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Тематический план

	Программы:
	Оператор НППС 

	Разряд
	6-7

	Номер пункта программы
	3.4.2

	Продолжительность темы, час
	4


1 Термины и определения

В настоящем документе применены следующие термины с соответствующими определениями:

1.1 автоматизированное рабочее место оператора: Персональный компьютер с соответствующим программным обеспечением в комплекте с монитором, клавиатурой и принтером, предназначенный для отображения мнемосхемы СИКН, текущих технологических и качественных параметров нефти, измеренных и вычисленных системой обработки информации, формирования отчетных документов и вывода их на печать.

1.2 блок измерений показателей качества нефти/нефтепродуктов: Совокупность функционально объединенных средств измерений и технологического оборудования, предназначенная для отбора проб и измерений показателей качества нефти/нефтепродуктов.
1.3 валовый объем нефти/нефтепродуктов: Объем нефти/нефтепродуктов, принятой/сданной за определенной промежуток времени по основной или резервной схемам учета. 
1.4 диапазон расходов и вязкости нефти рабочий: Область значений расходов и вязкости, в которой эксплуатируются преобразователи расхода и нормированы их метрологические характеристики.

1.5 измерительная линия: Часть конструкции системы измерений количества и показателей качества нефти, состоящая из преобразователей расхода в комплекте со струевыпрямителями или прямолинейными участками трубопроводов, оснащенными устройством отбора давления и карманом для термометра, преобразователями температуры и давления, манометром и термометром, задвижками и фильтром.

1.6 измерительная линия контрольная: Измерительная линия, применяемая для контроля метрологических характеристик рабочих преобразователей расхода и (или) для измерения количества нефти, протекающего через рабочую измерительную линию при поверке преобразователя расхода, установленного на этой линии.

1.7 измерительная линия рабочая: Измерительная линия, находящаяся в работе при нормальном режиме эксплуатации системы измерений количества и показателей качества нефти.

1.8 измерительная линия резервная: Измерительная линия, находящаяся в ненагруженном резерве, которая в любой момент времени может быть включена в работу.

1.9 измерительный преобразователь: Техническое средство с нормативными метрологическими характеристиками, служащее для преобразования измеряемой величины в электрический измерительный сигнал, удобный для обработки, хранения и дальнейшего преобразования системой обработки информации.  В составе СИКН: преобразователи расхода (объемного и массового), преобразователи плотности, преобразователи влагосодержания, преобразователи серосодержания, преобразователи вязкости, преобразователи температуры, преобразователи давления.

1.10 измерительный прибор показывающий: Средство измерения, предназначенное для получения и индикации непосредственно на месте измерения значения измеряемой величины в установленном диапазоне. В составе СИКН: манометры, термометры стеклянные.

1.11 контроль метрологических характеристик: Определение отклонения метрологических характеристик средств измерений в межповерочном интервале от действительных значений, определенных при последней поверке, и установление пригодности средств измерений к дальнейшей эксплуатации.

1.12 межконтрольный интервал: Промежуток времени между двумя очередными актами контроля, проводимого для выявления отклонения метрологических характеристик средств измерений от значений, определенных при поверке.

1.13 резервная схема учета нефти: Документально устанавливаемая совокупность технических, методических, организационных средств, технологического и иного оборудования приемо-сдаточного пункта, применяемая для учета количества нефти при ее приеме/сдаче при отказе СИКН. 
Примечание – В резервной схеме учета измерения массы нефти должны выполняться по аттестованным методикам (методам) измерений с применением средств измерений утвержденного типа, прошедших поверку.
1.14 резервная схема учета нефтепродуктов: Система, применяемая для измерения массы нефтепродуктов при отказе основной схемы – системы измерений количества и показателей качества нефтепродуктов. 

Примечание – В качестве резервной схемы учета нефтепродуктов используют:
· другую (вторую) систему измерения количества и показателей качества нефти/нефтепродуктов, реализующую метод динамических измерений массы и расположенную на одной площадке с основной схемой;
· технические средства, реализующие метод статических измерений массы: автоцистерны как мера полной вместимости, резервуары, железнодорожные цистерны, танки наливных судов, оснащенные уровнемерами (или применяют рулетки), преобразователями плотности (или применяют ареометры), преобразователями температуры (или применяют термометры), автоматическими пробоотборниками (или применяют ручной пробоотборник).
1.15 система измерений количества и показателей качества нефти/нефтепродуктов: Совокупность функционально объединенных средств измерений, системы обработки информации, технологического и иного оборудования, предназначенная для прямых или косвенных динамических измерений массы и других показателей нефти/ нефтепродуктов.

1.16 система обработки информации: Вычислительное устройство, принимающее, обрабатывающее информацию о количественно-качественных параметрах нефти, измеренных первичными измерительными преобразователями, и включающее в себя блоки индикации и регистрации результатов измерений.
1.17 технологические нужды: Потребность организации системы «Транснефть» в определенном количестве нефти/нефтепродуктов для заполнения вновь вводимых объектов магистральных трубопроводов и технологических остатков в резервуарных парках, а также для восполнения недостающего количества технологических остатков нефти/нефтепродуктов на объектах магистральных трубопроводов.
1.18 учетная операция с нефтью/нефтепродуктом: Операция, проводимая сдающей и принимающей сторонами, заключающаяся в определении массы нетто нефти/ массы нефтепродукта для последующих расчетов, при инвентаризации и арбитраже.
2 Обозначения и сокращения

В настоящем документе применены следующие обозначения и сокращения:

АРМ – автоматизированное рабочее место;

БИК – блок измерений показателей качества нефти/нефтепродуктов;

БИЛ – блок измерительных линий;

БР – блок регулирования;

БРД – блок регулирования давления;

БРР-Д – блок регулирования расхода и давления;

ВА – вторичная аппаратура;

ВУ – вторичные устройства;

ЗП – задание на проектирование;

ИБП – источник бесперебойного питания;

ИВК – измерительно-вычислительный контроллер;

ИЛ – измерительная линия;

ИП – измерительный преобразователь;

ИПР – измерительный преобразователь расхода;

КМХ – контроль метрологических характеристик;

МИ – методика (метод) измерений;

МН – магистральный нефтепровод;

МНПП – магистральный нефтепродуктопровод;

МПР – массовый преобразователь расхода;

MX – метрологические характеристики;

НПС – нефтеперекачивающая станция;

ОСТ – организации системы «Транснефть»;

ПЗУ – пробозаборное устройство;

ПЛК – программируемый логический контроллер;

ПО – программное обеспечение;

ПП – преобразователь плотности;

ППУ – передвижная поверочная установка;

ПР – преобразователь расхода;

ПСП – приемо-сдаточный пункт;

ПУ – поверочная установка;

ПУЭ – правила устройства электроустановок;

РД – рабочая документация;

РП – резервуарный парк;

РСУ – резервная система учета нефти/нефтепродуктов;

СА – система автоматизации;

СДКУ – система диспетчерского контроля и управления;

СИ – средство измерений;

СИКН – система измерений количества и показателей качества нефти/нефтепродуктов;

СОИ – система сбора, обработки информации и управления;

СПУ – стационарная поверочная установка;

ТЗ – техническое задание на проектирование СИКН;

ТПР – турбинный преобразователь расхода;

УПР – ультразвуковой преобразователь расхода;

УП ППУ – узел подключения передвижной поверочной установки;

ФГУ – фильтр грязеуловитель;

ЭПУ – эталонная поверочная установка.

3 Назначение СИКН


3.1 Общие требования

СИКН предназначена для автоматизированных измерений (вычислений, при косвенном методе измерения) массы нефтепродуктов, массы брутто и вычислений массы нетто нефти, измерений показателей качества нефти/нефтепродуктов, отображения и регистрации результатов измерений в соответствии с действующими нормативными документами при проведении учетных операций.

Измерения массы брутто нефти и нефтепродуктов на ПСП при приеме (сдаче) проводят следующими методами по ГОСТ 8.587-2019 «Государственная система обеспечения единства измерений. Масса нефти и нефтепродуктов. Общие требования к методикам выполнения измерений»:

Для измерений массы продукта, транспортируемого по трубопроводам, при перевалке на автомобильный, железнодорожный, водный транспорт применяют:

· прямой метод динамических измерений;

· косвенный метод динамических измерений.


Для измерений массы продукта в резервуарах применяют:

· косвенный метод статических измерений;

· косвенный метод, основанный на гидростатическом принципе.


Для измерений массы продукта в цистернах применяют:

· прямой метод статических измерений;

· косвенный метод статических измерений.

Для измерений массы нефти в танках речных или морских наливных судов применяют косвенный метод статических измерений.

Нормы погрешности измерений массы нефтепродуктов определяются ГОСТ 8.587-2019.

Таблица 1 ( Пределы допускаемой относительной погрешности измерений массы 

	Наименование метода измерений
	Диапазон измерений
	Максимальная допускаемая относительная погрешность измерений, %

	
	
	Массы брутто
	Массы нетто

	Косвенный метод динамических измерений
	Без ограничений
	±0,25
	±0,35

	Прямой метод динамических измерений
	Без ограничений
	±0,25
	±0,35

	Косвенный метод статических измерений
	Не более 200т
	±0,65
	±0,75

	
	200т и более
	±0,50
	±0,60

	Прямой метод статических измерений взвешиванием на весах расцепленных цистерн
	Без ограничений
	±0,40
	±0,50

	Прямой метод статических измерений взвешиванием на весах движущихся нерасцепленных цистерн и составов из них
	Общей массой не более 1000т
	±1,0
	±1,0

	
	Общей массой 1000т и более
	±2,5
	±2,6

	Косвенный метод, основанный на гидростатическом принципе
	Не более 200т
	±0,65
	±0,75

	
	200т и более
	±50
	±0,60


При прямом методе динамических измерений массу продукта измеряют в трубопроводе с помощью средств измерения массового расхода с пределами допускаемой относительной погрешности ±0,25%, преобразователей давления с пределами допускаемой приведённой погрешности ±0,5%, преобразователей температуры с пределами допускаемой абсолютной погрешности ±0,30С, поточных средств измерения плотности с пределами допускаемой абсолютной погрешности ±0,3кг/м3, поточных средств измерения объемной доли воды с пределами допускаемой абсолютной погрешности ±0,1%.

 При косвенном методе динамических измерений массу продукта определяют с помощью средств измерения объемного расхода с пределами допускаемой относительной погрешности ±0,15%, преобразователей давления с пределами допускаемой приведённой погрешности ±0,5%, преобразователей температуры с пределами допускаемой абсолютной погрешности ±0,30С, поточных средств измерения плотности с пределами допускаемой абсолютной погрешности ±0,36кг/м3, поточных средств измерения вязкости с пределами допускаемой приведенной погрешности ±1%, поточных средств измерения объемной доли воды с пределами допускаемой абсолютной погрешности ±0,1%.результатам следующих измерений в трубопроводе:

При отключении рабочего и отсутствии резервного преобразователя плотности плотность продукта определяют при помощи ареометра в лаборатории по ГОСТ 3900, ГОСТ Р 51069 или лабораторного плотномера в объединенной пробе, составленной из точечных проб, отобранных по ГОСТ 2517. Коэффициенты объемного расширения и сжимаемости продукта определяют в соответствии с Р 50.2.076-2010;

Результаты измерений плотности и объема продукта приводят к стандартным условиям или результат измерений плотности продукта приводят к условиям измерений его объема.

 
При прямом методе статических измерений массу продукта определяют по результатам взвешивания на весах для статического взвешивания класса точности не хуже «средний III» или весов для взвешивания транспортных средств в движении не хуже класса точности 1 по ГОСТ 8.647.

 
При косвенном методе статических измерений массу продукта определяют по результатам измерений:

а) в мерах вместимости:

· уровня продукта - стационарным уровнемером или другими средствами измерений уровня жидкости;

· плотности продукта - переносным или стационарным средством измерений плотности или ареометром по ГОСТ 3900, ГОСТ Р 51069 или лабораторным плотномером в объединенной пробе, составленной из точечных проб, отобранных по ГОСТ 2517;

· температуры продукта - термометром в точечных пробах или с помощью переносного или стационарного преобразователя температуры;

· объема продукта - по градуировочной таблице меры вместимости с использованием результата измерений уровня продукта;

б) в мерах полной вместимости:

· плотности продукта - переносным средством измерений плотности или ареометром в лаборатории по ГОСТ 3900, ГОСТ Р 51069 или лабораторным плотномером в точечной пробе продукта, отобранной по ГОСТ 2517;

· температуры продукта - переносным преобразователем температуры или термометром в точечной пробе продукта, отобранной по ГОСТ 2517;

· объема продукта, принятого равным действительной вместимости меры, значение которой нанесено на маркировочную табличку и указано в свидетельстве о поверке, с учетом изменения уровня продукта относительно указателя уровня.

Результаты измерений плотности и объема продукта приводят к стандартным условиям по температуре 15 °С или 20 °С, или результат измерений плотности продукта приводят к условиям измерений его объема в мерах вместимости и мерах полной вместимости.

Коэффициент объемного расширения продукта определяют в соответствии Р 50.2.076.

