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ВВЕДЕНИЕ 

 

Актуальность темы научного исследования определяется 

перспективными стратегическими направлениями социально-экономического 

развития отраслей экономики Российской Федерации, одной из важнейших 

отраслей является энергетика [1]. Пути дальнейшего становления российской 

энергетической отрасли определяются Энергетической стратегией Российской 

Федерации на период до 2050 года, утвержденной распоряжением Правительства 

РФ, утвержденным 12 апреля 2025 года № 908-р [2]. 

Энергетические блоки мощностью 300 МВт на сверхкритическое давление 

(СКД) пара являются основой тепловой энергетики России, их доля в структуре 

мощностей составляет ~12 %. Из действующих в настоящее время 67 энергоблоков 

общей мощностью ~20 ГВт, 49 работают на газообразном топливе, остальные – на 

угле. В рабочем диапазоне нагрузок КПД нетто угольных энергоблоков составляет 

32-36%, газовых – 37-40%. Большая доля этих энергоблоков отработала более 

40 лет и эксплуатируется за пределами паркового ресурса [3;4;5]. 

В сложившейся ситуации, когда в энергетике России отмечается 

значительный дефицит энергетических мощностей, остро встает вопрос о судьбе 

действующих физически и морально устаревающих паросиловых установок. 

Особого внимания требуют именно энергоблоки СКД мощностью 300 МВт в виду 

их большой значимости в общей структуре мощностей. Выводить в массовом 

порядке такое количество блоков не представляется оправданным, в первую 

очередь, по финансовым соображениям. Кроме того, паросиловые установки (ПСУ) 

на газе имеют вполне удовлетворительные показатели по вредным выбросам, 

включая СО2, по сравнению с угольными блоками. Вместе с тем, дальнейшая их 

эксплуатация в существующем состоянии связана с повышенными рисками, 

небезопасна и в условиях рынка электроэнергии теряет свою 

конкурентоспособность.  

В 2005 году ОАО РАО «ЕЭС России» приняло концепцию технической 

политики в тепловой энергетике, в соответствии с которой для технического 
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перевооружения газовых ТЭС должны использоваться парогазовые установки 

(ПГУ) на базе современных газотурбинных установок (ГТУ) с обеспечением  

25-30%-й экономии топлива по сравнению с паросиловыми установками. Однако 

строительство новых парогазовых установок не является безальтернативным 

вариантом и не всегда оправдано по экономическим и иным соображениям [6;7;8]. 

Более того, новые вводы высокоэкономичных ПГУ в ближайшей перспективе 

сопряжены с неопределенностью в связи с отсутствием освоенных отечественных 

ГТУ большой мощности и невозможностью их приобретения за рубежом по 

причине санкций. 

В связи с этим остро встает вопрос о сохранении в работе газовых 

энергоблоков мощностью 300 МВт, продления их ресурса за счет модернизации до 

современного уровня.  

Таким образом, проведение специальных исследований и научное 

обоснование технических решений при модернизации и реконструкции 

энергоблоков 300 МВт представляется важной научно-практической задачей, 

стоящей перед фундаментальной наукой и практикой. 

Степень научной разработанности проблемы. Поиском оптимальных 

технических решений для модернизации и реконструкции энергоблоков 300 МВт 

занимались и занимаются ведущие организации, связанные с теплоэнергетикой, а 

также турбинные заводы (ВТИ, ЦКТИ, МЭИ, ИГЭУ, УрФУ, СПбПУ, ЛМЗ, УТЗ, 

КТЗ и др.). 

Этому направлению посвящены фундаментальные и прикладные 

исследования Г.Г. Ольховского, Г.Д. Авруцкого, Ю.А. Радина, Е.Р. Плоткина, 

Л.А. Хоменка, Б.Н. Глускера, А.А. Дядиченко, А.Г. Костюка, В.Б. Новоселова, 

К.Б. Саргсяна, А.Д. Трухния, М.С. Фрагина и других видных советских и 

российских ученых. Предметом их научного поиска стали вопросы 

совершенствования элементов непосредственно турбоустановки и ее 

технологических систем, а также тепловой схемы энергоблока в целом. 

