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Техническое задание 
на проведение работ по внутритрубной дефектоскопии

газопровода-отвода к Калининградской ТЭЦ-2
В настоящем документе применены следующие сокращения:

	ВИП
	–
	внутритрубный инспекционный прибор;

	ВТД
	–
	внутритрубное техническое диагностирование;

	ВТУ
	–
	внутритрубное устройство;

	ГТС
	–
	газотранспортная система;

	ДДК
	–
	дополнительный дефектоскопический контроль;

	КРН
	–
	коррозионное растрескивание под напряжением;

	ЛЧ МГ
	–
	линейная часть магистральных газопроводов;

	МГ
	–
	магистральный газопровод;

	НК
	–
	неразрушающий контроль;

	ОУ
	–
	очистное устройство;

	СО
	–
	специализированная организация;

	ЭО
	–
	эксплуатирующая организация.


Период оказания услуг: Не менее 47 (сорока семи) календарных дней, но не более 60 (шестидесяти) календарных дней.



Начальная (максимальная) цена 
· - Начальная (максимальная) цена предмета закупки (с НДС): 2801785,66 руб. (Два миллиона восемьсот одна тысяча семьсот восемьдесят пять рублей 66 копеек), в том числе НДС 18 % 427391,03 рублей (Четыреста двадцать семь тысяч триста девяносто один рубль 03 копейки). 

Место оказания услуг (выполнения работ), общие сведения: 

Российская Федерация, Калининградская область, Гурьевский район.
1 Порядок выполняемых работ по внутритрубной дефектоскопии

1.1 Диагностическое обследование должно выполняться в соответствии со следующими нормативными документами:
- РД-51-2-97 Инструкция по внутритрубной инспекции трубопроводных систем, Москва, РАО «Газпром», 1997 г.;
- СТО Газпром 2-2.3-095-2007 Методические указания по диагностическому обследованию линейной части магистральных газопроводов; 
- СТО Газпром 2-3.5-454-2010 Правила эксплуатации магистральных газопроводов (ПЭ МГ). 
1.2 Оценка опасности выявленных дефектов должна выполняться в соответствии с требованиями:

- «Инструкции по оценке дефектов труб и соединительных деталей при ремонте и диагностировании магистральных газопроводов», утвержденной ОАО «Газпром», 2013 г.;
- Инструкцией по оценке труб и СДТ при ремонте и диагностировании МГ, утвержденной ОАО «Газпром», 2013 г.;
- СТО Газпром 2-2.3-112-2007 Методические указания по оценке работоспособности участков МГ с коррозионными дефектами;
- Р Газпром 2-2.3-620-2011 Методика расчета показателей надежности при эксплуатации объектов ЛЧ МГ единой системы газоснабжения ОАО «Газпром»;
- СТО Газпром 2-2.3-184-2007 Методика по расчёту и обоснованию коэффициентов запаса прочности и устойчивости магистральных газопроводов на стадии эксплуатации и технического обслуживания.
1.3 Объем выполняемых Подрядчиком работ включает в себя: 

- Подготовительные работы: 

	Подготовка снарядов на базе 

	Транспортировка оборудования 

	Подготовка приборов к диагностическому обследованию


- Диагностическое обследование:

	Пропуск очистного поршня-калибра 

	Пропуск профилемера 

	Обработка данных профилеметрии и подготовка заключения о готовности трубопровода к диагностическому обследованию

	Пропуск магнитного очистного поршня

	Пропуск внутритрубного дефектоскопа с продольной намагничивающей системой (MFL)

	Перезапись информации на мобильные носители 

	Проверка записанной информации 

	Контрольный пропуск внутритрубного дефектоскопа MFL (при некачественной записи с первого пропуска)

	Перезапись информации на мобильные носители 

	Проверка записанной информации 

	Пропуск магнитного очистного поршня (при необходимости)

	Пропуск внутритрубного дефектоскопа с поперечной намагничивающей системой (TFI)

	Перезапись информации на мобильные носители 

	Проверка записанной информации 

	Контрольный пропуск внутритрубного дефектоскопа TFI (при некачественной записи с первого пропуска)

	Перезапись информации на мобильные носители 

	Проверка записанной информации 

	Возврат оборудования на базу Подрядчика

	Представление технического отчета по результатам обследования


2 Работы по подготовке участка к проведению ВТД
2.1. Работы по подготовке участка к проведению ВТД выполняются филиалом ООО «Газпром трансгаз Санкт-Петербург» Калининградское ЛПУ МГ.
2.2. Работы по подготовке участка к проведению ВТД включают в себя:

2.2.1. Погрузка и выгрузка оборудования ВТД в автомобиль Подрядчика работ, запасовка, сопровождение и прием оборудования, очистка оборудования после пропусков.
2.2.2. Доставка оборудования до камер запуска и приема в случае отсутствия вдольтрассовых проездов.
2.2.3. Очистка внутренней полости трубопровода, устранение дефектов и недопустимых конструктивных элементов, препятствующих безопасному пропуску оборудования ВТД.
2.2.4. Оборудование участка (при необходимости) временными узлами приема-запуска ВТУ, стационарными маркерными пунктами, выполнение шурфовочных работ.
2.2.5. Заполнение опросного листа, предоставленного Подрядчиком

2.2.6. Подготовка и передача Подрядчику информации о проведенных ремонтах на обследуемом участке, а также места установки и геодезические координаты (при наличии) маркерных накладок и крановых узлов.
2.3. Заказчик обеспечивает условия и контроль качества проводимых работ для каждого этапа согласно РД-51-2-97 «Инструкция по внутритрубной инспекции трубопроводных систем», Москва, РАО «Газпром»,1997 г.

2.4. Калининградское ЛПУ МГ несёт ответственность:

2.4.1. За выполнение условий диагностических работ: соответствие режима прогона снаряда заданному (при условии использования оборудования на газопроводах менее 1000 мм), исправность и полное открытие линейных кранов, камер запуска или приёма. При невыполнении этих условий и получении некачественных данных Подрядчик не несет ответственности за качество предоставляемой информации по результатам обследования.
2.4.2. За несоблюдение правил техники безопасности при выполнении всех работ на газопроводе своими работниками, а также за все действия своего персонала по запасовке, сопровождению и приему снаряда. Персонал, задействованный в перечисленных выше работах, должен постоянно находиться под контролем и руководством ответственного представителя Калининградского ЛПУ МГ за несоблюдение правил техники безопасности при выполнении всех работ на газопроводе своими работниками, а также за все действия своего персонала по запасовке, сопровождению и приему снаряда. Персонал, задействованный в перечисленных выше работах, должен постоянно находиться под контролем и руководством ответственного представителя организации эксплуатирующей газопровод.
2.4.3. За повреждение внутритрубных снарядов по его вине, в том числе за застревание и повреждение снаряда-дефектоскопа по причине пропуска без предварительной профилеметрии. При этом расходы Подрядчика по поиску, ремонту и восстановлению диагностического снаряда в случае его повреждений оформляются двухсторонним техническим актом, на основании которого Калининградское ЛПУ МГ полностью возмещает фактические затраты за ремонт и восстановление поврежденного снаряда.
2.4.4. За случаи порчи и хищения имущества Подрядчика, произошедшие на охраняемой территории Калининградского ЛПУ МГ и сданного ей на временное хранение, если они не связаны с действиями персонала Подрядчика. Стоимость утраченного в результате этих случаев имущества Подрядчика возмещается Калининградским ЛПУ МГ.
3 Требования к оборудованию для ВТД

3.1 Данные требования применимы для оборудования ВТД, предназначенного для диагностирования трубопроводов, построенных в соответствии со СНиП и ВСН и имеющих протяженность до 300 км.

3.2 Оборудование должно соответствовать действующим и вновь введённым на момент начала проведения работ государственным стандартам (ГОСТ). Скорости движения внутритрубных снарядов-дефектоскопов при проведении ВТД должны быть равномерными и составлять от 0,5 м/с до 3 м/с и достигаться использованием снарядов, оборудованных активным устройством регулирования скорости движения по газопроводу, для диагностики трубопроводов диаметром от 1000 мм и выше. Для газопроводов диаметром менее 700мм  создается режим транспорта газа для обеспечения равномерной скорости движения снарядов.

3.3 В составе оборудования для ВТД должны быть устройства, позволяющие фиксировать факт прохождения внутритрубного оборудования во время проведения ВТД через контрольные точки на газопроводе с возможностью передачи информации на центральный пункт контроля.
3.4 Дополнительно может быть произведен пропуск акустического дефектоскопа для обеспечения необходимой вероятности определения и идентификации дефектов стресс-коррозии и других продольно ориентированных дефектов, дефектов коррозии, а также оценки состояния защитного изоляционного покрытия труб.

3.5 Требования к очистным поршням
3.5.1 Внутритрубные очистные поршни должны обеспечивать подготовку диагностируемого участка газопровода в соответствии с действующей в ОАО «Газпром» «Инструкцией по внутритрубной инспекции трубопроводных систем». 
3.5.2 В комплект оборудования для очистки внутренней полости газопроводов должны входить:

- Поршень очистной с дисками, выполненными из износостойкого материала.
- Поршень магнитно-очистной, который обеспечивает очистку внутренней полости трубопровода на всей длине участка газопровода.
- Очистные поршни могут быть оборудованы калибровочными пластинами (калибром), которые позволяют определить величину сужения проходного сечения трубопровода без указания его местоположения.