 При косвенном методе, основанном на гидростатическом принципе, массу продукта в мерах вместимости определяют с помощью стационарных средств измерения гидростатического давления с пределами допускаемой погрешности по описанию типа СИ; измерительных систем, предназначенных для измерения уровня нефти, воды и температуры в резервуаре с пределами:

· допускаемой абсолютной погрешности измерений уровня ±0,3мм;

· допускаемой абсолютной погрешности измерений температуры ±0,50С;

· допускаемой относительной погрешности обработки результатов измерений 0,05%;

· автоматизированных средств измерения плотности с пределами допускаемой абсолютной погрешности измерений плотности ±0,5кг/м3.

Массу нетто товарной нефти определяют, как разность массы брутто товарной нефти и массы балласта. Массу балласта определяют, как общую массу воды, солей и механических примесей в товарной нефти. Для этого определяют массовые доли воды, механических примесей и хлористых солей в товарной нефти и рассчитывают их массу.

Для учета продуктов на магистральных трубопроводах при непрерывной перекачке больших объемов необходимо большое количество резервуаров, которые поочередно используются для проведения указанных операций. Кроме того, эти операции трудно поддаются автоматизации и для их выполнения требуется большое количество обслуживающего персонала. Поэтому в настоящее время статические измерения используются в ограниченном объеме в основном при отгрузке или приеме нефти в железнодорожных цистернах, в танкерах и т.д. При добыче, транспортировании и поставках нефти на нефтеперерабатывающие заводы (НПЗ), перекачке продуктов по трубопроводам используются динамические измерения. При динамических измерениях, как видно из названия, количество и параметры качества нефти измеряются в динамике в процессе перекачки по нефтепроводу. Для измерения параметров потока применяются поточные приборы - счетчики-расходомеры, плотномеры и анализаторы качества. Динамические измерения позволяют почти полностью автоматизировать процесс учета, резко сократить капитальные и эксплуатационные затраты и повысить точность учета продукта.

Классификация СИКН

СИКН классифицируются по месту размещения в системе МН/МНПП:

1. взаиморасчеты между ОСТ (на входе НПС; на выходе НПС, между подпорной и магистральной насосной);

2. прием нефти от добывающих предприятий;

3. сдача нефти на НПЗ;

4. прием нефтепродуктов от НПЗ;

5. сдача нефтепродуктов на нефтебазы и другим потребителям;

6. налив нефти/нефтепродуктов в танкеры на морских терминалах.

СИКН классифицируются по величине давления, при котором возможна работа оборудования: 1,6 МПа; 2,5 МПа; 4,0 МПа; 6,3 МПа.

Массу нефти вычисляют в соответствии с МИ, разработанной для конкретной СИКН. МИ массы нефти разрабатывают в соответствии с требованиями ГОСТ 8.587.

 Основная схема измерений массы нефти/нефтепродуктов должна быть реализована с применением динамических методов измерений:

· косвенный метод с использованием измерительных преобразователей объемного расхода, поточных преобразователей плотности, преобразователей температуры и давления;

· прямой метод с использованием массомеров.

В качестве резервной схемы измерения массы допускается применять косвенный метод статических измерений (до строительства основной схемы измерения в сроки, согласованные сторонами или на период устранения отказа существующей основной схемы), а также косвенный метод динамических измерений с пределами допускаемой относительной погрешности измерений не превышающими значений, установленных ГОСТ 8.587.

СИКН, при приеме/сдаче из системы трубопроводов ПАО "Транснефть" должна обеспечивать измерение массы брутто нефти и массы нефтепродуктов с пределами допускаемой относительной погрешности не превышающими ± 0,25 %, согласно ГОСТ 8.587.

СИКН, при приеме/сдаче из системы трубопроводов ПАО "Транснефть" должна обеспечивать вычисление массы нетто нефти с пределами допускаемой относительной погрешности не превышающими ± 0,35 %, согласно ГОСТ 8.587. Для СИКН, которые используются для ведения учетно-расчетных операций между ОСТ возможно применение резервной схемы учета с пределами допускаемой относительной погрешности измерений массы брутто нефти, не превышающими 0,5 %.

Приемосдаточные и периодические испытания (определение показателей) нефти проводят в соответствии с требованиями ГОСТ Р 51858-2002 «Нефть. Общие технические условия».

Допускается определение показателей, составляющих балласт нефти, проводить анализаторами, имеющими свидетельство Федерального агентства по техническому регулированию и метрологии (Росстандарта) об утверждении типа, и при наличии соответствующих МИ, аттестованных в установленном порядке.

Отбор проб нефти производят по ГОСТ 2517-12 «Нефть и нефтепродукты. Методы отбора проб».

Испытания нефти представители сдающей и принимающей сторон проводят совместно в испытательной лаборатории, аккредитованной в установленном порядке.

Нефть при приеме и сдаче должна соответствовать требованиям ГОСТ Р 51858.

Техническое состояние и метрологическое обеспечение СИКН обеспечивает владелец СИКН. Взаимоотношения между сдающей и принимающей сторонами, между владельцем СИКН и организацией, проводящей техническое обслуживание СИКН, определяются договорами, «Инструкцией по эксплуатации СИКН», «Положением о системе технического обслуживания и ремонта узлов учета нефти и поверочных установок» и МИ 3532.

Пересмотр «Инструкции по эксплуатации СИКН» производят через каждые 5 лет. В течение срока действия в «Инструкцию» допускается вносить изменения и дополнения, согласованные сторонами, утвердившими «Инструкцию».

Средства измерений, входящие в состав СИКН, должны быть утвержденных типов, сведения о которых внесены в Федеральный информационный фонд по обеспечению единства измерений и иметь:

· свидетельства об утверждении типа средств измерений и методики поверки СИ, регламентированные в приложении (описание типа СИ) к данному свидетельству, оформленные в соответствии с действующими нормами и правилами;

· действующие свидетельства о поверке (оттиски поверительных клейм) или протоколы калибровки; 

· протоколы поверки (при наличии требований в методике поверки на соответствующее СИ).

СИ подлежат первичной и периодической поверкам в установленном законодательством Российской Федерации порядке, аккредитованными в соответствии с законодательством Российской Федерации об аккредитации в национальной системе аккредитации на проведение поверки СИ юридическими лицами при выпуске из производства или ремонта, при ввозе по импорту и эксплуатации в соответствии с требованиями правил по метрологии «Порядок проведения поверки средств измерений» и других нормативных документов.

Периодическую поверку СИ рекомендовано проводить по графикам владельца СИКН, согласованными с руководителем метрологической службы, осуществляющей поверку СИ, с предоставлением копий графиков (или выписок из графиков) принимающей, сдающей сторонам и организации, проводящей техобслуживание.

Расходомеры, установленные в БИК, их вторичная аппаратура, если расходомер применяется в комплекте, перепадомеры и манометры, измеряющие перепад давления на фильтрах, и другие СИ, результаты измерений которых не влияют на погрешность измерения массы нефти, калибруют не реже 1 раза в год. Калибровку проводят метрологической службой владельца СИКН или организации, аккредитованной на право выполнения калибровочных работ.

Метрологические характеристики СИ, обеспечивающие измерение массы, необходимо выбирать с пределами допускаемой погрешности, не превышающими значений, указанных в МИ 3532, ГОСТ 34396-2018.
3.2 Характеристика рабочей среды

Рабочая среда - нефть, соответствующая требованиям ГОСТ Р 51858 или нефтепродукты, имеющие физико-химические показатели, указанные в таблице ниже (задается в Задании на проектирование (ЗП)).

Таблица 2 ( Физико-химические показатели нефти/нефтепродуктов

	№
	Наименование показателя
	Значение показателя

	1
	Вязкость в рабочем диапазоне температуры:

-
кинематическая, мм2/с;

-
динамическая, Па с
	(задается в ЗП)

от
до

от
до

	2
	Плотность, кг/м3:

-
при 20°С (при 15°С - для нефтепродуктов);

-
в рабочем диапазоне температуры
	(задается в ЗП)

от
до
от
до

	3
	Температура перекачиваемого ресурса, °С
	(задается в ЗП)
от
до

	4
	Массовая доля воды, %
	(задается в ЗП)

от
до

	5
	Концентрация хлористых солей, мг/дм3 , не более
	задается в ЗП

	6
	Массовая доля механических примесей, %, не более
	0,05

	7
	Давление насыщенных паров, кПа (мм.рт.ст.), не более
	задается в ЗП

	8
	Массовая доля серы, %
	задается в ЗП

	9
	Массовая доля парафина, %, не более
	задается в ЗП

	10
	Массовая доля сероводорода, млн. -1 (ррm), не более
	100,0

	11
	Содержание свободного газа
	не допускается

	12
	Массовая доля метил и этилмеркаптанов в сумме, млн.-1 (ppm), не более
	100,0

	13
	Содержание хлорорганических соединений, млн.-1 (ppm), не более
	10,0


Рабочая среда для поверки поверочной установки по эталонной поверочной установке - вода питьевая, соответствующая требованиям ГОСТ Р 51232. Температура поверочной жидкости (питьевой воды) 20 ± 10 °С.


3.3 Основные технические характеристики СИКН

Основные параметры, определяющие режим работы СИКН, приведены в таблице ниже.

Таблица 3 ( Основные параметры СИКН

	Наименование параметра
	Значение параметра

	1 Расход нефти/нефтепродуктов через СИКН:

-
минимальный, м3/ч (т/ч для СИКН с МПР)

-
максимальный, м3/ч (т/ч для СИКН с МПР) 
	Задается в ЗП

	2 Давление нефти/нефтепродуктов в СИКН с учетом её подключения к технологическим трубопроводам, МПа:

на входе СИКН:

-
рабочее

-
максимальное допустимое 

на выходе СИКН

-      минимальное значение избыточного давления
	Задается в ЗП

Задается в ЗП

Задается в ЗП или вычисляется 

	3 Суммарные потери давления на СИКН при максимальном расходе, максимальной плотности и вязкости, МПа, не более:

 - в режиме измерений;

- в режиме поверки.
	0,2;

0,4

	4 Режим работы СИКН


	Непрерывный или периодический (задается в ЗП)

	5 Режим работы ПУ
	автоматизированный

	6 Способ КМХ ИПР
	- по ИПР контрольной или контрольно-резервной ИЛ

- По рабочим эталонам 1-го и 2-го разряда 

	7 Способ поверки 

-
ИПР

-
стационарной ПУ
	По эталонам 1-го и 2-го разряда 

По эталонной ПУ на базе мерников и весов, по эталонам 1-го разряда

	8 Режим управления:

-
основной запорной арматурой

-
регуляторами расхода и давления
	автоматизированный или ручной (задается в ЗП);

автоматический

	9 Электроснабжение
	380 В, 3-х фазное, 50 Гц 

Качество электроснабжения – согласно ГОСТ 32144

	10 Категория электроприемников по надежности электроснабжения по ПУЭ

Категория электроприемников СА СИКН по надежности электроснабжения по ПУЭ
	Электроприемники первой категории

Электроприемники особой группы I категории

	11 Класс взрывоопасной зоны ПУЭ/ГОСТ Р 30852.9:

Технологические блоки СИКН:

-
БФ, БИЛ, УРСУ, ТПУ, УП ППУ, БР 

-
БИК;

-
помещение ЭПУ

Помещения для размещения оборудования СОИ и системы распределения электроэнергии
	В-IА (В-IВ) или В-IГ
/ класс 2

В-IА (В-IВ /класс 2

-

-

	12 Категория по взрывопожарной и пожарной опасности по СП12.13130:

Технологические блоки СИКН:

-
БФ, БИЛ, УРСУ, ТПУ, УП ППУ, БР 

-
БИК;

-
помещение ЭПУ

Помещения для размещения оборудования СОИ и системы распределения электроэнергии
	А или Ан

А

Д

Д

	13 Температура наружного воздуха:

-
минимальная для выбора оборудования, размещаемого на открытых площадках;

- минимальная для выбора оборудования, размещаемого в отапливаемых помещениях (в соответствии с минимальной температурой, поддерживаемой в помещении);

-
минимальная для выбора строительных конструкций, трубопроводов и расчета систем отопления и вентиляции (температура наиболее холодной пятидневки 0,92% обеспеченности согласно СП 131.13330);

-
абсолютная максимальная
	Задается в ЗП

	14 Температура транспортировки и хранения (за исключением КИП и электроприводов), ºС
	Задается в ЗП

	15 Температура воздуха внутри помещений в холодное время года:

-
помещение БИК;


	не ниже 5°С (при отсутствии преобразователя серосодержания в обвязке БИК);

не ниже 15°С (при наличии преобразователя серосодержания в обвязке БИК)

	-
помещение для ЭПУ;
	не ниже 15°С

	-
помещения для размещения оборудования СОИ и системы распределения электроэнергии
	от + 15°С до + 21°С (при наличии постоянно присутствующего персонала от + 22 °С до +24 °С)


3.4 Основные функции, выполняемые СИКН

СИКН обеспечивает выполнение следующих основных функций:

1. автоматическое измерение (вычисления, при косвенном методе измерения) массы нефтепродуктов, брутто нефти и вычисление массы нетто нефти;

2. автоматическое измерение технологических параметров (температуры и давления);

3. автоматическое измерение показателей качества нефти/нефтепродуктов;

4. отображение (индикацию), регистрацию и архивирование результатов измерений;

5. поверку рабочих и контрольных СИ на месте эксплуатации без нарушения процесса измерений (если это предусмотрено в методике поверки на используемое СИ);

6. КMX СИ на месте эксплуатации без нарушения процесса измерений.