Проведенный анализ литературы в области специальных исследований 

подтверждает значительный вклад Акционерного общества «Всероссийский 
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дважды ордена Трудового Красного Знамени Теплотехнический научно-

исследовательский институт» в фундаментальную теоретическую и научно-

практическую разработку разнообразных аспектов проблемы 

модернизации/реконструкции энергоблоков. Так, в работах Г.Г. Ольховского, 

Ю.А. Радина и П.А. Березинца рассматривается применение ГТУ и ПГУ, что 

позволяет существенно повысить эффективность производства электрической и 

тепловой энергии, сократить объемы вредных выбросов электростанций в 

окружающую среду. С участием и под руководством этих ученых были 

разработаны методики, организованы и проведены исследования головных 

образцов всех энергетических ГТУ и ПГУ в России [9-28]. 

Отдельное направление исследовательских работ АО «ВТИ» связано с 

разработкой решений по оптимизации тепловых схем паросиловых и парогазовых 

энергоблоков, что отражено в работах Г.Д. Авруцкого, П.А. Березинца, 

Б.Н. Глускера, В.И. Гомболевского, Е.Р. Плоткина и др. 

Результаты фундаментальных исследований по сходной проблематике и 

тематике, выполненных во Всероссийском дважды ордена Трудового Красного 

Знамени Теплотехническом научно-исследовательском институте, Национальном 

исследовательском университете «МЭИ», Научно-производственном объединении по 

исследованию и проектированию энергетического оборудования им. И.И. Ползунова, 

Ивановском государственном энергетическом университете имени В.И. Ленина, 

Уральском федеральном университете имени первого Президента Российской 

Федерации Б.Н. Ельцина, Белорусском национальном техническом университете 

убеждают в перспективности дальнейшего изучения проблемы. 

Теоретический анализ научно-технической литературы и специальных 

исследований, проведенный автором, подтвердил предположение о том, что 

несмотря на большое количество исследований в области разработки решений по 

созданию ГТУ, ПГУ, а также усовершенствования ПТУ и тепловых схем ПСУ и 

ПГУ, системная работа по анализу и обобщению результатов этих исследований с 

целью выбора оптимальных решений для использования при модернизации и 

реконструкции паросиловых энергоблоков 300 МВт не проводилась. Кроме того, 
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отсутствует научное обоснование технических решений по модернизации 

паросиловых энергоблоков 300 МВт с применением газотурбинных установок при 

сохранении или реконструкции паровой турбины. 

С учетом изложенного выше была сформулирована тема диссертационного 

исследования: «Исследование и научное обоснование технических решений по 

модернизации и реконструкции энергоблоков 300 МВт». 

Объект исследования – паровые турбины и их элементы, тепловые схемы 

энергоблоков с турбоустановкой мощностью 300 МВт. 

Предмет исследования – технические решения по модернизации и 

реконструкции паросиловых энергоблоков 300 МВт. 

Цель исследования заключалась в разработке и систематизации научно-

технических подходов к модернизации и реконструкции паросиловых 

энергоблоков 300 МВт, исходя из принципов повышения тепловой экономичности, 

маневренности и надежности оборудования. 

Поставлены и решены следующие задачи: 

− выявлены тенденции и показаны возможные пути совершенствования 

паросиловых энергоустановок, в том числе за счет внедрения газотурбинных 

технологий, на основе обзора и теоретического анализа отечественных и 

зарубежных литературных источников; 

− обоснованы экспериментально научно-технические решения по 

реконструкции паросиловых энергоблоков 300 МВт надстройкой газотурбинной 

установкой (создание сбросной ПГУ) и заменой парового котла на ГТУ и КУ 

(создание утилизационной ПГУ); 

− проведены расчетные и экспериментальные исследования для 

газомазутных энергоблоков с турбоустановками 300 МВт, выполнено обоснование 

эффективности научно-технических решений по совершенствованию конструкции 

турбоустановки на основе передовых технологий;  

− обобщены расчетные и экспериментальные исследования по модернизации 

и реконструкции газомазутных энергоблоков с турбоустановками 300 МВт; 
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− разработаны принципиальные научно-технические решения по 

совершенствованию конструкции паротурбинной установки и тепловой схемы. 

Методология и методы диссертационного исследования. В организации и 

проведении диссертационного исследования реализована методология системного 

подхода к изучению сложных технических систем, соответствующая специфике 

изучаемой области, объекту, предмету, цели и задачам научного поиска. При 

анализе теплотехнических устройств использовались системные методы 

исследования. Комплексный подход и всесторонние методики моделирования 

были применены для разработки и исследования энергетических систем и их 

компонентов. 

