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1 ОБЛАСТЬ ПРИМЕНЕНИЯ 
  
1.1  Настоящий руководящий документ определяет требования к вновь 

проектируемым и реконструируемым технологическим системам автоматизации и 
телемеханизации объектов магистральных нефтепроводов с величиной рабочего давления 
линейной части магистрального нефтепровода не более 6,3 МПа. 

1.2  Руководящий документ распространяется на:  
− вновь проектируемые системы и средства автоматизации и телемеханизации 

объектов магистральных нефтепроводов при новом строительстве и реконструкции объектов 
в целом или отдельных технологических узлов и оборудования; 

− реконструируемые системы и средства автоматизации и телемеханизации; 
− эксплуатируемые системы автоматизации и телемеханизации в части приведения 

в соответствие с настоящим руководящим документом значений уставок защит и 
сигнализации. 
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2 НОРМАТИВНЫЕ ССЫЛКИ 
При проектировании и разработке систем и средств автоматизации и телемеханизации 

должны выполняться требования следующих нормативных документов: 
1. Закон РФ «О промышленной безопасности опасных производственных объектов». 

Принят Государственной Думой РФ 20 июня 1997 г. 
2. Закон РФ «Об обеспечении единства измерений». Принят Государственной Думой 

РФ 27 апреля 1993 г. 
3. ГОСТ 12.1.004-91*. ССБТ. Пожарная безопасность. Общие требования. 
4. ГОСТ 12.1.010-76*. ССБТ. Взрывобезопасность. Общие требования. 
5. ГОСТ 12.1.012-90. ССБТ. Вибрационная безопасность. Общие требования. 
6. ГОСТ 12.1.018-93. ССБТ. Пожаровзрывобезопасность статического электричества. 

Общие требования. 
7. ГОСТ 12.2.044-80*. ССБТ. Машины и оборудование для транспортирования 

нефти. Требования безопасности. 
8. ГОСТ 12.3.002-75*. ССБТ. Процессы производственные. Общие требования 

безопасности.  
9. ГОСТ 12.4.026-01. ССБТ. Цвета сигнальные и знаки безопасности и разметка 

сигнальная. Назначения и правила применения, общие технические требования и 
характеристики. Методы испытаний.  

10. ГОСТ 12.4.124-83. ССБТ. Средства защиты от статического электричества. Общие 
технические требования. 

11. ГОСТ 13109-97. Электрическая энергия. Совместимость технических средств 
электромагнитная. Нормы качества электрической энергии в системе электроснабжения 
общего назначения. 

12. ГОСТ 15150-69*. Машины, приборы и другие технические изделия. Исполнения 
для различных климатических районов. Категории, условия эксплуатации, хранения и 
транспортирования в части воздействия климатических факторов внешней среды. 

13. ГОСТ 23222-88. Характеристики точности выполнения предписанной функции 
средств автоматизации. Требования к нормированию. Общие методы контроля. 

14. ГОСТ 26.205-88. Комплексы и устройства телемеханики. Общие технические 
условия. 

15. ГОСТ 27.002-89. Надежность в технике. Основные понятия. Термины и 
определения. 

16. ГОСТ 27883-88. Средства измерения и управления технологическими процессами. 
Надежность. Общие требования и методы испытаний. 

17. ГОСТ 30336-95. Совместимость технических средств электромагнитная. 
Устойчивость к импульсному магнитному полю. Технические требования и методы 
испытаний. 

18. ГОСТ 34.003-90. Информационная технология. Комплекс стандартов на 
автоматизированные системы. Автоматизированные системы. Термины и определения. 

19. ГОСТ 8.417-02. ГСИ. Единицы измерения. 
20. ГОСТ Р 50898-96. Извещатели пожарные. Огневые испытания. 
21. ГОСТ Р 51516-99. Совместимость технических средств электромагнитная. 

Устойчивость измерительных реле и устройств защиты к наносекундным импульсным 
помехам. Требования и методы испытаний. 

22. ГОСТ Р 51317.4.2-99. Совместимость технических средств электромагнитная. 
Устойчивость к электростатическим разрядам. Требования и методы испытаний. 
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23. ГОСТ Р 51317.4.3-99. Совместимость технических средств электромагнитная. 
Устойчивость к радиочастотному электромагнитному полю. Требования и методы 
испытаний. 

24. ГОСТ Р 51317.4.4-99. Совместимость технических средств электромагнитная. 
Устойчивость к наносекундным импульсным помехам. Требования и методы испытаний. 

25. ГОСТ Р 51317.4.14-2000. Совместимость технических средств электромагнитная. 
Устойчивость к колебаниям напряжения питания. Требования и методы испытаний. 

26. ГОСТ Р 51317.6.2-99.  Совместимость технических средств электромагнитная. 
Устойчивость к электромагнитным помехам технических средств, применяемых в 
промышленных зонах. Требования и методы испытаний. 

27. ГОСТ Р 51330.9-99. (МЭК 60079-10-95). Электрооборудование 
взрывозащищенное. Часть 10. Классификация взрывоопасных зон. 

28. ГОСТ Р 51330.10-99. Электрооборудование взрывозащищенное. Часть 11. 
Искробезопасная электрическая цепь. 

29. ГОСТ  Р 51330.13-99. Электрооборудование взрывозащищенное. Часть 14. 
Электроустановки во взрывоопасных зонах (кроме подземных выработок). 

30. ГОСТ Р 51330.16-99. Электрооборудование взрывозащищенное. Часть 17. 
Проверка и техническое обслуживание электроустановок во взрывоопасных зонах (кроме 
подземных разработок). 

31. ГОСТ Р 51330.19-99. (МЭК 60079-20-96). Электрооборудование 
взрывозащищенное. Часть 20. Данные по горючим газам и парам, относящиеся к 
эксплуатации электрооборудования. 

32. ГОСТ Р 51840-2001. (МЭК 61131-1-92). Программируемые контроллеры. Общие 
положения и функциональные характеристики. 

33. ГОСТ Р 51841-2001 (МЭК 61131-2-92). Программируемые контроллеры. Общие 
технические требования и методы испытаний. 

34. ГОСТ Р МЭК 870-4-93. Устройства и системы телемеханики. Часть 4. Технические 
требования. 

35. ГОСТ Р МЭК 60870-5-101-2006 Устройства и системы телемеханики. Часть 5. 
Протоколы передачи. Раздел 101. Обобщающий стандарт по основным функциям 
телемеханики. 

36. ГОСТ Р МЭК 870-5-102-01. Устройства и системы телемеханики. Часть 5. 
Протоколы передачи. Раздел 102. Обобщающий стандарт по передаче интегральных 
параметров в энергосистемах. 

37. ГОСТ Р МЭК 870-5-1-95. Устройства и системы телемеханики. Часть 5. 
Протоколы передачи. Раздел 1. Форматы передаваемых кадров. 

38. ГОСТ Р МЭК 870-5-2-95. Устройства и системы телемеханики. Часть 5. 
Протоколы передачи. Раздел 2. Процедуры в каналах передачи. 

39. ГОСТ Р МЭК 870-5-3-95. Устройства и системы телемеханики. Часть 5. 
Протоколы передачи. Раздел 3. Общая структура данных пользователя. 

40. ГОСТ Р МЭК 870-5-4-96. Устройства и системы телемеханики. Часть 5. 
Протоколы передачи. Раздел 4. Определение и кодирование элементов пользовательской 
информации. 

41. ГОСТ Р 12.3.047 – 98. ССБТ Пожарная безопасность технологических процессов, 
Общие требования, Методы контроля. 

42. ГОСТ 12.3.046-91. Установки пожаротушения автоматические. Общие 
технические требования. 

43. ГОСТ Р 50800-95. Установки пенного пожаротушения автоматические. Общие 
требования, методы испытания. 
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44. ГОСТ Р 50969-96. Установки газового пожаротушения автоматические. Общие 
требования. Методы испытания. 

45. ГОСТ Р 51089-97. Приборы приемно-контрольные и управления пожарные. 
Общие технические требования и метода испытания. 

46. РД-13.220.00-КТН-575-06. Правила пожарной безопасности на объектах ОАО «АК 
«Транснефть» и дочерних акционерных обществ. 

47. МИ 2825-2003. Рекомендация государственной системы обеспечения единства 
измерений «Системы измерения количества и показателей качества нефти. Метрологические 
и технические требования к проектированию». 

48. МЭК (IEC) 61131-3 (2003). Микроконтроллеры программируемые. Часть 3. Языки 
программирования. 

49. МЭК IEC/TR 61158-4 (2003). Передача цифровых данных для измерения и 
управления. Полевая шина для систем автоматического регулирования и управления 
технологическими процессами. Часть 4. Спецификация протокола канала передачи данных. 

50. НПБ 57-97. Приборы и аппаратура автоматических установок пожаротушения и 
пожарной сигнализации. Помехоустойчивость и помехоэмиссия. Общие технические 
требования. Методы испытаний. 

51. НПБ 70-98. Извещатели пожарные ручные. Общие технические требования. 
Методы испытаний. 

52. НПБ 75-98. Нормы пожарной безопасности. Приборы приемно-контрольные 
пожарные. Приборы управления пожарные. Общие технические требования. Методы 
испытаний.  

53. НПБ 77-98. Технические средства оповещения и управления эвакуацией 
пожарные. Общие технические требования. Методы испытаний. 

54. НПБ 88-2001*. Установки пожаротушения и сигнализации. Нормы и правила 
проектирования. 

55. НПБ 104-03. Системы оповещения и управления эвакуацией людей при пожарах в 
зданиях и сооружениях. 

56. НПБ 105-03. Определение категорий помещений, зданий и наружных установок по 
взрывопожарной и пожарной опасности. 

57. НПБ 110-03. Перечень зданий, сооружений, помещений и оборудования, 
подлежащих защите автоматическими установками пожаротушения и обнаружения пожара. 

58. НПБ 101-95. Нормы проектирования объектов пожарной охраны. 
59. НПБ 160-97. Цвета сигнальные. Знаки пожарной безопасности. Виды, размеры, 

общие технические требования. 
60. ППБ 01-03. Правила пожарной безопасности в Российской Федерации. 
61. ПР 50.2.006-94. ГСИ. Порядок проведения поверки средств измерений. 
62. ПР 50.2.009-94. ГСОЕИ. Порядок проведения испытаний и утверждения типа 

средств измерений 
63. ПУЭ. Правила устройства электроустановок. Издание седьмое. 
64. СНиП 21-01-97*. Пожарная безопасность зданий и сооружений 
65. СНиП 2.11.03-93. Склады нефти и нефтепродуктов. Противопожарные нормы. 
66. СНиП 3.05.07-85. Системы автоматизации. 
67. СНиП 31-03-2001. Производственные здания. 
68. СНиП 31-04-2001. Складские здания. 
69. ТУ 6-16-2956-92. Смеси газовые поверочные – стандартные образцы, составы. 
70. ОР-03.100.50-КТН-176-08. Регламент по подключению объектов нефтедобычи к 

магистральным нефтепроводам. 
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71. ОР-13.01-60.30.00-КТН-025-1-03. Регламент проведения зачистки внутренней 
поверхности резервуара от отложений. 

72. ОР-13.01-60.30.00-КТН-006-1-02. Регламент организации контроля за 
нормативными параметрами МН и НПС в операторных НПС, диспетчерских пунктах РНУ 
(УМН) и ОАО МН.  

73. ОР-13.02-45.21.30-КТН-002-1-03 Регламент по проектированию и эксплуатации 
комплексной системы защиты резервуарных парков нефтеперекачивающих станций и 
нефтебаз ОАО «АК «Транснефть» от воздействия опасных факторов молнии, статического 
электричества и искрения. 

74. ОР-17.01-60.30.00-КТН-015-1-05. Регламент обеспечения устойчивой работы НПС 
ОАО «АК «Транснефть» при отключении одного источника электроснабжения (отключение 
питающей ВЛ, отключение питающего трансформатора). 

75. ОР-13.310.00-КТН-116-08. Требования к проектным решениям при оснащении 
объектов «АК «Транснефть» и ДАО комплексами инженерно-технических средств охраны. 

76. ОР-75.200.00-КТН-354-07. Регламент технической эксплуатации магистральных 
нефтепроводов через водные преграды. 

77. ОР-23.020.00-КТН-256-07. Регламент расчета емкости (полезной) для товарных 
операций и разработки технологических карт на резервуары и резервуарные парки. 

78. ОР-03.100.50-КТН-093-08 Регламент по технологическому управлению и 
контролю за работой магистральных нефтепроводов. 

79. ОТЗ-06.02-72.60.00-КТН-086-1-05. Техническое задание на единую систему 
диспетчерского контроля и управления. 

80. ОТТ-35.240.50-КТН-302-06. Комплекс типовых проектных решений 
автоматизации НПС и резервуарных парков на базе современных технических решений и 
комплектующих. Общие технические требования. 

81. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-011-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Классификация и 
кодирование систем и элементов. 

82. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-012-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Основные 
принципы управления. 

83. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-013-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Блок-схема 
архитектуры системы.  

84. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-014-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Надежность, 
Безопасность и эксплуатационные характеристики. 

85. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-015-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Интерфейсы 
операторов. 

86. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-016-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Критерии 
использования КИП. 

87. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-017-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. КИПиА, 
поставляемые в комплекте с технологическим оборудованием. 

88. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-018-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Технологические 
защиты и блокировки на объектах трубопроводного транспорта. 

89. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-020-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Пожарная 
безопасность, обеспечиваемая АСУ ТП и ПТС. 

90. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-021-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Информационная 
безопасность. 

91. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-022-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Функциональные 
требования к ПЛК. 

92. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-023-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Интерфейсы связи 
между различными элементами АСУ ТП.  
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93. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-024-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Функциональные 
требования к ИБП и источникам электроснабжения. 

94. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-025-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Функциональные 
требования к заземлению и защите от помех оборудования и элементов АСУ ТП и ПТС.  

95. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-025-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Интерфейсы связи 
между средствами АСУ ТП и приложениями верхнего уровня.  

96. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-027-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Схема архитектуры 
информационных систем и систем управления (CIAD).  

97. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-028-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Схема архитектуры 
аппаратных средств.  

98. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-029-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Блок-схема 
архитектуры ПО.  

99. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-033-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Программное 
обеспечение.  

100. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-035-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Схема 
расположения технических средств и средств отображения АСУ ТП и ПТС в аппаратной.  

101. ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-040-1-05. АСУ ТП и ПТС Компании. Система 
автоматического регулирования давления. 

102. ОТТ-13.320.00-КТН-091-08. Системы обнаружения утечек на магистральных 
нефтепроводах. ОТТ. 

103. ОТТ-35.240.50-КТН-145-06. Технический проект «Создание системы мониторинга 
АСУ ТП НПС, ЛТМ МН в режиме реального времени. ОТТ».  

104. ОТТ-75.200.00-КТН-169-08. Датчики температуры и термокарманы (гильзы 
защитные), устанавливаемые на НПС. ОТТ. 

105. РД БТ 39-0147171-003-88. Требования к установке датчиков стационарных 
газосигнализаторов в производственных помещениях, наружных площадках предприятий 
нефтяной и газовой промышленности.  

106. РД-06.02-72.60.00-КТН-009-1-05. АСУТП и ПТС Компании. Термины и 
определения.  

107. РД-08.00-60.30.00-КТН-016-1-05. Руководство по техническому обслуживанию и 
ремонту оборудования и сооружений нефтеперекачивающих станций. 

108. РД-17.02.00-00-КТН-547-06. Магистральный нефтепроводный транспорт. Поверка 
и калибровка средств измерений. Организация и порядок проведения. 

109. РД-19.00-74.20.11-КТН-004-1-05. Нормы проектирования автоматических систем 
пожаротушения на объектах ОАО «АК «Транснефть». 

110. РД-23.040.00-КТН-110-07. Магистральные нефтепроводы. Нормы проектирования. 
111. РД 153-39.4-113-01. Нормы технологического проектирования магистральных 

нефтепроводов. 
112. РД-91.020.00-КТН-149-06. Нормы проектирования электрохимической защиты 

магистральных трубопроводов и сооружений НПС. 
113. РД 153-39.4-078-01. Правила технической эксплуатации резервуаров 

магистральных нефтепроводов и нефтебаз. 
114. РД 153-39ТН-009-96. Положение о системе технического обслуживания и ремонта 

электроустановок магистральных нефтепроводов. 
115. РД 31.3.05-97. Нормы технологического проектирования морских портов. 
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116. ВНТП-5. Нормы технологического проектирования предприятий по обеспечению 

нефтепродуктами (нефтебаз). 
117. ВУП СНЭ-87. Ведомственные указания по проектированию железнодорожных 

эстакад легковоспламеняющихся и горючих жидкостей и сжиженных углеводородных газов. 
118. ВСН 12-87. Причальные комплексы для перегрузки нефти и нефтепродуктов. 

Противопожарная защита. Нормы проектирования. 
119. РД-23.080.00-КТН-056-09. Магистральные нефтяные насосы типа НМ. Нормы 

вибрации. 
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3 ТЕРМИНЫ И ОПРЕДЕЛЕНИЯ 
 

В настоящем документе применены следующие термины с соответствующими 
определениями: 

 
Аварийное значение параметра - значение параметра состояния технологического 

оборудования или параметра режима работы нефтепровода (состояния объекта), которое 
характеризует возможность возникновения аварийной ситуации. 

 
Аварийное событие – факт регистрации аварийного значения контролируемого 

параметра или аварийного состояния объекта, требующий выполнения алгоритма 
автоматической защиты. 

 
Автоматизированная система - система, состоящая из оперативного персонала и 

комплекса средств автоматизации его деятельности, реализующая информационную 
технологию выполнения установленных требований. 

 
Автоматическая защита - управляющая функция автоматизированной  системы, 

сформированная без участия оператора, цель выполнения которой состоит в том, чтобы 
предотвращать переход технологического объекта управления (технологического процесса) 
в состояние, характеризуемое повышенным риском опасности, или снижать потери от 
перехода в такое состояние. 

 
Автоматическое включение резерва - управляющая функция автоматизированной  

системы, сформированная без участия оператора, обеспечивающая поддержание показателей 
технологического процесса (состояния системы) в пределах нормативных значений за счет 
автоматического включения резервного агрегата. 

 

Автоматическое повторное включение - управляющая функция автоматизированной 
системы, сформированная без участия оператора, обеспечивающая автоматическое 
повторное включение отключенных (при кратковременном понижении или исчезновении 
напряжения) электроприводов агрегатов вспомогательных систем после восстановления в 
течение установленного времени нормативных значений параметров питающего 
напряжения. 

 
Автоматическое управление - управляющее воздействие, сформированное без участия 

оператора в соответствии с проектным алгоритмом работы системы управления. 
 
Автономное поддержание заданного режима - обеспечение средствами автоматики 

режима функционирования технологического объекта и его защиту без внешних 
управляющих воздействий. 

 
Агрегатная защита - функция системы автоматизации, реализующая технологию 

автоматического отключения агрегата и воздействие на технологически связанное с ним 
оборудование при возникновении аварийного события данного агрегата. 
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Блок ручного управления - комплекс программно-технических средств, 
обеспечивающих ручное дистанционное управление оборудованием, автономную световую 
и звуковую сигнализацию, приведение контролируемого объекта в безопасное состояние при 
отказе основной схемы контроля и управления. 

 
Блокировка управления – функция системы автоматизации, запрещающая 

выполнение команд управления оборудованием при наличии соответствующих условий. 
 
Быстродействие исполнительного механизма – полное время перемещения 

исполнительного механизма между крайними положениями. 
 
Верхний уровень системы автоматизации - комплекс программно-технических 

средств, предназначенный для приема и отображения (визуализации) информации о 
состоянии объекта, технологического процесса, формирования команд оперативного 
управления, архивирования  информации о событиях, формирования базы данных. 

 
Визуальная сигнализация - система визуальных сигналов (мнемосимволов), а также 

устройства для их отображения (мониторы АРМ). 
 
Время отклика датчика (постоянная времени) – промежуток времени от момента 

скачкообразного изменения значения измеряемого физического параметра на входе датчика 
до момента установления выходного сигнала датчика, соответствующего 63,2 % величины 
произведённого изменения. 

 
Вспомогательные емкости – емкости вспомогательных систем (емкости сбора утечек 

нефти и дренажа, резервуары для хранения топлива, резервуары противопожарного запаса 
воды и пр.). 

   
Выдержка времени срабатывания защиты – интервал времени от момента достижения 

контролируемым параметром аварийного (предельного) значения до момента начала 
выполнения автоматических защитных действий при условии, что в течение этого времени 
параметр сохраняет аварийное (предельное) значение.  

 
 Длительность времени при контроле исполнения команды – установленный интервал 

времени от момента подачи команды, в течение которого производится автоматический 
контроль признаков исполнения команды. 

 
Деблокировка защиты – снятие блокировки управления оборудованием, вызванной 

срабатыванием защиты, после ликвидации условий ее возникновения. 
 
Дистанционное управление - управляющее воздействие, сформированное с 

применением систем и средств автоматики или телемеханики. 
 
Задвижка между ПНС и МНС – задвижка, установленная на трубопроводе между 

ПНС и МНС, обеспечивающая отсечение ПНС от МНС.  
 
Задвижка на входе МНА – задвижка, установленная на трубопроводе перед МНА по 

потоку нефти. 
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Задвижка на входе МНС – задвижка, установленная на входном трубопроводе МНС, 
обеспечивающая отсечение МНС от линейной части МН. 

 
Задвижка на входе РП – задвижка, установленная на входном трубопроводе, 

обеспечивающая отсечение РП от линейной части МН. 
 
Задвижка на входе ПНА – задвижка, установленная на трубопроводе перед ПНА по 

потоку нефти. 
 
Задвижка между ПНС и РП – задвижка, установленная на входном трубопроводе 

ПНС, обеспечивающая отсечение ПНС от РП. 
 
Задвижка на выходе МНА – задвижка, установленная на трубопроводе после МНА по 

потоку нефти. 
 
Задвижка на выходе МНС – задвижка, установленная на выходном трубопроводе 

МНС, обеспечивающая отсечение МНС от линейной части МН. 
 
Задвижка на выходе ПНА – задвижка, установленная на трубопроводе после ПНА по 

потоку нефти. 
 
Измерительный преобразователь – техническое средство с нормативными 

метрологическими характеристиками, служащее для преобразования измеряемой величины в 
другую величину или измерительный сигнал, удобный для обработки, хранения, дальнейших 
преобразований, индикации или передачи. 

 
Камеры пуска-приема, пропуска средств очистки и диагностики  - устройства с 

технологической обвязкой нефтепроводов и запорной арматурой для пуска или приема, 
пропуска технических устройств в потоке нефти. 

 
Квитирование сигнала (сообщения) – процедура подтверждения оператором 

(диспетчером) факта восприятия сообщения, сигнализации или запроса, сформированного 
системой автоматизации (системой диспетчерского контроля). 

 

Контроль технологического процесса – сбор информации, проверка соответствия 
характеристик, режимов и других показателей технологического процесса установленным 
требованиям (нормативам) и формирование сигнализации при их несоответствии. 

 
Максимальное рабочее давление насосного агрегата – давление, развиваемое 

агрегатом при нулевой производительности. 
 
Местное управление (управление по месту) - управляющее воздействие, 

сформированное с применением пультов управления, кнопок, размещенных в 
непосредственной близости от технологического оборудования. 