СИКН должны обеспечивать: 
Измерение в автоматическом режиме:

· объема (вычисление при прямом методе измерений) нефти/нефтепродуктов по каждой измерительной линии и суммарно по БИЛ СИКН;

· объемного (при косвенном методе измерений) или массового (при прямом методе измерений) расхода нефти/нефтепродуктов по каждой измерительной линии и суммарно по БИЛ СИКН;

· объемного расхода нефти/нефтепродуктов через линию измерения показателей качества нефти/нефтепродуктов БИК;

· плотности нефти/нефтепродуктов при рабочих давлении и температуре в линии измерения показателей качества нефти/нефтепродуктов БИК;

· объемной доли воды в нефти в линии измерения показателей качества нефти БИК;

· динамической вязкости нефти в линии измерения показателей качества нефти БИК при рабочих давлении и температуре;

· массовой доли серы в нефти (при наличии в ЗП);

· давления в измерительной линии, в линии измерения показателей качества нефти/нефтепродуктов БИК, входном и выходном трубопроводах стационарной ПУ (для компакт-прувера только на входном трубопроводе);

· давления на входном и выходном коллекторах БИЛ с последующим вычислением на основе полученных данных перепада давления в БИЛ;

· температуры нефти/нефтепродуктов в измерительных линиях, в линии измерения показателей качества нефти/нефтепродуктов БИК, входном и выходном трубопроводах стационарной ПУ (для компакт-прувера только на входном трубопроводе);

· перепада давления на фильтрах БИЛ и БИК, БФ (при наличии);

· перепада давления на насосах БИК.

Управление:

· измерительными линиями БИЛ (включение, выключение, переключение на поверочную установку с помощью запорной арматуры);

· расходом потока через измерительные линии;

· расходом потока нефти/нефтепродуктов через поверочную установку;

· расходом потока через линию измерений показателей качества нефти/нефтепродуктов БИК в зависимости от расхода по СИКН;

· насосами на линии измерения показателей качества нефти/нефтепродуктов БИК (дистанционное и по месту от кнопки - включение и выключение).

Автоматический отбор объединенной пробы нефти/нефтепродуктов в БИК в сменные контейнеры в соответствии с ГОСТ 2517.

Ручной отбор точечной пробы нефти/нефтепродуктов в линии измерения показателей качества БИК в соответствии с ГОСТ 2517.

Местную индикацию:

· давления в измерительных линиях, во входном и выходном коллекторах БИЛ, в БИК, в поверочной установке;

· температуры нефти/нефтепродуктов в измерительных линиях, в БИК, в поверочной установке;

· перепада давления на фильтрах БИЛ, блока фильтров и БИК;

· перепада давления на насосах БИК

3.5 Типовой состав СИКН

Типовой состав СИКН, независимо от места ее размещения в системе МН/МНПП, включает в себя:

1. технологический комплекс;

2. систему автоматизации, в том числе систему сбора, обработки информации и управления;

3. систему распределения электроэнергии;

4. комплект запасных частей, инструмента и принадлежностей;

5. комплект сервисного оборудования

Технологический комплекс СИКН включает:

а) основное оборудование и технологические узлы:

1) блок фильтров (при отсутствии фильтров тонкой очистки в составе ИЛ);

2) блок измерительных линий;

3) блок измерений показателей качества;

4) пробозаборное устройство;

5) узел подключения передвижной поверочной установки (ПУ).

б) поверочные установки:

1) стационарная эталонная поверочная установка;

2) стационарная поверочная установка (ТПУ, компакт-прувер) 1-го разряда.

в) вспомогательное оборудование:

1) блок регулирования давления (при необходимости поддержания минимального давления после измерительного преобразователя расхода (ИПР) для обеспечения бескавитационного режима работы ИПР на основании расчета, предоставляемого в составе проектной документации на СИКН; 

2) блок регулирования расхода и давления (при необходимости поддержания минимального давления после ИПР и осуществления регулирования общего расхода через СИКН). Необходимость блока регулирования расхода и давления должна быть обоснована гидравлическим расчетом, предоставляемом в составе проектной документации на СИКН;

3) дренажные емкости учтенной и неучтенной нефти/учтенного и неучтенного нефтепродукта с погружными насосами откачки;

4) емкости в системе промывки ПУ (при наличии в составе СИКН стационарной ПУ 1-го разряда) для промывочной жидкости, для чистой воды, для отработанной промывочной жидкости и грязной воды; 

5) насосы системы промывки стационарной ПУ (при наличии в составе СИКН стационарной ПУ 1-го разряда);

6) дистиллятор поверочной воды, при наличии в составе СИКН стационарной эталонной поверочной установки (ЭПУ);

7) емкость-хранилище дистиллированной воды, объемом не менее объема 1,2 мерника, наибольшей вместимости, входящего в состав стационарной ЭПУ;

8) другое оборудование, заявленное в ЗП.

г) технологические трубопроводы.

Оборудование технологического комплекса СИКН может размещаться: 

- на открытой площадке;

- на открытой площадке под навесом;

- в отапливаемых помещениях (блок-бокс, блочно-модульное здание).

При значении минимальной температуры наружного воздуха для выбора оборудования, определяемой по формуле (1), ниже минус 40 оC или при условии эксплуатации СИКН в макроклиматическом районе с морским климатом необходимо размещать блоки СИКН в помещении, в случае если иное не указано в задании на проектирование.

	[image: image2.wmf]2

2

1

Т

Т

Т

+

=


	(3.1)


где
Т - минимальная температура наружного воздуха региона размещения СИКН для выбора оборудования, размещаемого на открытых площадках, ˚С;

Т1 - абсолютная минимальная температура воздуха региона размещения СИКН согласно СП 131.13330, ˚С;

Т2 - температура наиболее холодной пятидневки 0,98% обеспеченности региона размещения СИКН согласно СП 131.13330.2012, ˚С.

Блок измерений показателей качества нефти/нефтепродуктов и эталонную поверочную установку необходимо размещать в отапливаемых помещениях независимо от минимальной температуры наружного воздуха.

Калиброванный участок турбопоршневой поверочной установки (ТПУ) допускается размещать вне помещений, но с обязательной теплоизоляцией. Четырехходовой кран и камеры приема/пуска шарового поршня необходимо размещать в отапливаемых помещениях независимо от минимальной температуры наружного воздуха.

Оборудование системы обработки информации и системы распределения электроэнергии СИКН должно размещаться в отапливаемых помещениях.

Полы помещения должны быть выполнены герметичными с устройством для отвода разлившейся нефти/нефтепродуктов в систему производственной канализации.

4 Технологический комплекс СИКН. Основные блоки

4.1 Блок фильтров

Блок фильтров предназначен для очистки продукта от грубых механических примесей, чтобы исключить засорение и поломку преобразователей расхода. Фильтры, задерживая примеси, постепенно засоряются и нуждаются в периодической очистке. Желательно, чтобы блок фильтров позволял производить их очистку без остановки процесса перекачки и измерения продукта. 

БФ устанавливают в случае отсутствия фильтров на измерительных линиях в БИЛ, построенном с использованием массового или турбинного преобразователя расхода. 

Требование о выделении фильтров в отдельный блок указывается в Задании на проектирование СИКН. 

В случае построения БИЛ на базе ультразвукового преобразователя расхода фильтры на ИЛ не устанавливаются. 

Допускается не предусматривать блок фильтров или фильтр тонкой очистки в составе ИЛ СИКН при размещении СИКН после блока фильтра грязеуловителя (ФГУ), оборудованного фильтрами с тонкостью фильтрации, удовлетворяющей требованиям заводов изготовителей СИ, применяемых в СИКН. 

Блок фильтров должен состоять не менее чем из двух фильтров: одного рабочего и одного резервного - в случае построения блока фильтров на базе двух фильтров, двух рабочих и одного резервного - в случае построения блока фильтров на базе трех фильтров.

Каждый фильтр должен быть укомплектован быстросъемной крышкой, манометрами, преобразователем перепада давления, краном отвода газовоздушной смеси и дренажным краном.

В составе блока фильтров должны применяться фильтры с номинальной тонкостью фильтрации 4 мм (или другим в соответствии с требованиями завода-изготовителя измерительного преобразователя расхода). Фильтрующий элемент – сетка с ячейками, или пластина с отверстиями.

Количество и диаметр фильтров должны быть рассчитаны из условия обеспечения максимальной производительности СИКН при общем перепаде давления на одном фильтре не более 0,05 МПа.

Контроль за состоянием фильтров производится по разности давлений между входным и выходным коллекторами блока БФ, которая измеряется при помощи дифманометра или при дистанционном контроле – при помощи преобразователя разности давлений.

Чистка фильтров производят при перепаде давления на фильтре 0,05МПа., но не реже 1 раза в 3 месяца.
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Рисунок 1 – Фильтр грязеуловитель в составе СИКН
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Рисунок 2 – Блок фильтров

4.2 Блок измерительных линий (БИЛ)

Состав БИЛ:

· входной и выходной коллекторы надземного исполнения;

· коллектор к поверочной установке с запорной арматурой с контролем протечек после тройника ответвления на контрольно-резервную ИЛ;

· измерительные линии (рабочие, резервные, контрольно-резервная, контрольная);

· закрытая дренажная система.

Диаметры входного и выходного коллекторов трубной обвязки БИЛ необходимо рассчитывать на максимальный расход рабочей среды через СИКН с учетом допускаемой скорости потока не более 7 м/с, но не менее диаметра подводящих трубопроводов. Диаметр коллектора к ПУ необходимо рассчитывать на максимальный расход рабочей среды в процессе поверки с учетом допускаемой скорости потока не более   7 м/с.

Расчет скорости во входном и выходном коллекторах СИКН, коллекторе к ПУ, скорости в ИЛ, в том числе в трубопроводах обвязки регуляторов (не включая расчет скорости на регуляторах, ИПР и регламентируемых прямых участках до и после ИПР) проводится с целью определения соответствия требованиям следующих нормативных документов:

РД-91.200.00-КТН-0032-20 (скорость движения рабочей среды в трубопроводах не должна превышать 7 м/с); 

МИ 2825 (допускаемая скорость потока во входном и выходном коллекторах СИКН, коллекторе к ПУ не более 7 м/с);

Значение скорости во входном и выходном коллекторах СИКН рассчитывается по формулам:
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где 
wкол – максимальная скорость во входном и выходном коллекторах СИКН, м/с;

Qкол_max – максимальный расход во входном и выходном коллекторах СИКН, м³/ч;

Sкол – площадь поперечного сечения входного и выходного коллекторов СИКН, мм².
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где
DNкол – внешний диаметр входного и выходного коллекторов СИКН, мм;

δкол – толщина стенки входного и выходного коллекторов СИКН, мм.

Дренажная система БИЛ должна быть закрытой и иметь возможность контроля протечек через нее, а также возможность ее промывки или пропарки (для БИЛ нефти).

Запорная арматура дренажной системы БИЛ, предназначенной для слива нефти/нефтепродуктов в емкость с учтенными нефтепродуктами, должна быть оборудована устройствами для нанесения пломб, исключающих несанкционированный доступ.

В основной технологической обвязке БИЛ должна применяться полнопроходная запорная арматура. Для устройств отбора давления должны быть применены полнопроходные шаровые краны из нержавеющей стали с проходным сечением не менее 10 мм.

Состав контрольной ИЛ определяется заданием на проектирование СИКН. В качестве измерительного преобразователя расхода должен применяться контрольный или эталонный измерительный преобразователь расхода соответственно.

На входном и выходном коллекторах БИЛ устанавливаются:

· манометр показывающий;

· датчик избыточного давления.

Число ИЛ с объёмными преобразователями расхода (турбинные, ультразвуковые) необходимо выбирать не менее трех (две рабочие и одна резервная).

Число ИЛ с массовыми преобразователями расхода допускается выбирать не менее двух (рабочая и контрольно-резервная).

Общее число ИЛ необходимо выбирать не более десяти, а диаметр преобразователя расхода должен быть не более 400 мм.

Расчет необходимого количества ИЛ для объемных преобразователей расхода. 

Число ИЛ с объёмными преобразователями расхода (турбинные, ультразвуковые) необходимо выбирать не менее трех (две рабочие и одна резервная/контрольно-резервная).

Число ИЛ NИЛ, шт., определяется по формуле:

	NИЛ = NРАБ + NРЕЗ,
	(4.3)


где NРАБ – число рабочих ИЛ, шт.;

NРЕЗ  – число резервных ИЛ, шт.
Измерительный преобразователь расхода выбирается исходя из условий:

	Кзагр ( QПРmax ≥ Qmin, 
                       


QПРmin≤ Qmin
	(4.4)


Где Кзагр – коэффициент загрузки, Кзагр = 0,8;

QПРmax – максимальная пропускная способность ПР, м3/ч;

QПРmin – минимальная пропускная способность ПР, м3/ч;

Qmin – минимальная производительность трубопровода, м3/ч.