Для решения задач исследования в работе существенное внимание уделялось 

использованию апробированных методов математического моделирования. 

Модели тепловых схем энергоблоков разрабатывались в программном комплексе 

«Boiler Designer», который позволяет вносить конструктивные изменения в 

элементы оборудования и схему их включения. В качестве исходных данных для 

разработки моделей тепловых схем энергоблоков использовались данные заводов-

изготовителей, которые впоследствии уточнялись по результатам натурных 

испытаний. 

Диссертация выполнена по плану научной работы Акционерного общества 

«Всероссийский дважды ордена Трудового Красного Знамени Теплотехнический 

научно-исследовательский институт» (АО «ВТИ»), а также по плану совместной 

научной, научно-технической и инновационной деятельности отделения 

турбинных установок АО «ВТИ» и предприятий энергетического профиля – 

партнеров института. 

Научная новизна диссертационного исследования заключается в 

следующем: 

− обоснованы научно-технические решения по реконструкции энергоблока 

300 МВт с использованием надстройки газовой турбиной ГТЭ-110; 
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− впервые в отечественной энергетике проведены испытания и обобщены 

экспериментальные характеристики газомазутного энергоблока 300 МВт, 

надстроенного газовой турбиной ГТЭ-110; 

− получены и проанализированы количественные характеристики 

повышения КПД цилиндров высокого давления (ЦВД) и среднего давления (ЦСД) 

турбин после применения реактивного облопачивания и ступеней улучшенной 

конструкции, а также изменения КПД цилиндра низкого давления (ЦНД) за счет 

применения направляющих лопаток с тангенциальным навалом; 

− разработан методический подход для оценки влияния мероприятий по 

повышению тепловой экономичности на удельный расход топлива по отпуску 

электроэнергии (на примере энергоблока с турбоустановкой 300 МВт); 

− разработан методический подход к измерению зазоров в лопаточном 

аппарате газовой турбины для повышения ее надежности (на примере ГТЭ-110). 

Теоретическая значимость диссертационного исследования заключается в 

том, что результаты и выводы, полученные при его выполнении, вносят 

значительный вклад в понимание и теоретическое обоснование процессов, 

протекающих в энергетических установках в процессе эксплуатации, могут быть 

использованы для: 

− теоретического обоснования путей совершенствования проектируемых и 

эксплуатируемых энергоблоков; 

− моделирования процессов, протекающих в энергетических установках 

при их модернизации / реконструкции. 

Практическая значимость работы. На основе обобщения результатов 

комплексных исследований апробированы и научно обоснованы технические 

решения по повышению маневренности, надежности и экономичности 

энергоблоков 300 МВт. Результаты диссертационной работы в целом, а также ее 

отдельные частные решения внедрены на энергоблоках № 7 Рязанской ГРЭС; № 6 

Киришской ГРЭС, №№ 1-4, 8 Конаковской ГРЭС, а также использованы при 

разработке проекта стандарта организации АО «СО ЕЭС» «Общие технические 

требования к вновь вводимому энергетическому оборудованию тепловых 
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электрических станций, работающих в составе ЕЭС», отдельные положения которого 

вошли в «Правила технологического функционирования электроэнергетических 

систем» (утв. Постановлением Правительства Российской Федерации от 13 августа 

2018 года № 937). Методология исследований в части проведения испытаний паровых 

турбин вошла в подготовленный при участии автора межгосударственный стандарт 

ГОСТ 35222-2024 (IEC 60953-0:2022) «Правила проведения тепловых приемочных 

испытаний паровых турбин. Часть 0. Широкий диапазон точности для различных типов 

и размеров турбин» (утв. приказом Росстандарта от 14.10.2024 № 1452-ст, введен в 

действие с 01.01.2025 г.). 

Проведенные в диссертации исследования подтверждают эффективность 

рассмотренных вариантов модернизации / реконструкции энергоблоков с 

турбоустановкой 300 МВт и позволяют выбрать оптимальное решение для 

конкретных условий.  

Личный вклад автора заключается в формулировке цели и постановке 

задач исследования, в разработке и реализации программы исследования, анализе 

теоретических и экспериментальных работ по теме диссертации. 

Соискатель принимал непосредственное участие в разработке схем 

измерений и программ испытаний, участвовал в организации и проведении 

промышленных испытаний, математическом моделировании и численных 

исследованиях, обработке, анализе и обобщении полученных и использованных в 

диссертации результатов. 