 
Метрологическая характеристика средства измерений - характеристика одного из 

свойств средства измерений, влияющая на результат измерений и его погрешность. 
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Метрологический отказ средства измерений - выход метрологической характеристики 
средства измерений за установленные пределы. 

 
Наработка до отказа - наработка средств измерений, сигнализаторов, средств 

автоматики и телемеханики от начала эксплуатации до возникновения первого отказа. 
 
Неноминальный режим работы насоса - установившийся режим работы насоса вне 

предпочтительного интервала подач. 
 
Нестационарный режим работы насоса - неустановившийся режим работы насоса 

после запуска. В нестационарном режиме магистральный насос работает первые 300 секунд 
после пуска. 

 
Нижний концентрационный предел распространения пламени - минимальное 

содержание горючего газа или пара в воздухе, при котором возможно распространение 
пламени по смеси на любое расстояние от источника огня. 

 
Номинальный режим работы насоса - установившийся режим работы насоса в 

предпочтительном интервале подач внутри рабочего интервала. 
 
Общее укрытие магистральных агрегатов - технологическое помещение, в котором 

совместно размещены насосы и их приводы. 
 
Общестанционная защита - функция системы автоматизации, реализующая 

технологию автоматической защиты оборудования НПС, РП, СИКН, линейной части МН 
при возникновении аварийного события. 

 
Оперативное сообщение – информационное сообщение, формируемое системой 

автоматизации (системой диспетчерского контроля и управления) в режиме реального 
времени на экране АРМ, содержащее информацию о зарегистрированном в СА событии и 
времени его регистрации. 

 
Предельное значение параметра - значение контролируемого параметра, 

предшествующее аварийному. Действия системы автоматизации при достижении 
предельного значения направлены на предупреждение достижения контролируемым 
параметром аварийного значения. 

 
Программа остановки – установленная последовательность действий при остановке 

МНА, ПНА.  
 
Программа пуска – установленная последовательность действий при пуске МНА, 

ПНА.  
 
Сигнализатор - техническое средство, предназначенное для формирования 

дискретного сигнала о наличии или отсутствии определенного значения физической 
величины. 
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Система автоматического регулирования давления - комплекс программно-
технических средств, предназначенных для автоматического регулирования давления на 
входе и выходе НПС в соответствии с заданием. 

 
Система обнаружения утечек - комплекс программно - технических средств, 

предназначенный для контроля герметичности линейной части нефтепровода. 
 
Скорость заполнения резервуара – изменение в единицу времени уровня нефти в 

резервуаре при его заполнении. 
 
Скорость опорожнения резервуара – изменение в единицу времени уровня нефти в 

резервуаре при его опорожнении. 
 
Стационарный режим работы насоса - установившийся режим работы насоса. В 

стационарный режим работы магистральный насос переходит через 300 секунд после пуска. 
 
Управление (управляющее воздействие) - функция автоматизированной системы,  

предназначенная для формирования воздействий на исполнительный механизм 
(технологический процесс), которые изменяют его состояние по заданным алгоритмам. 

 
Централизованный контроль и управление - технология информационного обмена, 

позволяющая выполнять функции контроля и управления территориально распределенным 
технологическим процессом (объектом) централизованно из единого пункта управления. 

 
Шкала средства измерений - часть показывающего устройства средства измерений, 

представляющая собой упорядоченный ряд отметок вместе со связанной с ними нумерацией. 
   
 Кроме этого, в настоящем документе использованы термины, которые соответствуют: 

− РД-06.02-72.60.00-КТН-009-1-05. АСУТП и ПТС Компании. Термины и 
определения; 

− РД-23.040.00-КТН-110-07. Магистральные нефтепроводы. Нормы проектирования; 
− РД-19.00-74.20.11-КТН-004-1-05. Нормы проектирования автоматических систем 

пожаротушения на объектах ОАО «АК «Транснефть»; 
− ГОСТ 27.002-89. Надежность техники. Основные понятия. Термины и определения; 
− ГОСТ 34.003-90. Информационная технология. Комплекс стандартов на 

автоматизированные системы. Автоматизированные системы. Термины и определения.  
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4 СОКРАЩЕНИЯ 
 
АВР   − автоматическое включение резерва 
АВО  − агрегат воздушного (водяного) охлаждения 
АПВ  – автоматическое повторное включение  
АРМ   − автоматизированное рабочее место 
АСКУЭ  − автоматизированная система коммерческого учёта электроэнергии  
АСУ ПТ  − автоматизированная система управления пожаротушением  
АСУ ТП  − автоматизированная система управления технологическим процессом 
АСТУЭ  − автоматизированная система технического учёта электроэнергии 
АСУЭ  − автоматизированная система управления энергоснабжением  
АЦП  − аналого-цифровой преобразователь 
АЧР   − автоматическая разгрузка по частоте 
БИЛ  − блок измерительных линий 
БИК  − блок измерения показателей качества нефти 
БРУ   − блок ручного управления 
ВВ  − высоковольтный выключатель 
ДО МН           − дочернее общество ОАО «АК «Транснефть», оператор системы   
                           магистральных трубопроводов 
ДЭС  − дизельная электростанция 
ЗРУ  − закрытое распределительное устройство 
ИБП  − источник бесперебойного питания 
КП ТМ  − контролируемый пункт системы телемеханизации 
КППСОД − камера пуска-приема СОД 
КТП  − комплектная трансформаторная подстанция 
ЛВС   − локальная вычислительная сеть 
ЛПДС  − линейная производственно-диспетчерская станция 
ЛТМ  − линейная телемеханика 
ЛЭП   − линия электропередачи 
МДП  − местный диспетчерский пункт 
МН  − магистральный нефтепровод 
МНА  − магистральный насосный агрегат 
МНС  − магистральная насосная станция 
МНСЗ   – магистральная насосная станция закрытого исполнения 
МНСО   – магистральная насосная станция открытого исполнения 
МПСА  − микропроцессорная система автоматики 
НКПРП  − нижний концентрационный предел распространения пламени  
НБ  − нефтебаза 
ННСЗ  − наливная насосная станция закрытого исполнения 
НПС  − нефтеперекачивающая станция 
ПКУ   − пункт контроля и управления 
ПЛК   − программируемый логический контроллер 
ПНА  − подпорный насосный агрегат 
ПНС  − подпорная насосная станция 
ПНСЗ   – подпорная насосная станция закрытого исполнения 
ПНСО   – подпорная насосная станция открытого исполнения 
ПСП  − приемо-сдаточный пункт 
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ПУЭ  − правила устройства электроустановок  
РДП  − районный диспетчерский пункт 
РП  − резервуарный парк 
СА  − система автоматизации 
САР  − система автоматического регулирования 
СДКУ   − система диспетчерского контроля и управления 
СИ  − средство измерений 
СИКН  − система измерений количества и показателей качества нефти 
СКЗ  − станция катодной защиты 
СОД   − средство очистки и диагностики 
СОУ  − система обнаружения утечек 
СППК  − специальный пружинный предохранительный клапан 
ССВД  − система сглаживания волны давления 
ССН  − станция смешения нефти 
СШ  − секция шины ЗРУ, КТП или ЩСУ 
ТДП  − территориальный диспетчерский пункт 
ТИ  – телеизмерение 
ТМ  – система телемеханизации 
ТПУ   – трубопоршневая поверочная установка 
ТР  – телерегулирование 
ТС  – телесигнализация 
ТУ  – телеуправление 
УДЗ  – устройство дренажной защиты 
УППС  – узел приема-пуска средств очистки и диагностики 
ФГУ  − фильтры-грязеуловители 
ЦДП   − центральный диспетчерский пункт 
ЧРП  − частотно-регулируемый привод 
ЩСУ  − щит станции управления 
ЭД  − электродвигатель 
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 5 ОБЩИЕ ПОЛОЖЕНИЯ ПО АВТОМАТИЗАЦИИ И 
ТЕЛЕМЕХАНИЗАЦИИ ОБЪЕКТОВ МН  

5.1 Общие требования к системам автоматизации и 
телемеханизации технологических объектов МН 

5.1.1 Технологические системы автоматизации и телемеханизации объектов 
магистральных нефтепроводов (МН) должны обеспечивать: 

− контроль состояния и управление технологическим оборудованием МН из 
операторной, МДП, РДП, ТДП ДО МН; 

− автоматическую защиту и блокировку управления технологическим 
оборудованием МН; 

− автоматическую защиту линейной части МН от превышения давления; 
− автоматическое регулирование давления, расхода, температуры и показателей 

качества нефти; 
− регистрацию, архивацию, документирование и отображение информации о работе 

технологического оборудования МН; 
− связь с другими системами автоматизации и информационными системами; 
− устойчивую работу вспомогательных систем НПС при отключениях одного 

источника электроснабжения. 
5.1.2 Оборудование, установленное на объектах МН (системы связи, системы 

энергоснабжения, технологическое оборудование и т.д.), должно обеспечивать возможность 
автоматизации и телемеханизации объектов МН. 

5.1.3 Объектами автоматизации и телемеханизации на МН являются: 
− головные нефтеперекачивающие станции с РП (с подпорными и магистральными 

насосными и резервуарными парками); 
− промежуточные нефтеперекачивающие станции с РП (с подпорными и 

магистральными насосными и резервуарными парками); 
− промежуточные нефтеперекачивающие станции с магистральными насосными; 
− нефтебазы с наливными насосными станциями; 
− приемо-сдаточные пункты нефти; 
− станции смешения нефти; 
− сливо-наливные эстакады;  
− нефтеналивные причалы перегрузочных комплексов; 
− пункты подогрева нефти; 
− вспомогательные инженерные сооружения, обеспечивающие работу 

технологических объектов транспортировки и хранения нефти; 
− линейная часть МН. 
5.1.4  Для объектов МН, по которым перекачивается высоковязкая нефть, в 

дополнение к основным положениям, указанным в настоящем РД, проектом должны быть 
определены требования к автоматизации пунктов подогрева нефти и режимам ее 
транспортировки. Данные требования устанавливаются в соответствии с фактическими 
свойствами нефти. 

5.1.5 Автоматизация эстакад для слива-налива нефти должна выполняться в 
соответствии с "Нормами технологического проектирования предприятий по обеспечению 
нефтепродуктами (нефтебаз)" ВНТП-5, ВУП СНЭ-87 «Ведомственные указания по 
проектированию железнодорожных эстакад легковоспламеняющихся и горючих жидкостей и 
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сжиженных углеводородных газов», другой действующей нормативно-технической 
документацией в данной области. 

5.1.6 Автоматизация нефтеналивных причалов перегрузочных комплексов должна 
выполняться в соответствии с РД 31.3.05-97 "Нормы технологического проектирования 
морских портов", ВСН 12-87 «Причальные комплексы для перегрузки нефти и 
нефтепродуктов. Противопожарная защита. Нормы проектирования», другой действующей 
нормативно-технической документацией в данной области. 

5.1.7 Автоматизация и телемеханизация объектов МН должна выполняться на базе 
типовых решений, типовых проектов, утвержденных ОАО «АК «Транснефть». 

5.1.8 При проектировании, разработке и эксплуатации систем автоматизации и 
телемеханизации объектов магистральных нефтепроводов кроме требований настоящих 
норм должны выполняться требования:  

− действующего законодательства Российской Федерации; 
− нормативных документов федеральных надзорных органов (организаций); 
− нормативных документов, действующих в системе ОАО «АК «Транснефть»; 
− нормативно-технической документации и технических условий на оборудование 

конкретного типа, если они не предусмотрены настоящими нормами. 
При наличии различий между требованиями этих документов, должны учитываться 

более жесткие требования. 

5.2 Требования к уровням контроля и управления 
5.2.1 Автоматизация и телемеханизация объектов МН должна обеспечивать 

функционирование следующих уровней контроля и управления: 
− уровень операторной; 
− уровень МДП; 
− уровень РДП; 
− уровень ТДП ДО МН; 
− уровень ЦДП ОАО АК «Транснефть». 
5.2.2 Функции уровня операторной -  контроль и управление оборудованием одной 

НПС, ПСП, вспомогательными инженерными сооружениями НПС, технологическим 
процессом транспортировки нефти на площадке НПС, ПСП и при отсутствии МДП контроль 
и управление объектами линейной части магистральных нефтепроводов в зоне 
ответственности НПС (ЛПДС). 

5.2.3 Функции уровня МДП - контроль и управление оборудованием нескольких 
МНС, ПНС, вспомогательными инженерными сооружениями РП, НБ, ПСП, 
расположенными на одной площадке, технологическим процессом смешения нефти, наливом 
нефти на эстакаду с обеспечением взаимодействия указанных технологических объектов, 
контроль и управление объектами линейной части магистральных нефтепроводов в зоне 
ответственности НПС (ЛПДС). 

5.2.4 Функции уровня РДП - контроль технологического процесса транспортировки 
нефти в пределах технологических участков МН, включая участки магистральных 
нефтепроводов, относящихся к смежным РДП, и управление в пределах установленных 
границ технологических участков МН для данного РНУ. 

5.2.5 Функции уровня ТДП - контроль технологического процесса транспортировки 
нефти в пределах технологических участков МН, включая участки магистральных 
нефтепроводов, относящихся к смежным ТДП, и управление в пределах установленных 
границ технологических участков МН для данного ДО МН. 

5.2.6 Функции уровня ЦДП - оперативные контроль и управление системой  
магистральных нефтепроводов по обеспечению приема нефти от производителей в  
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соответствии с графиком транспортировки и поставки нефти нефтеперерабатывающим  
предприятиям. 

 
5.3 Общие технические требования 
5.3.1 Применяемые на объектах МН системы и средства СА и ТМ должны иметь 

действующую разрешительную документацию в полном объёме требований норм и 
стандартов РФ, включая разрешение на применение на объектах МН, выданное Федеральной 
службой по экологическому, технологическому и атомному надзору (Ростехнадзор РФ) в 
порядке и на условиях, установленных «Административным регламентом Федеральной 
службы по экологическому, технологическому и атомному надзору по исполнению 
государственной функции по выдаче разрешений на применение конкретных видов (типов) 
технических устройств на опасных производственных объектах», быть включены 
установленным порядком в «Реестр технических условий, программ и методик приемо-
сдаточных испытаний на продукцию, закупаемую  группой компаний «Транснефть» («Реестр 
ТУ и ПМИ»). Допустимо наличие действующего разрешения на применение на объектах 
МН, выданного иным исполнительным органом власти РФ, правопреемником которого 
является Ростехнадзор РФ. 

5.3.2 Все оборудование, эксплуатируемое во взрывоопасных зонах, должно иметь 
взрывозащищенное исполнение, соответствующее требованиям ГОСТ 51330.9, главы 7.3 
ПУЭ для зон соответствующего класса при соответствующей категории и группе смеси и 
подтвержденное сертификатом, оформленным в соответствии с действующими нормами и 
правилами. 

5.3.3 Средства автоматизации и телемеханизации в части устойчивости к 
воздействию климатических факторов внешней среды по исполнению для различных 
климатических районов и категорий размещения должны соответствовать требованиям 
ГОСТ 15150*. 

5.3.4 Системы автоматизации должны обеспечивать контроль напряжения на 
секциях шин ЩСУ НПС (для обеспечения выполнения алгоритмов АПВ агрегатов 
вспомогательных систем и задвижек) и прием значений напряжения на секциях шин ЗРУ, 
измеренных сторонними системами. 

5.3.5 Электроснабжение средств и систем автоматизации и телемеханизации должно 
осуществляться от источников бесперебойного питания. Источники бесперебойного питания 
должны обеспечивать бесперебойное энергоснабжение: 

− систем и средств автоматизации, станционной телемеханики, включая первичные 
преобразователи (кроме принтеров), СДКУ, верхнего уровня СОУ в течение времени не 
менее 1 часа; 

− комплекса средств линейной телемеханики, СОУ (на линейной части МН), 
включая первичные преобразователи, в течение времени не менее 3 часов; 

− оборудования СИКН в течение времени не менее 2 часов в соответствии с МИ 
2825. 

Источники бесперебойного питания должны соответствовать требованиям ОТТ-06.02-
72.60.00-КТН-024-1-05 "АСУТП и ПТС Компании. Функциональные требования к ИБП и 
источникам электроснабжения". 

5.3.6 Заземление оборудования и элементов СА и ТМ, СДКУ, СОУ должно быть 
выполнено в соответствии с требованиями ПУЭ и требованиями заводов-изготовителей 
оборудования. При этом в системах автоматизации и телемеханизации (кроме уровней РДП, 
ТДП, ЦДП) должны использоваться схемы, элементы и оборудование, не требующие 
подключения к отдельному контуру функционального заземления. 
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5.3.7 Оборудование СА и ТМ, СДКУ, СОУ должно иметь эксплуатационную 
документацию на русском языке. 

 
5.4 Специальные технические требования 
5.4.1 Функции управления и регулирования должны соответствовать требованиям 

ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-012-1-05 «АСУ ТП и ПТС Компании. Основные принципы 
управления. ОТТ» и ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-040-1-05 «АСУ ТП и ПТС Компании. Система 
автоматического регулирования давления». 

5.4.2  Функции контроля должны предусматривать: 
− получение сигналов состояния и текущих значений технологических параметров 

режима работы нефтепровода и оборудования объектов МН; 
− проверку соответствия измеренных значений технологических параметров 

допускаемым (нормативным) значениям; 
− проверку соответствия сигналов состояния оборудования заданному режиму 

работы; 
− проверку достоверности измеренных значений технологических параметров; 
− формирование звуковой и визуальной сигнализации при отклонении параметров 

режима работы нефтепровода и оборудования объектов МН от нормативных значений, при 
изменении состояния оборудования или срабатывании защит. 

5.4.3 Функции отображения и регистрации должны предусматривать: 
− отображение состояния, параметров функционирования оборудования и режима 

работы оборудования МН на видеомониторах с помощью мнемосхем, использующих 
стандартные мнемосимволы; 

− отображение в табличной форме фактических и нормативных значений 
нормативно-технологических параметров, характеризующих работу оборудования объектов 
МН;  

− фиксацию событий несоответствия фактических и нормативных значений; 
− регистрацию на цифровых носителях информации аварийных событий и графиков 

изменения во времени значений измеренных технологических параметров. 
5.4.4 Измеренные значения: давлений на приеме МНС, в коллекторе МНС, на 

выходе НПС, положений поворотных затворов регулирующих механизмов для систем 
регулирования давления методом дросселирования, частоты вращения вала МНА для систем 
регулирования частоты вращения - должны фиксироваться и храниться на регистрирующих 
приборах (цифровых регистраторах), исключающих возможность несанкционированного 
доступа. 

5.4.5 Функции защит и блокировок управления должны соответствовать 
требованиям настоящего Руководящего документа. 

5.4.6 Функции связи должны соответствовать требованиям ОТТ-06.02-72.60.00-
КТН-023-1-05 «АСУ ТП и ПТС Компании. Интерфейсы связи между различными 
элементами АСУ ТП. ОТТ» и требованиям настоящего Руководящего документа. 

5.4.7 От сторонних систем контроля и управления оборудованием котельных, ДЭС, 
артскважин, систем пожарного водотушения, хозводоснабжения, очистных сооружений в 
систему автоматизации НПС должны передаваться дискретные сигналы: 

− обобщенный сигнал состояния системы (включена/отключена («в работе»)); 
− обобщенный сигнал неисправности (аварии) системы. 
Кроме этого, при соответствии интерфейса передачи данных сторонних систем 

требованиям ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-023-1-05 «Стандарт Компании 270-00-2373. АСУТП и 
ПТС Компании. Интерфейсы связи между различными элементами АСУТП» должна быть 
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обеспечена передача в систему автоматизации НПС расширенного объема сигналов 
состояния оборудования и сигналов аварийных событий.  

В технологическую систему автоматизации НПС не должна передаваться информация 
от систем управления приточной вентиляции и кондиционирования в помещениях 
операторной, АБК, закрытой стоянки техники с ремонтным блоком и других не 
технологических помещений и систем. 

5.4.8 От локальных систем контроля и управления котельных в АСУ ПТ объекта 
должен передаваться обобщенный сигнал «Пожар». От локальных систем контроля и 
управления котельных, работающих без постоянного обслуживающего персонала, в систему 
автоматизации НПС должны передаваться следующие сигналы: 

− обобщенный сигнал неисправности (аварии); 
− обобщенный сигнал состояния (включена/отключена («в работе»)); 
− сигнал срабатывания главного быстродействующего запорного клапана 

топливоснабжения котельной; 
− сигнал несанкционированного проникновения; 
− сигнал превышение предельного и аварийного значения содержания окиси 

углерода СО в воздухе. 
5.4.9 Режим функционирования систем автоматизации и телемеханизации − 

непрерывный. 

5.5 Требования к надежности 
5.5.1 По надежности системы автоматизации должны соответствовать требованиям 

ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-014-1-05 «АСУ ТП и ПТС Компании. Надежность, Безопасность и 
эксплуатационные характеристики. ОТТ».  

5.5.2 Вероятность безотказной работы системы автоматизации за 2000 часов в 
соответствии с ГОСТ 27883, ГОСТ 27.002 должна составлять не менее: 

− по функциям защиты 0,98; 
− по функциям управления и регулирования 0,92; 
− по измерению, отображению и регистрации информации 0,9. 
5.5.3 По надежности системы телемеханизации НПС и линейной части МН должны 

удовлетворять требованиям ГОСТ 26.205, а именно: средняя наработка на отказ одного 
канала каждой функции системы телемеханизации должна быть не менее 10000 часов. 

5.5.4 По достоверности передаваемой информации система телемеханизации должна 
соответствовать 1 категории по ГОСТ 26.205. 

5.5.5 Вероятность трансформации команд в системах телемеханизации не должна 
превышать 10-14, вероятность образования ложной команды должна быть не более 10-12. 

5.5.6 Отказом функции защиты считается невыполнение или несоответствующее 
проектным решениям выполнение переключения (отключения) оборудования при наличии 
аварийной ситуации. 

5.5.7 Отказом функции управления считается невыполнение команды управления, 
выполнение ложной команды или выполнение команды управления, несоответствующей 
проектным решениям. 

5.5.8 Отказом функции отображения считается отсутствие актуального дискретного 
сигнала или искажение измеренного значения физической величины на устройстве 
отображения. 

5.6 Требования к метрологическому обеспечению 
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5.6.1 Первичные преобразователи (датчики, средства измерения), измерительные 
каналы систем автоматизации и телемеханизации должны соответствовать требованиям  
ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-016-1-05 «АСУ ТП и ПТС Компании. Критерии использования 
КИП. ОТТ». 

5.6.2 Нормированными метрологическими характеристиками в соответствии с ГОСТ 
23222 для средств измерений и измерительных каналов являются основная погрешность и 
дополнительная погрешность. 

5.6.3 Метрологическим отказом является выход метрологической характеристики 
средства измерений, измерительного канала за установленные пределы. 

