ревервуара проводить только при зтих заполнениях ( м м в и с ш о  

от времени суток ш погодных условий).
10.7*5* Жст используются косвенше метода* то отбор проб 

доджей производиться также в случайное время*
10.7.6, Шрш определекич среднегодовых потерь целесообразно 

организовать измереклз в дт  smpmt вшаренмИ потерь ттшпьтж 
(ш саше холодные тейпы года) в маисишлышх С» жаркие месяцы го­

де)*

Кап отмечалось, определение среднегодовых потерь эквивалент-* 

но определению среднего значения функции по нескольким эксперимен­

тально определенным точкам* Так как потери - функция пёршодт&е- 
кая, то (см.рис. 10; начальные к конечные точки можно принять рав­

нял! и определить среднее значение функции по правилу Симпсона 
(для двух полос 0-1 и Г-2):
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6 e r j ( 6 , * S 6 , )  ■ ( * >

где (ЭСр - среднегодовые потери, кг;
ё* - минимальные потери (январь), кг;

- максимальные потери (июль),*

10.7,7* Погрешность определения в соответствии о формуле*
{ 27 ) состоит из двух составляющих: первой - обусловленной пог­

решностью определения потерь в серии, второй - обусловленной чис­

лом серий.

Используя формулу ( 28 ), получим:

(обозначения-см.формулу < 27 ).

Погрешность приближенного интегрирования для формулы Симпсо­

на может быть оценена через значения функций (пренебрегая поправ­

кой на значение производных на концах интервала):

Ъ г
(обозначения-см.форцулу ( 28 )*

Таким образом, этот вид погрешности зависит от отношения ве­

личины минимальных потерь к максимальным, и погрешность гем мень­
ше, чем меньше они друг от друга отличаются.

Значение этого отношения для стальных вертикальных резервуа­

ров с неподогреваемыми нефтями и нефтепродуктами, как следует из 

расчетов по форцуле { 15 ), равно 0,3-0,5, для промысловых резер­

вуаров по обзорным данным оно значительно больше - 0,8-С,9,

Относительная погрешность, вносимая приближенны* интегрирова­

нием по формуле Симлес н а » в зависимости от отношения минимальные
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потерь к максимальным, равна;

О,9-1,5 % 
0,8-3,0 % 
О,6-6,0 %

0,5—8 % 
0,3-12 % 
0,2-15 %.

Пример. Оценим погрешность определения среднегодовых потерь 

по сдедушим данным: измерения выполнены в две серии, по 10 опы­

тов в каждой. Разброс относительно среднего значения - 50 %$ от­
ношение минимальных (определяемых зимой) потерь к максимальным 

(эпределяеккх летом) равно 0,3,

10.7.8, Если по каким-либо причинам погрешность конечного 

результата представляется большой, то необходимо увеличить число 

серий (при большой погрешности интегрирования) или число измере­

ний в серии (при большем разбросе), иля применить оба способа. 

Оценка погрешностей при большем числе серий может быть получена 

из формул приближенного интегрирования.

10.7.9. Результаты измерений и лабораторных анализов обраба­

тываются в соответствий с ГОСТ 8.207-76, ГОСТ II.004-74 и ГОСТ 

11,006-74.

Тогда

При тех же условиях, разброс в серии - 100 %
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Приложение 1
ПЕРЕЧЕНЬ

основного оборудования я коагрольно-шзиерятвльных 
приборов дая определения потерь нефти от мсшрения

Прямые методы

п Л Л ,  При определении потерь нефти от исшфешш 
измерением объема паровоздушной смеси

Полевод оборудование:

Счетчик типа РГ ТУ 25-02-03445-78 - 2-3 ют.
Диафрагмы, выполненные в соответствии с требова­
ниям РД'50-213-80 - 4 ят.

£/ -образные нанометры • 3 ®т.
Дифференциальный нанометр ГОСТ 18140-84 

Бутылки для отбора проб ГОСТ 13906-78
- 2 нп .

- 50 ат.
Патрубки для световых люков ГОСТ 4630-60 - 2 ят.
Максимальшй и минимальный термометры ГОСТ 112-78 - 4 вт.
Потенциометр ГОСТ 9245-79 (СТ СЭВ 2416-80) - 2 ят.
Преобразователь термоэлектрический (термопара) 
типа ТХК-0515, TXA-05I5 ТУ 25-02-22X133-78

Термометры ртутные лабораторные ГОСТ 5.2X56-74
« 6 ят. 