Положения, выносимые на защиту: 

− результаты обобщения и анализа экспериментальных и расчетных 

исследований реконструированных с применением новых технических решений 

энергоблоков 300 МВт, а именно: надстройкой газовой турбиной с образованием 

сбросной ПГУ-420 и заменой парового котла на ГТУ и КУ с образованием 

утилизационной ПГУ-800; 

− методический подход для оценки влияния мероприятий по повышению 

тепловой экономичности на удельный расход топлива на примере паросилового 

энергоблока 300 МВт; 



11 

− методический подход к измерению зазоров в лопаточном аппарате ГТЭ-

110 для повышения ее надежности; 

− результаты обобщения и анализа экспериментальных данных изменения 

экономичности проточной части модернизированных и немодернизированных 

турбин 300 МВт в процессе эксплуатации. 

Достоверность полученных результатов работы обеспечивается 

системным применением современных лицензионных вычислительных 

программных продуктов, апробированных методов исследований и методик 

вычислений при моделировании и обработке результатов испытаний, 

использованием общепринятых теоретических положений теплотехники, 

проверенных методик проведения испытаний и аттестованных измерительных 

приборов. Достоверность полученных результатов и выводов подтверждается 

сходимостью расчетных характеристик с результатами испытаний на действующих 

аналогичных энергоблоках. 

Апробация работы. Основные результаты диссертационной работы 

докладывались и обсуждались на Всероссийском конкурсе в области энергетики 

и смежных наук «Новая генерация» (г. Москва, Российская академия наук, 

2008 г.), Всероссийской научно-технической конференции молодых 

специалистов (г. Москва, ОАО «ВТИ», 2007, 2011, 2013 гг.), Международной 

научно-технической конференции «Разработка высокоэффективных и 

экологически чистых угольных ТЭЦ нового поколения» (г. Москва, 

ОАО «ВТИ», 2015 г.), Международной научно-технической конференции 

«Ремонт и техническое обслуживание электростанций» (г. Москва, ОАО «ВТИ», 

2019 г.), Всероссийской научно-технической конференции «Расчет и анализ 

технико-экономических показателей (ТЭП) электростанций и генерирующих 

компаний в современных условиях» (г. Москва, ОАО «ВТИ», 2022 г.), 

Международной научно-технической конференции «Устойчивое развитие 

энергетики на основе достижений и современных разработок российского 

энергомашиностроения» (г. Екатеринбург, АО «УТЗ», 2023 г.), Российском 

энергетическом форуме (Республика Башкортостан, г. Уфа, 2023 г.), 
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Всероссийской научно-технической конференции «Невская энергетическая 

перспектива 2024» (г. Санкт-Петербург, ОАО «НПО ЦКТИ», 2024 г.), 

Международной научно-технической конференции «Техническое 

перевооружение ТЭС – масштабы и приоритеты. Совершенствование основного 

и вспомогательного оборудования, технологических схем и систем» (г. Москва, 

АО «ВТИ», 2024 г.), а также на заседаниях Научно-технических советов 

ПАО «Интер РАО» и АО «ВТИ» (2012-2026 гг.) 

Научные публикации. Основные научные результаты работы отражены в 

27 научных публикациях, в том числе в 15 статьях, опубликованных в ведущих 

российских рецензируемых научных изданиях из Перечня ВАК России по научной 

специальности 2.4.5 – Энергетические системы и комплексы (технические науки). 

Автор имеет 7 публикаций тезисов докладов в сборниках материалов научных 

конференций. Технические решения защищены 5 патентами Российской 

Федерации. 

Содержание и результаты диссертационного исследования соответствуют 

Стратегии научно-технологического развития Российской Федерации, 

утвержденной Указом Президента Российской Федерации от 28 февраля 2024 г.                

№ 145, а также приоритетному направлению научно-технологического развития 

Российской Федерации «Высокоэффективная и ресурсосберегающая экономика» и 

соотносятся с перечнем важнейших наукоемких (критических) технологий, 

определенных Указом Президента Российской Федерации от 18 июня 2024 г.                    

№ 529. 