Число рабочих ИЛ NРАБ, шт., определяется по формуле:
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где
Qmax – максимальная производительность трубопровода, м3/ч.

Число резервных ИЛ NРЕЗ, шт., определяется по формуле: 

	NРЕЗ = 0,3( NРАБ ,                                                                                     
	(4.6)


Число рабочих ИЛ NРАБ и число резервных ИЛ NРЕЗ  округляются в большую сторону до целого значения.

Расчёт необходимого количества ИЛ для массовых преобразователей расхода. 

Число ИЛ с массовыми преобразователем расхода  допускается выбирать не менее двух (рабочая и контрольно-резервная).

Число ИЛ NИЛ, шт., определяется по формуле:

	NИЛ = NРАБ + NРЕЗ,                                                                         
	(4.7)


где
NРАБ – число рабочих ИЛ, шт.;

NРЕЗ  – число резервных ИЛ, шт.
ИПР выбирается исходя из условий:

	QИПР  ≥ Qmin,

QПРmin≤ Qmin
	(4.8)


где QИПР – номинальная пропускная способность ПР, м3/ч;

QПРmin – минимальная пропускная способность ПР, м3/ч; 

Qmin – минимальная производительность трубопровода, м3/ч.

Необходимое количество ИЛ рассчитывается по формуле (с учетом округления в большую сторону до ближайшего целого числа):
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где Nраб – число рабочих ИЛ, шт;

Qmax – максимальный расход через СИКН, м³/ч;

QИПР – номинальная пропускная способность МПР, при котором рабочая среда вызывает на МПР перепад давления ≈ 0,1 МПа, м³/ч.

Количество резервных линий в соответствии с МИ 2825-2003 и ГОСТ 34396-2018 принимается в объеме 30% от количества рабочих линий (с учетом округления в большую сторону до ближайшего целого числа):
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	(4.9)


где Nраб – число рабочих ИЛ, шт;

Nрез – число резервных ИЛ, шт.

Методика выбора типа измерительного преобразователя расхода (ИПР)

Выбор типа ИПР необходимо осуществлять согласно таблице ниже (если иное не оговорено в ЗП), в зависимости от назначения СИКН.

Таблица 4 ( Таблица для выбора типа преобразователя расхода

	Тип преобразователя расхода
	Возможность применения для учета жидкостей
	Влияние вязкости
	Погрешность
	Необходимость струевыпрями-теля
	Необходимость фильтра
	Устойчивость
 к вибрации
	Стоимость
	Потери давления*

	Камерный
	©
	©
	©
	Нет
	Да
	Да
	О
	Высокая
≈ 0,06 МПа

	Турбинный
	©
	Δ
	©
	Да
	Да
	Да
	О
	Средняя
≈ 0,05 МПа

	Массомер
	©
	©
	©
	Нет
	Нет
	Нет
	О
	Высокая
≈ 0,1 МПа

	Ультразвуковой
	О
	©
	О
	Да**
	Нет
	Да
	Δ
	Низкая
≈ 0,01 МПа

	© - лучший вариант

О – нормально

Δ – худший вариант

*- приведенные данные являются справочные, при проектировании необходимо выполнять конкретный расчет величин гидравлических потерь.

**- необходимость применения струевыпрямителя определяется требованиями поставщика оборудования.


Типоразмер ИПР необходимо выбирать исходя из минимального и максимального значения расхода через БИЛ. 

Состав рабочей/резервной измерительной линии

В состав рабочей/резервной ИЛ входят:

· запорная арматура с электроприводом (при необходимости)  на входе ИЛ; 

· фильтр тонкой очистки (в случае отсутствия блока фильтров перед БИЛ, построенном на базе массового или турбинного преобразователя расхода) с номинальной тонкостью фильтрации 4 мм (или другим в соответствии с требованиями завода-изготовителя измерительного преобразователя расхода), укомплектованный быстросъемной крышкой, краном отвода газовоздушной смеси, дренажным краном. В случае построения БИЛ на базе ультразвукового преобразователя расхода фильтры на ИЛ не предусматриваются;

· измерительный преобразователь расхода в комплекте со струевыпрямителем, компенсатором для монтажа или демонтажа измерительного преобразователя расхода  и прямыми участками до и после измерительного преобразователя расхода заводского изготовления (определяется эксплуатационной документацией на измерительного преобразователя расхода);

· запорная арматура с электроприводом (при необходимости) с гарантированным перекрытием потока и контролем протечек на выходе ИЛ;

· запорная арматура с электроприводом с гарантированным перекрытием потока и контролем протечек (местным либо дистанционным ) на выходе с ИЛ к ПУ;

· датчик перепада давления для измерения перепада давления на фильтре с местной индикацией;

· датчик избыточного давления (место установки определяется требованиями эксплуатационной документации выбранного измерительного преобразователя расхода);

· датчик температуры в комплекте с термокарманом из нержавеющей стали (место установки определяется требованиями эксплуатационной документации выбранного измерительного преобразователя расхода);

· манометры показывающие;
· термометр показывающий (место установки определяется требованиями эксплуатационной документации выбранного измерительного преобразователя расхода);

· регулирующая арматура с электроприводом на выходе измерительной линии (при построении БИЛ на базе двух и более рабочих ИЛ);

· дренажный кран в нижней точке измерительной линии;

· шаровой кран-воздушник в самой высокой точке.

К прямолнейному участку ИЛ предъявляются следующие требования:

· участок перед ИПР должен содержать струевыпрямитель;

· участок после преобразователя должен иметь длину не менее 5 диаметров ИПР;

· разница между внутренними диаметрами прямых участков и ИПР не должна превышать +1 мм;

· несоосность всех элементов измерительной линии не должна превышать +0,5 мм;

· сварные швы должны быть зачищены;

· не рекомендуется производить какие-либо врезки на прямых участках.
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Рисунок 3 - Конструкция прямого участка измерительной линии.

· А – трубчатый струевыпрямитель

· Б – пластинчатый струевыпрямитель

· L = (10…15) D, A = (2…3) D, B = (2…3) D

· C = не менее 5D, D/d = не менее 10

4.3 Блок измерений показателей качества нефти/нефтепродуктов (БИК)

4.3.1 Состав БИК нефти
1. циркуляционные насосы (рабочий и резервный), обеспечивающими автоматическое регулирование расхода нефти через БИК для обеспечения условия изокинетичности потока при отборе нефти через пробозаборное устройство;

2. фильтры тонкой очистки с быстросъемной крышкой (рабочий и резервный) с номинальной тонкостью фильтрации 2 мм;

3. измерительные преобразователи плотности (рабочий и резервный), расположенные по последовательной схеме соединения с возможностью отключения каждого из них без остановки БИК (при измерении массы нефти прямым методом динамических измерений допускается не включать преобразователи плотности с соответствующей технологической обвязкой в состав БИК, при этом предусматривают место подключения напорных пикнометров для проведения поверки преобразователей плотности;

4. измерительные преобразователи влагосодержания, расположенные по последовательной схеме соединения (рабочий и резервный) с возможностью отключения каждого из них без остановки БИК;

5. измерительные преобразователи вязкости, расположенные по последовательно- параллельной схеме соединения (рабочий и резервный) с возможностью отключения каждого из них без остановки БИК;

6. измерительный преобразователь серосодержания в нефти (задается в задании на проектирование);

7. датчики температуры в комплекте с термокарманами из нержавеющей стали (глубина погружения сенсора должна обеспечивать нахождение чувствительного элемента в движущемся потоке продукта), установленные в непосредственной близости от преобразователей плотности и вязкости;

8. термометры показывающие с термокарманами из нержавеющей стали, установленные в непосредственной близости от измерительных преобразователей плотности и вязкости;

9. датчики избыточного давления, установленные в непосредственной близости от измерительных преобразователей плотности;

10. манометры показывающие;

11. датчики перепада давления на фильтрах и насосах для контроля засорения фильтров и работоспособности циркуляционных насосов соответственно;

12. автоматические пробоотборники, расположенные по последовательной схеме соединения (рабочий и резервный) с возможностью отключения каждого из них без остановки БИК, с герметичными контейнерами, обеспечивающими отбор проб объемом не менее 3 л по заданной программе и в соответствии с ГОСТ 2517;

13. устройство для ручного отбора точечных проб в соответствии с ГОСТ 2517;

14. измерительный преобразователь расхода для контроля расхода в БИК с местной и дистанционной индикацией;

15. система промывки измерительных преобразователей показателей качества нефти в составе:

· промывочный насос;

· обратный клапан;

· накопительная емкость, вместимостью 90 л;

· огнепреградитель;

· манометр на выходе насоса;

· комплект запорной арматуры.

16. запорная арматура с электроприводом на входе и выходе БИК, устанавливается снаружи блок-бокса, для оперативного и аварийного отключения БИК;

17. узлы подключения пикнометрической установки к каждому измерительному преобразователю плотности;

18. столик для лаборанта;

19. устройство контроля протечек на дренажном коллекторе.

В составе БИК нефтепродуктов отсутствуют измерительные преобразователи влагосодержания, вязкости и серосодержания.

БИК необходимо размещать в отапливаемых помещениях независимо от минимальной температуры наружного воздуха.
4.3.2 Пробозаборное устройство (ПЗУ)

Отбор нефти/нефтепродуктов в БИК осуществляется с помощью пробозаборного устройства (далее ПЗУ), выполненного в соответствии с требованиями ГОСТ 2517.

В конструкции ПЗУ должно быть предусмотрено устройство извлечения из трубопровода под давлением – лубрикатор для СИКН с непрерывным режимом работы. Для СИКН с периодическим режимом работы возможна установка ПЗУ без лубрикатора.

Трубопровод от пробозаборного устройства до БИК и от БИК до точки врезки возвратного трубопровода должен иметь теплоизоляцию.

Место размещения ПЗУ определяется применяемой технологической схемой СИКН, но должно быть обеспечено подключение после фильтров тонкой очистки.

Для обеспечения достоверности измерений параметров качества и отбора пробы продукта большое значение имеет расход продукта через БИК. Расчет расхода нефти через ПЗУ выполняется в соответствии с ГОСТ 2517, который устанавливает требование о равенстве скорости жидкости на входе в ПЗУ и линейной скорости жидкости в трубопроводе в месте отбора проб в том же на​правлении (условие изокинетичности пробоотбора).

Расход нефти через БИК должен обеспечить:

· эксплуатацию поточных преобразователей, установленных в БИК, без отклонения их метрологических характеристик от установленных величин;

· достоверность и представительность отбираемой пробы.
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Рисунок 4 – Пробозаборное устройство с лубрикатором, фланцевое.

4.4 Стационарная поверочная установка (ПУ)

Каждая СИКН или группа СИКН, размещенных на одной площадке, оснащаются трубопоршневой поверочной установкой.

СИКН с непрерывным режимом работы должен оснащаться стационарной ПУ.

ПУ для поверки измерительного преобразователя расхода СИКН должна быть 1-го разряда с величиной относительной погрешности ± 0,05% в соответствии с требованиями "Государственной поверочной схемы для средств измерений массы и объема жидкости в потоке, объема жидкости и вместимости при статических измерениях, массового и объемного расходов жидкости (приказ Росстандарта от 26.07.2018 N 430-ст). В случае отсутствия возможности оснащения СИКН стационарной ПУ допускается применение эталонной ИЛ.

Для СИКН с периодическим режимом работы, кроме СИКН для ведения учетно-расчетных операций при наливе в танкеры, допускается стационарную ПУ не предусматривать. При этом на СИКН должен быть предусмотрен узел подключения передвижной поверочной установки для подключения передвижной ПУ.

Диапазон расходов ПУ должен соответствовать рабочему диапазону расхода измерительного преобразователя расхода, установленных в БИЛ и узле резервной схемы учета (в случае применения резервной схемы учета с пределами допускаемой относительной погрешности не превышающими ±0,25%). Давление ПУ должно соответствовать максимальному давлению через СИКН.

· В качестве ПУ применяются:

· трубопоршневая поверочная установка (ТПУ);

· компакт-прувер.

ПУ оснащается:

· площадками обслуживания камер пуска и приема шара (при наличии в составе ПУ), площадками обслуживания четырехходового крана (при наличии в составе ПУ), отвечающими требованиям ГОСТ 23120;

· закрытой дренажной системой с возможностью обеспечения гарантированного отсутствия протечек через краны, врезанные во входной/выходной трубопроводы за пределами калиброванных участков ПУ;

· патрубками для подключения эталонной ПУ и системы промывки.

В ПУ в общем случае устанавливаются: 

· датчики избыточного давления;

· датчики температуры в комплекте с термокарманом из нержавеющей стали;

· манометры показывающие;

· термометры показывающие с термокарманами из нержавеющей стали.

В составе СИКН в комплекте с ПУ может предусматриваться стационарная эталонная ПУ. Состав стационарной эталонной ПУ определяют в техническом задании на проектирование СИКН.

Для поверки стационарной ПУ допускается применение передвижной эталонной ПУ не входящей в состав СИКН. 