3.5.3 При необходимости в комплект может входить другое специализированное оборудование для очистки внутренней полости газопроводов. 

3.6 Требования к оборудованию для профилеметрии
3.6.1 Профилемеры должны выявлять, измерять размеры и регистрировать все виды отклонений от нормативов геометрических параметров труб: вмятины, гофры, овальность, радиусы кривизны оси трубопровода, а так же выявлять и регистрировать конструктивные особенности обустройства участка трубопровода.

3.6.2 Профилемер за один прогон должен обеспечивать непрерывную запись информации на всем протяжении обследуемого участка трубопровода.

3.6.3 Профилемеры должны быть обеспечены средствами и технологией контроля полноты и качества зарегистрированной информации непосредственно после каждого прогона.

3.7 Требования к дефектоскопам с продольной системой намагничивания (MFL) и поперечной системой намагничивания (TFI)
3.7.1 Дефектоскопы должны выявлять, регистрировать и определять параметры и идентифицировать дефекты (включая трещиноподобные), связанные с потерей металла стенки трубопровода и сварных соединений труб. 

3.7.2 Внутритрубные дефектоскопы должны обеспечивать получение информации по всей образующей и длине обследуемого участка действующего газопровода при проведении работ по ВТД.

3.7.3 Дефектоскопы должны быть обеспечены средствами и технологией контроля полноты и качества зарегистрированной информации непосредственно после каждого прогона.

3.7.4 Допускается снижение точностных характеристик дефектоскопов при недостаточной очистке полости трубопровода, а также в зонах термического влияния сварных швов на расстоянии до 100 мм от шва.

3.7.5 Для проведения ВТД газопроводов допускаются серийные образцы диагностического оборудования (комплексов), прошедшие необходимые испытания по ГОСТ Р 15.201 и процедуру экспертизы технических условий в соответствии с СТО Газпром 2-3.5-046, включающую комплекс испытаний (в соответствии с Р Газпром 2-2.3-806-2014 [1]) для экспериментального подтверждения соответствия технических характеристик (показателей назначения) диагностического оборудования требованиям ОАО «Газпром».

3.7.6   Технические характеристики внутритрубных дефектоскопов должны позволять обнаруживать и идентифицировать следующие типы дефектов:

- трещины, в том числе зоны стресс-коррозионных трещин; 

- коррозию (общая коррозия, питтинговая коррозия, язвенная коррозия, ручейковая коррозия); 

- механические повреждения (задир, забоина, царапина);

- заводские дефекты, в том числе закат;

- зоны вышлифовки металла;

- дефекты нарушения формы сечения трубы (гофр, вмятина, овальность);

- дефекты кольцевых сварных соединений в соответствии с классификацией СТО Газпром 2-2.3-137 (трещина вдоль оси шва, непровар по разделке, подрез, провис корня шва, непровар/утяжина, смещение кромок);

- дефекты заводских продольных и спиральных швов в соответствии с классификацией СТО Газпром 2-2.3-137 (трещина вдоль оси шва, непровар по разделке, подрез, вышлифовка, нарушение формы шва).

3.8 Требования к конструкции
3.8.1 Дефектоскопы должны представлять собой автономное устройство, электронная часть которого должна размещаться в герметичной оболочке, способной выдержать внешние механические воздействия в ходе эксплуатации и защищать электронную часть от воздействия среды эксплуатации с давлением до 8 МПа.

3.8.2 Дефектоскопы должны быть прочными к воздействию водяного пара, воды при температуре моющих средств до 120(С.

3.8.3 Конструкция изделия должна исключать возможность повреждения механических частей и внутренней поверхности трубопровода во время инспекционного обследования, при соблюдении технологии и требований по проведению ВТД.

3.8.4   Для внутритрубного обследования газопроводов применяют дефектоскопы, обеспечивающие:

- сплошной контроль труб с шагом, приведенным в таблице Б.1 (приложение Б) и в таблице В.1 (приложение В);

- регистрацию и хранение диагностической информации, зафиксированной по всей длине диагностируемого участка газопровода.

3.8.5   Для обследования газопровода применяют дефектоскопы:

- снабженные одометрическим устройством, обеспечивающим измерение пути, пройденного по газопроводу;

- имеющие измерительную систему для определения угловой ориентации выявляемых дефектов и особенностей газопровода относительно его вертикальной оси.

4 Требования к организации-исполнителю внутритрубного технического диагностирования 

4.1 Специализированная организация должна обладать соответствующими требованиям норм Российской Федерации лицензиями и разрешениями на применение внутритрубного оборудования.

4.2 СО должна пройти оценку готовности к выполнению работ по диагностике на объектах ОАО «Газпром» в соответствии с СТО 2-3.5-046-2004.

4.3 Оценка готовности к выполнению работ по диагностике может быть заменена разрешением, выданным Департаментом по транспортировке газа и газового конденсата ОАО «Газпром».

4.4 Специалисты инспектирующей организации, непосредственно связанные с работами по запасовке, пропуску и извлечению внутритрубных инспекционных приборов, обеспечению контроля скорости их движения, должны: 

- быть аттестованы по промышленной безопасности в области нефтяной и газовой промышленности;

- пройти обучение по выполнению операций запуска, приемки и сопровождения ОУ и ВИП;

- пройти инструктаж у специалистов Калининградского ЛПУ МГ по особенностям работ на объекте диагностирования.

4.5 Специалисты СО, непосредственно связанные с камеральной обработкой результатов внутритрубной дефектоскопии, должны быть аттестованы по неразрушающему контролю магнитными методами не ниже второго уровня.

4.6 В штате организации должно быть не менее двух специалистов с опытом обработки данных ВТД не менее пяти лет.

4.7 В составе диагностической организации должна иметься лаборатория неразрушающего контроля, аттестованная в соответствии с требованиями Ростехнадзора. 

4.8 СО должна иметь собственные средства ВТД и выполнять обработку данных своими силами.

4.9 СО должна обладать аппаратными и программными средствами для тестирования дефектоскопов, проверки полноты данных и их обработки

4.10 СО должна обладать достаточными материально-техническими средствами для оперативной доставки ВИП на трассу газопровода, их оперативного ремонта и восстановления на месте проведении ВТД.
5 Требования безопасности 

5.1 Для обследования газопроводов следует применять внутритрубное диагностическое оборудование, которое по степени защиты от поражения электрическим током не представляет опасности для обслуживающего персонала при его эксплуатации в соответствии с ГОСТ 12.2.007.0.

5.2 Во взрывоопасных зонах следует применять внутритрубное диагностическое оборудование, соответствующее требованиям ТР ТС 012/2011, и пригодное к эксплуатации во взрывоопасных зонах класса 2 или выше согласно классификации ТР ТС 012/2011.

6 Технические требования к внутритрубным дефектоскопам

6.1 Для обследования газопроводов применяют внутритрубные дефектоскопы, технические характеристики которых позволяют обнаруживать и идентифицировать следующие типы дефектов:
- трещины, в том числе зоны стресс-коррозионных трещин; 

- коррозию (общая коррозия, питтинговая коррозия, язвенная коррозия, ручейковая коррозия); 

- механические повреждения (задир, забоина, царапина);

- заводские дефекты, в том числе закат;

- зоны вышлифовки металла;

- дефекты нарушения формы сечения трубы (гофр, вмятина, овальность);

- дефекты кольцевых сварных соединений в соответствии с классификацией СТО Газпром 2-2.3-137 (трещина вдоль оси шва, непровар по разделке, подрез, провис корня шва, непровар/утяжина, смещение кромок);

- дефекты заводских продольных и спиральных швов в соответствии с классификацией СТО Газпром 2-2.3-137 (трещина вдоль оси шва, непровар по разделке, подрез, вышлифовка, нарушение формы шва).

Классификация дефектов в зависимости от их размеров на дефекты общей коррозии, каверны, язвы, продольные и поперечные канавки, продольные и поперечные пазы приведена в приложении Г.

6.2 В информации о дефектах указывают сведения об их месторасположении, параметрах (размерах) дефектов, номенклатуру которых в зависти от типа дефекта определяют по таблице 2.

Т а б л и ц а  2 – Параметры дефектов, используемые для оценки степени опасности дефектов и проверки условий ремонтопригодности дефектного участка трубы 

	Группа дефектов
	Тип дефекта 
	Определяемые параметры дефекта (проверяемые при верификации результатов ВТД)

	Поверхностные
	Трещина (зона трещин), коррозия, каверна, задир, забоина, закат, царапина, зоны вышлифовки металла
	Длина*, ширина*, глубина 

	Дефекты нарушения формы сечения трубы
	Гофр, вмятина, овальность сечения трубы
	Габаритные размеры дефекта типа гофр и вмятин в продольном и окружном направлениях (длина, ширина), и глубина дефекта.