Диссертация является научно-квалификационной работой, соответствует 

паспорту научной специальности 2.4.5 – Энергетические системы и комплексы 

(технические науки) в части направлений исследования: 

– пункт 1. Разработка научных основ (подходов) исследования общих 

свойств и принципов функционирования и методов расчета, алгоритмов и 

программ выбора и оптимизации параметров, показателей качества и режимов 

работы энергетических систем, комплексов, энергетических установок на 
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органическом и альтернативных топливах и возобновляемых видах энергии в 

целом и их основного и вспомогательного оборудования; 

– пункт 2. Математическое моделирование, численные и натурные 

исследования физико-химических и рабочих процессов, протекающих в 

энергетических системах и установках на органическом и альтернативных 

топливах и возобновляемых видах энергии, их основном и вспомогательном 

оборудовании и общем технологическом цикле производства электрической и 

тепловой энергии; 

– пункт 3. Разработка, исследование, совершенствование действующих и 

освоение новых технологий и оборудования для производства электрической и 

тепловой энергии, использования органического и альтернативных топлив, и 

возобновляемых видов энергии, водоподготовки и водно-химических режимов, 

способов снижения негативного воздействия на окружающую среду, повышения 

надежности и ресурса элементов энергетических систем, комплексов и входящих в 

них энергетических установок. 

Структура и объем диссертации. Диссертация состоит из введения, 

основной части, включающей пять глав, заключения, списка литературы и 

приложения. 

Работа содержит 148 страницы печатного текста, 13 таблиц, 34 рисунка. 

Список литературы содержит 129 наименований. 
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ГЛАВА 1. СОСТОЯНИЕ ВОПРОСА, АНАЛИЗ ПУТЕЙ МОДЕРНИЗАЦИИ 

И РЕКОНСТРУКЦИИ МОЩНЫХ ЭНЕРГОБЛОКОВ В РОССИИ 

И ЗА РУБЕЖОМ. ПОСТАНОВКА ЦЕЛИ И ЗАДАЧ ИССЛЕДОВАНИЯ 

 

1.1. Существующие подходы перевода ПТУ в ПГУ 

 

Парогазовые установки (ПГУ) имеют существенные преимущества по 

показателям экономичности перед паросиловыми установками (ПСУ). 

Коэффициент полезного действия установленных в России современных ПГУ на 

15-20% выше КПД паросиловых установок на сверхкритические параметры пара 

(СКД) [29-52]. Вместе с тем, для ПГУ отмечается более высокий уровень 

постоянных эксплуатационных и ремонтных затрат, что делает не однозначной 

экономически обоснованную область применения тех или иных установок. В этом 

вопросе существенное влияние оказывает ценовая политика в отрасли [6;7;8]. 

Исторически развитие ПГУ в мировой энергетике наряду с неизбежным 

научно-техническим прогрессом в значительной мере было обусловлено высокими 

ценами на газ. В энергетике СССР в связи с низкими ценами на газ внедрению 

парогазовых технологий на ТЭС не было уделено должного внимания, и они не 

получили соответствующего развития в деятельности энергомашиностроительных 

предприятий. 

В результате реформы энергетической отрасли, проведенной в конце 90-х 

годов прошлого века, положение дел коренным образом изменилось. В 

соответствии с разработанной ОАО «РАО ЕЭС России» в 2005 г. «Концепцией 

технической политики» паросиловые технологии были отнесены к 

«неэффективным, устаревшим технологиям», применение которых при новом 

строительстве, техническом перевооружении и реконструкции ТЭС, работающих 

на газе, запрещается. Предписано применять только перспективные парогазовые и 

газотурбинные технологии. При этом не рассматривалась экономическая 

эффективность технологий применительно к конкретным условиям их реализации. 
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Паросиловая технология была отнесена к неэффективным только по критерию 

тепловой экономичности. 

В результате практически сразу прекратились вводы ПСУ, 

энергомашиностроительные заводы потеряли свои мощности, конструкторские 

бюро лишились квалифицированных кадров и т.п. На фоне общего спада 

экономики необоснованно началось бурное строительство ПГУ при 

обозначившихся резервах мощностей. Но все эти ПГУ были ориентированы на 

импортные газотурбинные установки (ГТУ), составляющие основу ПГУ. Своих 

освоенных энергетических ГТУ большой мощности мы не имели, условий для 

развития собственного газотурбостроения не было создано. Энергетика РФ попала 

в полную зависимость от иностранного производителя. В итоге на сегодняшний 

день, в связи с санкциями, мы отрезаны от иностранных поставщиков не только 

новых ГТУ, но и запасных частей к уже действующим и в недалекой перспективе 

вырабатывающим свой ресурс установкам. И теперь необходимо рассматривать 

реальные возможности развития энергетики на основе имеющихся ресурсов по 

применению различных технологий на ТЭС. 