При этом на площадке должна предусматриваться стационарная система промывки для ПУ. 

В случае применения в качестве поверочной установки ТПУ калиброванный участок ТПУ и четырехходовой кран должны быть теплоизолированы независимо от условий размещения ТПУ. Четырехходовой кран и камеры приема/пуска шарового поршня необходимо размещать в отапливаемых помещениях независимо от минимальной температуры наружного воздуха.

4.5 Блок регулирования давления (БРД)

БРД должен поддерживать минимальное давление после измерительного преобразователя расхода не ниже значения, определяемого по формуле, рекомендованной для выбранного типа измерительного преобразователя расхода.

Допускается осуществление функции поддержания необходимого давления после измерительного преобразователя расхода с помощью регуляторов, расположенных на ИЛ. При этом значение максимального перепада давления на этих регуляторах не должно превышать значения давления, рассчитанного для соответствующего типа измерительного преобразователя расхода. 

Выбор технического решения по установке БРД осуществляется на этапе проектирования.

БРД должен состоять не менее чем из двух регуляторов с электроприводом: одного рабочего и одного резервного - в случае построения БРД на базе двух регуляторов (каждый из регуляторов должен обеспечивать функцию регулирования во всем диапазоне требуемых расходов и давлений в СИКН), двух рабочих и одного резервного - в случае построения БРД на базе трех регуляторов (каждая пара регуляторов должна обеспечивать функцию регулирования во всем диапазоне требуемых расходов и давлений в СИКН). Схема БРД должна обеспечивать равномерное распределение потока и предусматривать прямые участки до и после регуляторов, длины которых определяются в зависимости от требований эксплуатационной документации применяемых регуляторов. До и после каждого регулятора должна быть установлена запорная арматура для обеспечения возможности его вывода в ремонт и обслуживания без остановки процесса перекачки рабочей среды через СИКН. 

Диаметр технологической обвязки и запорной арматуры БРД должен выбираться с учетом ограничения скорости 7 м/с.

Дренажная линия от БРД должна подключаться к дренажной емкости учтенной нефти/нефтепродуктов.

Необходимо обеспечить возможность изменения уставок по давлению, автоматическое и дистанционное управление регуляторами БРД из операторной СИКН. 

Блок регулирования расхода и давления

Блок регулирования расхода и давления (БРР-Д) предусматривается в составе технологического комплекса СИКН в случаях, когда есть необходимость не только поддерживать избыточное давление после ИПР, но и осуществлять регулирование общего расхода через СИКН, например, при наливе рабочей среды в танкеры.

Все требования к БРР-Д аналогичны приведенным выше для БРД.

4.6 Система сбора, обработки информации и управления (СОИ)

4.6.1 Общие требования к СОИ

В состав СОИ, входят: 
1. Измерительно-вычислительный контроллер (ИВК) с нагруженным резервом, размещаемый в отдельном шкафу ИВК;

2. Программируемый логический контроллер (ПЛК) управления технологическим оборудованием с «горячим» резервированием, размещаемый в отдельном шкафу ПЛК;

3. ИВК резервной схемы учета (РСУ) без резервирования, размещаемый в отдельном шкафу ИВК РСУ (при наличии РСУ);

4. АРМ оператора СОИ СИКН основное, системный блок АРМ устанавливается в шкафу ПЛК;

5. АРМ оператора СОИ СИКН резервное, системный блок АРМ устанавливается в шкафу ПЛК;

6. АРМ оператора СОИ СИКН сдающей/принимающей стороны, системный блок АРМ устанавливается в шкафу ПЛК;

7. АРМ оператора испытательной лаборатории;

8. АРМ инженера;

9. АРМ оператора  ИВК РСУ (при наличии РСУ).
В составе СОИ может предусматриваться шкаф вторичной аппаратуры, если недостаточно места для размещения вторичной аппаратуры средств измерения (СИ) в шкафу ПЛК, в таком случае в шкафу вторичной аппаратуры должно устанавливаться все оборудование напряжением питания 220В.

Первичные измерительные преобразователи, размещаемые на технологическом оборудовании, структурно в состав СОИ не входят, но функционально являются ее неотъемлемой частью.

Измерительные преобразователи СИ должны подключаться к ИВК с нагруженным резервом без вторичного прибора. 

СОИ СИКН является частью системы автоматизации СИКН (система автоматизации СИКН).

4.6.2 Функции, выполняемые СОИ

ИВК должен обеспечивать выполнение следующих функций:

· приём и обработку следующих сигналов в импульсной, аналоговой форме, величины которых используются для измерения количества и показателей качества  нефти/нефтепродуктов, от первичных измерительных преобразователей и ВА:

· с БИК (плотности, температуры, давления, объемной доли воды в нефти, динамической вязкости нефти, а также содержания серы в нефти (при наличии данных СИ в составе БИК);

· с БИЛ (температуры, давления, расхода);

· с ИЛ узла резервной схемы учета (УРСУ) (температуры, давления, расхода) (при наличии УРСУ).

· приём и обработку сигналов в импульсной, аналоговой форме, величины которых используются при поверке и КМХ первичных преобразователей расхода:

· с ПУ и/или узла подключения ППУ (температуры, давления, сигналов с детекторов прохождения калиброванных участков ПУ, расхода с компаратора ПУ (при его наличии в составе ПУ). 

· вычисление и отображение следующих мгновенных параметров, значения которых используются для измерения количества и показателей качества  нефти/нефтепродуктов

· объемного или массового расхода (в зависимости от варианта применения измерительного преобразователя расхода)  по каждой ИЛ отдельно и по СИКН в целом;

· плотности (при рабочих температуре и давлении);

· объемной и массовой доли воды (только для нефти);

· кинематической вязкости, при рабочих температуре и давлении (только для нефти);

· содержания серы (только для нефти при наличии серомера в БИК);

· температуры в каждой ИЛ БИЛ, в БИК;

· давления в каждой ИЛ БИЛ и в БИК;

· контроль значений величин, и печать сообщений о выходе значений за установленные пределы (печать в случае подключения принтера к ИВК по запросу оператора);

· приведение плотности к стандартным условиям и к условиям измерения объема или массы на СИКН (в зависимости от варианта применения ИПР) согласно 
ГОСТ 8.587;

· вычисление массы брутто нефти/массы нефтепродукта согласно ГОСТ 8.587  по каждой измерительной линии отдельно и суммарного значения массы по СИКН за отчетный период (с начала цикла, за 2 ч, смену, партию, сутки, любой период времени заданный оператором);

· вычисление массы нетто нефти согласно ГОСТ 8.587  (смену, партию, сутки, любой период времени заданный оператором);

· вычисление объема нефти/нефтепродукта при условиях измерения объёма и приведенного к стандартным условиям согласно ГОСТ 8.587 по каждой ИЛ отдельно и суммарно по всем ИЛ за отчетный период (с начала цикла, за 2 ч, смену, партию, сутки, любой период времени заданный оператором);

· регистрацию вычисленных значений количества нефти/нефтепродуктов за отчетный период (с начала цикла, за 2 ч, смену, партию, сутки, любой период времени заданный оператором);

· вычисление следующих средневзвешенных по объему/массе значений параметров за отчетный период (с начала цикла, за 2 ч, смену, партию, сутки, любой период времени заданный оператором):

· плотности в БИК,  

· плотности, приведенной к условиях измерения объема и  к стандартным условиям согласно ГОСТ 8.587; 

· температуры и  давления для каждой ИЛ и СИКН в целом;

· температуры и  давления в БИК;

· объемного и массового содержания воды (только для нефти); 

· содержания серы (только для нефти при наличии серомера в БИК); 

· кинематической вязкости нефти в БИК;

· регистрация средневзвешенных значений за отчетный период (с начала цикла, за 2 ч, смену, сутки, любой период времени заданный оператором) для включения их в отчетную документацию;

· формирование и печать отчетов по запросу оператора или автоматически  (при наличии подключенного к ИВК принтера);.

· создание, ведение и хранение архивов отчетов с возможностью просмотра и печати (при наличии подключенного к ИВК принтера); 

· создание, ведение и хранение отдельных журналов аварийных и оперативных событий (аварийные события, изменения уровня доступа и т. д.) с возможностью просмотра и печати (при наличии подключенного к ИВК принтера);

· автоматизированное проведение  КМХ рабочих измерительных преобразователей расхода по контрольному измерительному преобразователю расхода, рабочих и контрольного измерительных преобразователей расхода по стационарной или передвижной ПУ на месте эксплуатации без нарушения процесса измерений, формирование и регистрация результатов КМХ;

· автоматизированное проведение  поверки измерительного преобразователя расхода и контрольного измерительного преобразователя расхода по стационарной или передвижной ПУ на месте эксплуатации без нарушения процесса измерений, формирование, регистрация и хранение результатов поверки;

· вычисление параметров, используемых при проведении поверки УПР резервной схемы по ПУ на месте эксплуатации без нарушения процесса измерений, формирование, регистрация и хранение результатов поверки;

· замещение поверяемого измерительного преобразователя расхода контрольным измерительным преобразователем расхода для измерения количества нефти/нефтепродуктов, проходящей через поверяемый измерительный преобразователь расхода во время его поверки;

· прием сигналов состояния и выдачу сигналов управления на ПЛК для управления процессом КМХ и поверки измерительных преобразователей расхода по стационарной и/или передвижной ПУ без нарушения процесса измерений, формирование и регистрация их результатов (тип передвижной ПУ и функции ИВК указывается в техническом задании на проектирование);

· вычисление количества импульсов (с определения долей импульсов) от поверяемого измерительного преобразователя расхода за время прохождения поршнем ПУ калиброванного участка (количество значащих цифр должно соответствовать требованиям методики поверки измерительных преобразователей расхода); 
· вычисление коэффициента преобразования измерительного преобразователя расхода при проведении поверки или КМХ с количеством значащих цифр в соответствии требованиями методики поверки измерительных преобразователей расхода;

· отображение коэффициентов СИ;

· формирование контрольной суммы метрологически значимой части ПО и её сравнение с указанной в приложении к свидетельству об утверждении типа СИКН;

· передача контрольной суммы метрологически значимой части программное обеспечениев ПЛК и далее в диспетчерский пункт ОСТ;

· отображение контрольной суммы метрологически значимой части программного обеспечения;

· защиту информации системой доступов и паролей (возможность изменения констант, влияющих на учет, только на уровне ИВК после ввода пароля поверителя, в остальных случаях все данные доступны только для просмотра);

· информационный обмен с ПЛК;

· информационный обмен с ИВК резервной схемы учета (при наличии);

· информационный обмен с АРМ оператора СОИ СИКН;

· информационный обмен с АРМ оператора СОИ СИКН сдающей/принимающей стороны.
4.6.3 Функции, выполняемые программируемым логическим контроллером (ПЛК)

ПЛК должен обеспечивать выполнение следующих функций:

· управление и контроль состояния электроприводов регулирующей арматуры (регуляторов расхода/давления БИЛ, регулятора расхода после узла подключения ППУ, регуляторов БРД или БРР-Д в зависимости от схемы реализации СИКН);

· управление и контроль состояния электроприводов запорной арматуры БИЛ, узла резервной схемы учета, БФ, узла подключения передвижной поверочной установки, БРД или БРР-Д, межблочной арматуры (за исключением электроприводов запорной арматуры на входе и выходе СИКН, БИК, УРСУ, а также байпасных задвижек СИКН и УРСУ);

· управление насосами БИК (включение/выключение, выдача в блоки частотного регулирования управляющих сигналов для регулирования расхода в БИК);

· приём сигналов от измерительного преобразователя расхода БИК;

· прием сигналов от датчиков избыточного давления БРД или БРР-Д;

· прием сигналов от сигнализаторов контроля протечек запорной арматуры БИЛ, УРСУ, ТПУ, 4-х ходового крана стационарной и/или передвижной ТПУ, межблочной арматуры, а также байпасных задвижек СИКН и УРСУ, протечки через которые могут оказывать влияние на достоверность учетных операций;

· прием сигналов от сигнализаторов контроля протечек дренажных трубопроводов;

· приём сигналов от датчиков перепада давления на насосах и фильтрах БИК, фильтрах БИЛ/БФ;

· управление четырехходовым краном или поршнем ПУ и ППУ (количество и тип сигналов зависит от типа применяемой ПУ и определяется при проектировании СИКН); 

· передачу коэффициентов ПР, ПП и вместимость калиброванного участка ПУ (при наличии) в ПЛК для передачи в ДП;

· управление автоматическими пробоотборниками, пропорционально объему/массе или времени;

· формирование и передачу параметров СИКН в ДП;

· информационный обмен с контроллером центральным СА СИКН;

· информационный обмен с ИВК;

· информационный обмен с ИВК РСУ (при наличии);

· информационный обмен с АРМ оператора СОИ СИКН;

· информационный обмен с АРМ оператора СОИ СИКН сдающей/принимающей стороны.