Наибольший Dmax и наименьший Dmin наружные диаметры сечения.

	Дефекты кольцевых сварных соединений
	Трещина вдоль оси шва, непровар, подрез, провис корня шва, утяжина, смещение кромок
	Глубина, ширина

	Дефекты заводских продольных и спиральных сварных соединений
	Трещина вдоль оси шва, непровар, подрез, вышлифовка, нарушение формы шва
	Глубина**, длина, ширина***

	* Для зоны трещин – общая длина и ширина зоны трещин.

** Глубина вышлифовок для заводских швов не определяется.

*** Ширина дефектов для продольных сварных швов не определяется.


Месторасположение дефекта на трубе в продольном направлении Xs определяют расстоянием от первого по ходу газа кольцевого сварного соединения дефектной трубы до ближайшей к нему точки дефекта. В окружном (поперечном) направлении местоположение дефекта определяют по угловым координатам крайних точек дефекта Ys.

6.3 Для обследования газопроводов применяют внутритрубные дефектоскопы, обеспечивающие обнаружение и идентификацию следующих конструктивных элементов и особенностей:
- задвижка;

- металл снаружи;

- металлическая муфта;

- отвод;

- отвод-врезка;

- отвод крутоизогнутый;

- отвод сегментный;

- футляр;

- пригруз кольцевой;

- ремонтная накладка;

- тройник;

- хомут;

- шаровой кран;

- маркер;

- сварное соединение;

- заварка;

- заварка окна (технологического отверстия). 

Классификация конструктивных элементов и особенностей газопровода приведена в приложении Д.

6.4 Для определения расстояний от дефектов до продольных сварных соединений указывают информацию об угловом положении сварных соединений на трубе.

6.5 Для всех дефектов, аномалий и особенностей, за исключением нарушений формы сечения трубы, а также таких особенностей, как заварка технологических отверстий и не сваренный стык футляра, указывают поверхность, на которой они расположены (внутренняя или наружная). 

6.6 Определение поверхности трубы (внутренней или внешней), на которой располагаются дефекты, аномалии и особенности, рекомендуется с вероятностью не менее 90 %.

6.7 Для обследования газопровода применяют внутритрубные дефектоскопы, технические характеристики которых обеспечивают выполнение требований по точности измерения, вероятности обнаружения и идентификации дефектов, приведённых в приложениях В, Е, Ж.

6.8 Для определения положения дефекта при вскрытии газопровода используют параметры +Xw, +Xs, (-Xw, -Xs), Ys и Yw в соответствии с рисунком 1. 

Требования к точности определения параметров, применяемых для привязки дефектов, приведены в приложении В.

6.9 По согласованию с эксплуатирующей организацией допускается снижение точности определения геометрических параметров и глубины выявляемых дефектов в следующих случаях:

- при контроле бесшовных труб;

- в зонах влияния сварных швов (размер зоны влияния кольцевого шва устанавливается в пределах ± 100 мм от центра шва, размер зоны влияния продольных и спиральных швов устанавливается в пределах ± 50 мм от их центра);

- в зонах влияния металлических пригрузов, внешних опор, футляров, металлических муфт и других подобных особенностей;

- при наличии наложений двух или более дефектов.
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Рисунок 1 – Параметры для определения положения дефекта при вскрытии газопровода 
7  Технические требования к профилемерам

7.1 Для обследования газопровода применяют внутритрубные профилемеры, позволяющие выявлять, регистрировать и измерять параметры дефектов нарушения формы сечения труб в соответствии с таблицей 3 и приложением Е.

Т а б л и ц а  3 – Параметры дефектов нарушения формы сечения трубы, используемые для оценки степени опасности дефектов и проверки условий ремонтопригодности дефектного участка трубы 
	Тип дефекта 
	Измеряемые параметры дефекта

	Вмятина, гофр
	Длина, ширина, глубина (высота) 

	Овальность
	Наименьший и наибольший наружные диаметры трубы


7.2 Для обследования газопровода применяют внутритрубные профилемеры, оборудованные системой, позволяющей выявлять и регистрировать кольцевые сварные швы.

7.3 Требования по обнаружению, идентификации и определению отклонений геометрических параметров труб приведены в 
приложениях Е и Ж.

8 Технические требования к навигационному оборудованию внутритрубных устройств

8.1 Для обследования газопроводов применяют ВИП, оснащенные инерциальной навигационной системой, позволяющей определять координаты местоположения газопровода для оценки пространственного положения трубы в плане и в профиле.

8.2 Для обследования газопроводов применяют ВИП, оснащенные инерциальной навигационной системой, позволяющей обеспечивать погрешность определения координат газопровода не более пяти метров в плане на каждый километр расстояния до ближайшей реперной точки.

8.3 Для обследования газопровода применяют ВИП, технические характеристики инерциальной навигационной системы которых обеспечивают выявление и идентификацию отводов в соответствии с их классификацией, приведенной в приложении Д.

8.4 При измерении пространственного положения оси газопровода с целью определения напряжений и деформаций применяют ВИП, оснащенный инерциальной навигационной системой, позволяющей определять кривизну участка газопровода величиной не менее 1/(500 Dном) с погрешностью не более 15 %, на плече не более 30 м.

9 Технические требования к калибровочным и очистным поршням, входящим в комплексы внутритрубного диагностирования

9.1 При подготовке газопровода к обследованию следует применять внутритрубное очистное оборудование, обеспечивающее очистку внутренней полости диагностируемого участка газопровода от посторонних предметов, грязи, различных отложений и металлических предметов в соответствии с требованиями СТО Газпром 2-3.5-454.

9.2 При подготовке газопровода к обследованию следует применять очистные поршни и очистные скребки-калибры, позволяющие проходить односторонние сужения газопровода с минимальным проходным сечением до 0,7·Dном. 

9.3 Очистные скребки-калибры следует оборудовать калибровочными дисками с пластинами (пластины выполняются на проходное сечение 0,85·Dном и 0,9·Dном) для определения по величине их прогиба сужения проходного сечения газопровода без указания его местоположения.

9.4 Для очистки внутренней полости газопровода от металлических предметов перед пропуском дефектоскопов могут быть использованы магнитные очистные поршни, оборудованные собственной магнитной системой и позволяющие проходить односторонние сужения газопровода с минимальным проходным сечением до 0,85·Dном.

9.5 Очистные поршни, скребки-калибры и магнитные очистные поршни могут быть оснащены встроенными сигнализаторами для контроля их прохождения по газопроводу и определения их местоположения при застревании.

9.6 При очистке газопровода следует применять очистные поршни, скребки-калибры и магнитные очистные поршни, элементы которых выполнены из износостойкого материала и позволят сохранять работоспособность при очистке внутренней полости газопровода в режиме «сухого» трения.

9.7 При подготовке газопровода к обследованию следует применять магнитные очистные поршни, имеющие напряжённость магнитного поля в межполюсном промежутке не менее 10 кА/м и обеспечивающие сбор электродов, окалины и других металлических предметов на всей длине контролируемого участка газопровода.

9.8 Качество очистки внутренней полости газопровода следует оценивать по данным магнитных дефектоскопов. При недостаточной очистке внутренней полости газопровода возможна потеря данных магнитных дефектоскопов, что не позволяет обеспечить требуемые настоящим документом параметры точности и чувствительности. При потере данных мероприятия по очистке и пропуску ВИП следует проводить повторно.

9.9 После пропуска и осмотра очистных устройств и ВИП эксплуатирующей организации совместно с представителем специализированной диагностической организации следует составить акты с указанием результатов очистки, профилеметрии и дефектоскопии участка ЛЧ МГ (указывают количество и состав извлеченных отходов, наличие повреждений ВИП, полноту полученной информации).

9.10 При невозможности обеспечить требуемое качество очистки внутренней полости газопровода по согласованию с эксплуатирующей организацией допускается снижение характеристик точности и чувствительности ВИП.

9.11 Рекомендуемые значения основных технических характеристик очистных поршней, скребков-калибров и магнитных очистных поршней приведены в приложении А.

10 Требования к представлению результатов ВТД:
10.1 По результатам проведения ВТД предоставляются предварительные и окончательные отчеты.

10.2 По согласованию с Заказчиком, вместо предварительного отчета предоставляется окончательный частичный отчет на межкрановый участок с наиболее опасными дефектами.

10.3 Предварительный отчёт предоставляется Подрядчиком в срок 14 календарных дней с момента окончания работ по ВТД.

10.4 Предварительный отчет содержит информацию:

- о наиболее опасных дефектах, рекомендованных Подрядчиком к первоочередному обследованию в шурфах;

- о минимально необходимом количестве дефектов (труб), требующих обследования в шурфах для повышения достоверности результатов представляемых в окончательном отчете.

Подрядчик информирует в письменной форме Заказчика о наличии и местоположении предаварийных дефектов в случае их обнаружения до выдачи окончательного отчета.

10.5 В предварительном отчёте должны быть приведены листы детализации для дефектов, указанных в п. 10.4.

10.6 Окончательный отчет предоставляется в срок не более 60 календарных дней с момента получения данных Отделом обработки информации Подрядчика. Срок выпуска окончательного отчета может быть уменьшен по согласованию с Заказчиком.