- 4 вт.
Термометры ГОСТ 2823-73, ГОСТ 215-73 

Грубки резиновые диаметром 6 мм ГОСТ 5496-78
- 2 иг.

- 30 м
Трубки пояюслорвяшшовые диаметром 8 мм ГОСТ 19034-82- 30 и 
Полиэтиленовые трубы Ду-Х00 (для подключения к
резервуарам-мерникам) ГОСТ Х8699-83 - 20-30 м
Насос вакуум»*# ГОСТ 14708-77 - 1 шт*
Противогазы шланговые ГОСТ Х2,4Л21-вЗ
Барометр-анероид ГОСТ 2369&-79 

Секундомер ГОСТ 5072-79, кя.,2 

Пробоотборник ГОСТ I492X-78

- 4 комплекта

- I ж,
~ X «г.
- 2-3 аг?
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Лабораторное оборудование

Хроматограф ЛХМ-8МД или аналогичного типа с 
детектором по теплопроводности по ГОСТ 18091-72 - I

Интегратор цифровой автоматический И-02 
ТУ 25-04*3194-76 * I

Дула измерительная или аналогичного типа
по ГОСТ 8309-75 - I

Набор сит ’’Фиэлрибор* или аналогичного типа
по ГОСТ 5Л757-72 - I
Весы аналитические с погрешностью измерения не
более * 0?0002 г - ТУ 25-Q6-I131-75 - I

Печь з^фельн&я, обеспечивающая нагрев до 750-800 °С 
по ГОСТ 13734-79 - I

Шкаф сушильный» обеспечивающий нагрев дс 150 °С 
ТУ 64-1-1411-76 - I

Газоанализатор ГХП-100 по ГОСТ 6329-74 - 2 шт.

пЛ.2* При определении потерь нефти от испарения измерением 

концентрации углеводородных паров* вытесняемых из резервуаров

Полевое оборудование

Все по п Л Л  (полевое оборудование) за исключением счетчиков» 

нормальных диафрагм» дифференциальных манометров.

Лабораторное оборудование

Все лабораторное оборудование по л Л Л .

гтЛ,3, Кроме перечисленною оборудования для определения 

потерь прямыми методами необходимы следующие материалы и инстру­

менты

Клей казеиновый по ГОСТ 3056-74 - 4 тюбика

Изоляциогш&я лента по ПОСТ 2162-78 - 1»5 кг

Изолента полихлорвиниловая пс ГОСТ 17617-72 - 0,5 кг

Эпоксидная смола (составные компоненты) - 2,0 кг

по ГОСТ 10587-84
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Мыло хозяйственное к кисточка для обмыдивания 
швов резервуара по ГОСТ 790-69

Поглотитель к прибору ГХП-100 - пирогаллол 
по ГОСТ 6408-75

Малинное масло по ГОСТ 15833-70

Хлористый кальций, гранулированный по ГОСТ 450-70

Керосин осветительный (ГОСТ 4753-68) или топливо 
Т-1, TC-I, Т-2 (ГОСТ 10227-62)

Наждачная бумага по ГОСТ 10054-82

Ключи гаечные омедненные по ГОСТ 2838-80Е 
(СТ СЭВ 1285 78)

Поваренная соль по ГОСТ 4233-77

Вакуумная смазка по ГОСТ 9645-61

Стеклянная воронка ко ГОСТ 8613-75
фарфоровый стакан на 0,5 л, 2,0 л по ГОСТ 9147-80

Метилоранж по ГОСТ 1095 -73

Соляная кислота по ГОСТ 3118-67

Пробки для бутылок-пробоотборников с латунными 
трубками по ГОСТ 7852-76

Зажин* лабораторные по ГОСТ 14603-69 

Стеклограф по ГОСТ 5.1009-71 

Комплект десарного инструмента

Косвенные методы

п.1.4. При определении потерь нефти по изменению 

родного состава

Полевое оборудование

Пробоотборник ПУ или ПГО по ГОСТ 14921-78 

Манометр образцовый МО по ГОСТ 6521-60 

Манометр избыточного давления по ГОСТ 8625-79Е

- 2 кг
- I кг
- 2 кг

- 3 л

- 0,5 кг

- I комплект

- 2 кг
- 0,1 кг

- 2 шт.
- I; I шт.

- 20 г

- 20 г

- 50 шт,

- 40 шт.

- 2 шт.