5.6.4 Основная приведённая погрешность средств измерений, применяемых в 
системах автоматизации и телемеханизации (за исключением используемых в составе СОУ и 
в СИКН для коммерческого учета нефти), не должна превышать следующих значений:  

− датчик избыточного давления нефти в системе автоматического регулирования 
давления  ±0,1 %; 

− датчик избыточного давления нефти на линейной части МН ±0,1 %; 
− датчик избыточного давления нефти в остальных случаях  ±0,4 %; 
− датчик перепада давления нефти, избыточного давления сред вспомогательных 

систем ±0,4 %; 
− манометр избыточного давления нефти  ±1,0 %; 
− манометр дифференциального (перепада) давления ±2,0 %; 
− манометр избыточного давления сред вспомогательных систем  ± 2,5%; 
− датчик силы тока, напряжения, мощности ±1,0 %; 
− датчик виброскорости  ±10,0 %; 
− датчик загазованности воздуха парами нефти ±5,0 % НКПРП; 
Основная абсолютная погрешность для СИ не должна превышать значений: 
− датчик осевого смещения ротора ±0,1 мм; 
− датчик уровня жидкости во вспомогательных емкостях ± 10 мм; 
− датчик уровня нефти в резервуаре, используемый в учетно-расчетных операциях,  

±3,0 мм; 
− датчик температуры, термометр измерения нефти в трубопроводах  ±0,5 оС; 
− датчик температуры, термометр измерения других сред  ±2,0 оС; 
− стационарный многоточечный преобразователь температуры нефти в резервуаре 

±0,5 оС. 
5.6.5 Основная приведённая погрешность объёмного расхода нефти для 

расходомеров, применяемых в составе СОУ,  не должна превышать ±0,5%. 
5.6.6 Датчики избыточного давления, применяемые в составе СОУ «по волне 

давления», должны соответствовать требованиям: 
− основная приведенная погрешность не хуже ±0,1 %; 
− время отклика не более 0,1 с; 
− чувствительность не хуже 0,1 кПа.  
5.6.7 Дополнительная погрешность СИ не должна превышать половины значения 

основной погрешности при изменении температуры окружающей среды во всем диапазоне 
рабочих температур и отклонении напряжения питания СИ в допустимых пределах. 

5.6.8 Погрешность СИ, применяемых в СИКН для коммерческого учета нефти, 
устанавливается в соответствии с «Рекомендациями по определению массы нефти при 
учетных операциях с применением систем измерений количества и показателей качества 
нефти», утвержденными приказом № 69 Минпромэнерго России от 31.03.05. 
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5.6.9 Интервал срабатывания реле давления (погрешность срабатывания), 
устанавливаемых в цепях общестанционных защит, должен составлять величину не более ± 
2,5% от диапазона измерения данного реле. 

Интервал срабатывания реле давления (погрешность срабатывания), устанавливаемых 
в цепях контроля состояния вспомогательных систем НПС, должен составлять величину не 
более ±3,5% от диапазона измерения данного реле. 

5.6.10 Диапазон измеряемого параметра определяется его предельными  значениями.  
Верхнее предельное значение измеряемого параметра принимается равным аварийному 
максимальному значению, а при его отсутствии максимальному значению, определенному 
технологическими требованиями. Нижнее предельное значение измеряемого параметра 
принимается равным аварийному минимальному значению, а при его отсутствии 
минимальному значению, определенному технологическими требованиями. 

5.6.11 Диапазон измерения первичного преобразователя определяется минимальным 
и максимальным измеряемым значением первичного преобразователя. Максимальное 
измеряемое значение первичного преобразователя выбирается с учетом обеспечения 
регистрации верхнего предельного значения с запасом 25 % от диапазона измеряемого 
параметра. При этом максимальное измеряемое значение первичного преобразователя  
принимается равным минимальному из ряда граничных значений (установленных заводом-
изготовителем), удовлетворяющему этому условию. Минимальное измеряемое значение 
первичного преобразователя выбирается с учетом обеспечения регистрации нижнего 
предельного значения с запасом 25 % от диапазона измеряемого параметра. При этом 
минимальное измеряемое значение первичного преобразователя  принимается равным 
максимальному из ряда граничных значений (установленных заводом-изготовителем), 
удовлетворяющему этому условию. 

5.6.12 Для технологических параметров, не имеющих отрицательных значений 
измеряемых величин (виброскорость, загазованность, избыточное давление и другие), в 
качестве минимального измеряемого значения первичного преобразователя принимается 
нулевое значение. 

5.6.13 Шкалы показывающих приборов должны соответствовать диапазону 
измерений первичных преобразователей. 

5.6.15 Измерительные каналы систем автоматизации должны обеспечивать измерение 
физических величин с нормируемой точностью. 

5.6.16 В состав измерительного канала входят: первичный измерительный 
преобразователь (датчик), линия связи, усилитель (нормирующий преобразователь), модуль 
ввода сигналов, включая используемые в данных устройствах алгоритмы преобразования. 

5.6.17 Результирующая погрешность измерительного канала не должна превышать 
150% от погрешности входящего в данный измерительный канала первичного 
преобразователя. 

5.6.18 Средства измерения, входящие в состав измерительного канала систем 
автоматизации и телемеханизации и поставляемые на объекты МН, должны: 

− быть внесены в Государственный реестр средств измерений; 
− иметь сертификат об утверждении типа средств измерений и методики поверки 

СИ, регламентированные в приложении (описание типа СИ)  к данному сертификату и 
оформленные в соответствии с действующими нормами и правилами; 

− иметь подтверждение о действующей поверке (калибровке) в виде, 
регламентированном методикой поверки данного СИ. 

5.6.19 Средства измерения, входящие в состав измерительного канала систем 
автоматизации и телемеханизации, во время эксплуатации должны установленным порядком  
проходить метрологический контроль. 
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5.6.20 Системы автоматизации и телемеханизации (подразделения ДО МН, 
осуществляющие поверку и калибровку СИ) должны быть укомплектованы эталонными СИ 
(калибраторами), обеспечивающими проведение работ по поверке и калибровке всех 
эксплуатирующихся в составе систем автоматизации и телемеханизации СИ и каналов 
измерения. 

5.6.21 Единицы измерения применяемых в системах автоматизации и 
телемеханизации СИ должны удовлетворять требованиям ГОСТ 8.417-02. Запрещается 
применение СИ с единицами измерения не соответствующими ГОСТ 8.417-02.  

На АРМ оператора НПС, диспетчера РДП (ТДП, ЦДП) в дополнение к отображению 
измеренных величин избыточного давления нефти в соответствии с ГОСТ 8.417-02 должна 
быть реализована возможность их отображения в единицах измерения, отличных от 
требований ГОСТ 8.417-02. 
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6 АВТОМАТИЗАЦИЯ НЕФТЕПЕРЕКАЧИВАЮЩИХ 
СТАНЦИЙ  

6.1 Общие требования 
6.1.1 Система автоматизации НПС должна обеспечивать:  
- централизованный контроль, включающий регистрацию, архивацию, 

документирование и отображение информации о работе технологического оборудования 
НПС;  

- защиту технологического оборудования НПС; 
- защиту линейной части МН от превышения давления; 
- управление технологическим оборудованием НПС; 
- автономное поддержание заданного режима работы НПС; 
- изменение режима работы НПС по командам оператора НПС или диспетчера РДП 

(ТДП); 
- связь с другими системами автоматизации и информационными системами на 

НПС; 
- формирование и выдачу в СА предыдущей (по потоку нефти) НПС сигналов об 

аварийной остановке МНА в случае возникновении условий п. 6.4.3.11 настоящего РД; 
- прием от СА следующей (по потоку нефти) НПС сигналов об аварийной остановке 

МНА в случае возникновении условий п. 6.4.3.11 настоящего РД. 
6.1.2 При срабатывании агрегатной защиты система автоматизации должна 

блокировать выполнение команд управления МНА (ПНА): 
- включение ВВ привода МНА (ПНА); 
- открытие агрегатных задвижек, которые по условию функционирования защиты 

должны быть закрыты; 
- включение агрегатов индивидуальных вспомогательных систем, которые по 

условию функционирования защиты должны быть отключены. 
6.1.3 При срабатывании общестанционной защиты система автоматизации должна 

блокировать выполнение команд управления оборудованием:  
- включение ВВ приводов МНА, ПНА; 
- открытие задвижек, которые по условию функционирования защиты должны 

быть закрыты; 
- включение агрегатов вспомогательных систем, которые по условию 

функционирования защиты должны быть отключены. 
6.1.4 Система автоматизации должна блокировать пуск МНА, ПНА при отсутствии 

хотя бы одного из необходимых условий готовности к пуску НПС. Пуск МНА, ПНА также 
блокируется при отсутствии сигнала готовности к пуску данного агрегата. 

6.1.5 Снятие блокировки управления, установленной общестанционной или 
агрегатной защитой, выполняется системой автоматизации только после деблокирования 
защиты. 

Деблокирование защит выполняется оператором после исчезновения условий, 
приведших к срабатыванию защиты, и ликвидации последствий нештатной ситуации. 

6.1.6 Достижение контролируемыми параметрами предельных значений, 
срабатывание общестанционных и агрегатных защит должны сопровождаться звуковой и 
визуальной сигнализацией в операторной НПС (МДП). 

6.1.7 Срабатывание общестанционных защит должно также сопровождаться 
звуковой сигнализацией на территории технологического объекта. 

6.1.8 При необходимости закрытия (открытия) задвижек в соответствии с 
требованиями алгоритмов общестанционных или агрегатных защит, система автоматизации 
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должна обеспечивать до момента поступления сигнала о закрытом (открытом) состоянии 
задвижки или неисправности привода задвижки: 

- формирование импульсных команд на закрытие (открытие) задвижки (при 
отсутствии контроля состояния привода задвижки), 

- формирование повторных команд управления после кратковременного 
обесточивания привода задвижки. 

 

6.2 Защиты магистрального насосного агрегата 
6.2.1 Агрегатные защиты МНА должны обеспечивать остановку данного МНА. 

Перечень параметров контроля состояния МНА и порядок работы защит приведен в таблице 
Б.1. Параметры контроля состояния МНА должны уточняться в соответствии с требованиями 
изготовителей оборудования. 

6.2.2 Алгоритм функционирования агрегатной защиты работающего МНА в 
соответствии c режимом управления и требованиями таблицы Б.1 должен предусматривать: 

− автоматическую остановку МНА; 
− отключение индивидуальных вспомогательных систем МНА. 
 Для остановленного МНА в случае срабатывания агрегатной защиты, алгоритм 

которой в соответствии с таблицей Б.1 требует закрытия задвижек на входе и выходе МНА, 
должно выполняться закрытие задвижек на входе и выходе данного МНА. 

6.2.3 Закрытие задвижек на входе и выходе МНА, отключение индивидуальных 
вспомогательных систем МНА выполняется только после подтверждения отключения ВВ 
привода МНА. 

6.2.4 При наличии соответствующих требований в таблице Б.1 после подтверждения 
отключения ВВ привода МНА агрегатной защитой системой автоматизации без выдержки 
времени должен выполняться АВР МНА (автоматический пуск МНА, находящегося в 
режиме «резервный»). АВР МНА выполняется только в том случае, если защита, требующая 
АВР, сработала на работавшем МНА. АВР МНА не производится в случае срабатывания 
агрегатной защиты во время выполнения программы пуска МНА. 

6.2.5 Агрегатные кнопки «Стоп» для аварийной остановки МНА размещаются: 
− в операторной НПС (МДП) на панели БРУ;  
− на агрегатной приборной стойке в насосном зале и в электрозале (при наличии 

электрозала). 
Агрегатная кнопка «Стоп» должна иметь надпись «СТОП МНА» с указанием 

технологического номера агрегата. 
6.2.6 Подключение кнопок «Стоп» аварийной остановки МНА к системе 

автоматизации и к системе энергоснабжения НПС должно обеспечивать отключение ВВ 
привода МНА как по каналам управления системы автоматизации, так и без их участия 
напрямую с кнопки. 

6.2.7 Датчики для измерения вертикальной и горизонтальной составляющих 
среднеквадратического значения виброскорости должны быть установлены на всех 
подшипниковых опорах насоса и электродвигателя МНА. Датчик для измерения осевой 
составляющей среднеквадратического значения виброскорости должен быть установлен на 
торце корпуса подшипника. Места установки датчиков должны соответствовать требованиям 
документации завода-изготовителя оборудования и нормативных документов ОАО «АК 
«Транснефть». 

6.2.8 Датчик контроля осевого смещения ротора насоса должен устанавливаться на 
подшипниковой опоре МНА со стороны радиально-упорного подшипника. 
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6.2.9 От момента включения ВВ привода МНА и до момента его отключения должна 
функционировать защита «Аварийная максимальная вибрация. Порог 2». Данная защита 
должна формироваться с выдержкой времени 2 секунды при превышении виброскорости в 
любой точке контроля МНА значения 18,0 мм/с. 

6.2.10 Для типов насосов, определенных в соответствии с РД 23.080.00-КТН-056-09, 
от момента включения ВВ привода МНА и в течение 300 секунд должна функционировать 
защита «Аварийная максимальная вибрация для нестационарного режима». Данная защита 
должна формироваться с выдержкой времени 30 секунд при превышении виброскорости в 
любой точке контроля насоса значения 11,2 мм/с. 

6.2.11 Через 30 секунд после подачи команды на включение ВВ привода МНА и до 
его отключения должна дополнительно к защите «Аварийная максимальная вибрация. Порог 
2» функционировать защита «Аварийная максимальная вибрация. Порог 1». Для типов 
насосов, определенных в соответствии с РД 23.080.00-КТН-056-09, через 300 секунд после 
подачи команды на включение ВВ привода МНА и до его отключения должна 
дополнительно к защите «Аварийная максимальная вибрация. Порог 2» функционировать 
защита «Аварийная максимальная вибрация. Порог 1». 

6.2.12 Защита «Аварийная максимальная вибрация. Порог 1» должна формироваться 
с выдержкой времени 5 секунд при превышении виброскорости в любой точке контроля 
МНА значения 7,1 мм/с. Для типов насосов, определенных в соответствии с РД 23.080.00-
КТН-056-09, в неноминальном режиме работы насосов, защита «Аварийная максимальная 
вибрация. Порог 1» должна формироваться с выдержкой времени 5 секунд при превышении 
виброскорости в любой точке контроля МНА значения 11,2 мм/с, при этом на АРМ 
оператора должна быть программно реализована возможность выбора оператором НПС 
режима работы насоса (номинального или неноминального) с автоматическим изменением 
величин уставок. 

6.2.13 Защита «Аварийная максимальная вибрация. Порог 1» отключается для всех 
МНА при пуске одного из МНА данной НПС на время 30 секунд от момента включения ВВ 
привода. Для типов насосов, определенных в соответствии с РД 23.080.00-КТН-056-09, при 
пуске одного из МНА на время 300 секунд от момента включения ВВ привода для всех МНА 
данной НПС отключается защита «Аварийная максимальная вибрация. Порог 1» и 
включается защита «Аварийная максимальная вибрация для нестационарного режима». 

6.3 Защиты подпорного насосного агрегата 
6.3.1 Агрегатные защиты ПНА должны обеспечивать остановку ПНА. Перечень 

параметров контроля состояния ПНА и порядок работы защит приведен в таблице Б.2. 
Параметры контроля состояния ПНА должны уточняться в соответствии с требованиями 
изготовителей оборудования. 

6.3.2 Алгоритм функционирования агрегатной защиты работающего ПНА в 
соответствии c режимом управления и требованиями таблицы Б.2 должен предусматривать: 

− автоматическую остановку ПНА; 
− отключение индивидуальных вспомогательных систем данного ПНА. 
Для остановленного ПНА в случае срабатывания агрегатной защиты, алгоритм 

которой в соответствии с таблицей Б.1 требует закрытия задвижек на входе и выходе ПНА, 
должно выполняться закрытие задвижек на входе и выходе ПНА. 

6.3.3 Закрытие задвижек на входе и выходе ПНА, отключение индивидуальных 
вспомогательных систем ПНА выполняется только после подтверждения отключения ВВ 
привода данного ПНА. 

6.3.4 При наличии соответствующих требований в таблице Б.2 одновременно (без 
выдержки времени) с остановкой ПНА агрегатной защитой  должен выполняться АВР ПНА  
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(автоматический пуск ПНА, находящегося в режиме «резервный»). АВР ПНА выполняется 
только в том случае, если защита, требующая АВР ПНА, сработала на работавшем ПНА. 
АВР ПНА не производится в случае срабатывания агрегатной защиты ПНА во время 
выполнения программы пуска ПНА. 

6.3.5 Агрегатные кнопки «Стоп» для аварийной остановки ПНА размещаются: 
− в операторной НПС (МДП) на панели БРУ;  
− на агрегатной приборной стойке. 
Агрегатная кнопка «Стоп» должна быть обозначена надписью «СТОП» с указанием 

технологического номера агрегата. 
6.3.6 Подключение кнопок «Стоп» аварийной остановки ПНА к системе 

автоматизации и к системе энергоснабжения НПС должно обеспечивать отключение ВВ 
привода ПНА как по каналам управления системы автоматизации, так и без их участия 
напрямую с кнопки. 

6.3.7 Датчики для измерения вертикальной и горизонтальной составляющих 
среднеквадратического значения виброскорости должны быть установлены на всех 
подшипниковых опорах насоса и электродвигателя горизонтальных ПНА. 
Датчики виброскорости для вертикальных ПНА должны быть установлены на 

подшипниковых опорах насоса и ЭД со стороны соединительной муфты и выполнять 
измерение в вертикальном и горизонтально-поперечном направлениях. 

Места установки датчиков должны соответствовать требованиям документации 
завода-изготовителя оборудования и нормативных документов ОАО «АК «Транснефть». 

6.3.8 От момента включения ВВ привода ПНА и до момента его отключения должна 
функционировать защита «Аварийная максимальная вибрация. Порог 2». 

6.3.9 Защита «Аварийная максимальная вибрация. Порог 2» должна формироваться 
с выдержкой времени 2 секунды при превышении виброскорости в любой точке контроля 
ПНА значения 18,0 мм/с. 

6.3.10 Через 30 секунд после подачи команды на включение ВВ привода ПНА и до 
его отключения должна дополнительно к защите «Аварийная максимальная вибрация. Порог 
2» функционировать защита «Аварийная максимальная вибрация. Порог 1».  

6.3.11 Защита «Аварийная максимальная вибрация. Порог 1» должна формироваться 
с выдержкой времени 5 секунд при превышении виброскорости в любой точке контроля 
ПНА значения 7,1 мм/с. 

6.3.12 Защита «Аварийная максимальная вибрация. Порог 1» отключается для всех 
ПНА при пуске одного из ПНА данной НПС на время 30 секунд от момента включения ВВ 
привода. 

 

6.4 Общестанционные защиты НПС  
6.4.1 Общие положения 
6.4.1.1 Общестанционные защиты НПС должны обеспечивать перевод 

технологического оборудования НПС в безопасное состояние и защиту линейной части МН 
от превышения давления. Перечень параметров контроля состояния технологических 
объектов НПС и порядок работы общестанционных защит приведен в таблицах Б.3, Б.4, Б.5. 

6.4.1.2 Алгоритм функционирования общестанционной защиты должен 
предусматривать: 

− остановку ПНА, МНА в установленной последовательности; 
− закрытие задвижек (при наличии соответствующих требований); 
− управление агрегатами вспомогательных систем (при наличии соответствующих 

требований). 
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6.4.1.3 При срабатывании общестанционных защит (кроме защит «Пожар») закрытие 
задвижек (между ПНС и МНС, на входе МНС, на выходе МНС, между ПНС и РП), и 
отключение вспомогательных систем, обеспечивающих безопасную работу насосных 
агрегатов, должно производиться только после получения сигнала об отключении всех ВВ 
МНА, ПНА. 

6.4.1.4 При наличии соответствующих требований в таблицах Б.3, Б.4, Б.5, 
одновременно с остановкой НПС общестанционной защитой должна выполняться остановка 
других МНС, ПНС и СИКН, технологически связанных с данной НПС. 

6.4.1.5 Закрытие задвижек на входе МНС и выходе МНС при срабатывании 
общестанционных защит МНС должно выполняться только при наличии байпасного 
трубопровода на узле подключения НПС к линейной части МН. 

6.4.1.6 Электроснабжение задвижек, отсекающих НПС, РП и участвующих в 
алгоритмах общестанционных защит, а именно: 

− задвижка (задвижки) на входе в РП, 
− задвижка (задвижки) между РП и ПНС для НПС с РП, 
− задвижка (задвижки) между ПНС и МНС для НПС с РП, 
− задвижка (задвижки) на входе МНС, 
− задвижка (задвижки) на выходе МНС, 
− блокировочная задвижка (задвижки) - 

должно отвечать требованиям особой группы I категории по ПУЭ. В качестве третьего 
независимого источника допускается использование ДЭС 3 степени автоматизации. 

Технологической частью проекта НПС должны быть однозначно определены 
задвижки, указанные в данном пункте. 

 
6.4.2 Требования к защитному отключению насосных агрегатов 
6.4.2.1 Общестанционные защиты НПС при срабатывании должны осуществлять 

один из алгоритмов остановки МНА и ПНА: 
− одновременная остановка всех работающих МНА, ПНА; 
− одновременная остановка всех работающих МНА; 
− последовательная остановка всех работающих МНА, начиная с первого по потоку 

нефти работающего МНА; 
− остановка одного (первого по потоку нефти) из работающих МНА; 
− последовательная остановка всех работающих МНА (начиная с первого по потоку 

нефти МНА), с одновременной остановкой всех работающих ПНА с выдержкой времени до 
5 секунд после подтверждения отключения всех ВВ приводов работавших МНА. 

6.4.2.2 Алгоритм одновременной остановки МНА, ПНА должен предусматривать 
одновременную подачу команд остановки всех работающих МНА, ПНА. 

6.4.2.3 Алгоритм одновременной остановки МНА должен предусматривать 
одновременную подачу команд остановки работающих МНА. 

6.4.2.4 Алгоритм последовательной остановки МНА должен предусматривать 
последовательную остановку работающих МНА, начиная с первого по потоку нефти. 
Интервал времени между командами остановки МНА должен составлять три секунды.  

6.4.2.5 Одновременная остановка всех работающих насосных агрегатов без 
выдержки времени от момента срабатывания защиты должна выполняться только для защит: 

− «Пожар» на технологических объектах (таблица Б.5); 
− Аварийная остановка МНС кнопкой «СТОП МНС»;  
− Аварийная остановка ПНС кнопкой «СТОП ПНС» (для НПС с РП). 
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6.4.2.6 При срабатывании общестанционных защит, связанных с аварийным 
состоянием вспомогательных систем, производится последовательная остановка насосных 
агрегатов МНС. 

 
6.4.3 Требования к защитам по избыточному давлению 
6.4.3.1 Для обеспечения безопасной эксплуатации МНС система автоматизации 

должна осуществлять контроль давления: 
− на входе МНС;  
− в коллекторе МНС (до регулирующих органов); 
− на выходе МНС (после регулирующих органов).  
6.4.3.2 Для защиты трубопроводов линейной части МН и НПС по давлению 

должны применяться две ступени: 
− защита по предельному значению давления; 
− защита по аварийному значению давления. 
Для защит по предельному и аварийному давлению на входе МНС, в коллекторе МНС 

и на выходе НПС должны использоваться по два датчика давления (измерителя) от 
раздельных отборов давления, подключаемых к системе автоматизации отдельными 
кабелями на разные входные модули. По каждому датчику давления (измерителю) должны 
быть реализованы защиты по предельному и аварийному значениям давления (по логике 
«ИЛИ»). Один из этих датчиков давления (измерителей) используется для системы 
автоматического регулирования давления. 

6.4.3.3 Остановка одного (первого по потоку) работающего МНА должна 
осуществляться при срабатывании защит: 

− «Предельное минимальное давление на входе МНС»;  
− «Предельное максимальное давление в коллекторе МНС»;  
− «Предельное максимальное давление на выходе НПС»; 
− «Предельный максимальный перепад давления на узле регулирования давления». 
Если через 10 секунд после остановки МНА одной из указанных защит сохраняется 

предельное значение давления, тогда должна осуществляться остановка следующего (по 
потоку нефти) МНА. 