10.7 Размеры дефектов, приведенные в окончательном отчете, должны быть скорректированы с учетом размеров, определенных при наружном обследовании дефектов, рекомендованных к обследованию в соответствии с п. 10.4 настоящего технического задания.

10.8 В целях обеспечения оперативного наполнения и поддержания в актуальном состоянии отраслевой базы данных диагностики газопроводов методом внутритрубной диагностики электронные отчеты Подрядчиков должны удовлетворять следующим требованиям:

- Нумерация труб должна соответствовать нумерации труб последней проведенной ВТД;

- Электронные отчеты должны содержать файлы обменного формата результатов обследований, согласованных с ООО «Газпром трансгаз Екатеринбург» (таблица 10.1);

- Основанием для заполнения файла обменного формата служат электронные журналы результатов ВТД. Порядок заполнения файла обменного формата согласовывается с Заказчиком.

Таблица 10.1 – Форма файла обменного формата результатов обследований

	Линейные координаты
	Параметры трубы

	Межкрановый_участок_УИД 
	Код_крана
	Номер_дефекта
	Расстояние_до_нач._особ. по одометру, м
	Номер_трубы
	Расстояние_до_начала_трубы по одометру
	Длина_трубы,м
	Толщина_стен_трубы,мм
	Тип_трубы_УИД
	Материал_трубы_УИД
	Предел_прочности,МПа
	Предел_текучести, МПа
	Категория_трубы_УИД

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	


Таблица 10.1 (продолжение)

	Швы
	Классификация особенности
	Расположение относительно реперов

	Тип_сварного_шва_УИД
	Входящий ПШ, час,доля_час
	Выходящий ПШ, час,доля_час
	Ориентация 1-го_прод_шва, час
	Ориентация 2-го_прод_шва, час
	Тип_особен_УИД
	Характер_особен_УИД
	Класс_размера_особен_УИД
	Расп_на_трубе_УИД
	Расстояние_от_репера, м
	Расстояние_до_репера, м

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	


Таблица 10.1 (продолжение)

	Угловое положение
	Расположение относительно кольцевых и продольных швов

	
	


11. Состав предварительного отчёта

11.1 Предварительный отчёт должен содержать титульный лист, оглавление, введение, основную часть.

Во введении должны содержаться следующие сведения:

· общая информация об обследовании;

· обобщённые результаты инспекции;

· термины и определения;

· исходные данные по трубопроводу;

· характеристики труб;

· применяемые стандарты.

11.2 Предварительный отчёт должен включать главу, содержащую перечень применявшихся при инспекции снарядов:
· использовавшиеся при очистке и обследовании участка трубопровода снаряды;

· заключение по снарядам – выводы об адекватности измеренных сигналов для каждого снаряда-дефектоскопа.

11.3 Предварительный отчёт должен включать главу с результатами обработки данных дефектоскопов, в том числе результаты расчета показателей степени опасности одиночных (и взаимодействующих – по согласованию с Заказчиком) дефектов, с учетом нормативных документов приведенных в п.1.2:

- сроки наружного обследования, рассчитанные для одиночных и взаимодействующих дефектов;

- коэффициенты безопасного давления (КБД), рассчитанные для одиночных и взаимодействующих дефектов;

- сроки безопасной эксплуатации элементов МГ с учетом взаимодействия дефектов;

- допустимое рабочее давление в соответствии с СТО Газпром 2-2.3-112-2007; 

Предварительный отчет должен включать:

11.3.1 Журнал выявленных аномалий – выявленные дефекты и их параметры на участке трубопровода:

· расстояние от начала участка до особенности;

· привязка координаты особенности к кольцевым швам;

· идентификация особенности (характер и класс размера);

· угловое расположение особенности на трубе;

· оценка толщины стенки трубы;

· оценка длины особенности (проекция на образующую трубы);

· оценка ширины особенности (проекция на окружность трубы);

· оценка максимальной глубины дефекта;

· тип дефекта по расположению на поверхности стенки трубы;

· сроки наружного обследования согласно «Инструкции по оценке дефектов труб и соединительных деталей при ремонте и диагностировании магистральных газопроводов» ОАО «Газпром», 2013 г.;

· коэффициент безопасного давления (КБД).

11.3.2 Журнал элементов обустройства и конструктивных особенностей – выявленные элементы обустройства и конструктивные особенности. В том числе указываются:

· измеренное расстояние от начала участка до особенности;

· порядковый номер трубы и длина трубы, на которой расположена данная особенность;

· идентификация особенности (тип, характер);

· длина элемента или особенности, либо длина участка однотипных элементов или особенностей;

· дополнительное описание элемента или особенности, включая данные, представленные эксплуатирующим предприятием.

11.3.3 Журнал реперных точек – реперные точки инспекции. В том числе указываются:

· измеренное расстояние от начала участка до репера;

· порядковый номер трубы, на которой расположена реперная точка;

· идентификация особенности (тип, характер);

· обозначение реперной точки;

· расстояние до следующей реперной точки;

· описание реперной точки по данным, представленным эксплуатирующим предприятием.

11.3.4 Листы детализации

Лист детализации даётся на одну трубу, может занимать несколько страниц. На листе должна быть обозначена следующая информация:

· местонахождение трубы – привязка к маркерам, особенностям трубопровода;

· перечень дефектов на трубе с их характеристиками;

· положение дефектов на трубе;

· дефектограммы снарядов с индикацией выявленных дефектов.

12 Требования к содержанию окончательного отчёта по результатам внутритрубной диагностики

12.1 В отчёте должны быть приведены следующие сведения:

· описание используемого оборудования: технология проведения обследования; типы применяемых снарядов; выявляемые особенности; ограничения метода;

· данные о работе снарядов: результаты пропуска снарядов, позволяющие сделать вывод о качестве данных ВТД;

· информация об участке трубопровода, предоставленная эксплуатирующим газопровод предприятием: опросные листы; карты-схемы конструктивных особенностей и элементов обустройства; карты-схемы маркеров; номенклатурные характеристики труб;

· результаты обработки данных дефектоскопов: перечень реперных точек; характеристики выявленных труб, элементов обустройства, конструктивных особенностей трубопровода, дефектов, отводов (поворотов);

· оценка степени опасности выявленных дефектов.

12.2 Состав окончательного отчета
Отчёт должен содержать титульный лист, оглавление, введение, основную часть, приложения.

12.2.1 Во введении должны содержаться следующие сведения:

· общая информация об обследовании;

· обобщённые результаты инспекции;

· термины и определения;

· условные обозначения; 

· исходные данные по трубопроводу;

· характеристики труб;

· применяемые для оценки опасности стандарты.

12.2.2 Отчёт должен включать главу об используемом оборудовании при проведении инспекции:

· краткое описание технологии обследования трубопровода;

· краткое описание типов используемых внутритрубных снарядов;

· точностные характеристики выявления дефектов.

· 12.2.3 Отчёт должен включать главу, содержащую технические характеристики и данные работы применявшихся при инспекции снарядов:

· использовавшиеся при очистке и обследовании участка трубопровода снаряды и их технические характеристики;

· режим прохождения снарядов-дефектоскопов - графики изменения ключевых параметров снарядов и продуктов по мере их движения;

· заключение по снарядам – выводы об адекватности измеренных сигналов для каждого снаряда-дефектоскопа.

12.2.4 Окончательный отчет должен включать главу с результатами обработки данных дефектоскопов, в том числе результаты расчета показателей степени опасности одиночных (и взаимодействующих - по согласованию с Заказчиком) дефектов, с учетом нормативных документов, приведенных в п.1.2:

- сроки наружного обследования, рассчитанные для одиночных и взаимодействующих дефектов в соответствии с «Инструкцией по оценке дефектов труб и соединительных деталей при ремонте и диагностировании магистральных газопроводов», утвержденной ОАО «Газпром» 05.09.2013г.;

- коэффициенты безопасного давления (КБД), рассчитанные для одиночных и взаимодействующих дефектов исходя из допустимого рабочего давление в соответствии с СТО Газпром 2-2.3-112-2007;

- статистическая информация об обнаруженных дефектах на каждом межкрановом участке газопровода, недопустимых при эксплуатации в соответствии с «Инструкцией по оценке дефектов труб и соединительных деталей при ремонте и диагностировании магистральных газопроводов», утвержденной ОАО «Газпром» 05.09.2013г.;
12.3 Отчёт должен включать главу с результатами обработки данных дефектоскопов:

12.3.1
Журнал выявленных особенностей – все выявленные особенности и их параметры:

· расстояние от начала участка до особенности;

· привязка координаты особенности к кольцевым швам;

· идентификация особенности (тип, характер и класс размера);

· угловое расположение особенности на трубе;

· оценка толщины стенки трубы;

· оценка длины особенности (проекция на образующую трубы);

· оценка ширины особенности (проекция на окружность трубы);

· оценка максимальной глубины дефекта;

· тип дефекта по расположению на поверхности стенки трубы;

· сроки наружного обследования согласно «Инструкции по оценке дефектов труб и соединительных деталей при ремонте и диагностировании магистральных газопроводов»;

· коэффициент безопасного давления (КБД).