- 1 комплект

углевсдо-

- 10 шт *

- 2 шт.

- I шт.
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Лабораторное оборудование

Все лабораторное оборудование по п.1.1» за исключением газоана­

лизатора ПШ-ЮО.

п.1.5. При определении потерь нефти по изменению давления 

насыщенных паров

Полевое оборудование

Пробоотборники ПУ или ПГО по ГОСТ 14921-78 - 10 иг.

Манометр образцовый типа МО по ГОСТ 6521-30 - 1 от.

Лабораторное оборудование

Прибор ДЩ1-2 (ГОСТ 1756-52) или прибор АДП
(ГОСТ 24993-81) для определения давления насыщенных
паров нефти - 2 комплекта

Весы аналитические с погрешностью измерения не более 
± 0,0002 г по ГОСТ 25-06-1131-75 - I комплект

Установка для разгазирования проб нефти и герметичной
загрузки ее в прибор ДЦП-2 или ДЩ1 - I комплект

Мерные цилиндры и стаканы по ГОСТ 10394-72 - 2 от.
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Приложение 2
Отбор проб паровоздушной смеси

фобы паровоздушной снеси отбирается т  течек и в момееты 
времени*рекемевду©аыс методами 3,4, з бутылка ашгостью 0,5-0,75 ж*

Конструкция пробоотборника показана ка рисунке, Бутшпш об­
клеиваются слоем асбеста толщиной 0,3-0,5 ш  к покрываются лаком 
иди масляной краской (можно обернуть двойным слоем синтетической 
пленки) во избежание разыскания асбеста. Асбестовая тепяоизодя- 
дня значительно замедляет остывание пробоотборника я предотвраща­
ет конденсацию тяжелых углеводородов при отборе пробы {особенно 
в осенне-зимний период).

Для отбора проб паровоздушной смеси в случае, если темпера­
тура паровоздушной смеси в резервуаре значительно выше температу­
ры окружающего воздуха, пробоотборник заполняется горя ши раство­
ром 40-50 °С поваренной соли и доставляется на резервуар (прини­

маются меры по теплоизоляции во избежание конденсации паров при 
отборе проб паровоздушной смеси).

Отбор пробы проводится следущим образом*
Пробоотборник на тросике опускается через замерный дюк на 

требуем глубину и вторым тросиком, прикрепленным к нижней части 
пробоотборника, переворачивается» при этом рассол выливается и 
пробоотборник заполняется паровоздушной смесью,

Б пробоотборнике оставляется 50-100 мл рассола для создания 
гидравлического затвора. Бремя отбора пробы, необходимее для соз­
дания гидрозатзора» определяется предварительно в лаборатории по 
секундомеру*

После того как бутылка заполнена паровоздушной спесью, ее 
поднимают до замерного лика и» не извлекая резиновый шланг пробо­
отборника, одевав на свободный конец стеклянного переходника,



Отбор паровоздушных проб без погружения самого пробоотборни­

ка в газовое пространство резервуара осуществляется при помощи 

промеренного по дайне шланга (пслихлорвиниловэго или резинового>, 

один конец которого опускается в место отбора, а другой - присое­

диняется к короткой трубке пробоотборника (см.рис.).

Пробоотборник заполняется рассолом до зажимов на присоедини­

тельных шлангах. Рассчитывается объем воздуха в шланге, который 

необходимо вытеснить, чтобы отобрать среднюю пробу..

При помощи ручных вакуумных или других насосов, прибора 

ГШ-100 прокачивают проеоотоорный шланг паровоздушной смесь» не 

менее двухкратным его объемом.

Доя исключения лсндецсации углеводородов в пробоотборном 

шланга необходимо выдержать его в резервуаре з течение времени, 

достаточном для арлшяткя им температуры газового пространства 

резервуара.

Проба паровоздушной смеси отбирается в пробоотоорник однов­

ременным открытием зажимов на обеих трубках* В пробоотборнике ос­

тавляется 50-ХиО мд рассола*

В емкости вместимостью { М О  д» на 3/4 заполненной рассолом, 

производятся замена пробки с трубками на простую в погруженном 

состоянии» Во время смены пробок уровень рассола в пробоотборнике 

выравнивается с уровнем в емкости. Этим обеспечивается атмосфер­

ное давление в пробоотборнике.

Отобранные пробы используются как для определения концентра­

ции углеводородов, так и для определения углеводородного состава.