6.4.3.4 Последовательная остановка всех работающих МНА должна 
осуществляться защитами:  

− «Аварийное минимальное давление на входе МНС»;  
− «Аварийное максимальное давление в коллекторе МНС»;  
− «Аварийное максимальное давление на выходе НПС».  
6.4.3.5 Требования к настройке защит по давлению приведены в Приложении А. 
6.4.3.6 Срабатывание защиты «Предельное минимальное давление на входе МНС» 

должно осуществляться с выдержкой времени до 20 секунд. 
6.4.3.7 Срабатывание защиты «Аварийное минимальное давление на входе МНС» 

должно осуществляться с выдержкой времени до 25 секунд. 
6.4.3.8 Срабатывание защиты «Предельный максимальный перепад давления на 

регуляторе давления» должно осуществляться с выдержкой времени 2 секунды. 
6.4.3.9 Без выдержки времени должно осуществляться срабатывание защит: 
− «Предельное максимальное давление в коллекторе МНС»; 
− «Предельное максимальное давление на выходе НПС»; 
− «Аварийное максимальное давление в коллекторе МНС»; 
− «Аварийное максимальное давление на выходе НПС». 
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6.4.3.10 При срабатывании защит по давлению не производится закрытие задвижек 
НПС (за исключением закрытия задвижки подключения объекта нефтедобычи в случаях, 
установленных в п. 6.4.8.6), вспомогательные системы не отключаются. 

6.4.3.11 Система автоматизации промежуточной НПС, на которой после остановки 
всех МНА возможно превышение максимально допустимого проходящего давления, должна 
формировать и передавать соответствующий сигнал для аварийной остановки 
магистральных насосных агрегатов на предыдущей (по потоку нефти) НПС. В этом случае 
приём сигнала и остановка МНА на предыдущей (по потоку нефти) НПС производится 
собственной системой автоматизации НПС с выдержкой времени от момента получения 
сигнала. Алгоритм защиты должен предусматривать остановку одного (первого по потоку) 
МНА или последовательную остановку нескольких МНА. 

Величина допускаемой временной задержки на остановку МНА (с учетом времени 
передачи сигнала между СА НПС) и число останавливаемых МНА определяются 
предварительно на основании расчета режима работы МН и содержатся в проектной 
документации, указываются в технологической карте защит МН. 

Передача команды на остановку МНА на предыдущей (по потоку нефти) НПС с 
данной НПС должна быть организована параллельно по двум каналам: 

− по выделенному каналу связи между СА этих НПС; 
− по системе телемеханизации данного МН через сервер СДКУ РДП (ТДП) с 

автоматической ретрансляцией сигнала остановки в СА предыдущей НПС.  
Системами автоматизации НПС должен быть предусмотрен взаимный контроль 

исправности указанных каналов связи. 
6.4.3.12 Требования по защите трубопроводов резервуарного парка от превышения 

давления приведены в разделе 7.2. 
 
6.4.4 Требования к защитам по уровню загазованности воздуха 

парами нефти 
6.4.4.1 Для контроля уровня загазованности воздуха летучими углеводородами 

нефтяного ряда (парами нефти) в помещениях объектов МН должны быть установлены 
стационарные системы контроля загазованности непрерывного действия. 

Первичные преобразователи (датчики) систем контроля загазованности должны 
устанавливаться в производственных помещениях, куда возможно проникновение 
взрывоопасных газов и паров, и в производственных помещениях, относящихся к классу 
взрывоопасных зон В-1а по ПУЭ и к классу 2 по ГОСТ Р 51330.9-99, в частности: 

− в насосном зале МНСЗ; 
− в насосном зале ПНСЗ;  
− в помещении РД; 
− в помещении маслосистемы;  
− в помещении ССВД; 
− в помещении насосной откачки нефти из емкости сбора утечек; 
− в помещении насосной откачки нефти из емкости  ССВД; 
− в помещениях СИКН (БИЛ, ТПУ, БИК). 
6.4.4.2 Первичные преобразователи должны устанавливаться в соответствии с 

требованиями РД БТ 39-0147171-003 и ВУП СНЭ-87. В одном помещении должно быть 
установлено не менее двух первичных преобразователей системы контроля загазованности. 

6.4.4.3 Системы контроля загазованности должны обеспечивать измерение уровня 
загазованности атмосферы парами углеводородов, выраженного в процентах от НКПРП в 
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соответствии с требованиями ГОСТ Р 51330.9 и ГОСТ Р 51330.19. При этом указанные 
системы контроля загазованности рекомендуется калибровать по воздушной смеси пропана. 

Время установления выходного сигнала системы контроля загазованности должно 
быть менее 10 секунд от момента поступления смеси воздуха с парами углеводородов на 
чувствительный элемент первичного преобразователя системы. 

Система автоматизации НПС при отказе любого датчика системы контроля 
загазованности или всей системы в целом должна формировать соответствующую 
визуальную и звуковую сигнализацию. 

6.4.4.4 Система контроля загазованности должна обеспечивать сигнализацию 
следующих уровней загазованности: 

− предельный уровень загазованности; 
− аварийный уровень загазованности. 
Предельный уровень загазованности устанавливается равным 10% НКПРП. 

Аварийный уровень загазованности устанавливается равным 30% НКПРП. 
Система автоматизации должна формировать: 
− защиту «Предельная загазованность в помещении» без выдержки времени после 

получения от системы контроля загазованности сигнала «предельный уровень 
загазованности»; 

− защиту «Сохранение предельной загазованности в помещении» при сохранении в 
течение 10 минут сигнала «предельный уровень загазованности»; 

− защиту «Аварийная загазованность в помещении» без выдержки времени после 
получения от системы контроля загазованности сигнала «аварийный уровень 
загазованности». 

Требования к алгоритмам защит по уровню загазованности указаны в таблице Б.3.  
6.4.4.5 Система автоматизации должна обеспечивать работу приточно-вытяжной 

вентиляции помещения насосного зала (при наличии соответствующих систем вентиляции) в 
зависимости от уровня загазованности и температуры воздуха в этом помещении: 

При нормальном уровне загазованности (меньше «предельного уровня 
загазованности»): 

− работает один приточный вентилятор, находящийся в режиме «автоматический 
основной»; 

− вытяжной (крышной (при наличии крышных вентиляторов, специально 
устанавливаемых для удаления избытков тепла в насосном зале) вентилятор, находящийся в 
режиме «автоматический основной», включается при превышении температуры воздуха 
внутри помещения значения +20 оС и отключается при понижении температуры ниже +18оС; 

− второй приточный вентилятор и второй вытяжной (крышной) вентилятор 
находятся в резерве в режиме «автоматический резервный». 

Загазованность в помещении превысила «предельный уровень», но не достигла 
«аварийного уровня»: 

− работает один приточный вентилятор, находящийся в режиме «автоматический 
основной», второй приточный вентилятор находится в резерве в режиме «автоматический 
резервный»; 

− производится автоматическое включение вытяжного вентилятора, находящихся в 
режиме «автоматический основной»;  

− производится включение светового табло «ГАЗ» снаружи у всех входов в 
помещение и внутри у всех выходов из помещения; 

− включение звуковой сигнализации на территории и в операторной НПС (МДП). 
Загазованность в помещении приняла значение меньше «предельного уровня»: 
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− работает один приточный вентилятор, находящийся в режиме «автоматический 
основной», второй приточный вентилятор находится в резерве в режиме «автоматический 
резервный»; 

− включенные вытяжные вентиляторы продолжают работать и автоматически 
отключаются через 15 минут; 

− производится отключение светового табло «ГАЗ» снаружи у всех входов в 
помещение и внутри у всех выходов из помещения. 

Загазованность в помещении превысила значение «аварийного уровня» или в течение 
10 минут сохранял значение выше «предельного уровня»: 

− без выдержки времени выполняется защитное отключение в соответствии с 
требованиями таблицы Б.3; 

− работает один приточный вентилятор, находящийся в режиме «автоматический 
основной», второй приточный вентилятор находится в резерве режиме «автоматический 
резервный»; 

− работает вытяжной вентилятор, находящийся в режиме «автоматический 
основной»; 

− производится автоматическое включение вытяжного вентилятора, находящегося в 
режиме «автоматический резервный». 
 

6.4.5 Требования к защите «Пожар» 
6.4.5.1 Алгоритм воздействия системы автоматизации НПС на технологическое 

оборудование НПС после получении сигнала «Пожар» от АСУ ПТ определяется 
характеристиками защищаемого объекта (помещения), на котором обнаружен пожар. 

При обнаружении пожара на любом технологическом объекте НПС, к которой 
подключен объект нефтедобычи, система автоматизации должна выполнять действия, 
предусмотренные п. 6.4.8.6. 

6.4.5.2 После поступления сигнала «Пожар в резервуаре» система автоматизации 
без выдержки времени должна одновременно: 

− закрыть задвижки на входе и выходе всех ПНА НПС; 
− закрыть задвижки между РП и ПНС; 
− закрыть задвижки между МНС и ПНС; 
− закрыть задвижки на входе в РП; 
− закрыть задвижки подключения резервуара (коренные задвижки внутри 

обвалования резервуара и задвижки вне обвалования); 
− закрыть задвижки сброса нефти в резервуар аварийного сброса; 
− остановить одновременно все работающие насосные агрегаты всех МНС и ПНС, 

подключенных к РП; 
− отключить агрегаты вспомогательных систем всех МНС и ПНС, подключенных к 

РП, в соответствии с требованиями таблицы Б.5; 
− выполнить остальные функции, предусмотренные таблицей Б.5. 
6.4.5.3 После поступления сигнала «Пожар» на защищаемом объекте (насосный зал 

МНСЗ и ПНСЗ, технологическая площадка МНСО, ПНСО, помещение электрозала, 
помещение РД, помещение маслосистемы, помещение ССВД, помещение СИКН (БИЛ, ТПУ, 
БИК) на входе или выходе МНС) система автоматизации без выдержки времени должна: 

− одновременно остановить все работающие МНА, ПНА; 
− отключить агрегаты вспомогательных систем и систем вентиляции в соответствии 

с требованиями таблицы Б.5; 
− закрыть задвижки в соответствии с требованиями п. 6.4.5.5; 
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− выполнить остальные функции, предусмотренные таблицей Б.5. 
6.4.5.4 При поступлении сигнала «Пожар» в помещении ЗРУ или в помещении 

«кроссовых панелей» система автоматизации должна одновременно остановить все 
работающие МНА, ПНА и выполнить остальные функции, предусмотренные требованиями 
таблицы Б.5. 

6.4.5.5 Требования к закрытию задвижек при поступлении сигнала «Пожар» 
определяются следующими положениями:  

− для промежуточной НПС при пожаре: в насосном зале МНСЗ, на 
технологической площадке МНСО, в помещении электрозала, в помещении РД, в 
помещении маслосистемы, в помещении ССВД, в помещениях СИКН (БИЛ, ТПУ, БИК) – 
одновременно с остановкой всех МНА производится закрытие всех задвижек на входе и 
выходе всех МНА, задвижек на входе и выходе МНС, задвижек на входе ФГУ, задвижек на 
выходе РД, задвижек подключения ССВД к нефтепроводам НПС; 

− для промежуточной НПС с РП при пожаре: в насосном зале МНСЗ, в насосном 
зале ПНСЗ, на технологической площадке МНСО, на технологической площадке ПНСО, в 
помещении электрозала, в помещении РД, в помещении маслосистемы, в помещениях СИКН 
(БИЛ, ТПУ, БИК), расположенных до или после МНС, – одновременно с остановкой всех 
МНА, ПНА производится закрытие всех задвижек на входе и выходе всех МНА и ПНА, 
задвижек между РП и ПНС, задвижки между ПНС и МНС, задвижки на входе и выходе 
МНС, задвижек на входе ФГУ, задвижек на выходе РД, задвижек подключения ССВД к 
нефтепроводам НПС, задвижек на входе РП (на линиях подачи нефти в резервуарный парк), 
задвижки на линии приема в резервуар аварийного сброса. 

− для головной НПС при пожаре: в насосном зале МНСЗ,  в насосном зале ПНСЗ, 
на технологической площадке МНСО, на технологической площадке ПНСО, в помещении 
электрозала, в помещении РД, в помещении маслосистемы, в помещениях СИКН (БИЛ, 
ТПУ, БИК), расположенных до или после МНС, – одновременно с остановкой всех МНА, 
ПНА производится закрытие всех задвижек на входе и выходе всех МНА, ПНА, задвижек 
между РП и ПНС, задвижки между ПНС и МНС, задвижки на выходе МНС, задвижки 
(задвижек) на выходе узла РД, задвижек на входе РП (на линиях подачи нефти в 
резервуарный парк), задвижки на линии приема в резервуар аварийного сброса. 

При обнаружении пожара в помещениях СИКН (БИЛ, ТПУ, БИК) дополнительно 
закрываются задвижки на входе и выходе трубопровода из помещения и выполняются 
требования, изложенные в таблице Б.5. 

 
6.4.6 Требования к аварийному отключению кнопкой «Стоп». 
6.4.6.1 Для подачи команды аварийной остановки МНС, ПНС используются кнопки 

«Стоп МНС» и «Стоп ПНС» соответственно. 
6.4.6.2 Кнопки «Стоп МНС» и «Стоп ПНС» для аварийной остановки всех 

агрегатов МНС и ПНС (соответственно) должны устанавливаться: 
− в операторной НПС (МДП) на панели БРУ;  
− вне помещения насосного зала МНСЗ, ПНСЗ вблизи всех эвакуационных выходов 

в доступных и безопасных местах на расстоянии не менее шести метров от здания насосной, 
количество кнопок равно количеству выходов; 

− в доступных и безопасных местах на расстоянии не менее 10 метров от насосных 
агрегатов МНСО, ПНСО, количество кнопок не менее четырех.  

6.4.6.3 Высота установки кнопок «Стоп МНС», «Стоп ПНС» от поверхности пола, 
земли составляет 1,5 м. Каждая кнопка «Стоп», расположенная вне помещения, должна быть 
защищена кожухом, предотвращающим случайные механические воздействия, но 
обеспечивающим доступ к кнопке для подачи команды. 
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6.4.6.4 Кнопки «Стоп МНС» и «Стоп ПНС» должны иметь указательные знаки, 
соответствующие требованиям ГОСТ Р 12.4.026.  Кнопка аварийной остановки МНС «Стоп 
МНС» должна быть обозначена трафаретом с надписью «СТОП МНС», а кнопка для 
аварийной остановки ПНС «Стоп ПНС» должна быть обозначена трафаретом с надписью 
«СТОП ПНС».  

6.4.6.5 Подключение кнопок «Стоп МНС» к системе автоматизации и к системе 
энергоснабжения НПС должно обеспечивать подачу команд отключения ВВ приводов всех 
МНА МНС по двум каналам управления: 

− с применением микропроцессорных средств автоматизации; 
− с непосредственной передачей команды в систему энергоснабжения от кнопки 

«Стоп МНС». 
Подключение кнопок «Стоп ПНС» к системе автоматизации и к системе 

энергоснабжения НПС должно обеспечивать подачу команд отключения ВВ приводов всех 
ПНА ПНС по двум каналам управления: 

− с применением микропроцессорных средств автоматизации; 
− с непосредственной передачей команды в систему энергоснабжения от кнопки 

«Стоп ПНС». 
6.4.6.6  Система автоматизации НПС с РП при поступлении команды от кнопки 

«Стоп ПНС», «Стоп МНС»  должна обеспечить: 
− дублирование команд одновременного отключения ВВ приводов всех МНА и 

ПНА; 
− закрытие задвижек на входе и выходе МНА, задвижек на входе и выходе ПНА, 

закрытие задвижки между ПНС и МНС, закрытие задвижки на входе и выходе МНС; 
− выполнение остальных функций, предусмотренных требованиями таблицы Б.3.  
6.4.6.7  Система автоматизации НПС без РП при поступлении команды от кнопки 

«Стоп МНС»  должна обеспечить: 
− дублирование команд одновременного отключения ВВ приводов всех МНА; 
− закрытие задвижек на входе и выходе МНА и на входе и выходе МНС; 
− выполнение остальных функций, предусмотренных требованиями таблицы Б.3.  
 
6.4.7 Требования к функциям защит МНС при затоплении 

помещений и аварийном уровне нефти в емкостях 
6.4.7.1 Общестанционные защиты: 
− «Затопление насосного зала МНСЗ»; 
− «Затопление насосного зала ПНСЗ»; 
− «Затопление помещения маслосистемы»; 
− «Затопление помещений СИКН (БИЛ, ТПУ, БИК)»; 
− «Аварийный уровень нефти в емкостях сбора утечек МНС, ПНС»; 
− «Аварийный уровень нефти в емкостях сброса ударной волны» 

должны предусматривать: 
− последовательную остановку МНА, одновременную остановку ПНА; 
− закрытие задвижек на входе и выходе МНА, задвижек на входе и выходе ПНА, 

закрытие задвижек, отсекающих аварийное помещение или емкость в соответствии с 
требованиями таблицы Б.3; 

− выполнение иных функций, предусмотренных требованиями таблицы Б.3. 
 
6.4.8 Требования к согласованности аварийных отключений 

объектов МН 
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6.4.8.1 При одновременном функционировании нескольких алгоритмов, которые 
формируют различные команды управления для одного технологического оборудования, 
система автоматизации должна выполнять команды и блокировки, предусмотренные 
алгоритмом, имеющим более высокий приоритет. 

6.4.8.2 Приоритеты алгоритмов определены в следующей убывающей 
последовательности, начиная с наивысшего: 

Первый уровень. Наивысший приоритет. Защиты по событию «Пожар»; 
Второй уровень: Аварийная остановка МНС кнопкой «Стоп МНС», Аварийная 

остановка ПНС кнопкой «Стоп ПНС»; 
Третий уровень: Защиты по загазованности; затоплению; 
Четвертый уровень: Общестанционные защиты, не являющиеся защитами первого, 

второго и третьего уровня; 
Пятый уровень: Агрегатные защиты; 
Шестой уровень: Алгоритмы функционирования СА при отсутствии 

общестанционных и агрегатных защит и их блокировок. 
6.4.8.3 При срабатывании общестанционной защиты ПНС должны быть 

остановлены МНА на МНС, работающей совместно с останавливаемой ПНС. Алгоритм 
остановки магистральных насосных агрегатов (последовательное или одновременное) 
определяется требованиями соответствующей защиты. 

6.4.8.4 При срабатывании общестанционной защиты НПС или МНС, требующей 
закрытие задвижек на входе или выходе МНС, после отключения всех ВВ приводов МНА с 
выдержкой времени не более 5 секунд должны быть одновременно остановлены ПНА на 
ПНС, работающей с данной МНС. 

6.4.8.5 Для режима параллельной работы (при работе на общий коллектор) двух 
МНС (или двух ПНС) и остановке одной из МНС (ПНС) общестанционной защитой, другая 
МНС (ПНС) также должна автоматически останавливаться. 

6.4.8.6  При подключении объекта нефтедобычи к МН в случаях: 
− срабатывания общестанционной защиты системы автоматизации НПС, 

требующей закрытие задвижек на входе РП, на входе МНС, на выходе МНС; 
− срабатывания общестанционных защит: «Предельное максимальное давление в 

коллекторе МНС», «Аварийное максимальное давление в коллекторе МНС», «Предельное 
максимальное давление на выходе НПС», «Аварийное максимальное давление на выходе 
НПС»; 

− достижения величины избыточного давления в подводящем технологическом 
нефтепроводе НПС значения, равного 0,9 допустимого рабочего давления; 

− срабатывания защиты «Пожар в резервуаре»; 
− срабатывания защиты «Пожар» по п.п. 6.4.5.3, 6.4.5.4; 
− достижения верхнего допустимого уровня нефти в резервуаре группы, парка НПС 

система автоматизации НПС должна обеспечивать одновременное формирование команд:  
− остановки насосов, осуществляющих подкачку нефти в магистральный 

нефтепровод;  
− закрытия задвижки узла подключения объекта нефтедобычи. 
Передача указанных команд от системы автоматизации НПС в систему автоматизации 

объекта нефтедобычи должна выполняться по каналам связи (через систему 
телемеханизации) объекта нефтедобычи.  

6.4.8.7 Время полного закрытия задвижек узла подключения объекта нефтедобычи 
не должно превышать 2 минут. 
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6.4.8.8 Алгоритмы общестанционных защит, не указанных в разделах 6.4.4 - 6.4.7 
не требуют закрытия станционных задвижек и выполняют последовательную остановку 
МНА и одновременную остановку ПНА. 

 

6.5  Требования к функциям управления  
6.5.1 Требования к функциям управления МНА и ПНА 
6.5.1.1 К командам управления МНА и ПНА относятся: 
− включение и отключение ВВ привода насосного агрегата; 
− открытие и закрытие задвижек на входе и выходе насосного агрегата; 
− пуск и остановка агрегатов индивидуальных вспомогательных систем; 
− программный пуск и остановка магистральных насосных агрегатов; 
− программный пуск и остановка подпорных насосных агрегатов. 
6.5.1.2 Управление магистральными и подпорными насосными агрегатами должно 

быть реализовано в следующих режимах: 
− дистанционный из РДП, ТДП (телемеханический); 
− программный из операторной (основной); 
− резервный; 
− кнопочный; 
− ремонтный; 
− испытательный. 
6.5.1.3 Все режимы управления должны предусматривать подачу команд управления 

насосными агрегатами и агрегатами индивидуальных вспомогательных систем только через 
систему автоматизации НПС.  

6.5.1.4 Режим «ремонтный» МНА, ПНА устанавливается и отменяется только 
оператором НПС.  

В режиме «ремонтный» должно блокироваться управление насосным агрегатом и 
задвижками агрегата через систему автоматизации НПС, в том числе блокируются команды 
управления, сформированные общестанционными защитами и агрегатными защитами этого 
агрегата.  

6.5.1.5 Команды аварийного отключения ВВ привода насосных агрегатов от 
агрегатных кнопок «Стоп», от кнопок «Стоп ПНС», «Стоп МНС» должны выполняться во 
всех режимах управления агрегатов и в том числе при отказе системы автоматизации. 

6.5.1.6 Команда на включение ВВ привода агрегата во всех режимах управления для 
всех программ пуска должна блокироваться, если задвижка на входе агрегата не открыта или не 
включены индивидуальные вспомогательные системы данного агрегата. 

6.5.1.7 В системе автоматизации должен быть предусмотрен запрет (блокировка) 
пуска МНА в случае, если суммарное давление в коллекторе МНС с учетом давления, 
развиваемого данным МНА, может превысить предельное максимальное значение давления, 
установленное для коллектора МНС. 

6.5.1.8 Для любого режима насосного агрегата должны быть исключены пуск и 
работа агрегата, если:  

− неработоспособны системы, обеспечивающие автоматическую защиту НПС или 
данного агрегата; 

− агрегатная защита данного агрегата не деблокирована; 
− общестанционная защита не деблокирована. 
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6.5.1.9 Кнопочный режим управления агрегатом предназначен для проведения 
работ по опробованию МНА, выполнению вибродиагностики и других регламентных работ и 
должен отвечать следующим требованиям: 

6.5.1.9.1 Последовательность действий при пуске и остановке насосного агрегата в 
кнопочном режиме должна быть определена технологическим регламентом управления 
НПС. 

6.5.1.9.2 Команды управления ВВ агрегата и задвижками агрегата при пуске и 
остановке насосного агрегата формируются оператором отдельно друг от друга.    