12.3.2
Журнал выявленных аномалий – выявленные дефекты и их параметры на участке трубопровода. В качестве параметров дефектов используются те же, что и в таблице «Журнал выявленных особенностей».

12.3.3
Трубный журнал – перечень всех уложенных на участке труб и их характеристики:

· измеренное расстояние от начала участка до первого (по ходу газа); 

· кольцевого шва трубы;

· порядковый номер трубы;

· длина трубы;

· оценка толщины стенки трубы;

· тип трубы (одношовная, двухшовная, спиральношовная, бесшовная);

· угловая ориентация продольных (спиральных) швов (для двухшовных труб указывается ориентация ближайшего к верхней образующей продольного шва; для спирально шовных труб указываются ориентации пересечений спирального шва с кольцевыми швами);
· расстояние до ближайших реперных точек.

12.3.4
Журнал элементов обустройства и конструктивных особенностей выявленные элементы обустройства и конструктивные особенности:

· измеренное расстояние от начала участка до особенности;

· порядковый номер трубы и длина трубы, на которой расположена данная особенность;

· идентификация особенности (тип, характер);

· длина элемента или особенности, либо длина участка однотипных элементов или особенностей;

· дополнительное описание элемента или особенности, включая данные, представленные эксплуатирующей организацией.

12.3.5
Журнал реперных точек – реперные точки инспекции. В том числе указываются:

· измеренное расстояние от начала участка до репера;

· порядковый номер трубы, на которой расположена реперная точка;

· идентификация особенности (тип, характер);

· обозначение реперной точки;

· расстояние до следующей реперной точки;

· описание реперной точки по данным, представленным эксплуатирующим предприятием.

12.3.6
Масштабная схема – графическое представление «Журнала выявленных особенностей».

12.4 В отчёте должны быть приведены листы детализации для следующих типов дефектов:

· 10 листов для дефектов потери металла, из которых 5 наиболее глубоких дефектов и 5 наиболее опасных (по КБД);

· листы для дефектов, выбранных по усмотрению специалистов Подрядчика (опасные дефекты, требующие дополнительной идентификации).

Лист детализации даётся на одну трубу, может занимать несколько страниц. На листе должна быть обозначена следующая информация:

· местонахождение трубы – привязка к маркерам, особенностям трубопровода;

· перечень дефектов на трубе с их характеристиками;

· положение дефектов на трубе;

· дефектограммы снарядов с индикацией выявленных дефектов.

12.5 Отчёт должен включать главу (или приложение), содержащую описание методик по оценке остаточного ресурса трубы с коррозионными повреждениями.

12.6 Окончательный отчет предоставляется в электронном виде на электронных носителях в трех экземплярах, дополнительно предоставляется отчет на бумажном носителе. Разделы отчета в бумажном виде по согласованию с Заказчиком могут быть сокращены.

12.7 В целях обеспечения оперативного наполнения и поддержания в актуальном состоянии отраслевой базы данных диагностики газопроводов методом внутритрубной диагностики в электронный отчет должны быть включены файлы обменного формата результатов обследований, утвержденных в ПАО «Газпром».

13 Приемка результатов внутритрубного диагностирования

13.1 Ответственность диагностической СО за недостоверную информацию о сроках обследования дефектов, повлекшую аварии и инциденты распространяется на срок три года после проведения ВТД.

13.2 Приемка работ по ВТД трубопровода должны проводиться после предоставления СО окончательного технического отчета и его электронной версии в срок, установленный ЭО в техническом задании.

13.3 В соответствии с ГОСТ Р 55999-2014, в зависимости от результатов ВТД эксплуатирующая организация должна принять решение о приемке работ по ВТД:

- без проведения ДДК;

- по результатам ДДК без применения статистической обработки данных ВТД и ДДК;

- по результатам ДДК с применением статистической обработки данных ВТД и ДДК.

13.4 Приемка работ без проведения ДДК должна проводиться в случае, если при ВТД на участке трубопровода не обнаружено дефектов, препятствующих безопасной эксплуатации трубопровода и требующих оперативного ремонта, и результаты ВТД не противоречат результатам проведенных ранее обследований.

13.5 В случае обнаружения при ВТД на участке дефектов, требующих оперативного ремонта, необходимо проводить ДДК этих дефектов в шурфах. При соответствии параметров обнаружения, распознавания, определения местоположения дефектов и особенностей, а также точностных характеристик результатов ВТД требованиям технического задания эксплуатирующей организации следует осуществлять приемку работ по ВТД без применения статистической обработки данных ВТД и ДДК.

13.6 Если результаты приемки работ по ВТД без применения статистической обработки данных ВТД и ДДК признаны эксплуатирующей организацией неудовлетворительными, то следует известить об этом специализированную организацию. Эксплуатирующая и специализированная организации должны совместно провести повторное освидетельствование и ДДК дефектов, и повторную проверку соответствия данных ВТД требованиям технического задания на ВТД.

13.7 По результатам ДДК эксплуатирующая и специализированная организации оформляют совместный акт, в котором должны отразить сведения:

- о погрешностях определения геометрических параметров дефектов и их местоположения;

- о распознавании типов дефектов и особенностей;

- о пропущенных дефектах и особенностях.

13.8 Если результаты повторного ДДК и повторная проверка соответствия данных ВТД требованиям технического задания на ВТД признаны неудовлетворительными, то работы по ВТД трубопровода считают не принятыми, и следует проводить приемку работ с применением статистической обработки данных ВТД и ДДК.

13.9 Приемка работ по ВТД с применением статистической обработки данных ВТД и ДДК предназначена для детальной проверки соответствия вероятностей обнаружения, распознавания, а также вероятности, с которыми удовлетворяются требования по точностным характеристикам определения геометрических размеров дефектов требованиям технического задания.

13.10 При приемке работ по ВТД с применением статистической обработки данных ВТД и ДДК присутствие специалистов по неразрушающему контролю специализированной организации обязательно.

13.11 Целью статистической обработки данных ВТД и ДДК является оценка и корректировка данных ВТД по результатам ДДК.

13.12 По результатам приемки работ по ВТД эксплуатирующая и специализированная организации оформляют совместный акт, в котором должны отразить сведения:

- о погрешностях определения геометрических параметров дефектов и их местоположения;

- о распознавании типов дефектов и особенностей;

- о пропущенных дефектах и особенностях.

13.13 При необходимости по результатам статистической обработки данных ВТД и ДДК специализированной организации следует провести повторную камеральную обработку данных ВТД с целью их корректировки.

13.14 Приемку работ по ВТД без применения статистической обработки данных ВТД и ДДК следует проводить в следующей последовательности:

- по данным ВТД для каждого проверяемого параметра выбирают пять или 10 однотипных дефектов, при этом характеристики выбранных дефектов или особенностей должны позволять согласно техническому заданию обнаруживать и распознавать их с вероятностью не менее 90 %;

- проводят ДДК всех выбранных дефектов или особенностей;

- если четыре из пяти или восемь из 10 дефектов правильно распознаны, и погрешность определения величины параметра не превышает значений, указанных в техническом задании, то принимают, что система технического диагностирования соответствует требованиям технического задания в части, касающейся проверяемого параметра.

13.15 Проверка выполнения требований по вероятности, с которой удовлетворяются требования по точностным характеристикам определения размеров дефектов или особенностей, должна осуществляться отдельно для глубины, ширины и длины дефектов. 

13.16 При проверке соответствия точностных характеристик определения размеров трещин требованиям технического задания глубину трещин следует определять путем поэтапного контролируемого шлифования с применением магнитопорошкового метода.

13.17 При проведении ДДК экскавацию трубопровода должна осуществлять эксплуатирующая организация.

13.18 Результаты проверок, проведенных при приемке работ по ВТД, эксплуатирующая организация должна отразить в информационной системе сбора, хранения и обработки результатов ВТД трубопровода.

13.19 Эксплуатирующая организация может осуществить приемку ВТД сразу на нескольких обследованных участках, если:

- ВТД на этих участках было проведено одной специализированной организацией с применением одних и тех же ВИП;

- интервал времени между проведением ВТД на участках не превышает полугода;

- на одном из участков была проведена оценка результатов ВТД с применением статистической обработки данных ВТД и ДДК;

- результаты статистической обработки показали, что вероятности обнаружения и распознавания дефектов, а также вероятности, с которыми удовлетворяются требования по точностным характеристикам определения размеров дефектов или особенностей, соответствуют требованиям настоящего технического задания.

Приложение А

Основные технические характеристики 

очистных внутритрубных устройств

Основные эксплуатационные и массогабаритные характеристики очистных поршней, скребков-калибров и магнитных очистных поршней для газопроводов с наружным диаметром Dу ( 1000 мм и Dу  ≥ 1000 мм приведены в таблицах А.1 и А.2.