Для определения объемного содержания углеводородов в паровоз­

душной смеси применяют газоанализатор ГХП-ЮО. В связи с тем, что 

паровоздушная смесь в нефтяных резервуарах содержит легкие углево­

дороды (метан, этан), содержание углеводородов определяется косвен­

но, по содержанию кислорода.
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Пробоотборник для паровоздушной сыеск
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Г - резиневне шланги; 2 - стеклянный переходник: 3 ~ теплоизоля­
ция; 'I.r* - тру 0 к и; 6,7 - медное тросики* .& - пробоотборник .

Рис *
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Содержание кислорода определяется поглощением его раствором 

пирогаллола в присутствии едкого калия* Раствор приготавливают по 

ГОСТ 5439-76.

В связи с тем» что требуется отобрать только кислород» все 

поглотительные сосуда заполняются раствором пирогаллола и погло­

щение кислорода производится одновременно в трех сосудах.

Подготовку газоанализатора к работе и проведение анализа 

следует производить согласно инструкции по эксплуатации» прилага­

емой к прибор/ ПСП-100.

3 холодное время года (когда поглотительная способность аб­

сорбента выше) допускается применять в качестве абсорбента керо­

син осветительный по ГОСТ 4753-68 или топливо Т-1, TC-I, Т-2 по 

ГОСТ 10227-62. Учитывая малую растворимость углеводородов необхо­

димо проводить прокачку паровоздушной смеси через абсорбент дли­

тельное время (до установления постоянного объема паровоздушной 

смеси). После 4-6 определений абсорбент заменяется на свежий.

Для контроля за степенью поглощения парообразных углеводоро­

дов абсорбентом необходимо периодически проводить контрольные ана­

лизы* проб на хроматографах.

Анализ можно проводить непосредственно на резервуаре при бла­

гоприятных погодных условиях (при температуре не ниже 15-20 °С), 

в других случаях - отбирают пробы паровоздушной смеси и анализиру­

ют их в лаборатории.

Определение объемной концентрации углеводородов производится 

по форц/ле:

С ‘ 1 - ^ * 1 - ч П а г

где С  - доли углеводородов в анализируемом объеме смеси;
Qj - объемное содержание кислорода а паровоздушной смеси, 

доли единицы;
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О - обьтое содержание кислорода в воздухе, доли единицы* 

Углеводородный состав паровоздушной смеси определяется по ре­

зультатам анализа на хроматографе*

Результаты измерений объемной' концентрации углеводородов га­

зоанализатором иди на хроматографе должны быть скорректировав с 

учетом ал&госодержания нефти.

Более подробная информация о методе отбора прсб паровоздуш­

ной смеси изложена в ГОСТ 18917-82*
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Приложение 3

Характеристика измерительных средств

IНаименование,
тип ГОСТ, ТУ 7 Данные е лог-

ревности из* 
дарения

Счетчика раза ро- ТУ 25^2-030445-78 40-1000 ““/ч - 1,5+3 * 
тацноиные (ГТ)

Микроманометр ГОСТ Ш61-65
многопредельный о ТУ 2501-815-79 
наклонной трубкой
ОаМ-240}
Нанометр образце- ГОСТ 6521-50 
вий (НО) ТУ 25-05-1664-74

Термометр метео- ГОСТ 112-78 
рологячеекий (ТМ)

Термометр ртутный ГОСТ 5.2155-74 
лабораторный

Секундомер ГОСТ 5072-79

Потенциометр вое- ГОСТ 9245-58
тоянного тока(ПП-63)
Газоанализатор ГОСТ 6329-74 
ГХП-100

0+2,4 кПа класс точности 
(0+240 кге/м2) 1,0

0+0,15 НПа .класс точности 
(0+1,6 кгс/см*) 0,4
0+0,6 НОа класс точности 
(0+5 *re/«rl 0,4

-35++50 °С 20,2 *

0++50 °С 0,2 *

0+50 мин класс точности
2 ,0

0+100 i£ класс точности
0,02

0+100 * *0,2*
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приложение 4

Предельная погрешность показаний счетчиков газа 

ротационных типа РР (ТУ 25-32-030445-78)