4.6.4 Функции, выполняемые АРМ оператора СИКН

АРМ оператора СОИ СИКН основное должно обеспечивать:

· автоматизированное управление и технологический контроль за работой оборудования:

· установку режимов работы ИЛ;

· управление электроприводами запорной и регулирующей арматуры СИКН;

· изменение уставок по расходу, давлению и т. д., влияющих на управление технологическим оборудованием СИКН;

· отображение мнемосхем; 

· отображение и регистрацию измерительной и технологической информации по СИКН;

· просмотр в реальном масштабе времени режимов работы каждой ИЛ и измерительных преобразователей, пределов измеряемых величин;

· просмотр констант и коэффициентов СИ;

· оповещение персонала о нарушениях технологического режима и аварийных ситуациях (вывод сообщения на экран, подача звукового сигнала);

· построение, отображение и печать графиков измеряемых величин (трендов) с возможностью размещения на одном экране нескольких графиков;

· вычисление суммарного балласта на основе данных анализа проб нефти, полученных в аттестованной испытательной лаборатории:

· массовой доли воды в %, массовых (введенных вручную);

· хлористых солей в % массовых и мг/дм3 (введенных вручную);

· механических примесей в % массовых (введенных вручную);

· вычисление массы нетто нефти с использованием значений составляющих суммарного балласта;

· выполнение требований Регламента по автоматизации и телемеханизации технологического оборудования к верхнему уровню системы автоматизации;

· формирование и печать следующих документов:

· периодических отчетов: оперативных, 2-х часовых, сменных, суточных, месячных в автоматическом режиме;

· отчетов по партиям (при необходимости);

· текущих отчетов: оперативных, 2-х часовых, сменных, суточных, месячных по запросу;

· паспортов качества нефти в соответствии с Р 50.2.040-2004;

· актов приема-сдачи нефти в соответствии с Р 50.2.040-2004;

· паспорта качества нефтепродукта в соответствии с Регламентом о требованиях к организации контроля и обеспечению сохранности качества нефтепродуктов и ГОСТ «Общие требования к паспорту нефти и нефтепродуктов»;

· акта приема-сдачи нефтепродукта в соответствии с МИ 3275;

· оперативных отчетов с начала цикла (время цикла 1 ч, 2 ч и т. д.);

· статистических отчетов;

· формирование, отображение и печать протоколов поверки и КМХ ИПР;

· архивирование данных;

· возможность заполнения паспортов качества нефти/нефтепродуктов и актов приема-сдачи нефти/нефтепродуктов для параметров, требующих ручного ввода;

· защиту от несанкционированного доступа; 

· информационную безопасность при помощи паролей по уровням управления и работы с ПО и отчетными документами;

· программную проверку неизменности контрольной суммы метрологически значимой части ПО АРМ оператора СОИ СИКН (при наличии метрологически значимого ПО);

· информационный обмен с ИВК;

· информационный обмен с ПЛК;

· информационный обмен с АРМ оператора СОИ СИКН сдающей/принимающей стороны;

· информационный обмен с АРМ оператора испытательной лаборатории (при наличии).

АРМ оператора СОИ СИКН должно иметь 100% резервирование. АРМ оператора СОИ СИКН резервное и АРМ оператора СОИ СИКН основное работают в режиме дублирования. АРМ оператора СОИ СИКН основное и АРМ оператора СОИ СИКН резервное работают независимо друг от друга.

АРМ оператора ИВК РСУ, должно обеспечивать выполнение функций аналогичных АРМ оператора СОИ СИКН.

АРМ оператора СОИ СИКН сдающей/принимающей стороны (без функции управления) должен обеспечивать те же функции, что и АРМ оператора СОИ СИКН основной (резервный), но без функции управления, только в режиме просмотра.

 АРМ оператора СОИ СИКН резервное и АРМ оператора СОИ СИКН основное работают в режиме дублирования. АРМ оператора СОИ СИКН основное и АРМ оператора СОИ СИКН резервное работают независимо друг от друга.

 АРМ оператора ИВК РСУ, должно обеспечивать выполнение функций аналогичных АРМ оператора СОИ СИКН.

 АРМ оператора СОИ СИКН сдающей/принимающей стороны (без функции управления) должен обеспечивать те же функции, что и АРМ оператора СОИ СИКН, но без функции управления, только в режиме просмотра.


Для систем измерения количества и показателей качества нефти и нефтепродуктов в СОИ в соответствии с требованиями ГОСТ 34396-2018 предусмотрено отображение и вывод на печать отчетных данных с числом цифр после запятой, указанным в таблице ниже.

Таблица 5 ( Перечень параметров (характеристик)
	№

п/п
	Параметр
(характеристика)
	Единица величины
	Число значащих цифр
после запятой

	1
	2
	3
	4

	1. 
	Масса нефти
	т
	0

	2. 
	Масса нефтепродуктов
	т
	3

	3. 
	Объем нефти
	м3
	0

	4. 
	Объем нефтепродуктов
	м3
	3

	5. 
	Температура 
	°С
	1

	6. 
	Давление
	МПа
	2

	7. 
	Плотность
	кг/м3
	1

	8. 
	Вязкость нефти и нефтепродуктов (для мазута) динамическая (определяется ТЗ на проектирование СИКН)
	мПа*с
	1

	9. 
	Вязкость нефти и нефтепродуктов (для мазута) кинематическая (определяется ТЗ на проектирование СИКН)
	мм2/с
	1

	10. 
	Положение арматуры (отображение в АРМ оператора)
	%
	0

	11. 
	Массовая доля балласта в нефти*
	%
	4

	12. 
	Массовая доля воды в нефти*
	%
	2

	13. 
	Массовая доля хлористых солей в нефти*
	%
	4

	14. 
	Массовая доля механических примесей в нефти*
	%
	4

	15. 
	Массовая доля серы в нефти (определяется ТЗ на проектирование)*
	%
	2

	· возможен ввод данных (параметров) вручную


4.6.5 Хранение данных

При проектировании СОИ СИКН должны быть предусмотрены технические средства для хранения архивов не менее указанных сроков:

·  протоколы событий, тренды – 1 год;

· данные оперативной информации за 2 ч, отчеты за смену, сутки – 1 год;

· месячные отчеты – 1 год;

· паспорта качества, акты приема-сдачи – 1 год;
· отчеты по наработке оборудования, СИ, запорной арматуры – 1 год;
· журнал регистрации показаний СИКН, СИКНП – 5 лет;
· протоколы поверки СИ – 1год после окончания срока действия;
· протоколы КМХ СИ – 1 год после окончания интервала между поверками, в котором проведен КМХ.

4.7 Вспомогательные системы

4.7.1 Система вентиляции

В помещении должна быть предусмотрена аварийная вытяжная механическая вентиляция периодического действия, рассчитанная на удаление из нижней зоны 8-кратного (10-кратного для высокосернистых нефтей) объема воздуха по полному внутреннему объему помещения.

Для обеспечения гарантированного притока в помещение во время работы аварийной вытяжной механической вентиляции должна быть предусмотрена автоматически открывающаяся в момент запуска вентилятора воздушная заслонка с электроприводом. Снаружи проема для монтажа заслонки должна быть установлена вентиляционная решетка.

Также в помещении должна быть предусмотрена постоянно действующая вытяжная система вентиляции воздуха с естественным побуждением, рассчитанная на однократный воздухообмен в час по полному внутреннему объему помещения.

Естественная вытяжная вентиляция формируется за счет установки дефлектора (дефлекторов) на кровле помещения и приточного отверстия (отверстий), размещенного в верхней зоне помещения, оборудованного наружной вентиляционной решёткой и воздушной заслонкой с ручным управлением.

Все вентиляционное оборудование должно быть предусмотрено для работы во взрывоопасной зоне.

Управление работой аварийного вытяжного вентилятора должно предусматриваться в трех режимах:

· местное - включение/отключение соответствующими кнопками «Пуск»/«Стоп» кнопочного поста управления взрывозащищенного исполнения, размещенного у входной двери снаружи помещения;

· автоматизированное - включение/отключение с АРМ оператора СА СИКН;

· автоматическое - включение/отключение по алгоритмам предусмотренным в регламенте Автоматизация и телемеханизация технологического оборудования площадочных и линейных объектов.
Сигнализация о работе вентилятора должна быть реализована на АРМ оператора СА СИКН.

4.7.2 Освещение 

В помещении СИКН должны быть предусмотрены следующие виды электрического освещения (СП 52.13330.2011):

· рабочее;

· аварийное резервное;

· аварийное эвакуационное.

С этой целью должны быть установлены следующие электрические светильники:

· для рабочего освещения – взрывозащищенные светильники c энергосберегающими лампами;

· для аварийного резервного освещения – взрывозащищенные светильники c энергосберегающими лампами со встроенным аккумулятором;

· для аварийного эвакуационного освещения – взрывозащищенные светильники c энергосберегающей лампой со встроенным аккумулятором с надписью «Выход».

4.7.3 Контроль и сигнализация о загазованности

В помещениях для размещения технологических блоков СИКН относящихся к классу взрывоопасных зон В-1а по ПУЭ и к классам 1, 2 по ГОСТ 30852 должны быть установлены датчики контроля загазованности в соответствии с требованиями Регламента по Автоматизации и телемеханизация технологического оборудования площадочных и линейных объектов.

В помещениях, оборудованных стационарными датчиками контроля загазованности непрерывного действия, должны предусматриваться внутри и снаружи здания у каждого из эвакуационных выходов из защищаемых помещений световые сигналы оповещения в виде надписей на световых табло «Газ!» и звуковые сигналы оповещения.

Требования к алгоритмам защит по уровню загазованности определены в Регламенте по Автоматизации и телемеханизация технологического оборудования площадочных и линейных объектов.

4.7.4  Контроль и сигнализация о пожаре

Защиту технологических объектов СИКН по пожару осуществляет МПСА ПТ, которая должна соответствовать СП 5.13130.2009, Регламенту по Автоматизации и телемеханизация технологического оборудования площадочных и линейных объектов.
Система автоматического пожаротушения помещений технологического комплекса предусматривается в случаях, когда площадь помещения составляет более 300 м2 (СП 5.13130.2009).

5 Учетные операции с применением СИКН

5.1 Определение массы нефти с применением СИКН

Массу брутто принятой и сданной нефти с применением СИКН определяют согласно Рекомендаций по определению массы нефти при учетных операциях с применением систем измерений количества и показателей качества нефти.

При приёме-сдаче нефти по показаниям СИКН применяют следующие основные методы измерений:

· косвенный метод динамических измерений с применением преобразователей объёмного расхода (далее – ПР), включая ультразвуковые, и поточных преобразователей плотности;

· прямой метод динамических измерений с применением массомеров.

Каждые два часа или через интервалы времени, установленные в договорах на транспортировку нефти, автоматически формируют и регистрируют результаты измерений в Журнале регистрации показаний средств измерения СИКН

При измерениях массы брутто нефти косвенным методом динамических измерений регистрируют результаты измерений:

· объема нефти (м3), измеренного каждым рабочим ПР в рабочих условиях и приведенного к стандартным условиям;

· объема нефти (м3), приведенного к стандартным условиям, измеренного СИКН;

· плотности нефти (кг/м3), измеренной поточным плотномером, приведенной к условиям измерений объема и к стандартным условиям;

· массы брутто нефти (т), измеренной по каждой рабочей линии и всей СИКН.

При измерениях прямым методом динамических измерений массу брутто нефти измеряют массомерами и автоматически регистрируют результаты измерений массы нефти (в тоннах), измеренной каждым рабочим массомером и всей СИКН.
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Рисунок 5 – Форма журнала регистрации показаний средств измерений СИКН
При измерениях косвенным методом динамических измерений, массу брутто нефти вычисляют как произведение соответствующих значений:

· объёма и плотности нефти, приведённых к условиям измерений объема;

· объёма и плотности нефти, приведённых к стандартным условиям согласно ГОСТ 8.587.

При определении объема нефти применяют ПР (турбинные, лопастные, роторные, ультразвуковые и др.), преобразователи давления и температуры, систему обработки информации.

При определении плотности нефти применяют поточные преобразователи плотности, преобразователи давления и температуры, систему обработки информации.

На выходе каждой измерительной линии, на входе и выходе поверочной установки устанавливают преобразователь давления и манометр, преобразователь температуры и стеклянный термометр. На выходном коллекторе СИКН – преобразователь давления и манометр.

В том случае, если вязкость нефти влияет на характеристики ПР, вязкость нефти определяют с периодичностью, указанной для метода измерений по ГОСТ 33.

В том случае, если на показания ПР вводят поправку по вязкости, ее измеряют поточным вискозиметром.

Определение содержания балласта в нефти проводят в испытательной лаборатории с использованием проб, отбираемых автоматическими пробоотборниками или вручную в соответствии с ГОСТ 2517.

Массу нетто нефти МН, т, вычисляют как разность массы брутто нефти М, т, и массы балласта m, т, по формуле:
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где  WВ – массовая доля воды в нефти, %;

WМП – массовая доля механических примесей в нефти, %;

WХС – массовая доля хлористых солей в нефти, %, вычисленная по формуле:
	WХС 
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где    
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 – концентрация хлористых солей в нефти, мг/дм3;
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 – плотность нефти при условиях измерений объема нефти, кг/м3.

Если измеряют не массовую, а объёмную долю воды в нефти, то массовую долю вычисляют по формуле:
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где  
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j

 – объемная доля воды в нефти, %;

(в – плотность воды, кг/м3 (принимают равной 1000 кг/м3).