Т а б л и ц а А.1 – Основные эксплуатационные и массогабаритные характеристики очистных поршней и скребков-калибров 
	Характеристика
	Значение

	
	Dу ( 1000 мм
	Dу  ≥ 1000 мм

	Диапазон рабочих скоростей движения, м/с
	0,5 – 4
	0,5 – 4

	Диапазон скоростей транспортируемого газа, м/с
	0,5 – 4
	0,5 – 12

	Диапазон давлений, МПа
	2,00 – 12,00
	2,00 – 12,00

	Минимальный радиус поворота, преодолеваемый внутритрубным устройством, мм
	1,5·Dном
	1,5·Dном

	Минимальное проходное сечение (одностороннее сужение) газопровода, преодолеваемое внутритрубным устройством
	0,7·Dном
	0,7·Dном

	Диаметр калибровочных пластин (для скребков-калибров), мм
	0,85; 0,9·Dном
	0,85; 0,9·Dном

	Масса внутритрубного устройства, кг, не более
	2500
	5000

	Длина внутритрубного устройства, мм, не более
	2500
	5000


Т а б л и ц а А.2 - Эксплуатационные и массогабаритные характеристики магнитных очистных поршней 
	Характеристика
	Значение

	
	Dу ( 1000 мм
	Dу  ≥ 1000 мм

	Диапазон рабочих скоростей движения скребка, м/с
	0,5 – 4
	0,5 – 4

	Диапазон скоростей транспортируемого газа, м/с
	0,5 – 4
	0,5 – 12

	Диапазон давлений, МПа
	2 – 12
	2 – 12

	Напряжённость магнитного поля в межполюсном 
промежутке, кА/м, не менее
	10 
	10

	Наличие устройства активного контроля скорости 
	Нет
	Да

	Минимальный радиус поворота, преодолеваемый внутритрубным устройством, мм
	2,5·Dном
	2,5·Dном

	Минимальное проходное сечение (одностороннее сужение) газопровода, преодолеваемое внутритрубным устройством
	0,85·Dном
	0,85·Dном

	Масса снаряда, кг, не более
	5000
	9000

	Длина снаряда, мм, не более
	5000
	5000


Приложение Б

Основные технические характеристики профилемеров

Основные эксплуатационные и массогабаритные характеристики профилемеров и требования к точности привязки дефектов, выявленных профилемером, для трубопроводов диаметром Dу ( 1000 мм и Dу ≥ 1000 мм приведены в таблицах Б.1 и Б.2.

Т а б л и ц а  Б.1 - Эксплуатационные и массогабаритные характеристики профилемеров 

	Характеристика
	Значение

	
	Dу ( 1000 мм
	Dу  ≥ 1000 мм

	Диапазон рабочих скоростей движения ВИП, м/с
	В соответствии с ТУ, но не более 4
	В соответствии с ТУ, но не более 4

	Диапазон скоростей транспортируемого газа, м/с
	0,5 – 4
	0,5 – 12

	Диапазон давлений, МПа
	2 – 12
	2 – 12

	Наличие устройства активного контроля скорости
	Нет
	Да

	Минимальный радиус поворота, преодолеваемый ВИП
	1,5·Dном
	1,5·Dном

	Минимальное проходное сечение (одностороннее сужение) газопровода, преодолеваемое ВИП
	0,7·Dном
	0,7·Dном

	Масса ВИП, кг, не более
	2500
	5000

	Длина ВИП, мм, не более
	2500
	5000

	Максимальная протяжённость трубопровода для обследования за один пропуск ВИП, км
	300
	300

	Шаг опроса основной датчиковой системы по оси трубы, мм, не более
	5
	5


Т а б л и ц а  Б.2 - Требования к точности привязки дефектов, выявленных профилемером

	Характеристика
	Значение

	
	Dу ( 1000 мм
	Dу  ≥ 1000 мм

	Точность определения расстояния по продольной оси от репера (расстояние между реперами до 2000 м)
	( 0,4 %
	( 0,4 %

	Точность определения расстояния по продольной оси от кольцевого шва, мм
	( 40 
	( 40 

	Точность определения угловой ориентации, градус
	( 12(
	( 12(

	Точность определения длины трубы, мм
	( 40
	( 40


Приложение В

Основные технические характеристики 

магнитных дефектоскопов
Основные эксплуатационные и массогабаритные характеристики магнитных дефектоскопов для газопроводов с наружным диаметром Dу ( 1000 мм и Dу ≥ 1000 мм приведены в таблицах В.1 и В.2.

Т а б л и ц а В.1 - Эксплуатационные и массогабаритные характеристики магнитных дефектоскопов 

	Характеристика
	Значение

	
	Dу ( 1000 мм
	Dу ≥ 1000 мм

	Диапазон толщин стенок труб, подлежащих диагностированию
	Должен охватывать основной диапазон толщин стенок труб для каждого Dу
	Должен охватывать основной диапазон толщин стенок труб для каждого Dу

	Диапазон рабочих скоростей движения дефектоскопа, м/с
	В соответствии с ТУ,

 но не более 4
	В соответствии с ТУ, но не более 4

	Диапазон скоростей транспортируемого газа, м/с
	0,5 – 4*
	0,5 – 12

	Диапазон давлений, МПа
	2 – 12
	2 – 12

	Наличие устройства активного контроля скорости 
	Нет* 
	Да

	Напряжённость магнитного поля в зоне контроля на наружной поверхности трубы, кА/м, не менее
	12** (для продольного намагничивания)

10** (для поперечного намагничивания
	12 (для продольного намагничивания)

10 (для поперечного намагничивания

	Минимальный радиус поворота, преодолеваемый ВИП
	2,5·Dном
	2,5·Dном

	Минимальное проходное сечение (одностороннее сужение) газопровода, преодолеваемое ВИП
	0,85·Dном
	0,85·Dном

	Масса ВИП, кг, не более
	5000
	9000

	Длина ВИП, мм, не более
	5000
	5000


Окончание таблицы В.1
	Характеристика
	Значение

	
	Dу ( 1000 мм
	Dу ≥ 1000 мм

	Максимальная протяжённость газопровода для обследования за один пропуск ВИП, км
	300
	300

	Шаг опроса основной датчиковой системы по оси трубы, мм, не более
	5
	5

	Расстояние между сенсорами по окружности, мм, не более
	5
	5

	*Скорость транспортируемого продукта может быть увеличена до 12 м/с при наличии у дефектоскопа устройства активного контроля скорости.

**Для газопроводов Dу 500 мм и менее допускается уменьшение напряженности магнитного поля до 10 кА/м для продольных и до 8 кА/м для поперечных дефектоскопов.


Т а б л и ц а В.2 - Требования к точности определения толщины стенки трубы и длины трубы, а также точности определения параметров, применяемых для привязки дефектов, аномалий и особенностей при внутритрубной дефектоскопии 

	Наименование характеристики
	Значение

	
	Dу ( 1000 мм
	Dу ≥ 1000 мм

	Точность определения расстояния по продольной оси от репера (расстояние между реперами до 2000 м)
	( 0,4 %
	( 0,4 %

	Точность определения расстояния по продольной оси от кольцевого шва, мм
	( 40
	( 40

	Точность определения угловой ориентации, градус
	( 10(
	( 6(

	Точность определения толщины стенки трубы 
	( 10 %
	( 10 %

	Точность определения длины трубы, мм
	( 40 
	( 40 


Приложение Г
Классификация дефектов потери металла стенки трубы в зависимости от их линейных размеров

Классификацию дефектов потери металла стенки трубы в зависимости от их линейных размеров осуществляют по таблице Г.1. 

Т а б л и ц а Г.1 - Классификация дефектов потери металла стенки трубы в зависимости от их линейных размеров

	Тип дефекта
	Границы для классификации дефектов по линейным размерам

	Обширная коррозия
	[W ≥3·A] и [L ≥ 3·A]

	Каверна
	[1·А ( W < 6·А] и [1·А ( L <6·А] и [0,5 < L/W < 2], 
но не при [W ( 3·А] и [L ( 3·А]

	Продольная канавка
	[1·А ( W < 3·А] и [L/W ( 2]

	Поперечная канавка
	[L/W ( 0,5] и [1·A ( L < 3·A]

	Язва
	[0 < W < 1·A] и [0 < L < 1·A] 

	Продольный паз
	[0 < W < 1·A] и [L ( 1·A] 

	Поперечный паз
	[W ( 1·A] и [0 < L < 1·A]


Приложение Д

Классификация конструктивных элементов и особенностей газопровода

Конструктивные элементы (особенности) газопровода, выявляемые при проведении ВТД, делятся на классы в соответствии с таблицей Д.1.

Т а б л и ц а Д.1 – Классификация конструктивных элементов (особенностей) газопровода

	Класс особенности
	Конструктивные элементы газопровода

	Элементы обустройства
	Пригруз

	
	Футляр (Патрон)

	
	Маркер

	
	Отвод-врезка

	
	Тройник

	
	Изоляционный стык

	
	Шаровой кран

	
	Задвижка

	Отводы
	Отвод холодного гнутья

	
	Крутоизогнутый отвод

	
	Сегментный отвод

	
	Упруго-пластический изгиб

	Сварные швы
	Кольцевой шов

	
	Заводской продольный шов

	
	Заводской спиральный шов

	Посторонний предмет
	Металл снаружи

	Места ремонта
	Ремонтная накладка, вышлифовка и т.п.