Показатели
Модификация счетчиков

Номинальный расход,

иэ/ч  40

Погрешность показаний

на расходах, %i

а) от 10 % до 20 %
от номинального ±3

б) от 20 % до 120 %
от ножнального ±2,5

100 250 400 600 IC00

±2 ±2 ±2 ±2 ±2

£1,5 ±1.5 ±1,5 ±1,5 £1,5



72

Приложение 5

Относительная погрешность измерения анемометром 

скорости выходящей из резервуара паровоздушной 

отон ( % ). (Анемометр ручной чашечный MC-I3 

Ш С Г  6376-74)

м/с j ~6 . * j V , м/с

1 **
1 

* 
1

:х

I 36,0 II 8,7

2 21,0 12 8,5

3 16,0 13 8,3

4 13,5 14 8,2

5 12,0 15 8,0

5 и.о 16 7,9

7 10,3 17 7,8

8 9,8 18 7,7

9 9.4 19 7,6

10 9.0 20 7,5
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Приложение 6
Пример расчета технологических потерь методом 
сравнения углеводородных составов проб нефтей

Определить величину технологических потерь газосодержащей 
нефти методом сравнения углеводородных составов проб нефти, если 
остаточные газовые факторы до и после источника потерь составля­
ют соответственно 2,61*I0-3 и 2,47*10“® мэ/кг, среднее значение 
плотности выделившейся из нефти смеси углеводородов 1,79 кг/м3 
п $пш кг/м3. Углеводородные составы проб нефти до я после 
источника потерь представлены в таблице.

Таблвда
Углеводородные составы проб нефти

Компоненты

{ Содержание компонента
] до источника потерь J  после источника потерь
{в выделившейся Тв дега-Тв выделившейся{в дега- 
!из нефти смеси !эирован иэ нефти смеси!зирован-

jмольные доли {Доли ]мольные доли {вые доли

Метан (СН4)
Этан (С^Н-)

Пропан (C^lg) 

Изо-бутан (ICjH j q) 

Н-бутан

Изо-пентан (cCgPjg) 
Н-пентан (nCg. Ag) 
Гексаны (Ĉ Hĵ ) 
Остаток С7+ВЬ!С1ц_
Итого*

0,1006 -

0,3292 0,0019

С,3738 0,0121

0,0601 0,0061

0,0923 0,0144

0,2060 0,0107

0,0160 0,0118

0,0074 0,0159

- 0,9271

1,0000 1,0000

0,0441 -

0,3496 о.ооп

0,3853 0,0104

0,0568 0,0060

0.1062 0,0131

0,0232 о.огоб

0,0159 0,0118

0,0069 0,0159

- 0,9311

1,0000 1,0000



74

Р А С Ч Е Т

I. Определяем еушарные концентрации легких углеводородов в 

пробах дегазированное нефти до и после источника потерь:

S C i  " 0,0019 + 0,0I2i + 0,0061 + 0,0144 + 0,0107 +
ТП

4- 0,0188 + 0,0159 » 0,0729 наосов, до лк;

J i  Q "  - 0,ООП * 0,0104 + 0,0060 ♦ 0,0131 + 0,0106 +
+ 0,0118 0,0159 - 0,0689 маесов.доли.

2, По формулам ( 13 ) и ( 14 ) рассчитываем значения З Е  С}

S  ̂  •
"  - § * . .  8дг ? « . г , б | - т - а . ; ,7, . tam  

Я 1 I .  2,«МО-*-1,79
0-0689 4- 2.47-Ю " 8* 1.86 

1 I 4- 2,47-Ю ~ э .1,86
0,0732 маесов.доли.

3. Находим концентрация "остатков" по уравнениям ( 9 ) и ( 10 )

С '* I “ 0,0772 * 0,9228 маесов.доли;

С*к I - 0,0732 ■ 0,9268 маесов.доли.

4. Рассчитываем технологические потери нефти по уравнению 

( 8 ):

< ? * ( ! -  2 * 2 ! Ш Ы ( Ю  * 0,43 Ямасс.
0,9268



Приложение 7
Пример расчета технологических потерь 

нефти по изменению давления насыщенных паров

Определить величину технологических потерь нефти из товарно­

го резервуара РВС-5000 за весенне-летний период.

Нефть после установки подготовки и КС/ поступает в резервуар 

с температурой 35 °С.

Резервуар эксплуатируется в режиме "заполнение - отстой - 

опорожнение". Весь цикл осуществляется за 24 часа.

Отбираем пробы нефти в контейнеры из трубопроводов до к пос­

ле резервуара, по 10 проб.

Определяем величины давлений насыщенных паров всех проб неф­

ти по ГОСТ 24993-81 ; температуре 33 °С (среднесуточная темпера­

тура поверхности нефти в резервуаре). Данные заносятся в таблицу, 

графа 2.