В актах приема-сдачи и в паспортах качества измеренные 
параметры отражают с числом значащих цифр после запятой, указанным в таблице ниже.
Таблица 6 ( Параметры нефти, указываемые в актах приема-сдачи

	Параметр (характеристика)
	Единица величины
	Число цифр после запятой

	Температура
	(С
	1

	Давление
	МПа
	2

	Плотность
	кг/м3
	1

	Масса
	тонна
	0

	Объем
	м3
	0

	Массовая доля балласта
	%
	4

	Массовая доля хлористых солей
	%
	4

	Массовая доля мех. примесей
	%
	4

	Массовая доля воды
	%
	2

	Массовая доля серы
	%
	2


Алгоритм измерений и программу обработки результатов измерений излагают в НД на методику выполнения измерений, разработанной и аттестованной в соответствии с ГОСТ Р 8.563, ГОСТ 8.587 и МИ 2174.


Конкретные условия эксплуатации, порядок организации измерений массы нефти излагают в «Инструкции по эксплуатации СИКН», разработанной для каждой СИКН в соответствии   с Рекомендациями по определению массы нефти при учетных операциях с применением систем измерений количества и показателей качества нефти.


В случае отказа средств измерений, не позволяющего осуществлять учет по СИКН, переход на резервную схему учета осуществляют согласно положениям Рекомендаций по определению массы нефти при учетных операциях с применением систем измерений количества и показателей качества нефти. За минимальное время от момента отказа (или последнего зафиксированного значения количества нефти) до перехода на резервную схему учета, количество перекаченной нефти определяют расчетным путем, при этом параметры потока (давление, температуру, плотность нефти) принимают равными средним значениям за последний отчетный период, значение расхода нефти при этом принимают равным зафиксированному значению за последние два часа при неизменном режиме перекачки, и оформляют Акт, составленный комиссионно.

5.2 Определение массы нефтепродуктов с применением СИКН

Массу принятого и сданного нефтепродукта с применением СИКН (основная схема учета) определяют:

· косвенным методом динамических измерений с применением преобразователей объёмного расхода (далее - ПР), включая ультразвуковые, и поточных

· преобразователей плотности;

· прямым методом динамических измерений с применением массомеров.

При измерениях массы нефтепродуктов косвенным методом динамических измерений с применением ПР, включая ультразвуковые, и поточных преобразователей плотности регистрируют результаты измерений:

· объема нефтепродукта, м3, измеренного каждым рабочим ПР в рабочих условиях и приведенного к стандартным условиям;

· объема нефтепродукта, м3 , приведенного к стандартным условиям, измеренного СИКН;

· плотности нефтепродукта, кг/м3, измеренной поточным плотномером, приведенной к стандартным условиям и к условиям измерений объема;

· температуры нефтепродукта, °С, измеренной преобразователем температуры;

· давления нефтепродукта, МПа, в измерительной линии, измеренного преобразователем давления;

· массы нефтепродукта, т, измеренной по каждой измерительной линии и всей СИКН.

При измерениях косвенным методом динамических измерений, массу нефтепродукта вычисляют по ГОСТ 8.587 как произведение объёма и плотности нефтепродукта, приведённых к стандартным условиям или как произведение объёма и плотности нефтепродукта, приведённой к условиям измерений объема.

При определении объема нефтепродукта применяют ПР (турбинные, лопастные, роторные, ультразвуковые и др.), преобразователи давления и температуры, СОИ. Приведение плотности к стандартным условиям или к условиям измерения объема проводят по алгоритмам или таблицам МИ 3384-2012 и Р 50.2.075-2010.

При определении плотности нефтепродукта применяют поточные преобразователи плотности, преобразователи давления и температуры, СОИ.

На каждой измерительной линии устанавливают преобразователь давления и манометр, преобразователь температуры и стеклянный термометр. На выходном коллекторе СИКН - преобразователь давления и манометр.

При измерениях прямым методом динамических измерений массу нефтепродукта (в тоннах) измеряют массомерами и автоматически регистрируют результаты измерений каждым рабочим массомером и всей СИКН.

Конкретные условия эксплуатации, порядок организации измерений массы нефтепродуктов излагают в «Инструкции по эксплуатации СИКН».

Метрологические характеристики СИКН нормируют для каждого канала. Программы, реализуемые вычислительным комплексом системы, подлежат метрологической аттестации в соответствии с МИ 2174-91, МИ 2676-2001.

В случае отказа СИКН осуществляют переход на резервную схему учета.

Переход на резервную схему учета нефтепродуктов осуществляют в случаях:

· одновременного отказа ПР, фильтров или струевыпрямителей на рабочей и резервной ИЛ или нескольких рабочих ИЛ, если расход, через одну исправную ИЛ из оставшихся превышает допустимые пределы рабочего диапазона ПР согласно свидетельству о его поверке;

· падения давления после ПР ниже установленного нормируемого значения, указанного в инструкции по эксплуатации СИКН;

· реконструкции и проведения плановых работ по обслуживанию, требующих остановку СИКН, - по взаимному согласию сдающей и принимающей сторон;

· отключения электроэнергии (при отсутствии резервирования электроснабжения);

· наличия утечек нефтепродуктов через задвижки (или отказ), установленные на байпасном трубопроводе СИКН;

· аварийных ситуаций, при которых эксплуатация СИКН невозможна (пожар и т.д.).
Решение о переходе на резервную схему учета принимает оперативный персонал сдающей и принимающей сторон по согласованию со своими вышестоящими инстанциями.

За минимальное время от момента отказа (или последнего зафиксированного значения количества нефтепродуктов) до перехода на резервную схему учета, количество перекаченного нефтепродукта определяют расчетным путем, при этом параметры потока (давление, температуру, плотность нефтепродукта) принимают равными средним значениям за последние два часа, значение расхода нефтепродукта при этом принимают равным зафиксированному значению за последний отчетный период при неизменном режиме перекачки, и оформляют акт, составленный комиссионно. Проведение учетных операций с применением СИКН при отсутствии свидетельства о поверке СИ СИКН или окончания срока их действия запрещается. Вновь вводимые в эксплуатацию (выпускаемые) СИКН подлежат испытаниям в целях утверждения типа в соответствии с порядком проведения испытаний в целях утверждения типа, утвержденным приказом Минпромторга России, иметь свидетельство об утверждении типа с указанием регистрационного номера типа, выданное в соответствии с порядком выдачи свидетельств, утвержденным приказом Минпромторга России. СИ подлежат первичной и периодической поверкам в установленном законодательством Российской Федерации порядке органами Государственной метрологической службы или аккредитованными метрологическими службами юридических лиц при выпуске из производства или ремонта, при ввозе по импорту и эксплуатации в соответствии с требованиями приказа Минпромторга России №1815 от 02.07.2015.

Периодическую поверку СИ рекомендовано проводить по графикам владельца СИКН, согласованным с руководителем метрологической службы, осуществляющей поверку СИ, с представлением копий графиков (или выписок из графиков) принимающей, сдающей сторонам и организации, проводящей техническое обслуживание. Периодическую поверку СИ рекомендовано проводить не реже:

· весов - 1 раза в 2 года;

· мерников - 1 раза в 2 года;

· мерников с весами, установленными стационарно и предназначенных для поверки ПУ - 1 раза в 2 года;

· стационарных поверочных установок - 1 раза в 2 года;

· передвижных ПУ - 1 раза в год;

· контрольных ПР - 1 раза в год;

· эталонных ПР - 1 раза в год;

· пикнометров - 1 раза в год;

· эталонных плотномеров - 1 раза в год;

· ПР (в т.ч. массомеров), ПП, преобразователей давления и температуры, манометров, установленных на ИЛ и в БИК, вторичной аппаратуры ПР, суммирующих приборов, СОИ - 1 раза в год;

· стеклянных термометров, установленных на ИЛ и в БИК - 1 раза в три года;

· уровнемеров, применяемых в резервной системе учета нефтепродуктов - согласно описанию типа;
· резервуаров (стальных вертикальных, горизонтальных, железобетонных), применяемых в резервной системе учета нефтепродуктов - 1 раза в пять лет.
В обоснованных случаях изменение межповерочного интервала СИ производят по согласованию с организациями, проводившими испытания данного СИ с целью утверждения типа.
Расходомеры, установленные в БИК, их ВА, если расходомер применяется в комплекте, дифференциальные манометры и манометры, измеряющие перепад давления на фильтрах, и другие СИ, результаты измерений которых не влияют на погрешность измерения массы нефтепродукта, калибруют не реже 1 раза в год.


Внеочередную поверку СИ, входящих в состав СИКН, рекомендуется проводить в соответствии с требованиями Порядка проведения поверки средств измерений, требования к знаку поверки и содержанию свидетельства о поверке (Приказ Минпромторга России №1815 от 02.07.2015), а преобразователей расхода, массомеров и поточных преобразователей плотности - дополнительно в случае получения отрицательных результатов при текущем КМХ. 
Методики измерений массы разрабатывают и утверждают в соответствии с ГОСТ Р 8.563 с оформлением свидетельства об аттестации и дальнейшей регистрацией в установленном порядке.


В актах приема-сдачи основные измеренные параметры отражают с числом значащих цифр после запятой, указанным в таблице ниже.
Таблица 7 ( Параметры нефти, отражаемые в актах приема сдачи

	Параметр (характеристика)
	Единица величины
	Число цифр после запятой

	Температура
	0С
	1

	Давление
	МПа
	2

	Плотность
	кг/м3
	1

	Масса
	тонна
	3

	Объем
	м3
	3



В межповерочном интервале проводят КМХ рабочих ПР согласно графикам. Порядок разработки, утверждения и согласования графика регламентируется в «Инструкции по эксплуатации СИКН». Графики проведения КМХ разрабатывают с учетом межконтрольного интервала ПР.


Для вновь построенной СИКН и после реконструкции СИКН с заменой ПР до ввода СИКН в промышленную эксплуатацию определяют межконтрольный интервал проведения КМХ ПР.

6 Оформление документов учета нефти и нефтепродуктов

6.1 Документация учета нефти и нефтепродуктов
ГОСТ 8.587-2019 «Масса нефти и нефтепродуктов»

Настоящий стандарт распространяется на методики выполнения измерений (далее - МВИ) массы товарной нефти и нефтепродуктов (далее - продукта) в сферах распространения государственного метрологического контроля и надзора, основанные на:

· прямых методах динамических и статических измерений;

· косвенных методах динамических и статических измерений;

· косвенном методе, основанном на гидростатическом принципе.

Настоящий стандарт устанавливает основные требования к МВИ массы продукта, обусловленные особенностями измерений массы продукта. Настоящий стандарт обязателен для применения при разработке МВИ массы продукта, транспортируемого по трубопроводам, в мерах вместимости и мерах полной вместимости. Настоящий стандарт применяют совместно с ГОСТ Р 8.563.

Содержит в себе: определения; методы измерений, реализуемые в МВИ массы продукта; требования к МВИ массы продукта; погрешности измерений массы продукта; оценивание погрешности измерений массы продукта, требования к средствам измерений и вспомогательным устройствам, выбираемые для МВИ массы продукта; требования к квалификации операторов и требованиям безопасности, требования к обработке результатов измерений массы продукта; форму представления результатов оценивания погрешности измерений массы продукта.

ГОСТ Р 51858-2002 «Нефть. Общие технические условия»

Настоящий стандарт распространяется на нефти для поставки транспортным организациям, предприятиям Российской Федерации и для экспорта. Содержит в себе классификацию и условное обозначение нефтей, технические требования к нефти, требования безопасности при обращении с нефтью, требования охраны окружающей среды при обращении с нефтью,  требования у правилам приемки и  методам испытаний нефти.

Р 50.2.040-2004 «Метрологическое обеспечение учета нефти при ее транспортировке по системе магистральных нефтепроводов»

Настоящие рекомендации распространяются на метрологическое обеспечение учета нефти (массы нефти) при ее транспортировке по системе магистральных нефтепроводов ПАО «Транснефть» и устанавливают основные положения данного метрологического обеспечения, а также порядок организации и ведения учета массы нефти при её транспортировке.

Содержат в себе: термины и определения; общие положения; порядок приема и сдачи нефти; определение массы нефти с применением СИКН, в мерах вместимости и мерах полной вместимости, при отгрузке в танки наливных судов и  в железнодорожные цистерны; определение массы нефти в нефтепроводах; инвентаризация нефти на предприятиях; оформление документов о приеме и сдаче нефти; определение потерь нефти и их оформление; порядок разработки отчетов и исполнительных балансов; отпуск нефти в качестве топлива и на другие технологические нужды; особенности оформления отчетной документации при приеме-сдаче нефти на экспорт, формы актов.

МИ 3275-2016 «Рекомендация. Государственная система обеспечения единства измерений. Магистральный трубопроводный транспорт нефти и нефтепродуктов. Метрологическое обеспечение учета нефтепродуктов при их транспортировке по магистральным нефтепродуктопроводам. Основные положения»
Настоящая рекомендация устанавливает основные положения и порядок организации метрологического обеспечения учета массы нефтепродуктов, а также порядок учета нефтепродуктов, проведения учетно-расчетных операций и оформления исполнительных балансов движения нефтепродуктов при их транспортировке по системе магистральных нефтепродуктопроводов ПАО «Транснефть».