	
	Хомут как ремонтная конструкция 

	
	Заварка окна

	
	Металлическая упрочняющая муфта

	
	Ремонт сваркой

	
	Ремонт шлифовкой


Приложение Е

Пороги обнаружения дефектов газопровода. 

Требования к точности определения размеров дефектов газопровода
Е.1 Дефекты потери металла стенки трубы газопровода

Е.1.1 Точность определения геометрических параметров дефектов потери металла стенки трубы подтверждают статистической обработкой данных измерений паспортизованных естественных и искусственных дефектов трубного стенда либо путём статистической обработки данных наружного обследования естественных дефектов потери металла стенки трубы после пропуска дефектоскопов в соответствии с Р Газпром 2-2.3-806-2014 [1]. 

Е.1.2 Величину порога измерения дефекта потери металла стенки трубы принимают равной сумме значений порога обнаружения дефекта (с вероятностью обнаружения, равной 90 %) и погрешности определения глубины дефекта.
Е.1.3 Требования к порогам обнаружения дефектов и точности определения геометрических параметров дефектов потери металла стенки трубы при применении дефектоскопов продольного намагничивания приведены в таблице Е.1. 

Т а б л и ц а Е.1 – Пороги обнаружения и точность определения геометрических параметров дефектов потери металла стенки трубы при продольном намагничивании 

	Дефект

 потери металла стенки трубы
	Минимальная глубина дефекта, обнаруживаемого при доверительном уровне 90 % (порог обнаружения)
	Точность определения геометрических 

параметров дефекта глубиной больше порога измерения (предельная погрешность определения размеров дефекта) с вероятностью 80 %

	
	
	глубина
	длина
	ширина

	Обширный
	0,05·(
	± 0,10·(
	± 30 мм
	± 30 мм

	Каверна
	0,10·(
	± 0,10·(
	± 20 мм
	± 30 мм

	Язва
	0,20·(
	± 0,20·(
	± 15 мм
	± ((+30) мм

	Продольная канавка
	0,20·(
	± 0,20·(
	± 20 мм
	± 30 мм

	Поперечная канавка
	0,08·(
	± 0,15·(
	± 20 мм
	± 30 мм

	Поперечный паз
	0,08·(
	± 0,15·(
	± 20 мм
	± 30 мм


Е.1.4 Требования к порогам обнаружения дефектов и точности определения геометрических параметров дефектов потери металла стенки трубы при применении дефектоскопов поперечного намагничивания приведены в таблице Е.2.

Т а б л и ц а Е.2 – Пороги обнаружения и точность определения геометрических параметров дефектов потери металла стенки трубы при поперечном намагничивании 

	Дефект

 потери металла стенки трубы
	Минимальная глубина дефекта, обнаруживаемого при доверительном уровне 90 % (порог обнаружения)
	Точность определения геометрических 

параметров дефекта (предельная погрешность определения размеров дефектов) глубиной более порога измерения с вероятностью 80 %

	
	
	глубина
	длина
	ширина

	Обширный
	0,05·(
	± 0,10·(
	± 30 мм
	± 30 мм

	Каверна
	0,10·(
	± 0,10·(
	± 30 мм
	± 20 мм

	Язва
	0,20·(
	± 0,20·(
	± ((+30) мм
	± 15 мм

	Продольная канавка
	0,08·(
	± 0,15·(
	± 30 мм
	± 20 мм

	Поперечная канавка
	0,20·(
	± 0,20·(
	± 30 мм
	± 20 мм

	Продольный паз
	0,08·(
	± 0,15·(
	± 30 мм
	± 20 мм


Е.1.5 Требования к порогам обнаружения дефектов и точности определения геометрических параметров дефектов потери металла стенки трубы при совместном применении комплекса дефектоскопов продольного и поперечного намагничивания приведены в таблице Е.3.

Т а б л и ц а  Е.3 – Пороги обнаружения и точность определения геометрических параметров дефектов потери металла стенки трубы при продольном и поперечном намагничивании

	Дефект

 потери металла стенки трубы
	Минимальная глубина дефекта, обнаруживаемого при доверительном уровне 90 % (порог обнаружения)
	Точность определения геометрических 

параметров (предельная погрешность определения размеров дефектов) дефекта глубиной более порога измерения с вероятностью 80 %

	
	
	глубина
	длина
	ширина

	Обширный
	0,05·(
	± 0,10·(
	± 30 мм
	± 30 мм

	Каверна
	0,10·(
	± 0,10·(
	± 20 мм
	± 20 мм

	Язва
	0,20·(
	± 0,20·(
	± 15 мм
	± 15 мм

	Продольная канавка
	0,08·(
	± 0,15·(
	± 20 мм
	± 20 мм

	Поперечная канавка
	0,08·(
	± 0,15·(
	± 20 мм
	± 20 мм

	Продольный паз
	0,08·(
	± 0,15·(
	± 20 мм
	± 20 мм

	Поперечный паз
	0,08·(
	± 0,15·(
	± 20 мм
	± 20 мм


Е.2 Трещиноподобные дефекты

Е.2.1 К трещиноподобным дефектам относят одиночные трещины основного металла труб, трещины в зоне заводского сварного шва, направленные вдоль его оси, поперечные трещины в зоне кольцевого сварного шва, зоны продольных и поперечных трещин, закат.

Е.2.2 Дефекты кольцевых сварных швов типа «Трещина вдоль оси шва» и «Непровар по разделке» идентифицируют как «Трещина на кольцевом шве».

Е.2.3 Дефекты заводских сварных швов: трещина вдоль оси шва, подрез, непровар по разделке идентифицируют как «Трещина на продольном шве» или «Трещина на спиральном шве».

Е.2.4 Одиночный разрыв в металле тела трубы или сварного шва идентифицируют как трещиноподобный дефект при его раскрытии не более 1 мм.

Е.2.5 Величину порога измерения трещиноподобного дефекта принимают равной сумме значений порога обнаружения дефекта (с вероятностью обнаружения, равной 90 %) и погрешности определения глубины дефекта.
Е.2.6 Вероятность обнаружения и погрешности определения геометрических параметров трещиноподобных дефектов подтверждают статистической обработкой данных определения размеров паспортизованных естественных и искусственных дефектов (имитатор трещины) трубного стенда либо путём статистической обработки данных наружного обследования естественных дефектов после ВТД в соответствии с 
Р Газпром 2-2.3-806-2014 [1].
Е.2.7 Требования к порогам обнаружения дефектов и точности определения геометрических параметров трещиноподобных дефектов при совместном применении комплекса дефектоскопов продольного и поперечного намагничивания приведены в таблице Е.4.

Т а б л и ц а  Е.4 – Пороги обнаружения и точность определения геометрических параметров трещин (зоны трещин) при продольном и поперечном намагничивании стенки трубы

	Трещиноподобный дефект 

(характеристика, описание дефекта)
	Минимальная глубина дефекта, обнаруживаемого при доверительном уровне 90 % (порог обнаружения)
	Точность определения геометрических параметров дефекта (предельная погрешность определения размеров дефектов) более порога измерения с вероятностью 80 %

	
	
	глубина
	длина по оси дефекта
	ширина поперёк оси дефекта

	Одиночная трещина в основном металле трубы (S ≥ 60 мм, раскрытие от 0,1 мм)
	0,20·(
	± 0,15·(
	0,1·S или ± 30 мм

(выбрать большее)
	-

	Трещина в зоне заводского сварного шва, направленная вдоль его оси (S ≥ 60 мм, раскрытие от 0,1 мм)
	0,25·(
	± 0,15·(
	0,1·S или ± 50 мм

(выбрать большее)
	-

	Поперечная трещина в зоне кольцевого сварного шва (S ≥ 60 мм, раскрытие от 0,1 мм)
	0,25·(
	± 0,15·(
	± 30 мм
	-

	Зона продольных трещин (S ≥ 80 мм, раскрытие отдельных трещин от 0,03 мм)
	0,15·(
	± 0,15·(
	0,1·S или ± 30 мм

(выбрать большее)
	-

	Зона поперечных трещин (S ≥ 80 мм, раскрытие отдельных трещин от 0,03 мм)
	0,20·(
	± 0,20·(
	0,1·S или ± 30 мм

(выбрать большее)
	± 50 мм

	Закат
	0,10·( (эквивалент)
	Не определяется
	0,1·S или ± 50 мм

(выбрать большее)
	-


Е.3 Дефекты кольцевых сварных швов

Е.3.1 Дефекты кольцевых сварных швов с эквивалентной глубиной менее 0,3·( идентифицируют как «Аномалия кольцевого шва» без указания их размеров. Размеры дефектов кольцевых сварных швов определяют для дефектов типа подрез, провис корня шва, непровар, утяжина, смещение кромок с эквивалентной глубиной больше 0,3·(.

Е.3.2 Величину порога измерения дефекта кольцевого сварного шва принимают равной сумме значений порога обнаружения дефекта (с вероятностью обнаружения, равной 80 %) и погрешности определения глубины дефекта.
Е.3.3 Вероятность обнаружения и погрешности определения геометрических параметров дефектов кольцевых сварных швов подтверждают статистической обработкой данных наружного обследования естественных дефектов, обнаруженных при ВТД.