6.5.1.9.3 Агрегат считается работающим (включенным), если включен ВВ агрегата и 
открыта задвижка на выходе агрегата. 

6.5.1.9.4 Изменение состояния задвижек на выходе агрегата не должно приводить к 
срабатыванию защиты «Несанкционированное изменение состояния агрегатных задвижек 
работающего агрегата», предусмотренной таблицами Б.1 и Б.2.  

6.5.1.9.5 В случае остановки насосного агрегата по агрегатной защите АВР для 
агрегата в режиме «резерв» не выполняется. 

6.5.1.10 В режимах «дистанционный из РДП, ТДП», «программный из операторной» 
пуск МНА, ПНА должен происходить по выбранной программе пуска после получения 
соответствующей команды из РДП (ТДП) или операторной НПС (МДП) соответственно. 

6.5.1.11 В системе автоматизации должны быть реализованы следующие программы 
пуска насосных агрегатов: 

− программа пуска №1 на полностью открытую выходную задвижку; 
− программа пуска №2 на закрытую выходную задвижку, открывающуюся в ходе 

выполнения программы. 
Для программного пуска МНА должны применяться программы пуска №1 и №2. Для 

ПНА в системе автоматизации должна быть реализована программа пуска №1.  
Программы пуска включают: 
− формирование команды на включение ВВ привода агрегата; 
− формирование команды на прикрытие исполнительных механизмов САР (для 

НПС с системой регулирования давления методом дросселирования); 
− изменение по установленному алгоритму частоты вращения вала насосного 

агрегата (для агрегатов с регулируемой частотой вращения вала); 
− формирование команды на открытие выходной задвижки агрегата при пуске МНА 

по программе пуска №2; 
6.5.1.12 Команда на включение ВВ привода МНА, который пускается по программе 

№2, подается с выдержкой времени от момента подачи команды на открытие закрытой 
задвижки на выходе МНА.  

6.5.1.13 Длительность выдержки времени на включение ВВ при пуске МНА по 
программе №2 принимается из расчета величины допустимого перепада давления на 
выходной агрегатной задвижке и условий обеспечения поддержания на входе МНС давления 
нефти, превышающего предельное минимальное значение.  

6.5.1.14 Система автоматизации НПС должна допускать изменение программы пуска 
только для неработающего МНА.  

6.5.1.15 При смене программы пуска агрегатные задвижки должны автоматически 
переводиться в положение, необходимое для функционирования соответствующей 
программы пуска. 

6.5.1.16 После завершения выполнения программы пуска насосный агрегат 
считается включенным. 

Программа пуска ПНА (МНА) считается невыполненной и завершает свою работу 
инициализацией защиты «Невыполнение программы пуска» в соответствии с требованиями 
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таблиц Б.1 и Б.2, если в процессе выполнения программы в течение установленных 
промежутков времени произошло одно из событий: 

− не включился ВВ привода ПНА (МНА); 
− не открыта задвижка на входе ПНА (МНА); 
− не открыта задвижка на выходе ПНА (МНА); 
− не работают индивидуальные вспомогательные системы агрегата. 
Программа пуска ПНА (МНА) также считается невыполненной, если во время ее 

работы происходит срабатывание агрегатной защиты данного агрегата или общестанционной 
защиты, требующей отключение этого агрегата. Работа агрегата завершается по алгоритму 
сработавшей защиты без инициализации защиты «Невыполнение программы пуска». 

6.5.1.17 Пуск агрегата, находящегося в режиме «резервный», производится только 
по программе пуска №1 на открытую выходную задвижку.  

У насосного агрегата в режиме «резервный» до пуска должны быть: 
− открыты задвижки на входе и выходе агрегата; 
− включены индивидуальные вспомогательные системы (смазки, охлаждения, 

подпорной вентиляции и т.д.).  
Операции по открытию задвижек на входе и выходе агрегата, включению 

индивидуальных вспомогательных систем должны выполняться автоматически при переводе 
агрегата в режим «резервный». 

6.5.1.18 Пуск насосного агрегата, находящего в режиме «резервный» при 
выполнении функции АВР, должен осуществляться: 

− для МНА после получения сигнала, подтверждающего отключение ВВ привода 
работавшего МНА по агрегатным защитам, предусматривающим АВР в соответствии с 
требованиями таблиц Б.1; 

− для ПНА -  одновременно с подачей команды остановки работающего ПНА по 
агрегатным защитам, предусматривающим АВР в соответствии с требованиями таблиц Б.2. 

6.5.1.19 Остановка работающего насосного агрегата в режимах «дистанционный из 
РДП», «программный из операторной», «резервный», «кнопочный» производится по 
программе остановки. Программа остановки МНА (ПНА) для этих режимов выполняется: 

− при срабатывании агрегатной защиты данного агрегата;  
− при срабатывании общестанционной защиты, требующей остановку данного 

агрегата;  
− после формирования команды «Стоп» из РДП (ТДП) для режима «дистанционный 

из РДП»; 
− после формирования команды «Стоп» из операторной НПС (МДП). 
6.5.1.20 Программа остановки МНА, ПНА должна предусматривать: 
− отключение ВВ привода насосного агрегата; 
− закрытие задвижки на выходе МНА, если для данного МНА установлена 

программа пуска №2 и агрегат аварийно останавливается по команде «Стоп»; 
− закрытие задвижек на входе и выходе агрегата в соответствии с требованиям 

алгоритма защиты, если агрегат останавливается защитой; 
− отключение агрегатов индивидуальных вспомогательных систем в соответствии с 

требованиям алгоритма защиты, если агрегат останавливается защитой. 
6.5.1.21 В системе автоматизации должна быть реализована команда «Переход с 

МНА на МНА». По данной команде происходит остановка работающего МНА с 
автоматическим пуском подготовленного неработающего МНА.  

6.5.1.22 Готовность к выполнению команды «Переход с МНА на МНА» 
формируется при выполнении условий: 
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− МНА, с которого планируется произвести переход, должен находиться в работе и 
должен быть определен оператором; 

− оператор должен назначить для пуска неработающий МНА с такими 
характеристиками, что его пуск не приведет к превышению давления нефти в коллекторе 
МНС выше установленного предельного максимального значения; 

− для неработающего МНА должна быть задана программа пуска №1 и он должен 
быть подготовлен для пуска по данной программе; 

− для выполнения команды «Переход с МНА на МНА», сформированной 
оператором, неработающий МНА должен находиться в режиме «программный из 
операторной». 

Алгоритм перехода инициируется после подачи команды «Переход с МНА на МНА» 
при условии готовности к ее выполнению. Алгоритм последовательно выполняет действия: 

− без выдержки времени после поступления команды «Переход с МНА на МНА» 
подается команда на остановку выбранного работающего МНА; 

− после подачи команды отключения ВВ привода работающего МНА система 
автоматизации выполняет контроль отключения ВВ; 

− в случае невыполнения команды отключения ВВ привода МНА за установленное 
время работа алгоритма «Переход с МНА на МНА» завершается по алгоритму защиты 
«Невыполнение команды отключения ВВ привода агрегата» без пуска неработающего МНА; 

− в случае получения подтверждения отключения ВВ привода работавшего МНА 
без выдержки времени от момента поступления подтверждения, система автоматизации  
выполняет пуск назначенного МНА по программе пуска №1. 

6.5.1.23 Все программы пуска и остановки насосных агрегатов, программы 
управления запорной арматурой должны предусматривать контроль продолжительности 
выполнения каждой операции с учетом установленной последовательности их выполнения. 

6.5.1.24 Режим «испытательный» назначается дополнительно к режимам 
«дистанционный из РДП, ТДП», «программный из операторной», «резервный», 
«кнопочный» и предназначен для проверки алгоритмов работы системы автоматизации, 
автоматических защит без воздействия на ВВ насосных агрегатов, с программной имитацией 
работы ВВ. В режиме «испытательный» физическая команда на управление ВВ привода 
насосного агрегата на модуле вывода СА не формируется, состояние ВВ привода насосного 
агрегата эмулируется программным обеспечением.  

6.5.1.25 Режим «испытательный» может быть назначен оператором только для 
остановленного насосного агрегата. Для работающего агрегата система автоматизации 
блокирует команду назначения режима «испытательный». 

 
6.5.2 Общие требования к функциям управления агрегатами 

вспомогательных систем 
6.5.2.1 Управление агрегатами вспомогательных систем должно быть реализовано в 

режимах: 
− автоматический основной; 
− автоматический резервный; 
− кнопочный; 
− ручной; 
− ремонтный. 
Режим работы агрегата вспомогательной системы может быть установлен оператором 

НПС. Также режим работы агрегата вспомогательной системы может быть изменен 
автоматически системой автоматизации НПС в случаях, предусмотренных п. 6.5.2.7. 
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6.5.2.2 В режиме «ремонтный» команда включения агрегата через систему 
автоматизации блокируется. Назначение оператором работающему агрегату режима 
«ремонтный» запрещено, такая команда изменения режима должна блокироваться СА. 

6.5.2.3 В системе автоматизации предусматривается команда «Включение 
вспомсистем», которая обеспечивает включение агрегатов вспомогательных систем 
(необходимых для функционирования оборудования НПС), находящихся в режиме 
«автоматический основной». 

6.5.2.4 Системы вентиляции: подпора электродвигателей МНА, подпора камер 
беспромвального соединения, подпора воздуха электрозала, приточная насосного зала - 
должны включаться до включения в работу МНА НПС. 

6.5.2.5 Система автоматизации должна исключать формирование команды 
включения агрегата вспомогательной системы в следующих случаях:  

− при неноминальном значении напряжения на секции шин, к которой подключен 
электропривод агрегата (при значении напряжения, недопустимом для эксплуатации 
электродвигателя агрегата); 

− при неисправности агрегата. 
6.5.2.6 Сигнал неисправности агрегата вспомогательной системы формируется при 

условиях, когда: 
− после подачи команды включения неработающего агрегата за установленное 

время не будет сформирована сигнализация включенного состояния агрегата; 
− после подачи команды включения неработающего агрегата через установленное 

время хотя бы один параметр, характеризующий работу агрегата, будет иметь 
неноминальное значение; 

− у работающего агрегата исчезнет сигнализация включенного состояния при 
наличии номинального напряжения на секции шин ЩСУ, к которой подключен 
электропривод агрегата; 

− хотя бы один параметр, характеризующий безаварийную работу агрегата, примет 
и будет сохранять в течение установленного времени неноминальное значение при наличии 
номинального напряжения на секции шин ЩСУ, к которой  подключен электропривод 
агрегата; 

− хотя бы один параметр, не зависящий от номинального значения напряжения на 
секциях шин ЩСУ и характеризующий безаварийную работу агрегата, примет и будет 
сохранять в течение установленного времени неноминальное значение. 

6.5.2.7 Программы управления агрегатами вспомогательных систем должны 
предусматривать: 

− задание для каждого агрегата режима управления; 
− автоматическую взаимную замену режимов управления агрегатами 

«автоматический основной» и «автоматический резервный» для обеспечения резервирования 
при невыполнении АПВ агрегата за установленное время; 

− автоматическое изменение режима управления агрегатом «автоматический 
резервный» на режим «автоматический основной» после пуска агрегата.  

− включение и отключение агрегатов, находящихся в режиме «автоматический 
основной» или «автоматический резервный» в соответствии с алгоритмом управления; 

− выполнение АПВ агрегата вспомсистемы; 
− автоматическое включение агрегата в режиме «автоматический резервный» при 

невыполнении АПВ агрегата за установленное время; 
− автоматическое отключение агрегата при его неисправности (аварии); 
− выполнение АВР агрегата вспомсистемы; 
− сигнализацию неисправности каждого агрегата системы. 
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6.5.2.8 Программа автоматического повторного включения агрегата должна 
выполнять повторное включение агрегата, находящегося в режиме «автоматический 
основной» при условии восстановления напряжения на этой секции шин ЩСУ в течение 
установленного времени до 5 секунд, если отключение агрегата было вызвано отсутствием 
номинального напряжения на секции шин ЩСУ. 

6.5.2.9 Программа автоматического включения резервного агрегата должна 
выполнять автоматическое включение агрегата, находящегося в режиме «автоматический 
резервный», одновременно с отключением неисправного агрегата, находящегося в режиме 
«автоматический основной». 

6.5.2.10 При срабатывании общестанционной защиты, требующей отключения 
соответствующей вспомогательной системы, должно быть предусмотрено отключение 
агрегатов этой вспомогательной системы независимо от режима их управления. Включение 
(автоматическое, по команде оператора с АРМ) агрегата данной вспомогательной системы 
должно блокироваться до момента деблокирования общестанционной защиты оператором.  

6.5.2.11 Все программы пуска и остановки агрегатов вспомогательных систем 
должны предусматривать контроль продолжительности выполнения каждой операции с 
учетом установленной последовательности их выполнения. 

6.5.2.12 Защита «Авария вспомогательной системы» формируется при условии, что 
все агрегаты вспомогательной системы неисправны или находятся в режиме «ремонт». 

 
6.5.3 Требования к функциям управления агрегатами маслосистемы 
6.5.3.1 В системе подачи масла к подшипниковым узлам насосных агрегатов 

должен быть обеспечен следующий уровень автоматизации: 
− измерение и контроль температуры масла в трубопроводе подачи масла к МНА; 
− измерение и контроль давления масла на выходе каждого маслонасоса, 
− измерение и контроль давления масла у каждого магистрального насосного 

агрегата; 
− сигнализация предельной температуры масла каждого МНА; 
− сигнализация минимального давления масла на выходе каждого маслонасоса,  
− сигнализация минимального давления масла у каждого МНА;   
− сигнализация аварийного максимального, предельного максимального и 

минимального уровня в баках маслосистемы; 
− сигнализация аварийного минимального, предельного минимального, 

максимального уровня в аккумулирующем баке маслосистемы. 
6.5.3.2 Автоматическое отключение маслонасосов системы смазки насосных 

агрегатов должно быть предусмотрено только после подтверждения отключения ВВ всех 
насосных агрегатов, подключенных к данной маслосистеме. Исключение составляют 
действия системы автоматизации, предусмотренные таблицей Б.5. 

6.5.3.3 Система автоматизации для поддержания температуры масла на входе 
подшипников насосных агрегатов в диапазоне от плюс 25 оС до плюс 55 оС должна 
формировать:  

− команду включения основного АВО при превышении температуры масла первого 
максимального значения, равного 35 оС; 

− команду включения второго (резервного) АВО при превышении температуры 
масла второго максимального значения, равного 45 оС; 

− команду отключения работающих АВО, звуковая и визуальная сигнализация  при 
понижении температуры масла ниже минимального значения, равного 25 оС; 
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− визуальную и звуковую сигнализацию при превышении предельного 
максимального значения, равного 55 оС.  

6.5.3.4 Система автоматизации НПС должна выполнять блокировку пуска МНА 
при температуре масла в маслосистеме менее 10 оС. 

6.5.3.5 При наличии конкретных требований завода-изготовителя МНА к 
температурным параметрам масла, подаваемого к подшипникам МНА, использовать 
алгоритм управления АВО, позволяющий поддерживать заданную заводом-изготовителем 
температуру масла. 

При отсутствии требований завода-изготовителя использовать алгоритм управления 
АВО для поддержания температуры масла по пункту 6.5.3.3. 

 
6.5.4 Требования к функциям управления системой откачки утечек и 

ССВД 
6.5.4.1 Включение насоса откачки нефти в режиме «автоматический основной» 

должно выполняться при поступлении сигнала предельного максимального уровня в емкости 
(сбора  утечек или ССВД).  

6.5.4.2 В системе откачки утечек должно быть предусмотрено автоматическое 
включение резервного насоса, находящегося в режиме «автоматический резервный», 
параллельно основному, если в течение 60 секунд после включения насоса, находящегося в 
режиме «автоматический основной», уровень в емкости не снижается ниже предельного 
максимального уровня. 

6.5.4.3 Автоматическое отключение насосов, откачивающих нефть из емкости 
(сбора  утечек или ССВД) должно происходить при поступлении сигнала минимального 
уровня соответствующей емкости.  

6.5.4.4 Величина аварийного максимального уровня емкости ССВД определяется из 
расчета последовательного выполнения двух сбросов нефти при срабатывании ССВД.  

6.5.4.5 На НПС без РП должна быть предусмотрена  блокировка  пуска насоса и 
отключение работающего насоса, выполняющего откачку нефти на прием магистральной 
насосной, в случаях: 

− если давление в точке подключения к МН насоса откачки превышает давление, 
создаваемое насосом откачки; 

− закрытия задвижки между точкой подключения насоса откачки и линейной 
частью МН (не открыты соответствующие задвижки на входе МНС, на выходе МНС, на 
ФГУ, на РД). 

6.5.4.6 Контроль аварийного максимального уровня в емкостях сбора утечек и в 
емкостях ССВД на НПС должен производиться с помощью отдельно смонтированного на 
каждой емкости сигнализатора уровня. Этот сигнализатор не может быть использован для 
контроля минимального и предельного максимального уровня. Для контроля минимального 
и предельного максимального уровня, текущего уровня должен быть использован 
аналоговый измеритель уровня. 

6.5.4.7 В системах пневматических сбросных клапанов (ССВД, предохранительные 
устройства) должен предусматриваться: 

− контроль поступления нефти через клапан; 
− контроль исправности системы управления клапанами (при наличии технической 

возможности). 
При поступлении нефти через клапан с выдержкой времени должна формироваться 

предупредительная сигнализация. 
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6.6 Требования к функциям регулирования 
6.6.1 Средства автоматического регулирования давления МНС должны выполнять 

функции: 
− поддержания давления на приеме первого по потоку нефти МНА не ниже 

допустимого значения; 
− поддержания давления на выходе НПС (после регулирующих органов) не выше 

допустимого значения на выходе НПС. 
Точность поддержания усредненного значения давления должна быть не хуже ± 0,02 

МПа. 
6.6.2 Управление исполнительными механизмами системы регулирования давления 

МНС методом дросселирования, регулирования частоты вращения вала МНА должно 
осуществляться от алгоритмически независимых контуров регулирования давления на входе 
и выходе МНС, воздействующих на исполнительный механизм через общий блок селекции 
управляющих сигналов. 

6.6.3 Параметры настройки САР давления и технические характеристики 
оборудования САР давления (в том числе быстродействие исполнительного механизма и 
поворотного затвора) при работе МН на максимальном режиме в случае остановки одного 
МНА на последующей (по потоку нефти) МНС должны обеспечивать отклонение давления 
на выходе НПС не более 0,15 МПа от допустимого рабочего давления на выходе НПС. 

Расчет параметров настройки САР давления и технические характеристики 
оборудования САР давления при проектировании объектов МН должны выполняться на 
основании результатов моделирования переходных процессов в линейной части МН при 
остановке МНА. 

6.6.4 Для обеспечения работы поворотного затвора во время регулирования 
давления методом дросселирования  в зоне линейных характеристик поворотного затвора 
система автоматизации НПС должна обеспечивать формирование сообщения для изменения 
количества работающих поворотных затворов при изменении производительности 
магистрального нефтепровода.  

6.6.5  Средства автоматического регулирования расхода предназначены для: 
− регулирования расхода на станции смешения нефти; 
− ограничения расхода при наливе на эстакаду, в танкер. 
6.6.6 Быстродействие исполнительных механизмов систем автоматического 

регулирования методом дросселирования для параметров: расхода, температуры, качества 
нефти - должно быть не более 120 секунд. 

6.6.7 При проектировании узлов регулирования давления с использованием 
поворотных затворов расчет максимального момента привода поворотного затвора должен 
проводиться с учетом максимальной подачи по трубопроводу при любых углах прикрытия в 
пределах допускаемого перепада давления на затворе. 

6.6.8 В системе регулирования с использованием метода дросселирования отдельно 
для каждого исполнительного механизма должен быть предусмотрен «ручной» режим 
управления, обеспечивающий подачу команд изменения положения регулирующего органа 
вручную. 

В САР с использованием метода регулирования частоты вращения вала МНА 
отдельно для каждого МНА должен быть предусмотрен «ручной» режим регулирования 
частоты вращения вала.  

6.6.9 Величина уставки ограничения рабочего давления на выходе НПС должна 
устанавливаться в соответствии с требованиями приложения А.   

6.6.10 Величина уставки ограничения рабочего давления на приеме НПС должна 
устанавливаться в соответствии с требованиями приложения А. 
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6.6.11 В САР давления методом дросселирования должен быть предусмотрен 
алгоритм временного прикрытия исполнительных механизмов с возвратом в режим 
регулирования давления. Алгоритм начинает свою работу после получения из системы 
автоматизации НПС соответствующей команды о прикрытии исполнительных 
механизмов.Аналогично, для САР давления методом изменения частоты вращения должен 
быть предусмотрен алгоритм изменения частоты вращения работающих МНА.  

6.6.13 Система автоматизации НПС должна обеспечивать возможность изменения 
уставки регулирования давления на приеме, на выходе МНС из операторной НПС, МДП, 
РДП, ТДП. 

6.7 Требования к функциям контроля 
6.7.1 Контроль соответствия текущих значений технологических параметров 

допускаемым значениям выполняется для всех измеряемых параметров, обеспечивающих 
безопасную эксплуатацию технологического оборудования. 

6.7.2 Отклонение параметров режима работы нефтепровода и оборудования НПС от 
нормативных значений, изменение состояния оборудования НПС, срабатывание защит 
должно сопровождаться звуковой и визуальной сигнализацией в операторной НПС, МДП. 

6.7.3 В участке МН, через который происходит транспортировка нефти минуя НПС 
при закрытых задвижках на входе и выходе НПС, должно контролироваться допустимое 
проходящее давление.  

6.7.4 Контроль проходящего давления должен осуществляться в линейной части МН 
до задвижки на входе промежуточной НПС (по потоку нефти). Актуальное значение 
указанного параметра должно отображаться в операторной НПС, МДП. 

6.7.5 Значение максимально допустимого проходящего давления через 
остановленную НПС принимается по таблице «Нормативно-технологические параметры 
работы магистральных нефтепроводов и НПС, выводимые на экран АРМ оператора НПС, 
диспетчера РНУ (УМН) и ОАО МН», оформленной в соответствии с требованиями ОР-
13.01-60.30.00-КТН-006-1-02.  

6.7.6 При наличии подключенного объекта нефтедобычи в подводящем 
нефтепроводе до задвижки узла подключения к НПС (по потоку нефти) системой 
автоматизации контролируется предельное максимальное давление.  