Нефть исходных проб разливают no 150 мл в четыре химических 

стакана, взвешивают и подвергают испарению при температуре 33 °С 

до потери веса от первоначального: в первом стакане - 0,5 %, во 
втором - 1,0 %% в третьем - 1,5 %9 в четвертом - 2,0 %.

Определяем величины давлений насыщенных паров проб нефти из 

стаканов при температуре 33 °С (см.табл., графы 3-6)*

Строим графическую зависимость средних величин давлений насы­

щенных паров нефти от уровней потерь нефти в полулогарифмических 

координатах (см.рис.5.

По формулам ( 18 ), С 19 ) определяем численные значения К , 

заполняем графы 8-II таблицы.

Находим среднее квадратическое отклонение;
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Зависимость давления насыщенных паров нефти от 

количества выделившихся из нее углеводородов

Д Н П ( и н  р т .е л ? -  к ! Ь  )

I - л и н и я  з а в и с и м о с т и  в с и с т е м е  к о о р д и н а т  Д Н П (  м м  р т . с т . ^ - О ,  

t м а сс .; 2 - л и н и я  з а в и с и м о с т и  в  с и с т е м е  к о о р д и н а т  Д Н П (  к П а ^ -  

C jr % масс.

Р и с .



Таблица

Исходные данные и результаты расчета коэффициента

^ М п Г - ^ н Г ^ я Г и с п а -  ! м П Чп™ле «Значения коэффициента В » * 1 ! Значения (А \ - К а  )2 
j p S ,  ^р??стР ! ш ж ж £ !  (** ̂  УР°ВНЯХ и с п а р е н и я ( н а  уровня испарения

рГ ТоХфТо 4 Г.5~%УгТо~х| ̂трт!ст: jo,5 £ji,o ijT.i iji.o Г If ™e|o,i iJT.o % jiTsT J£,o %

2

3
4
5 
•3
7

8 

9

10

4C0 350 

403 351 

407 353 

4C3 350 

397 352 

395 349 

403 351 

400 349 

410 355 

39$ 353

310

312

314

312

275 240

277 239

280

278

309 273

306 273

!3 27S

312 276

316 283

310 274

243

238 

237 

235

239 

243 

245 

239

370

28

27 

25

28

27

28

27

28 

25 

25

26

25

25

25

26 

27 

25

25 

24

26

25

25

24

25

25

26 

25

25 

23

26

26

25

25

26 

26 

27 

26 

26

25

26

26

0

0 0 

I 

0 

0 

I 

0 

0 

I 

0

Сред.
йнач. 402
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где 3  -  среднее квадратическое отклонение;

R y  - среднее значение, определяемое как сумма всех значе­

ний H i , деленная на число наблюдений /I .

1,13.

Находим границы доверительного интервала для К  с доверитель­

ной вероятностью 0,95, принимая в качестве доверительных границ 

симметричные квантили “ V o , 9 7 5 нормального распределения,

при этом число1/0^д^ « 1,96. Тогда

V о,025 - 26,0 + 1,13 (-1,96) - 23,8;

V о Т75 -% *3<1,96) - 26,0 + 1,13 11,96) - 28,2.

И  окончательно подучим;

24,0 «  К  28,0

Олраделя*м погрешность расчета К  как отношение половины до­

верительного интервала к среднему значению коэффициента К  :

А ш Л . Ш 1 .  . о,5 -  7,7 %.
26,0

Находим отнооительнуипогрешность единичного определения потерь 

нефти яо формуле;

S - J M b T iA
*  ~ У  (1лРь1Р>)г

9

4
где Су ~ относительная погрешность единичного определения по­

терь, %i

** относительная погрешность определения давления насы­

щенных паров, %,

Относительная погрешность определения давления насыщенных па­

ров на приборе АДП составляетtпри величине абсолютной погрешности^



1,24 %.

равной 667 Па (5 т  рт.ст,)}

Подставив значения в формул? определения погрешности единич­

ного определения потерь нефти, получим:

По графику, изображенное на рис,, и средней величине давле­

ния насыщенных паров проб нефти, отобранных после источника по­

терь - 370 ш  рт.ет, (смлабл., графа 7), находим величину потерь 

нефти ^  , равную 0,29 зГотС‘кояйчвства нефти, проходящей через ре­

зервуар.
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