Е.3.4 Требования к порогам обнаружения дефектов и точности определения геометрических параметров дефектов кольцевых сварных швов при продольном намагничивании стенки трубы приведены в таблице Е.5.

Т а б л и ц а  Е.5 – Пороги обнаружения и точность определения геометрических параметров дефектов кольцевых сварных швов при продольном намагничивании стенки трубы

	Дефект кольцевого сварного шва 

(ширина дефекта)
	Минимальная эквивалентная глубина дефекта, обнаруживаемого при доверительном уровне 80 % (порог обнаружения)
	Точность определения геометрических параметров дефекта (погрешность определения размеров дефектов)  более порога измерения с вероятностью 80 %

	
	
	глубина
	ширина

	Смещение кромок
(W ≥ 80 мм)
	0,20·(
	± 0,20·(
	± 80 мм

	Утяжина (W ≥ 50 мм)
	0,15·(
	± 0,15·(
	± 50 мм

	Непровар (W ≥ 50 мм)
	0,15·(
	± 0,15·(
	± 50 мм

	Подрез (W ≥ 80 мм)
	0,25·(
	Не определяется
	± 50 мм

	Провис корня шва
(W > 50 мм)
	0,15·(
	± 0,15·(
	± 50 мм


Е.4 Дефекты заводских продольных и спиральных сварных швов

Е.4.1 Дефекты заводских сварных швов с эквивалентной глубиной менее 0,3·( идентифицируют как «Аномалия продольного шва» или «Аномалия спирального шва» без указания их размеров. Размеры дефектов заводских сварных швов определяют для дефектов типа «Вышлифовка» и «Нарушение формы шва» с эквивалентной глубиной больше 0,3·(.

Е.4.2. Величину порога измерения дефекта заводского сварного шва принимают равной сумме значений порога обнаружения дефекта (с вероятностью обнаружения, равной 80 %) и погрешности определения глубины дефекта. 
Е.4.3 Вероятность обнаружения и погрешности определения геометрических параметров дефектов заводских сварных швов подтверждают статистической обработкой данных наружного обследования дефектов, обнаруженных при ВТД.

Е.4.4 Требования к порогам обнаружения дефектов и точности определения геометрических параметров дефектов продольных сварных швов при поперечном намагничивании стенки трубы, а также требования к порогам обнаружения дефектов и точности определения геометрических параметров дефектов спиральных швов при поперечном или продольном намагничивании стенки трубы (в зависимости от преимущественной ориентации оси шва) приведены в таблице Е.6.

Т а б л и ц а  Е.6 – Пороги обнаружения и точность определения геометрических параметров дефектов продольных сварных швов при поперечном намагничивании стенки трубы и пороги обнаружения и показатели точности определения геометрических параметров дефектов спиральных швов при поперечном или продольном намагничивании стенки трубы

	Дефект 

сварного шва 

(длина дефекта вдоль оси шва)
	Минимальная эквивалентная глубина дефекта, обнаруживаемого при доверительном уровне 80 % (порог обнаружения) 
	Точность определения геометрических параметров дефекта (погрешность определения размеров дефектов) более порога измерения с вероятностью 80 %

	
	
	глубина
	длина 
	ширина

	Вышлифовка продольного шва (S ≥ 50 мм)
	0,1·(
	Не определяется
	± 30 мм
	Не определяется

	Нарушение формы продольного шва (S ≥ 50 мм)
	0,2·(
	± 0,15·(
	± 30 мм
	не опр.

	Вышлифовка спирального шва (S ≥ 50 мм)
	0,1·(
	Не определяется
	± 30 мм 
	± 50 мм

	Нарушение формы спирального шва (S ≥ 50 мм)
	0,2·(
	± 0,15·(
	± 30 мм
	± 50 мм


Е.5 Дефекты нарушения формы сечения трубы

Е.5.1 К дефектам нарушения формы сечения трубы относят вмятины, гофры, овальность трубы.

Е.5.2 Величину порога измерения дефекта нарушения формы сечения трубы принимают равной сумме значений порога обнаружения дефекта (с вероятностью обнаружения, равной 90 %) и погрешности определения измеряемого параметра с вероятностью 90 %.

Е.5.3 Вероятность обнаружения и погрешности определения размеров дефектов нарушения формы сечения трубы подтверждают статистической обработкой данных измерений дефектов путём статистической обработки данных наружного обследования дефектов нарушения формы сечения трубы после внутритрубной профелиметрии.

Е.5.4 Вмятины характеризуются длиной, шириной и глубиной. Глубина вмятин определяется как максимальная стрела прогиба относительно образующих цилиндра недеформированной трубы. Образующие следует проводить так, чтобы их начальные и конечные точки лежали далеко от вмятины там, где труба имеет исходное по форме сечение. При измерении глубины вмятины трубопровод находится под давлением.
Е.5.5 Гофры обнаруживают без определения их геометрических размеров.

Е.5.6 Требования к порогам обнаружения дефектов и точности определения геометрических параметров дефектов нарушения формы сечения трубы для трубопроводов с номинальным диаметром от Dном = 219 мм до Dном = 650 мм приведены в таблице Е.6.

Т а б л и ц а  Е.6 – Пороги обнаружения и точность определения геометрических параметров дефектов нарушения формы сечения трубы при диагностировании трубопроводов с номинальным диаметром от Dном = 219 мм до Dном = 650 мм

	Дефект 

нарушения формы сечения трубы
	Обнаружение дефекта при доверительном уровне 90 %
	Точность определения геометрических параметров дефекта (погрешность определения размеров дефектов) с вероятностью 90 %

	
	
	измеряемый параметр
	длина
	ширина

	Вмятина
	Глубина, 3 мм
	Глубина, ( 2 мм
	± 20 мм
	± 40 мм

	Овальность
	1 %
	( (0,5 + 100 мм / Dном) %
	Не определяется
	Не 

определяется 


Е.5.8 Требования к порогам обнаружения дефектов и точности определения геометрических параметров дефектов нарушения формы сечения трубы для трубопроводов с номинальным диаметром от Dном = 720 мм до Dном = 1420 мм 
приведены в таблице Е.8.

Т а б л ц а  Е.8 – Пороги обнаружения и точность определения геометрических параметров дефектов нарушения формы сечения трубы при диагностировании трубопроводов с номинальным диаметром от Dном = 720 мм до Dном = 1420 мм

	Дефект 

нарушения формы сечения трубы
	Обнаружение дефекта при доверительном уровне 90 %
	Точность определения геометрических параметров дефекта (погрешность определения размеров дефектов) с вероятностью 90 %

	
	
	измеряемый параметр
	длина
	ширина

	Вмятина
	Глубина, 6 мм
	Глубина, ( 3 мм
	± 20 мм
	± 40 мм

	Овальность
	1 %
	( (0,5 + 100 мм / Dном) %
	Не определяется
	Не 

определяется


Приложение Ж

Идентификация типов дефектов газопровода

Ж.1 Вероятность идентификации дефектов газопровода подтверждают статистической обработкой данных наружного обследования дефектов после ВТД. Вероятность идентификации дефектов определяют для дефектов, параметры которых допускают их обнаружение с вероятностью не менее 90 %.
Ж.2 Рекомендуемая вероятность идентификации дефектов газопровода приведена в таблице Ж.1.

Т а б л и ц а  Ж.1 – Рекомендуемая вероятность идентификации дефектов газопровода

	Тип дефекта
	Внутритрубный инспекционный снаряд

	
	продольного намагничивания
	поперечного намагничивания
	профилемер

	Механическое повреждение
	70 %
	70 %
	−

	Коррозия (дефекты потери металла)
	90 %
	90 %
	−

	Вышлифовка
	70 %
	70 %
	−

	Продольная трещина
	−
	90 %
	−

	Поперечная трещина
	90 %
	−
	−

	Зона продольных трещин
	−
	80 %
	−

	Зона поперечных трещин
	80 %
	−
	−

	Трещина на кольцевом шве
	70 %
	−
	−

	Трещина на продольном шве
	−
	70 %
	−

	Трещина на спиральном шве
	70 %
	70 %
	−

	Закат
	−
	90 %
	−

	Подрез
	70 %
	−
	−

	Провис корня шва
	70 %
	−
	−

	Непровар/утяжина
	70 %
	−
	−

	Смещение кромок
	70 %
	−
	−

	Вышлифовка продольного шва
	−
	90 %
	−

	Нарушение формы продольного шва
	−
	70 %
	−

	Вышлифовка спирального шва
	90 %
	90 %
	−

	Нарушение формы спирального шва
	70 %
	70 %
	−

	Вмятина
	90 %
	90 %
	90 %

	Гофр
	90 %
	70 %
	90 %

	Технологический дефект
	70 %
	70 %
	−

	Заварка
	70 %
	70 %
	−

	Заварка технологического отверстия
	90 %
	90 %
	−

	Металлургический дефект
	−
	70 %
	−
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