Предельное максимальное давление в подводящем нефтепроводе принимается 
равным 0,9 от допустимого рабочего давления технологического трубопровода на входе 
НПС. При превышении установленного значения должна формироваться звуковая и 
визуальная сигнализация и срабатывать защита в соответствии с п. 6.4.8.6. 
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7 АВТОМАТИЗАЦИЯ РЕЗЕРВУАРНЫХ ПАРКОВ 

7.1 Общие требования 
7.1.1 Автоматизация РП должна предусматривать: 
−  автоматическую защиту технологического оборудования РП; 
−  автоматическую защиту РП при поступлении сигнала «Пожар в резервуаре» от 

АСУ ПТ; 
−  контроль параметров работы технологического оборудования РП; 
−  централизацию управления резервуарным парком; 
−  регистрацию и отображение информации о работе оборудования РП. 
7.1.2 Для централизованного управления резервуарным парком СА должна  

выполнять функции: 
− измерение уровня нефти в каждом резервуаре; 
− измерение средней температуры нефти в каждом резервуаре; 
− измерение температуры окружающего воздуха на площадке РП; 
− измерение температуры нефти в пристенном слое резервуара; 
− контроль скорости заполнения и скорости опорожнения резервуара; 
− сигнализацию верхнего аварийного, верхнего допустимого, верхнего 

нормативного, нижнего аварийного, нижнего допустимого, нижнего нормативного уровня во 
всех резервуарах; 

− сигнализацию уровня аварийного запаса в резервуарах, используемых для приема 
аварийного сброса нефти; 

− сигнализацию минимального допустимого уровня, обеспечивающего 
безаварийную эксплуатацию системы размыва донных отложений; 

− сигнализацию достижения предельной максимальной скорости заполнения, 
аварийной максимальной скорости заполнения, предельной максимальной скорости 
опорожнения, аварийной максимальной скорости опорожнения; 

− сигнализацию превышения давления в трубопроводах резервуарного парка; 
− дистанционное управление и контроль режима работы системы размыва донных  

отложений в резервуарах; 
− дистанционное и автоматическое управление задвижками резервуарного парка и 

сигнализацию их положения. 

7.2  Требования к функциям защит и сигнализации 
7.2.1 Автоматическая защита оборудования и сооружений резервуарного парка 

должна предусматриваться по параметрам, указанным в таблице Б.4. 
7.2.2 Для защиты резервуара от переполнения система автоматизации подает 

команды на закрытие всех коренных задвижек приемо-раздаточных патрубков (устройств) 
резервуара при достижении в резервуаре верхнего допустимого уровня нефти. Данная 
защита «Верхний допустимый уровень в резервуаре» имеет выдержку времени 3 секунды и 
выполняет все функции, предусмотренные таблицей Б.4. 

7.2.3 Для формирования сигнала «Верхний допустимый уровень в резервуаре» 
должен использоваться сигнализатор уровня, не связанный с измерителем уровня. 
Резервуары типа РВС, ЖБР должны быть оснащены двумя сигнализаторами для контроля 
верхнего допустимого уровня. Резервуары типа РВСП, РВСПК, ЖБРПК должны быть 
оснащены тремя сигнализаторами верхнего допустимого уровня, расположенными 
равномерно по периметру резервуара.  
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7.2.4 Условием формирования защиты «Верхний допустимый уровень в резервуаре» 
является получение системой автоматизации сигнала хотя бы от одного сигнализатора 
верхнего допустимого уровня. 

7.2.5 Для защиты резервуара при понижении уровня до нижнего допустимого 
уровня в резервуаре система автоматизации подает команды на закрытие всех коренных 
задвижек приемо-раздаточных патрубков (устройств) резервуара. Данная защита «Нижний 
допустимый уровень в резервуаре» имеет выдержку времени 3 секунды и выполняет все 
функции, предусмотренные таблицей Б.4. 

7.2.6  Настройка верхнего аварийного, верхнего допустимого, верхнего 
нормативного, нижнего аварийного, нижнего допустимого, нижнего нормативного уровня во 
всех резервуарах и уровня аварийного запаса в резервуарах, используемых для приема 
аварийного сброса нефти, должна производиться по утвержденным технологическими 
картами на резервуары и резервуарные парки, подготовленным в соответствии с  ОР-
23.020.00-КТН-256-07 «Регламент расчета емкости (полезной) для товарных операций». 

Требования к настройке минимального уровня, обеспечивающего безопасную работу 
системы размыва донных отложений, приведены в п. 7.3.3. 

7.2.7 Сигнализация верхнего аварийного, верхнего нормативного, нижнего 
аварийного, нижнего допустимого, нижнего нормативного, минимального уровня, уровня, 
обеспечивающего безопасную работу системы размыва донных отложений во всех 
резервуарах и уровня аварийного запаса в резервуарах, используемых для приема 
аварийного сброса нефти, должна формироваться на основании измерений, полученных 
системой измерения уровня нефти в резервуаре. 

7.2.8 В СА при контроле скоростей заполнения и опорожнения должна 
предусматриваться сигнализация: 

− «Предельная максимальная скорость заполнения резервуара»; 
− «Предельная максимальная скорости опорожнения резервуара» 

и защиты:  
− «Аварийная максимальная скорость заполнения резервуара»; 
− «Аварийная максимальная скорость опорожнения резервуара». 
7.2.9 В качестве контролируемого параметра должно учитываться усреднённое 

значение скорости заполнения/опорожнения резервуара на основании измерений, 
полученных системой измерения уровня нефти в резервуаре. 

7.2.10 Аварийная максимальная скорость заполнения резервуара устанавливается 
равной максимально допустимой скорости заполнения резервуара. Предельная максимальная 
скорость заполнения резервуара устанавливается равной 0,95 указанной величины.  

7.2.11 Аварийная максимальная скорость опорожнения резервуара устанавливается 
равной максимально допустимой скорости опорожнения резервуара. Предельная 
максимальная скорость опорожнения резервуара устанавливается равной 0,85 максимально 
допустимой скорости опорожнения резервуара. 

7.2.12 Максимально допустимая скорость заполнения резервуара и максимально 
допустимая скорость опорожнения резервуара определяются по методике, указанной в 
приложении Г. 

7.2.13 Срабатывание защиты «Аварийная максимальная скорость заполнения 
резервуара» должно выполняться с выдержкой времени 20 секунд. Система автоматизации 
подает команду на открытие задвижки на линии приема нефти в резервуар, используемый 
для приема аварийного сброса нефти, и выполняет остальные функции, предусмотренные 
таблицей Б.4. 



ОАО «АК «Транснефть» 
Руководящий документ. 

«Автоматизация и телемеханизация магистральных 
нефтепроводов. Основные положения» 

РД-35.240.00-КТН-207-08 

 

ред. октябрь 2008 лист 48 из 153 
 

Действия системы автоматизации РП при срабатывании защиты «Аварийная 
максимальная скорость заполнения резервуара» для резервуара, используемого для приема 
аварийного сброса нефти, также приведены в таблице Б.4. 

7.2.14 Срабатывание защиты «Аварийная максимальная скорость опорожнения 
резервуара» должно выполняться с выдержкой времени 20 секунд. Система автоматизации 
подает команду остановки первого по ходу МНА на всех МНС, находящихся на линии 
откачки нефти из этого резервуара (РП) и выполняет остальные функции, предусмотренные 
таблицей Б.4. 

Действия системы автоматизации РП при срабатывании защиты «Аварийная 
максимальная скорость опорожнения резервуара» для резервуара, используемого для приема 
аварийного сброса нефти, также приведены в таблице Б.4. 

7.2.15 Срабатывание защит: 
− «Верхний допустимый уровень в резервуаре, используемом для приема 

аварийного сброса нефти»; 
− «Аварийная максимальная скорость заполнения в резервуаре, используемом для 

приема аварийного сброса нефти» 
должно формировать команды закрытия задвижек на входе в РП и команды автоматической 
остановки МНА участка МН, подключенного к РП. 

7.2.16 Для защиты технологических трубопроводов резервуарного парка от 
превышения давления должен выполняться сброс нефти в резервуар аварийного сброса или в 
резервуар, предназначенный для аварийного сброса. 

7.2.17 При достижении давления в технологических трубопроводах резервуарного 
парка значения «Давление открытия первого предохранительного клапана», определенного в 
соответствии с требованиями «Методики расчета требуемого количества предохранительных 
клапанов, устанавливаемых на НПС с резервуарным парком», должна формироваться 
сигнализация «Предельное максимальное давление в трубопроводах РП. Срабатывание 
СППК». 

7.2.18 При достижении давления в технологических трубопроводах значения на 0,05 
МПа больше давления «Полного открытия всех предохранительных клапанов», 
рассчитанного в соответствии с требованиями «Методики расчета требуемого количества 
предохранительных клапанов, устанавливаемых на НПС с резервуарным парком», должна 
формироваться защита «Аварийное максимальное давление в трубопроводе РП». При этом 
выполняется автоматическое открытие задвижки на линии приема в резервуары аварийного 
сброса, установленной параллельно СППК. 

В случае снижения давления в технологических трубопроводах ниже «Предельного 
максимального давления в трубопроводе РП» система автоматизации РП должна: 

− автоматически деблокировать защиту «Аварийное максимальное давление в 
трубопроводе РП»; 

− сформировать команду на остановку задвижки на линии приема нефти в 
резервуары аварийного сброса, установленной параллельно СППК для прекращения ее 
открытия. 

7.2.19 Датчик измерения давления в технологических трубопроводах РП 
устанавливается перед (по потоку нефти) задвижкой на линии подачи нефти в резервуар 
аварийного сброса нефти. 
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7.3  Требования к автоматизации систем размыва донных 
отложений 

7.3.1 Для систем размыва донных отложений с винтовыми перемешивающими 
устройствами в системе автоматизации необходимо предусматривать: 

− контроль состояния электропривода системы размыва (включен); 
− контроль силы потребляемого тока электропривода (при наличии требований 

завода-изготовителя и технической возможности); 
− контроль виброскорости (при наличии требований завода-изготовителя и 

технической возможности); 
− контроль вращения вала (при наличии требований завода-изготовителя и 

технической возможности); 
− дистанционное отключение электропривода. 
7.3.2 Система автоматизации РП должна обеспечивать отключение (блокировку 

включения) систем размыва донных отложений в случаях, когда: 
− уровень нефти в резервуаре выше верхнего нормативного уровня или ниже 

минимального уровня, обеспечивающего безопасную эксплуатацию системы размыва 
донных отложений; 

− получен сигнал «Пожар в резервуаре».  
7.3.3  Минимальный уровень, обеспечивающий безопасную работу системы размыва 

донных отложений, должен определяется в соответствии с требованиями ОР-13.01-60.30.00-
КТН-025-1-03 «Регламент проведения зачистки внутренней поверхности резервуара от 
отложений». Для резервуаров  РВСП, РВСПК он составляет 5,0 м, для резервуаров типа РВС 
он равен 3,0 м. 

7.4  Требования к согласованности функционирования защит 
РП 

7.4.1 Для резервуарных парков с подключенными объектами нефтедобычи система 
автоматизации должна обеспечивать выполнение требований п. 6.4.8.6 при срабатывании 
защит РП. 

7.4.2 При срабатывании защит:  
− «Пожар в резервуаре»; 
− «Верхний допустимый уровень в резервуаре аварийного сброса»; 
− «Аварийная максимальная скорость наполнения резервуара аварийного сброса 

нефти»  
система автоматизации должна формировать команды на закрытие задвижек на входе 

РП (на линиях подачи нефти в резервуарный парк). 
7.4.3 В дополнение к требованиям, установленным в п.п. 6.4.4 и 6.4.5, для СИКН, 

расположенных на линии подачи нефти в РП до СППК, при срабатывании защит: 
− «Аварийная загазованность в помещениях СИКН головной НПС (БИЛ, ТПУ, 

БИК)»,  
− «Длительная загазованность в помещениях СИКН головной НПС (БИЛ, ТПУ, 

БИК)»,  
− «Пожар в помещениях СИКН головной НПС (БИЛ, ТПУ, БИК)»  

производится закрытие задвижек:  
− на входе и выходе СИКН,  



ОАО «АК «Транснефть» 
Руководящий документ. 

«Автоматизация и телемеханизация магистральных 
нефтепроводов. Основные положения» 

РД-35.240.00-КТН-207-08 

 

ред. октябрь 2008 лист 50 из 153 
 

− на входе и выходе помещения, в котором зарегистрировано указанное аварийное 
событие,  
− на входе в РП. 
7.4.4 В дополнение к требованиям, установленным в п.п. 6.4.4 и 6.4.5, для СИКН, 

расположенных на линии подачи нефти в РП после предохранительных клапанов, при 
срабатывании защит: 

− «Аварийная загазованность в помещениях СИКН головной НПС (БИЛ, ТПУ, 
БИК)», 

− «Длительная загазованность в помещениях СИКН головной НПС (БИЛ, ТПУ, 
БИК)»,  

− «Пожар в помещениях СИКН головной НПС (БИЛ, ТПУ, БИК)» 
производятся: 

− закрытие задвижек на входе и выходе СИКН,  
− закрытие задвижек на входе и выходе помещения, в котором зарегистрировано 

указанное аварийное событие,  
− открытие задвижки, установленной параллельно СППК, для подачи нефти в 

резервуар, используемый для приема аварийного сброса нефти. 
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8 АВТОМАТИЗАЦИЯ СИСТЕМ ТУШЕНИЯ ПОЖАРА 
 
8.1 Общие требования 
8.1.1 Автоматизация систем пенного тушения пожаров, систем водяного охлаждения 

резервуаров и водяных завес (далее по тексту автоматизированная система управления 
пожаротушением – АСУ ПТ) должна выполняться на базе самостоятельной автономной 
микропроцессорной системы, соответствовать требованиям РД-19.00-74.20.11-КТН-004-1-05 
«Нормы проектирования автоматических систем пожаротушения на объектах ОАО «АК 
«Транснефть», РД-13.220.00-КТН-575-06 «Правила пожарной безопасности на объектах 
ОАО «АК «Транснефть» и дочерних обществ», НПБ 88-2001* «Установки пожаротушения и 
сигнализации. Нормы и правила проектирования» и обеспечивать: 

− непрерывное функционирование системы пожарной сигнализации 
технологических объектов НПС, РП; 

− непрерывный контроль и управление системами тушения пожаров в режиме 
«Ожидание» (до обнаружения пожара) и в режиме «Пожар»; 

− функционирование централизованной или распределенной автоматизированной 
системы с возможностью расширения выполняемых функций без изменения структуры 
программного обеспечения; 

− информационный обмен с другими локальными системами пожаротушения и 
другими информационно-управляющими и измерительными системами. 

АСУ ПТ должна выполняться функционально и аппаратно независимой системой, а 
именно: выполнение функций АСУ ПТ в составе систем технологической автоматики не 
допускается. 

Ручные пожарные извещатели, предназначенные для ручного включения сигнала 
пожарной тревоги, устанавливаются в соответствии с требованиями НПБ 88-01 и 
включаются в систему пожарной сигнализации, отдельную от АСУ ПТ. Звуковые пожарные 
оповещатели, расположенные у объектов, не перечисленные в п. 8.2.1, должны подключаться 
к системе пожарной сигнализации, отдельной от АСУ ПТ. 

8.1.2 Нижний уровень АСУ ПТ должен включать в себя адресные пусковые 
устройства, автоматические пожарные извещатели, средства измерения параметров работы 
оборудования АСУ ПТ (сигнализаторы, устройства управления, исполнительные 
механизмы), звуковые и световые пожарные оповещатели защищаемых технологических 
объектов. 

8.1.3 Средний уровень АСУ ПТ должен включать в себя ПЛК, работающие в 
технологической локальной сети, и модули ввода-вывода, обеспечивающие: 

− сбор информации от адресных пусковых устройств, автоматических пожарных 
извещателей защищаемых объектов, устройств управления и преобразователей сигналов 
нижнего уровня; 

− формирование управляющих воздействий на исполнительные механизмы 
оборудования систем тушения пожаров и сигналов на включение средств оповещения о 
пожаре и управления эвакуацией в защищаемых технологических помещениях; 

− автоматическое управление средствами пенного пожаротушения; 
− оперативный контроль технологических параметров процесса тушения пожаров и 

состояния управляемого оборудования; 
− передачу информации о состоянии систем тушения пожаров на АРМ оператора 

АСУ ПТ; 
− связь с другими системами автоматизации (для обеспечения работы алгоритмов 

защиты технологического оборудования и т.д.); 
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− передачу информации в систему оповещения и управления эвакуацией персонала; 
− связь с верхним уровнем системы АСУ ПТ. 
8.1.4 Верхним уровнем АСУ ПТ является АРМ АСУ ПТ в комплекте с ПО, который 

должен обеспечивать: 
− прием информации о состоянии средств обнаружения и тушения пожаров; 
− отображение состояния и работы системы пожаротушения и получение графиков 

измеряемых технологических параметров; 
− формирование и архивирование данных журнала событий для регистрации 

параметров технологического процесса тушения пожара, аварийных ситуаций и 
неисправностей, информации о невыполнении команд управления, с регистрацией времени 
возникновения события. 

8.1.5 На АРМ должна отображаться технологическая схема системы тушения 
пожаров с отображением всех основных технологических объектов и характеризующих их 
параметров. 

8.1.6 АРМ оператора АСУ ПТ с функциями управления устанавливается в 
операторной НПС (МДП). Периодичность формируемых отчетов должна отвечать 
требованиям п. 10.6.2. 

АРМ АСУ ПТ без функций управления (или табло) размещается в пожарном депо. 
При отсутствии пожарного депо указанный АРМ АСУ ПТ без функций управления 
размещается на посту охраны. 

8.1.7 На принтер АРМ оператора АСУ ПТ должен обеспечиваться вывод по запросу 
оператора информации о работе АСУ ПТ, с указанием времени регистрации событий. 

8.1.8 Для автоматизации систем тушения пожаров должны применяться комплексы 
программно-технических средств (КТС ПТК), сертифицированные в установленном порядке 
уполномоченной организацией в области пожарной безопасности. 

 
8.2 Требования к средствам пожарной сигнализации 
8.2.1 Для сигнализации пожара должны применяться следующие технические 

средства: 
− в закрытых помещениях магистральных и подпорных насосных (кроме 

помещений электродвигателей), КРД, СИКН, ССВД, маслосистемы, а также на открытых 
технологических площадках магистральных и подпорных насосных, сливо-наливных 
эстакад, причальных комплексов, СИКН, на резервуарах типа РВСПК, РВСПА, ЖБРПК – 
автоматические многодиапазонные пожарные извещатели пламени, реагирующие на 
электромагнитное излучение пламени или тлеющего огня, спектральная чувствительность 
которых должна соответствовать спектру излучения пламени горючих материалов, 
находящихся в защищаемой зоне; 

− в помещениях электродвигателей магистральных и подпорных насосных – 
автоматические дымовые пожарные извещатели, реагирующие на частицы твердых и 
жидких продуктов горения и (или) пиролиза в атмосфере; 

− на резервуарах типа РВС, РВСП – автоматические тепловые пожарные 
извещатели, реагирующие на определенное значение температуры;  

− в помещениях ЗРУ и кроссовых панелей – автоматические дымовые пожарные 
извещатели. Для сигнализации пожара в кабельных сооружениях в помещении кроссовых 
панелей (операторных) допускается применять автоматические линейные тепловые 
пожарные извещатели; 

− адресные пусковые устройства. 
Автоматические многодиапазонные комбинированные пожарные извещатели пламени 

должны обеспечивать регистрацию тестовых очагов пожара ТП-5 и ТП-6 по ГОСТ Р 50898-
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96, быть устойчивыми к воздействию вибрации, электромагнитных помех, прямого и 
отражённого солнечного света. 

Адресные пусковые устройства, предназначенные для включения системы 
пожаротушения в ручном режиме, размещаются на объектах в соответствии с требованиями 
п. 8.2.9. 

8.2.2 Для обнаружения пожара каждая защищаемая зона в помещении и на 
открытых площадках, оборудованных системой автоматического пожаротушения, должна 
контролироваться не менее чем двумя автоматическими пожарными извещателями. Схема 
подключения автоматических пожарных извещателей должна обеспечивать однозначное 
определение числа сработавших извещателей. 

8.2.3 На резервуарах типа РВСПК, РВСПА, ЖБРПК пожарные извещатели пламени 
должны устанавливаться по верхней образующей (в крыше) резервуара в соответствии с их 
техническими характеристиками, на расстоянии не более 12,5 м. друг от друга по периметру. 
При этом на каждом резервуаре должны быть организованы два независимых шлейфа 
пожарных извещателей пламени, с равномерным последовательным чередованием на 
резервуаре извещателей из разных шлейфов. Формирование режима «Пожар» в АСУ ПТ 
должно осуществляться при срабатывании любых двух (и более) пожарных извещателей 
пламени без учета их принадлежности к шлейфам. Подключение питания каждого шлейфа 
пожарных извещателей на резервуаре выполняется отдельным кабелем от отдельного 
независимого источника питания. Информационное подключение каждого шлейфа 
выполняется отдельным интерфейсным кабелем напрямую к УСО АСУ ПТ. 

8.2.4 На резервуарах типа РВС и РВСП тепловые пожарные извещатели должны 
устанавливаться на расстоянии не более 12,5 м. друг от друга по периметру в крыше 
резервуара и на расстоянии не более 3-х метров от его стенки (чувствительный элемент 
извещателя при этом должен находиться под крышей резервуара). Допускается организация 
двух независимых шлейфов тепловых пожарных извещателей. 

Температура срабатывания теплового пожарного извещателя должна составлять плюс 
90оС. 

8.2.5 В закрытых помещениях извещатели пламени устанавливаются с учетом угла 
обзора извещателя и максимальной дальности обнаружения пламени, указанной в 
технической документации извещателя пламени. Установка извещателей пламени должна 
обеспечивать контроль извещателями поверхности технологического оборудования и 
сооружений. 

8.2.6 Все пожарные извещатели должны быть надежно закреплены и защищены от 
механических воздействий, быть устойчивы к воздействию электромагнитных помех со 
степенью жесткости не ниже второй по НПБ 57-97. Пожарные извещатели, устанавливаемые 
вне помещений, должны иметь конструктивное исполнение не хуже IP65. 

8.2.7 Прием информации и обработка сигналов от автоматических пожарных 
извещателей, адресных пусковых устройств защищаемых объектов должны производиться 
программируемыми логическими контроллерами. 

8.2.8 Формирование режима «Пожар» в АСУ ПТ должно осуществляться: 
− при срабатывании двух и более автоматических пожарных извещателей 

защищаемого объекта; 
− при  срабатывании хотя бы одного адресного пускового устройства защищаемого 

объекта; 
− по команде с АРМ оператора АСУ ПТ.  
Для объектов, оборудованных системой пожаротушения, в режиме «Пожар» 

производится пуск системы тушения пожара. 
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Формирование режима «Внимание» в АСУ ПТ должно осуществляться при 
срабатывании одного автоматического пожарного извещателя защищаемого объекта. 

8.2.9 Адресные пусковые устройства устанавливаются на высоте 1,5 м от уровня 
земли или пола и на расстоянии не менее 0,75 м от других органов управления и предметов, 
препятствующих свободному доступу: 

− вне защищаемого помещения МНСЗ, ПНСЗ у эвакуационных выходов на общей 
конструкции с кнопкой  «Стоп МНС», «Стоп ПНС» на расстоянии не менее 6 метров от 
помещения; 

− вне защищаемого помещения СИКН у эвакуационных выходов на расстоянии не 
менее 6 метров от помещения; 

− в доступных и безопасных местах на расстоянии не менее 10 метров от насосных 
агрегатов МНСО и ПНСО на общей конструкции с кнопкой  «Стоп МНС», «Стоп ПНС». 

Адресные пусковые устройства должны быть защищены кожухом, предотвращающим 
случайные механические воздействия, но обеспечивающим доступ для подачи команды. 

8.2.10 Адресные пусковые устройства должны иметь указательные знаки, 
соответствующие требованиям ГОСТ Р 12.4.026 и НПБ 160-97. Адресные пусковые 
устройства, указанные в п. 8.2.9, должны иметь дополнительную информационную табличку  
«Дистанционный пуск системы тушения пожара» с указанием названия защищаемого 
объекта. 