Содержит в себе: термины и определения; общие положения; порядок приема и сдачи нефтепродуктов; определение массы нефтепродуктов с применением СИКН, в мерах вместимости и мерах полной вместимости, при отгрузке в танки наливных судов и  в железнодорожные цистерны; определение массы нефти в нефтепродуктопроводах; порядок проведения инвентаризации нефтепродуктов на предприятиях; оформление документов о приеме и сдаче нефтепродуктов; определение потерь нефтепродуктов и их оформление; порядок разработки отчетов и исполнительных балансов; отпуск нефтепродуктов в качестве топлива и на другие технологические нужды; особенности оформления отчетной документации при приеме-сдаче нефтепродуктов на экспорт, формы актов.

ГОСТ 34396-2018 «Системы измерений количества и показателей качества нефти и нефтепродуктов. Общие технические условия»

Стандарт распространяется на проектируемые, вновь строящиеся и реконструируемые системы измерений количества и показателей качества нефти и системы измерений количества и показателей качества нефтепродуктов.
Содержит в себе: термины и определения, общие положения, классификацию СИКН, технические требования к СИКН, требования безопасности, охраны окружающей среды,, методы контроля СИ и , указания по эксплуатации СИКН.
МИ 3532-2015 «Рекомендации по определению массы нефти при учетных операциях с применением систем измерений количества и показателей качества нефти»
Настоящие рекомендации определяют требования к системам измерения количества и показателей качества нефти и порядок определения при учетных операциях массы нефти прямым и косвенным методами динамических измерений нормированными значениями погрешности согласно ГОСТ 8.587-2019.

Содержит в себе: термины, определения и принятые сокращения; условия обеспечения единства измерений; порядок определения массы нефти прямым и косвенным методами динамических измерений; требования к оформлению результатов; приложения.

ГОСТ 2517-12 «Нефть и нефтепродукты. Методы отбора проб»

Настоящий стандарт устанавливает методы отбора проб нефти и нефтепродуктов из резервуаров, подземных хранилищ, нефтеналивных судов, железнодорожных и автомобильных цистерн, трубопроводов, бочек, бидонов и других средств хранения и транспортирования. Стандарт соответствует ИСО 3170-75 в части отбора проб из бочек, барабанов, бидонов, банок, отбора донной пробы из цистерн и требований безопасности и ИСО 3171-75 в части автоматического отбора проб из трубопровода.

Содержит в себе: перечень аппаратуры для отбора различных нефтепродуктов; методы отбора проб; требования безопасности при отборе проб; условия упаковки, маркировки и хранения проб.

6.2 Оформление документов о приеме и сдаче нефти

На ПСП ежедневно оформляются акты приема-сдачи нефти по валовым объемам и на партию. 

В актах приема-сдачи нефти по валовым суточным объемам при учете нефти с применением СИКН отражается количество нефти, прошедшее за смены в течение суток по СИКН, при учете нефти по резервуарам отражается количество нефти, принятое (сданное) по резервуарам в течение суток. 

При приеме-сдаче нефти по СИКН составляют Акт по форме:

· для оформления партии нефти;

· для оформления партий нефти, перемещаемых через таможенную границу Российской Федерации;

· для оформления партий нефти на зарубежных ПСН;

· для валовых объемов нефти.

Показания по СИКН регистрируют в журнале регистрации показаний средств измерения.

При приеме-сдаче нефти в резервуарах составляют Акт по форме:

· для оформления партии нефти 

· для оформления валовых объемов нефти. 

Акты приема-сдачи нефти по валовым суточным объемам оформляются с обязательным приложением оригиналов паспортов качества нефти, оформленных в зависимости от количества смен в сутках при учете нефти по СИКН и на каждый резервуар при учете нефти по резервуарам.

В актах приема-сдачи нефти, оформляемых на партию, отражается количество нефти, вошедшее в партию из акта по валовым суточным объемам с учетом посуточной разбивки МП.

Акты приема-сдачи нефти на партию оформляются с обязательным приложением оригинала паспорта качества. Если в течение суток часть партии нефти оформлена одной сменой, а часть партии нефти другой, то к акту приема-сдачи нефти на партию прикладываются паспорта качества нефти за каждую смену приемо-сдаточных операций.

Подтверждением факта приема партии нефти к транспортировке являются акты приема-сдачи нефти, оформленные в пунктах отправления.

Подтверждением факта прохождения партии нефти между смежными ОСТ являются акты приема-сдачи нефти, оформленные на промежуточных ПСП.

Подтверждением исполнения обязательств ПАО «Транснефть» перед грузоотправителем в части транспортировки партии нефти являются акты-приема-сдачи нефти, оформленные в пунктах назначения.

Акты приема-сдачи нефти оформляются и подписываются не менее чем в двух экземплярах в течение 2 ч после окончания суток. Акты приема-сдачи нефти нумеруют с начала года и регистрируют в журнале учета приемо-сдаточных актов.

При сдаче нефти на другой вид транспорта кроме актов приема-сдачи нефти оформляются отгрузочные документы (накладные, коносаменты и др.).

В пунктах отправления для подтверждения факта передачи нефти от представителя ПАО «Транснефть» представителю ОСТ, осуществляющему транспортировку, а также в пунктах назначения для подтверждения факта передачи нефти от представителя ОСТ представителю ПАО «Транснефть» ежемесячно не позднее 
01 числа месяца, следующего за отчетным, оформляется и подписывается в двух экземплярах акт приема-сдачи нефти на валовый месячный объем с расшифровкой по маршрутным поручениям на основании актов приема-сдачи нефти на партию.

При приеме/сдаче нефти между ОСТ ежемесячно в срок до 01 числа месяца, следующего за отчетным, на ПСП в двух экземплярах оформляется и подписывается реестр актов приема-сдачи на партию нефти с расшифровкой по МП.

Лица, ответственные за ведение ТКО на ПСП, а также лица, ответственные за использование и хранение печатей, применяемых на ПСП для оформления приемо-сдаточной документации, назначаются приказом (распоряжением) по предприятию в установленном порядке.

Особенности оформления отчетной документации при приёме-сдаче нефти на экспорт

Специфические особенности проведения товарно-коммерческих операций и оформления отчетной документации при приеме-сдаче нефти на экспорт регламентированы действующим Таможенным законодательством и нормативными документами федеральных органов исполнительной власти.

Нефть, транспортируемая через таможенную границу Российской Федерации, находится под таможенным контролем. Контроль за фактическим перемещением нефти через таможенную границу Российской Федерации осуществляют должностные лица таможенного органа, назначенные приказом этого таможенного органа.

В целях предотвращения несанкционированной поставки трубопроводным и наливным транспортом неоформленных количеств нефти допускается остановить перекачку или налив до момента отгрузки партии нефти в полном объеме в пределах допуска 0,5 %:

- от суточной расчетной перекачки трубопроводным транспортом,

- от расчетной массы нефти, поставляемой на наливной транспорт.

Допуск 0,5 % определен с учетом затрат времени, необходимого от момента отключения насосных агрегатов и запорной арматуры до полной остановки перекачки.

При оформлении Актов приема-сдачи нефти на таможенных пунктах пропуска нефти, расположенных на границе Российской Федерации, предусматривают, чтобы Акты на таможенных пунктах пропуска были датированы не ранее даты выпуска временной грузовой таможенной декларации (далее – ВГТД) и маршрутного поручения ПАО «Транснефть», и не позднее даты оформления Актов приема-сдачи в пункте назначения на конечном ПСП маршрута транспортировки.

Перемещение партии нефти через таможенный пункт пропуска может быть осуществлено только в сроки действия ВГТД, указанные в маршрутном поручении ПАО «Транснефть». На конечных ПСП при сдаче нефти на экспорт Акты приема-сдачи нефти оформляют не менее чем в шести оригинальных экземплярах:

- 1 экземпляр оставляют на ПСП;

- 1 экземпляр передают принимающей стороне;

- 1 экземпляр направляют в ОСТ;

- 3 экземпляра ежедекадно направляют в ПАО «Транснефть» (1 экземпляр – для грузоотправителя, 1 экземпляр – для таможенного оформления нефти и 1 экземпляр – для налоговых органов).

6.3 Оформление документов о приеме и сдаче нефтепродуктов

Подтверждением факта приема партии нефтепродукта к транспортировке является акт приема-сдачи, оформленный на начальном ПСП, и подписанный сдающей нефтепродукт и принимающей его для транспортировки сторонами.

Оформленные на промежуточных ПСП между смежными ПО, ОСТ акты приема-сдачи подтверждают факт прохождения соответствующей партии нефтепродукта.

Акты приема-сдачи нефтепродуктов оформляет сдающая сторона (владелец ПСП) не менее, чем в 5 экземплярах, их нумеруют с начала года и регистрируют в журнале учета, допускается нумерация актов по отдельным маркам нефтепродуктов.

При приеме-сдаче нефтепродуктов по СИКН составляют акт для оформления партии нефтепродукта по маршрутной телеграмме или акт для валовых объемов нефтепродуктов. Показания по СИКН регистрируют в журнале.

При приеме-сдаче нефтепродуктов в резервуарах составляют акт для оформления партии нефтепродукта по маршрутной телеграмме или акт для оформления валовых объемов нефтепродуктов. Результаты измерений регистрируют в журнале регистрации результатов измерений.

На основании актов приема-сдачи валовых объемов в дальнейшем оформляют акты на партию по маршрутной телеграмме. Нумерацию осуществляют путем добавления к номеру валового акта буквы русского алфавита.

На нефтепродукт, отгруженный железнодорожным, автомобильным или водным транспортом, оформляют отгрузочные документы в установленном порядке и сводные акты приема-сдачи.

ОСТ, осуществляющие приемо-сдаточные операции при сдаче на другой вид транспорта, обеспечивают контроль за соответствием количеств нефтепродуктов, отраженных в накладных (или коносаментах).

Обязательным приложением к акту приема-сдачи нефтепродуктов является паспорт продукции.

ОСТ, нефтебазы разрабатывают документооборот по учету нефтепродуктов и устанавливают конкретных ответственных лиц за учет нефтепродуктов.

Нумерацию актов о приеме и сдаче нефтепродуктов формируют с начала и до конца отчетного года.

В журналах вахтовых, регистрации актов приема (сдачи), паспортов продукции, движения партий нефтепродуктов, регистрации внештатных ситуаций и т.п. страницы должны быть пронумерованы, сброшюрованы и скреплены печатью организации.

Особенности оформления отчетной документации при приёме-сдаче нефтепродуктов на экспорт

Специфические особенности проведения товарно-коммерческих операций и оформления отчетной документации при приеме-сдаче нефтепродуктов на экспорт регламентированы действующими таможенным законодательством и нормативными документами федеральных органов исполнительной власти.

Нефтепродукт, транспортируемый через таможенную границу Российской Федерации, находится под таможенным контролем. Контроль за фактическим перемещением нефтепродуктов через таможенную границу Российской Федерации осуществляют должностные лица таможенного органа, назначенные приказом этого таможенного органа.

Перемещение партии нефтепродукта через таможенный пункт пропуска может быть осуществлено только в сроки действия грузовой таможенной декларации (ГТД), указанные в маршрутной телеграмме ПАО «Транснефть».

В целях предотвращения несанкционированной поставки трубопроводным и наливным транспортом неоформленных количеств нефтепродуктов допускается остановить перекачку или налив до момента отгрузки партии нефтепродукта в полном объеме в пределах допуска ±0,5 %:

· от суточной расчетной перекачки трубопроводным транспортом;

· от расчетной массы нефтепродуктов, поставляемых на наливной транспорт.

Допуск 0,5 % определен с учетом затрат времени, необходимого от момента отключения насосных агрегатов и запорной арматуры до полной остановки перекачки.

При оформлении актов приема-сдачи нефтепродуктов на таможенных пунктах пропуска нефтепродуктов, расположенных на границе Российской Федерации, предусматривают, чтобы акты на месте таможенного контроля были датированы не ранее даты выпуска ГТД и маршрутной телеграммы ПАО «Транснефть», и не позднее даты оформления актов приема-сдачи в пункте назначения на конечном ПСП маршрута транспортировки.

Перемещение партии нефтепродукта через таможенный пункт пропуска может быть осуществлено только в сроки действия ГТД, указанные в маршрутной телеграмме ПАО «Транснефть». На конечных ПСП при сдаче нефтепродуктов на экспорт акты приема-сдачи нефтепродуктов оформляют не менее чем в пяти оригинальных экземплярах:

· 1 экземпляр оставляют на ПСП;

· 1 экземпляр передают принимающей стороне;

· 1 экземпляр направляют в ОСТ;

· экземпляра ежедекадно направляют в ПАО «Транснефть» (I экземпляр - для грузоотправителя, 1 экземпляр - для таможенного оформления нефтепродуктов).

� В случае размещения технологического блока на открытой площадке класс взрывоопасной зоны В-Iг, в помещении В-Iа
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