8.2.11 Средства АСУ ПТ в режимах «Ожидание» и «Пожар» должны обеспечивать: 
− возможность выдачи селективного (адресного) сигнала о пожаре; 
− формирование команды на автоматический пуск систем тушения пожаров; 
− автоматический контроль соединительных линий  шлейфов автоматических 

пожарных извещателей, электрических цепей дистанционного пуска на обрыв и короткое 
замыкание;  

− передачу сигналов в систему технологической автоматики на управление 
технологическим оборудованием (отключение насосных агрегатов, систем вентиляции и 
т.д.); 

− формирование команды на включение звуковой и световой сигнализации 
защищаемых объектов; 

− формирование команды на включение звуковой сигнализации на территории 
МНСО и ПНСО; 

− передачу информации в систему речевого оповещения о пожаре и управления 
эвакуацией на территории технологического объекта. 

 
8.3 Требования к средствам контроля и управления  
8.3.1 Средства контроля и управления АСУ ПТ должны обеспечивать: 
− дистанционное и местное включение насосов системы пожаротушения; 
− автоматическое включение резервного насоса в случае отказа в работе основного 

насоса или невыхода его на режим (давление на выходе насоса ниже установленного 
рабочего давления) в течение установленного времени; 

− отключение режима автоматического пожаротушения для каждого защищаемого 
объекта; 

− дистанционное и местное управление запорной арматурой с электроприводом на 
линиях подачи воды и раствора пенообразователя; 

− автоматический контроль шлейфов пожарных извещателей на обрыв и короткое 
замыкание; 
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− сигнализацию давления ниже допустимого и выше допустимого в напорном 
коллекторе подачи раствора пенообразователя; 

− сигнализацию давления ниже допустимого и выше допустимого на входе баков 
дозаторов; 

− сигнализацию давления ниже допустимого и выше допустимого в напорном 
коллекторе противопожарного водопровода; 

− сигнализацию давления ниже допустимого и выше допустимого в емкости для 
поддержания давления в сети пенотушения (при наличии); 

− контроль положений запорной арматуры с электроприводом; 
− измерение уровня в резервуарах противопожарного запаса воды; 
− сигнализацию достижения уровней (минимальный, средний и верхний) в 

резервуарах противопожарного запаса воды; 
− автоматическое пополнение резервуаров противопожарного запаса воды при 

падении уровня ниже верхнего на 5% от его величины; 
− автоматическое отключение насосных агрегатов при достижении минимального 

уровня воды в резервуарах противопожарного запаса воды и блокировку их включения; 
− сигнализацию «бак полон», «аварийный запас», «бак пуст» для каждого бака-

дозатора пенообразователя (при наличии требований изготовителя бака); 
− измерение объема вытесненного пенообразователя из бака-дозатора для каждого 

бака-дозатора (при наличии требований изготовителя бака); 
− автоматическое отключение насосных агрегатов и блокировку их включения при 

получении сигнала «бак пуст» от всех баков-дозаторов пенообразователя; 
− дистанционное и местное управление насосами для перемешивания рабочего 

раствора пенообразователя (при наличии); 
− автоматическое отключение и блокировку включения насосов для перемешивания 

рабочего раствора пенообразователя (при наличии) при включении основных насосов; 
− автоматический контроль электрических цепей управления насосных агрегатов, 

запорной арматуры с электроприводом и управляемых регулирующих устройств (при 
наличии) на обрыв и короткое замыкание; 

− автоматический пуск и отключение дренажного насоса (при наличии); 
− контроль исправности световой и звуковой сигнализации (по вызову); 
− снятие (квитирование) звуковой сигнализации; 
− автоматический контроль температуры воздуха в насосной станции 

пожаротушения, пунктах хранения и приготовления рабочего раствора пенообразователя, 
сооружениях для запорной арматуры с электроприводом, температуры жидкости в 
резервуарах противопожарного запаса воды, в водо- и растворопроводах при их наружной 
прокладке при условии, что они должны быть все время заполнены. При понижении 
температуры ниже +5оС, на АРМ АСУ ПТ должна выдаваться световая и звуковая 
сигнализация. В колодцах с установленными в них задвижками подачи раствора 
пенообразователя или воды автоматический контроль температуры воздуха и сигнализацию 
в них понижения температуры воздуха ниже +5 оС не выполнять. 

− автоматический контроль цепей управления световой и звуковой сигнализации на 
обрыв и короткое замыкание; 

− контроль наличия связи с локальными устройствами и датчиками АСУ ПТ. 
8.3.2 Включение системы пенного тушения пожаров в режиме «Пожар» должно 

производиться без выдержки времени. Выбор временных уставок, технических 
характеристик оборудования должен обеспечивать инерционность системы пенного тушения 
пожара (время подачи пены в защищаемое помещение, на защищаемый объект) не более 180 
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секунд и необходимое время для эвакуации персонала из защищаемого объекта (помещения) 
до момента поступления пены. 

Средства контроля и управления в режиме «Пожар» должны обеспечивать: 
− селективное формирование команды на пуск подсистемы оповещения о пожаре; 
− передачу сигнала в систему речевого оповещения и управления эвакуацией 

людей; 
− автоматическое формирование диалогового сообщения оператору на остановку 

системы пожаротушения через 10 минут для закрытых защищаемых помещений и через 15 
минут для открытых защищаемых объектов и РП от момента ее пуска; 

− повторный (второй и третий) дистанционный пуск систем пенного тушения 
пожаров; 

− автоматическое включение звуковой сигнализации (оповещателя) при 
поступлении следующего сигнала о пожаре. 

8.3.3 Готовность АСУ ПТ к автоматическому пуску в режиме «Ожидание» 
формируется отдельно для каждого защищаемого объекта пожаротушения при условии: 

− исправности необходимого для данного защищаемого объекта количества 
пожарных насосов в основном режиме (отсутствие резервного насоса не является условием 
формирования сигнала неготовности). Неисправность пожарного насоса является условием 
блокирования автоматических команд пуска данного пожарного насоса в режиме «Пожар»; 

− исправности задвижек на общей пенолинии (если такие задвижки имеются в 
системе). Неисправность задвижки является условием блокирования автоматических команд 
управления данной пожарной задвижкой в режиме «Пожар»; 

− отсутствие симуляции задвижек на общей пенолинии (если такие задвижки 
имеются в системе); 

− исправности задвижек на пенолинии защищаемого объекта. Неисправность 
задвижки является условием блокирования автоматических команд управления данной 
пожарной задвижкой в режиме «Пожар»; 

− отсутствие симуляции задвижек на пенолинии защищаемого объекта; 
− исправности на защищаемом объекте необходимого для автоматической 

идентификации пожара количества исправных, не заблокированных пожарных извещателей 
(пожарных шлейфов) для любой зоны направления; 

− включения режима автоматического пожаротушения для защищаемого объекта. 
Отключение режима автоматического пожаротушения является условием блокирования всех 
автоматических команд управления оборудованием АСУ ПТ по защищаемому объекту в 
режиме «Пожар» (за исключением работы табло и звуковых оповещателей); 

− отсутствие маскирования защиты по пожару защищаемого объекта. 
Маскирование защиты по пожару является условием блокирования всех автоматических 
команд управления оборудованием АСУ ПТ по защищаемому объекту в режиме «Пожар» (за 
исключением работы табло и звуковых оповещателей). 

Отсутствием готовности АСУ ПТ к автоматическому пуску для каждого защищаемого 
объекта является невозможность АСУ ПТ приступить к автоматическому тушению пожара 
на данном направлении с учетом выполнения приведенных условий. 

8.3.4 При готовности АСУ ПТ к автоматическому пуску в режиме «Ожидание» по 
условиям п. 8.3.3 на АРМ должна формироваться визуальная сигнализация с надписью 
«Система готова», имеющей зеленый фон. 

В случае неготовности АСУ ПТ к автоматическому пуску в режиме «Ожидание» по 
условиям п. 8.3.3 на АРМ должна формироваться: 

− визуальная сигнализация с надписью «Система не готова» на красном фоне по 
каждому защищаемому объекту пожаротушения; 
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− расшифровка причины неготовности системы; 
− звуковая сигнализация с периодом 5 минут. 
Кроме этого, звуковая сигнализация о неготовности АСУ ПТ должна дублироваться 

звуковой сигнализацией в операторной, включаемой по команде центрального контроллера 
АСУПТ. 

Визуальная сигнализация на АРМ остается активной на все время отсутствия 
готовности АСУ ПТ к автоматическому пуску. 

После успешного запуска АСУ ПТ в режиме «Пожар», требования готовности АСУ 
ПТ к автоматическому пуску в режиме «Ожидание», изложенные в п. 8.3.3, не являются 
условиями блокирования автоматических команд управления оборудованием АСУ ПТ. 

8.3.5 В помещении насосной станции пожаротушения необходимо предусматривать 
сигнализацию: 

1) обнаружения пожара на технологических объектах и в помещениях, указанных в 
п. 8.2.1; 

2) отключения автоматического пуска пожарных насосов; 
3) неисправности электрических цепей управления запорной арматуры с 

электроприводом; 
4) наличия напряжения на  вводах электроснабжения оборудования, входящего в 

состав системы пожаротушения; 
5)  невыполнения команды на открытие  запорной арматуры с электроприводом; 
6)  минимального уровня в резервуаре противопожарного запаса воды; 
7)  аварийного уровня в дренажном приямке (при наличии). 
8.3.6 В непосредственной близости у насосных агрегатов и запорной арматуры с 

электроприводом системы пожаротушения необходимо предусматривать устройства 
местного пуска (управления). 

8.3.7 Система управления насосами водотушения должна обеспечивать АВР при 
неисправности рабочего водонасоса, в том числе включенного от кнопок пуска, 
расположенных у пожарных кранов (гидрантов). 

 
8.4 Требования к средствам оповещения о пожаре и 

управления эвакуацией 
8.4.1 Оповещение о пожаре на защищаемых объектах организовывается в 

соответствии с требованиями НПБ 77-98, НПБ 104-03 и данного раздела. 
8.4.2 В закрытых технологических зданиях и сооружениях, оборудованных 

системами автоматического пенного пожаротушения, следует предусматривать звуковые и 
световые пожарные оповещатели АСУ ПТ: 

− световые сигналы оповещения в виде надписей на световых табло «Пена - 
уходи!» и звуковые сигналы оповещения внутри здания у каждого из эвакуационных 
выходов из защищаемых помещений должны включаться в режиме «Пожар» одновременно в 
пределах защищаемого помещения; 

− световые сигналы оповещения в виде надписей на световых табло «Пена – не 
входить!» и звуковые сигналы оповещения снаружи здания у каждого из эвакуационных 
выходов из защищаемых помещений должны включаться в режиме «Пожар» одновременно; 

− световые табло с надписью «Автоматическое пожаротушение отключено», 
сигнализирующие об отключении автоматического пуска систем тушения пожаров, снаружи 
здания у каждого из эвакуационных выходов из защищаемых помещений, оборудованных 
системой автоматического пожаротушения; 

− световые табло с надписью «Автоматическое пожаротушение отключено», 
сигнализирующие об отключении автоматического пуска систем тушения пожаров, на 
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общей конструкции с адресным пусковым устройством для открытых объектов, 
оборудованных системой автоматического пожаротушения. 

8.4.3 В закрытых технологических зданиях и сооружениях, оборудованных только 
системами пожарной сигнализации по п. 8.2.1, следует предусматривать звуковые и 
световые пожарные оповещатели АСУ ПТ: 

− световые сигналы оповещения в виде надписей на световых табло «Пожар!» и 
звуковые сигналы оповещения внутри здания у каждого из эвакуационных выходов из 
защищаемых помещений должны включаться в режиме «Пожар» одновременно в пределах 
защищаемого помещения; 

− световые сигналы оповещения в виде надписей на световых табло «Пожар!» и 
звуковые сигналы оповещения снаружи зданий у каждого из эвакуационных выходов из 
защищаемых помещений должны выдаваться в режиме «Пожар» одновременно. 

8.4.4 На территории технологических объектов, оборудованных системами 
пожарной сигнализации или системами автоматического пенного тушения пожара по п. 
8.2.1, следует предусматривать звуковые пожарные оповещатели АСУ ПТ по периметру 
установки не более чем через 100 м. 

8.4.5 На территории технологического объекта должна функционировать аппаратно 
независимая от АСУ ПТ система оповещения и управления эвакуацией людей в 
соответствии с требованиями НПБ 104-03. 

8.4.6 Пожарные оповещатели АСУ ПТ необходимо устанавливать на высоте не 
менее 2,3 метра. Информационные надписи на световых пожарных оповещателях должны 
удовлетворять требованиям ГОСТ Р 12.4.026 и НПБ 160-97. 

Звуковые сигналы на территории технологических объектов вблизи защищаемых 
ПНСО и МНСО должны отличаться по тональности от звуковых сигналов другого 
назначения и обеспечивать общий уровень звука не менее 80 дБА на расстоянии 3 метра от 
оповещателя, но не более 120 дБА. 

8.4.7 Звуковые оповещатели не должны иметь регуляторов громкости и должны 
подключаться к сети без разъемных устройств. 

8.4.8  Продолжительность работы технических средств оповещения о пожаре должна 
соответствовать расчетному времени работы системы тушения пожара. 

 
8.5 Требования к функциям связи АСУ ПТ 
8.5.1 При применении автономных систем локального пожаротушения для 

помещения кроссовых панелей в АСУ ПТ должен передаваться селективный (адресный) 
сигнал «Пожар». При отсутствии систем локального пожаротушения для помещения 
кроссовых панелей, в АСУ ПТ может передаваться селективный (адресный) сигнал «Пожар» 
из системы пожарной сигнализации (ПС). При реконструкции или новом строительстве АСУ 
ПТ и отсутствии системы локального пожаротушения для помещения кроссовых панелей, 
указанные помещения должны оснащаться системами локального пожаротушения 
одновременно с внедрением АСУПТ. На НПС, где отсутствуют помещения кроссовых 
панелей (шкафы УСО расположены в операторной) защита «Пожар в помещении кроссовых 
панелей» не реализуется. 

8.5.2 Передача селективных (адресных) сигналов «Пожар» от АСУ ПТ в систему 
технологической автоматизации должна быть организована параллельно двумя методами: 

− по интерфейсным каналам связи; 
− с использованием дискретных сигналов ввода-вывода. 
8.5.3 Запуск алгоритмов защиты технологического оборудования, предусмотренных 

таблицей Б.5, производится при получении селективного сигнала «Пожар» по любому 
каналу, указанному в п. 8.5.2. 
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9. ТЕЛЕМЕХАНИЗАЦИЯ И УПРАВЛЕНИЕ 
МАГИСТРАЛЬНЫМИ НЕФТЕПРОВОДАМИ ИЗ РДП, ТДП 

 
9.1 Общие положения по телемеханизации магистральных 

нефтепроводов 
9.1.1 Средства телемеханизации МН предназначены для обеспечения 

дистанционного контроля и управления технологическим оборудованием НПС и линейной 
части МН из МДП, районного (территориального) диспетчерского пункта. Для организации 
контроля и возможности управления из МДП (операторной НПС) технологическим 
оборудованием линейной части МН в зоне ответственности НПС предусматривать в МДП 
(операторной НПС) АРМ для контроля и управления технологическими объектами линейной 
части МН. 

9.1.2 Телемеханизация МН должна обеспечивать: 
− выполнение функций контроля операторами НПС (в зоне ответственности НПС) 

диспетчерскими службами РДП, ТДП фактических параметров работы нефтепроводов, НПС, 
РП на соответствие нормативно-технологическим параметрам; 

− телеуправление технологическим оборудованием НПС, оборудованием линейной 
части МН (в зоне ответственности) из МДП, РДП, ТДП; 

− сбор информации о возникновении аварийных ситуаций; 
− сбор информации о техническом состоянии оборудования; 
− передачу сигнализации об аварийном состоянии (аварийной остановке) НПС на 

предыдущую (по потоку нефти) НПС при наличии соответствующих требований по п. 
6.4.3.11;  

− сбор информации, необходимой для контроля режимов работы МН по 
выбранному критерию. 

Допускается выполнение системой телемеханизации МН функций сбора данных для 
системы обнаружения утечек. При этом также допускается выделение СОУ в независимую 
от системы телемеханизации информационную систему с организацией дополнительных 
каналов связи согласно ОТТ-13.320.00-КТН-091-08. 

9.1.3 Объемы телемеханизации объектов МН приведены в Приложении В. Перечень 
сигналов может дополняться в соответствии с технологической схемой МН, руководящими 
документами и требованиями заводов-изготовителей оборудования. 

9.1.4 Время поступления любого сообщения с телемеханизированных объектов МН 
на уровень диспетчера РДП (ТДП) не должно превышать двух секунд. 

Время передачи управляющей команды диспетчером РДП (ТДП) на любой 
телемеханизированный технологический объект не должно превышать двух секунд. 

9.1.5 Средства телемеханизации уровня РДП, ТДП должны соответствовать 
требованиям ОТЗ-06.02-72.60.00-КТН-086-1-05 «Техническое задание на единую систему 
диспетчерского контроля и управления». 

9.1.6 Допускается поддержка средствами телемеханизации событийной модели 
передачи данных (передача данных «по изменению») для определенных, настраиваемых по 
группам сигналов. 

 
9.2 Телемеханизация НПС 
9.2.1 Средства телемеханизации НПС предназначены для обеспечения 

централизованного контроля и управления технологическим оборудованием НПС с 
помощью систем автоматизации. 
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9.2.2 Аппаратура телемеханизации НПС должна обеспечивать выполнение функций 
контроля в объеме, приведенном в Приложении В. Перечень сигналов может 
корректироваться в соответствии с требованиями изготовителей оборудования и 
действующей нормативно-технической документации.  

9.2.3 Для передачи сигналов состояния и значений параметров энергетического 
оборудования НПС допускается использование каналов передачи данных и оборудования 
АСТУЭ. 

9.2.4 Управление технологическим оборудованием НПС по каналам системы 
телемеханизации для СА НПС реализуется в режиме «Дистанционный из РДП (ТДП)». СА 
НПС всегда предоставляет возможность оператору НПС изменить режим технологическим 
оборудованием «Дистанционный из РДП (ТДП)» на режим управления «Программный из 
операторной». Перечень команд телеуправления и телерегулирования приведен в 
приложении В. 
  

9.3 Система телемеханизации линейной части магистрального 
нефтепровода  

9.3.1 Линейная телемеханика предназначена для централизованного контроля и 
управления оборудованием линейной части МН. 

9.3.2 Система телемеханизации линейной части МН должна выполнять функции 
а) Сигнализации: 
− состояния и положения запорной арматуры; 
− прохождения средств очистки и диагностики; 
− аварии и неисправности привода запорной арматуры; 
− состояния и положения линейных разъединителей и выключателей 

вдольтрассовой ЛЭП; 
− наличия напряжения вдольтрассовой ЛЭП; 
− минимальной и максимальной температуры в ПКУ; 
− максимального уровня в емкости сбора утечек КППСОД; 
− затопления колодцев отбора давления на переходах МН через водные преграды; 
− затопления площадки КППСОД на переходах МН через водные преграды; 
− наличия утечек на КППСОД. 
при отсутствии обособленной системы охраны объектов линейной части и управления 

доступом: 
− состояния охранной сигнализации (ПКУ, колодцев отбора давления); 
− состояние пожарной сигнализации ПКУ; 
− периметрально-охранной сигнализации КППСОД на ППМН; 
− охранной сигнализации вантузов, расположенных в пределах узла линейных 

задвижек; 
б) Управления: 
− линейной запорной аппаратурой; 
− аппаратурой контроля прохождения СОД (команды контроля и деблокировки); 
− охранной сигнализацией (подача команды деблокирования охранной 

сигнализации); 
− разъединителями и выключателями вдольтрассовой ЛЭП; 
− охранным освещением; 
в) Измерения: 
− текущего давления в МН; 
− расхода нефти по МН; 
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− текущего давления в отключенных резервных нитках на подводных переходах; 
− текущего давления на камерах пропуска, пуска, приема СОД, расположенных вне 

площадок НПС; 
при отсутствии обособленной системы дистанционного контроля и управления СКЗ: 
− силы тока СКЗ; 
− напряжения СКЗ; 
− защитного потенциала "труба-земля"; 
− потенциала в точке дренажа УКЗ. 
г) Телерегулирования: 
− положения исполнительных механизмов систем регулирования на линейной 

части; 
− выходного напряжения (силы тока, защитного потенциала) станции ЭХЗ. 
д) Связи: 
− для передачи информации, необходимой для работы системы обнаружения утечек 

(при наличии соответствующих требований от СОУ); 
− для обмена информацией с информационными системами, расположенными в 

операторной, МДП, РДП, ТДП. 
9.3.3 Управление задвижками линейной части МН, линейными разъединителями, 

выключателями вдольтрассовой ЛЭП необходимо предусматривать с помощью 
последовательности двух раздельных команд для исключения выдачи ложной команды. При 
этом должна быть обеспечена обратная связь с объектом − посылка квитанции о 
прохождении первой (подготовительной) команды телеуправления. Только после получения 
подтверждения выполнения подготовительной команды может выполняться вторая 
управляющая команда. 

Система телемеханики должна выполнять разграничение функций управления между 
оперативным персоналом МДП, РДП (ТДП) по следующим группам оборудования: 

− линейные разъединители, выключатели вдольтрассовой ЛЭП, СКЗ; 
− телемеханизированное технологическое оборудование линейной части МН. 

 
9.4 Каналы передачи данных для систем телемеханизации 
9.4.1 Средняя частота искажения бита информации, передаваемой по каналам связи, 

должна быть меньше 10-4. 
9.4.2 Скорость передачи информации по каналам связи и их организация должна 

обеспечивать выполнение требований п. 9.1.4. 
9.4.3 В выделенном канале передачи данных средства телемеханизации должны 

обеспечивать обмен информацией в режиме множественного доступа. 
9.4.4 Обмен данными между СА НПС в выделенном канале связи, организованном в 

соответствии с требованиями п. 6.4.3.11,  должен осуществляться в режиме «точка-точка». 
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10 ТРЕБОВАНИЯ К ТЕХНИЧЕСКОЙ РЕАЛИЗАЦИИ 
СИСТЕМ АВТОМАТИЗАЦИИ И ТЕЛЕМЕХАНИЗАЦИИ 
 

10.1 Общие требования 
10.1.1 Системы автоматизации и телемеханизации должны выполняться на базе 

микропроцессорных средств. 
10.1.2 Микропроцессорная система автоматизации (система автоматизации) должна 

функционировать как централизованная или распределенная система с возможностью 
расширения выполняемых функций без изменения структуры программного обеспечения. 

Система автоматизации должна работать как автономно, в технологической 
локальной сети НПС, так и в составе многоуровневой автоматизированной системы 
управления транспортом нефти. 

10.1.3 В качестве системного время в системах автоматизации и телемеханизации 
устанавливается московское время, синхронизация производится по источнику точного 
времени. В качестве источника точного времени может использоваться приемник сигнала 
спутниковой  навигационной системы. 

  
10.2 Требования к структуре и функционированию систем 

автоматизации 
10.2.1 Структура и техническое исполнение системы автоматизации должны 

соответствовать требованиям: 
− ОТТ-35.240.50-КТН-187-06 «Свод обязательных требований при проектировании 

и изготовлении микропроцессорных систем автоматизации НПС (ЛПДС, НБ) и РП. Общие 
технические требования», 

− ОТТ-35.240.50-КТН-302-06 «Комплекс типовых проектных решений 
автоматизации НПС и резервуарных парков на базе современных технических решений и 
комплектующих. Общие технические требования», 

− ОТТ-35.240.50-КТН-145-06 «Технический проект «Создание системы 
мониторинга АСУ ТП НПС, ЛТМ МН в режиме реального времени». Общие технические 
требования». 

10.2.2 Микропроцессорная система автоматизации должна иметь трехуровневую 
структуру:  

− нижний уровень, 
− средний уровень, 
− верхний уровень. 
10.2.3 К нижнему уровню системы автоматизации относятся: 
− средства измерения технологических параметров, 
− сигнализаторы технологических параметров, 
− исполнительные механизмы (в том числе средства световой и звуковой 

сигнализации). 
10.2.4 К среднему уровню системы автоматизации относятся программно-

аппаратные модули (блоки) управления узлов и агрегатов НПС и НБ на базе ПЛК, вторичные 
устройства систем контроля технологических параметров. 

10.2.5 К верхнему уровню системы автоматизации относятся АРМ в комплекте с 
ПО, установленные в операторной (МДП), в том числе: 

− АРМ оператора НПС (АРМ диспетчера НБ);  
− АРМ АСУ ПТ; 
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− АРМ контроля нормативных параметров; 
− АРМ инженера. 
10.2.6 Для НПС без РП АРМ оператора реализуется с использованием двух 

промышленных компьютеров:  
− основного,  
− резервного.  

Эти компьютеры должны работать совместно в режиме горячего резервирования. 
10.2.7 Для НПС с РП АРМ оператора НПС реализуется с использованием трех 

промышленных компьютеров:  
− основного, 
− резервного, 
− дополнительного. 

Основной и резервный компьютеры должны работать совместно в режиме горячего 
резервирования. Дополнительный компьютер используется для контроля технологического 
оборудования РП. 

10.2.8 Для АРМ диспетчера НБ реализуется с использованием двух 
промышленных компьютеров: основного и резервного. 
Эти компьютеры должны работать совместно в режиме горячего резервирования. 

10.2.9 Верхний уровень системы автоматизации должен обеспечивать: 
− прием информации о состоянии технологического объекта; 
− формирование графиков измеряемых технологических параметров; 
− формирование команд оперативного управления технологическим процессом; 
− архивацию событий нижнего уровня, действий оператора и команд из РДП, (ТДП); 
− ведение базы данных сигналов. 
С АРМ инженера должна обеспечиваться настройка, программирование, 

конфигурирование контроллеров МПСА, редактирование экранных форм АРМ оператора. 
10.2.10 На принтер АРМ оператора НПС, диспетчера НБ выводится информация: 
− таблицы, отображаемые на видеомониторе; 
− периодические отчеты о работе НПС, НБ; 
− перечни аварийных ситуаций за сутки, неделю, месяц; 
− перечни неисправностей с указанием времени их возникновения; 
− иная информация, формируемая АРМ оператора НПС, диспетчера НБ. 
 
10.3 Требования к программно-аппаратной части  
10.3.1 Время обработки сигналов в системе автоматизации при работе алгоритмов 

автоматической защиты не должно превышать 0,5 секунды. Этот интервал времени 
определяется от момента появления аварийного значения параметра на входе модуля ввода 
СА до момента появления соответствующего алгоритму управляющего сигнала на выходе 
модуля вывода СА. 

Время обработки сигналов в контроллере САР давления не должно превышать 0,1 с. 
Время обработки сигналов в контроллере системы телемеханизации не должно 

превышать 1,0 с. 
10.3.2 Задержка в отображении сигналов, в появлении оперативного сообщения на 

экране АРМ оператора НПС, диспетчера НБ не должна превышать 0,5 секунд.  
10.3.3 Время, необходимое для отображения вновь открываемых экранных форм на 

экране АРМ оператора НПС, диспетчера НБ, не должно превышать 1 секунды. 
10.3.4 Период обновления информации на экранных кадрах АРМ оператора НПС, 

диспетчера НБ не должен превышать 0,5 секунд. 
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10.3.5 Время передачи управляющего сигнала с клавиатуры, ручного манипулятора в 
центральный контроллер СА не должно превышать 0,5 секунды. 

10.3.6 Контроллеры, используемые в системах автоматизации и телемеханизации, 
должны соответствовать требованиям настоящего РД и ОТТ- 06.02-72.60.00-КТН-022-1-05 
«АСУ ТП и ПТС Компании. Функциональные требования к ПЛК». 

10.3.7 Устройства контроллеров должны иметь средства самоконтроля, 
обеспечивающие диагностику средств АСУ ТП и АСУ ПТ в соответствии с ОТТ-35.240.50-
КТН-145-06 «Технический проект «Создание системы мониторинга АСУ ТП НПС, ЛТМ МН 
в режиме реального времени». Общие технические требования». 

10.3.8 В системах технологической автоматизации и АСУ ПТ должно быть 
обеспечено 100% «горячее» резервирование центрального контроллера.  

10.3.9 В состав СА НПС должен входить блок ручного управления БРУ, 
обеспечивающий ручное дистанционное управление оборудованием, автономную световую 
и звуковую сигнализацию, приведение НПС в безопасное состояние при отказе основной 
схемы контроля и управления. 

10.3.10 Средства подачи команд управления БРУ должны непосредственно 
воздействовать на систему управления ВВ насосных агрегатов и электроприводов задвижек, 
с регистрацией выданной команды в центральном контроллере СА НПС. 

 
10.4 Требования к функциям контроля  
10.4.1 Функции контроля параметров состояния оборудования должны выполняться 

непрерывно. 
 10.4.2 При обработке аналоговых и дискретных значений должны осуществляться: 
− сглаживание и фильтрация измеренных значений; 
− проверка достоверности измеренных значений; 
− проверка достоверности дискретных сигналов;  
− формирование предупредительного сообщения для каждого аналогового 

параметра при достижении им установленного предельного значения. 
10.4.3 Проверка достоверности измеренных значений и дискретных сигналов должна 

осуществляться с учетом имеющейся избыточности информации. 
10.4.4 Оператор (диспетчер) должен подтверждать получение от СА (СДКУ) 

информации об изменении состояния технологического оборудования, используя операцию 
квитирования. 

 
10.5 Требования к функциям отображения 
10.5.1 Функции отображения должны удовлетворять требованиям настоящего РД и 

дополнительно:  
− ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-015-1-05 «АСУ ТП и ПТС Компании. Интерфейсы 

операторов. ОТТ», 
− ОТЗ-06.02-72.60.00-КТН-086-1-05 «Техническое задание на единую систему 

диспетчерского контроля и управления». 
10.5.2 В качестве мониторов компьютеров (АРМ) должны применяться цветные 

дисплеи с размером диагонали не менее 19”. 
 
 
 
10.6 Требования к функциям документирования, регистрации и 

архивации 
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10.6.1 В системе автоматизации должны формироваться следующие журналы 
событий и аварий: 

− журнал (архив) аварийных сообщений «Нормативно-технологических параметров 
работы МН и НПС»; 

− журнал технологических событий и аварий; 
− журнал событий и аварий в системе автоматизации. 
Допускается совмещать журналы. Для защиты от  несанкционированного доступа к 

журналам должна быть реализована система разграничения доступа. 
Во всех журналах должно регистрироваться время возникновения событий. 
При просмотре журналов должен обеспечиваться выбор и сортировка событий по 

следующим признакам: 
− время возникновения; 
− тип события или аварии; 
− текстовый шаблон. 
10.6.2 Система автоматизации должна обеспечивать составление сводок текущих 

измерений, текущего состояния оборудования, перечней отказов, времени наработки 
оборудования. Сводки формируются с периодичностью:  

− каждые два часа по окончании четного часа; 
− ежесуточно по окончании суток; 
− ежемесячно по окончании месяца. 
10.6.3 Все команды, передаваемые с АРМ оператора, по системе телемеханизации, все 

сигналы изменения состояния технологического оборудования и  аварийные события должны 
регистрироваться в журнале событий и аварий. В указанном журнале события и аварии должны 
регистрироваться в хронологическом порядке. 

10.6.4 Система автоматизации должна обеспечивать составление периодических и 
месячных отчетов по работе оборудования НПС, НБ. 

10.6.5 Система автоматизации должна предусматривать создание файлов предыстории 
(оперативный архив) и долгосрочное архивирование данных (исторический архив). 

10.6.6 Носитель информации СА должен обеспечивать хранение информации о работе 
оборудования НПС, РП в соответствующих архивах в течение установленных периодов времени: 

− для графиков измеряемых параметров в оперативном архиве в течение суток; 
− для графиков измеряемых параметров в историческом архиве в течение одного 

года; 
− для двухчасовых сводок в оперативном архиве в течение одного месяца; 
− для двухчасовых сводок в историческом архиве в течение одного года; 
− для суточных и месячных сводок в оперативном архиве в течение  

трех месяцев; 
− для суточных и месячных сводок в историческом архиве в течение одного года; 
− для журнала событий и аварий в оперативном архиве в течение одного месяца; 
− для журнала событий и аварий в историческом архиве в течение одного года. 
 
10.7 Требования к функциям связи 
10.7.1 Функции связи должны соответствовать требованиям ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-

023-1-05 «АСУ ТП и ПТС Компании. Интерфейсы связи между различными элементами 
АСУ ТП. ОТТ» и требованиям настоящего Руководящего документа. 

10.8 Требования к информационному обеспечению 
10.8.1 Информационное обеспечение должно включать: 
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− информационные массивы баз данных, содержащие нормативно-справочную 
информацию; 

− информационные массивы переменной информации, используемой для решения 
прикладных задач и отображения; 

− массивы обменных сообщений между системой автоматизации и другими 
системами. 

 
10.9 Требования к программному обеспечению 
10.9.1 Программное обеспечение (ПО) должно выполнять логические и 

вычислительные операции по реализации функций сбора, обработки, хранения, управления, 
передачи и представления данных в соответствии с функциями системы автоматизации и 
телемеханизации и включать: общесистемное, прикладное, специальное ПО и программы 
тестового контроля. 

10.9.2 Общесистемное программное обеспечение должно быть реализовано на базе 
лицензированной операционной системы или операционной системы «с открытым кодом». 

10.9.3 Общесистемное ПО должно обеспечивать возможность изменения 
конфигурации системы. 

10.9.4 Пакет прикладных программ должен разрабатываться с использованием 
базового комплекта программ, включающего автоматизацию описания параметров, набора 
стандартных логических и вычислительных функций, развитого визуально-графического 
инструментального пакета, ориентированных на применяемую операционную систему. 

10.9.5 Программные модули должны предусматривать возможность: 
− маскирования параметров, сигналов на время ремонтных и профилактических 

работ или при неисправности датчиков; 
− имитации параметров, сигналов и состояния оборудования для использования их 

на время профилактических работ или при неисправности датчиков и оборудования до 
устранения. 

10.9.6 Прикладное ПО должно быть: 
− открытым для дальнейшей модернизации; 
− иметь листинги программ;  
− сопровождаться описанием на русском языке. 
10.9.7 Пакет программ тестового контроля должен обеспечить проверку сохранности 

информации и работоспособности технических средств, входящих в состав системы 
автоматизации, как в режиме подключения к технологическому оборудованию, так и в 
автономном режиме. 

10.9.8 ПО должно быть построено по модульному принципу. По должно 
предусматривать поддержку распределенных и централизованных систем контроля и 
управления. 

10.9.9 ПО должно предусматривать: 
− регламентирование (по паролям) доступа к базам данных и информационным 

массивам; 
− регламентирование (по паролям) доступа к прикладному ПО; 
− защиту информации от несанкционированного доступа и непреднамеренного 

воздействия. 
10.9.10 Программное обеспечение должно соответствовать требованиям данного РД 

и ОТТ-06.02-72.60.00-КТН-033-1-05 «АСУ ТП и ПТС Компании. Программное 
обеспечение». 
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10.10 Срок службы  
10.10.1 Назначенный срок службы систем при условии выполнения требований 

раздела 5.5 должен составлять: 
- для систем автоматизации не менее 10 лет; 
- для систем телемеханизации не менее 10 лет. 
 
10.11 Требования к техническим средствам 
10.11.1 Питание аналоговых датчиков может осуществляться от индивидуальных 

или групповых блоков питания. 
10.11.2 Модули ввода дискретной информации должны обеспечивать прием 

сигналов от контактных или бесконтактных датчиков (сигнализаторов).  
10.11.3 Датчики 220 В переменного тока могут быть потенциальными. 
10.11.4 Сопротивление сигнализатора в замкнутом состоянии должно быть не более 

10 Ом, в разомкнутом состоянии – не менее 50 кОм. 
10.11.5 Модули вывода дискретной информации должны предусматривать 

замыкание (или размыкание) контакта с разрывной мощностью до 120 Вт при напряжении 
220 В переменного тока и 700 Вт при напряжении 220 В постоянного тока. 

10.11.6 Модули вывода аналоговой информации должны предусматривать выдачу 
управляющего аналогового сигнала 4…20 мА на расстояние не менее 500 м до устройства 
управления. 

10.11.7 Нормирующие преобразователи каналов измерения температуры должны 
обеспечивать возможность изменения диапазона измеряемых температур и подключения 
термопреобразователей с различными номинальными статическими характеристиками. 

10.11.8 Устройства и элементы, входящие в состав систем автоматизации и 
телемеханизации объектов МН и находящиеся в цепях: 

− питания, 
− ввода аналоговых сигналов,  
− вывода аналоговых сигналов, 
− ввода дискретных сигналов, 
− вывода дискретных сигналов, 
− передачи данных  

должны быть защищены от наведения дополнительного (паразитного) сигнала, импульсных 
помех, перенапряжений и от вторичных воздействий молнии в соответствии с требованиями 
таблицы 1.   

10.11.9 При наличии требований завода-изготовителя оборудования схемотехника 
микропроцессорной системы автоматизации и телемеханизации должна обеспечивать 
гальваническое разделение между внутренними шинами контроллеров и внешними цепями 
ввода-вывода, каналами передачи данных. 

Для модулей ввода аналоговых сигналов также должно обеспечиваться взаимное 
гальваническое разделение между всеми измерительными каналами, внутренней шиной 
контроллера и источником питания. Значение напряжения гальванического разделения не 
менее 250 В. 

10.11.10  Средства автоматизации и телемеханизации в своем составе должны иметь 
резерв по входным и выходным каналам каждого типа не менее: 

− 15% на каждом УСО с выводом на клеммные соединители, 
− 20% - по клеммникам. 
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Таблица 1 − Требования по защите устройств и элементов систем автоматизации и 
телемеханизации от перенапряжений и вторичных воздействий молнии. 

Норматив № Проверяемый параметр 
Системы 

автоматизации 
Системы 

телемеханизации НПС 
и линейной части 

1 ГОСТ Р 51317.4.2 «Совместимость технических 
средств электромагнитная. Устойчивость к 
электростатическим разрядам. Требования и методы 
испытаний». 

Степень жесткости 2 Степень жесткости 2 

2 ГОСТ Р 51317.4.3 «Совместимость технических 
средств электромагнитная. Устойчивость к 
радиочастотному электромагнитному полю. 
Требования и методы испытаний» 

Степень жесткости 2 Степень жесткости 2 

3 ГОСТ Р 51317.4.4 «Совместимость технических 
средств электромагнитная. Устойчивость к 
наносекундным импульсным помехам. Требования 
и методы испытаний» 

Степень жесткости 3 Степень жесткости 2 

4 ГОСТ Р 51317.4.14 «Совместимость технических 
средств электромагнитная. Устойчивость к 
колебаниям напряжения питания. Требования и 
методы испытаний». 

Класс 
электромагнитной 
обстановки 3 

Класс 
электромагнитной 
обстановки 2 

5 ГОСТ 30336 «Совместимость технических средств 
электромагнитная. Устойчивость к импульсному 
магнитному полю. Технические требования и 
методы испытаний» 

Степень жесткости 4 Степень жесткости 4 

6 ГОСТ 51317.6.2 «Совместимость технических 
средств электромагнитная. Устойчивость к 
электромагнитным помехам технических средств, 
применяемых в промышленных зонах. Требования 
и методы испытаний». 

Критерий качества 
функционирования А 

Критерий качества 
функционирования А 

7 ГОСТ Р 51516 «Совместимость технических 
средств электромагнитная. Устойчивость 
измерительных реле и устройств защиты к 
наносекундным импульсным помехам. Требования 
и методы испытаний» 

Степень жесткости 3 Степень жесткости 2 
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10.12 Требования к монтажу импульсных линий, 
термокарманов (гильз защитных) датчиков температуры и кабелей 
систем автоматизации 

10.12.1 При прокладке и монтаже проводов и кабелей систем автоматизации и 
телемеханизации следует выполнять требования: 

− главы 2.1 «Электропроводки» ПУЭ - при прокладке внутри зданий,  
− главы 2.3 «Кабельные линии напряжением до 220 кВ» ПУЭ - при прокладке в 

наружных установках, 
− заводов-изготовителей оборудования, 
− дополнительные правила разделения цепей, указанные в данном разделе, при 

прокладке как в наружных установках, так и внутри зданий. 
Выбор конкретных марок и типов проводов и кабелей систем автоматизации и 

телемеханизации следует выполнять с учетом требований заводов-изготовителей 
оборудования. 

Дополнительные правила разделения цепей устанавливают следующие требования:  
− цепи сигналов управления и контроля напряжением 220В переменного тока и 24В 

постоянного тока должны формироваться в разных кабелях; 
− аналоговые сигналы должны передаваться с помощью экранированных кабелей 

отдельно от цепей управления и контроля переменного тока; 
− сигналы последовательной передачи данных (интерфейсные соединения) 

передаются по кабелям типа "витая пара", "коаксиальным" или оптоволоконным кабелям; 
− сигналы управления и контроля для резервируемых механизмов и устройств 

должны передаваться в разных кабелях; 
− цепи отдельных шлейфов пожарной сигнализации предусматриваются в разных 

кабелях.  
10.12.2 Для организации каналов передачи данных между контроллерами, 

системами автоматизации и телемеханизации с интерфейсными выходами при длине линии 
связи более 100 м.  рекомендуется использовать оптоволоконные кабели. 

10.12.3 При подключении электроприводов задвижек к системам автоматизации и 
телемеханизации по интерфейсному каналу, количество устройств, подключаемых в один 
шлейф передачи данных, ограничивается 10 единицами. 

10.12.4 При совместной прокладке кабелей систем автоматизации и 
телемеханизации следует руководствоваться приведенными в таблице 2 расстояниями между 
кабелями. 

10.12.5 Импульсные линии для отборов давления рекомендуется выполнять из 
нержавеющей стали с диаметром внутреннего проходного отверстия не менее 10 мм. 
Толщина стенки импульсной линии должна выбираться с учетом испытания импульсных 
линий на прочность совместно с трубопроводом, к которому они подсоединены. В качестве 
запорной арматуры на импульсных линиях должны использоваться шаровые краны, корпус 
которых выполнен из нержавеющей стали с диаметром внутреннего проходного отверстия 
не менее 10 мм. Применение игольчатых вентилей не допускается.  

10.12.6 Для импульсных линий отборов давления нефти, к которым подключены 
датчики давления, входящие в состав СОУ по «волне давления», устанавливаются 
дополнительные требования: 

 - общая длина импульсной линии (с учетом линейного расстояния между входом и 
выходом разделительного сосуда) не должна превышать 4,0 метра.  

-  объем разделительного сосуда не должен превышать 3,0 литра.  
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10.12.7 Расстояние от устройства отбора давления на трубопроводе (патрубка, 
«бобышки») до местного сопротивления (отвода, сужения, тройника трубопровода и т.д.) 
должно быть не менее двух диаметров трубопровода как по потоку жидкости, так и против 
потока. 

10.12.8 Монтаж термокарманов (гильз защитных) датчиков температуры на НПС 
должен производиться с учётом требований ОТТ-75.200.00-КТН-169-08 «Датчики 
температуры и термокарманы (гильзы защитные), устанавливаемые на НПС. Общие 
технические требования». 

10.12.9 Прокладка импульсных линий должна соответствовать требованиям СНиП  
3.05.07 «Системы автоматизации». 

 
Таблица 2 − Минимальное расстояние между кабелями при открытой совместной 

прокладке 

Расстояние между  
кабелями, мм 

Высоко-
вольтный 
кабель 

Силовой 
кабель 
∼ 380 В 

Кабель 
управления и 
сигнализации 

∼ 220 В 

Кабель 
управления и 
сигнализации 

24 В 
постоянного 

тока 

Кабель с 
аналоговыми 
сигналами, 

кабель системы 
связи 

Кабель с 
интер-

фейсными 
сигналами

Высоковольтный 
кабель 

Н/н Н/н 250 400 600 800 

Силовой кабель  ∼380 В Н/н Н/н 100 250 250 400 
Кабель управления и 
сигнализации  ∼220 В 

250 100 Н/н 100 100 100 

Кабель управления и 
сигнализации 24 В 
постоянного тока 

400 250 100 Н/н Н/н 100 

Кабель с аналоговыми 
сигналами, кабель 
систем связи 

600 250 100 Н/н Н/н Н/н 

Кабель с 
интерфейсными 
сигналами 

800 400 100 100 Н/н Н/н 

Н/н − расстояние между кабелями не нормируется 
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 Приложение А 
(обязательное) 

Настройка систем автоматизации для защиты 
нефтепроводов по избыточному давлению 

 
А.1 Величина уставки ограничения рабочего давления на выходе НПС в системе 

автоматического регулирования давления устанавливается равной допустимому рабочему 
давлению на выходе НПС. 

Аварийное максимальное давление на выходе НПС (после узла регулирования) 
принимается равным 1,09 допустимого рабочего давления на выходе НПС. При этом 
значение аварийного максимального давления на выходе НПС не должно превышать 
значения допустимого рабочего давления на выходе НПС более чем на 0,4 МПа. 

Предельное максимальное давление на выходе НПС принимается равным 1,05 
допустимого рабочего давления на выходе НПС. 

А.2 Аварийное максимальное давление в коллекторе МНС принимается равным 1,09 
допустимого рабочего давления в коллекторе МНС. 

Предельное максимальное давление в коллекторе МНС принимается равным 1,05 
допустимого рабочего давления в коллекторе МНС. 

А.3 Величина уставки ограничения давления на входе НПС в системе 
автоматического регулирования устанавливается равной величине минимального рабочего 
давления на входе МНС в соответствии с технологической картой МН. 

Предельное минимальное давление на входе МНС принимается равным 0,9 
минимального рабочего давления на входе МНС. 

Аварийное минимальное давление на входе МНС принимается равным 0,85 
минимального рабочего давления на входе МНС. 

В случае невозможности обеспечения селективности срабатывания защит 
«Предельное минимальное давление на входе МНС» и «Аварийное минимальное давление 
на входе МНС» необходимо предусматривать настройку этих защит на величину аварийного 
минимального давления на входе МНС, с установлением выдержки времени между их 
срабатыванием. Указанная выдержка времени не должна превышать 10 секунд. При этом 
должна быть предусмотрена выдержка времени на срабатывание защиты по предельному 
минимальному давлению на входе МНС в пределах, установленных требованиями п. 6.4.3.6. 

А.4 Значения уставок: минимальное рабочее давление на входе МНС, допустимое 
рабочее давление в коллекторе НПС, допустимое рабочее давление на выходе НПС, уставки 
защит по давлениям на входе, в коллекторе и на выходе НПС - заносятся в утверждаемую 
главным инженером ОАО МН карту «Уставок, технологических защит, блокировок и 
сигнализации оборудования и сооружений НПС и МН». 