Сооружение большей части новых энергоблоков ПГУ было осуществлено 

путём включения их в правительственную программу ДПМ (Договоров о 

предоставлении мощности). Программа ДПМ была создана для стимулирования 

собственников энергокомпаний к новому строительству и модернизации 

энергетических установок, поскольку конкурентные цены энергетического рынка 

не обеспечивали экономическую эффективность долгосрочных инвестиций. Для 

участников программы были заданы три обязательных условия – место 

расположения объекта, минимальная мощность установки и её КПД. Заложен 

принцип гарантированного возврата вложенных средств с доходностью 14% с 

коррекцией по доходности облигаций федерального займа (ОФЗ). 

Этот принцип реализован путём введения на срок действия ДПМ 

повышенной цены на мощность, обеспечивающей возврат капитальных и условно-

постоянных эксплуатационных затрат [53]. Составляющая цены на мощность, 

обеспечивающая возврат капитальных затрат, рассчитывалась по норме 
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доходности как аннуитетный платёж за кредит. Для объектов ДПМ цена на 

мощность в несколько раз превышала цену на мощность по конкурентному отбору 

мощности (КОМ). Причём плата за мощность начислялась вне зависимости от 

режимов работы установки, даже на время простоя. На время действия ДПМ для 

его участников конкурентным остался лишь рынок на сутки вперед (РСВ), 

управляемый по топливной составляющей себестоимости электроэнергии, что 

также создало особо благоприятные условия для ПГУ. В этих условиях об 

экономически обоснованных решениях при строительстве новых объектов речь не 

шла. Более того, даже не рассматривались приоритеты по выбору вариантов 

развития отрасли, в том числе и с участием ПСУ. 

По программе ДПМ до 01.02.2020 г. было введено около 30 ГВт новой и 

модернизированной мощности. Удельный расход условного топлива ЕЭС России 

снизился с 336 г/(кВт∙ч) в 2008 г. до 306 г/(кВт∙ч) в 2019 г. Достигнута годовая 

экономия потребления газа около 20 млн. т. условного топлива (18 млрд м3) или 8% 

годового экспорта трубопроводного газа РФ. Но при этом получили огромное 

обременение для потребителей (особенно промышленных) в связи с увеличенной 

платой за мощность и отвлечение средств из реальной экономики. Негативные 

последствия этого ощущаются и сегодня. В [54] подробно показано, что 

безальтернативно ориентироваться на ввод только ПГУ было ошибочным 

решением.  

В 2019 г. была принята программа отбора проектов модернизации 

генерирующего оборудования электростанций КОММод (Конкурсный отбор 

мощности на модернизацию), аналогичная ДПМ по способу возмещения затрат на 

модернизацию, но распространяющаяся в основном на действующие установки 

ТЭС. Программа разработана с учётом опыта применения и выявленных 

недоработок программы ДПМ. В отличие от ДПМ, в программе КОММод 

установлены чёткие критерии и условия отбора объектов модернизации, в том 

числе требования по локализации и востребованности в энергосистеме, 

отсутствовавшие в программе ДПМ. Сравнение и ранжирование проектов 

модернизации проводилось по показателю Kэф, представляющему собой 
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одноставочную цену на электроэнергию с учётом повышенной платы за мощность, 

обеспечивающей за 15 лет окупаемость капитальных и условно-постоянных 

эксплуатационных затрат с требуемой доходностью капитала (базовая доходность 

− 14 %, корректируемая по доходности ОФЗ). Преимущество получили проекты с 

минимальным значением Kэф при условии соблюдения других требований, 

регламентированных Договором о присоединении к торговой системе оптового 

рынка, Приложение 19.3.1 [55]. Таким образом, так же, как и в ДПМ полноценных 

вариантных ТЭО не проводилось. 

Такая ситуация не может считаться нормальной. Отметим, что НП «Совет 

рынка» в [56] опубликовал следующие положения, имеющие отношение к 

рассматриваемому вопросу – экономическое сопоставление технологий ПГУ и 

ПСУ: 

– целевое поддержание отдельных видов генерации без сопоставления с 

альтернативными решениями не может обеспечивать общую оптимальность 

развития энергетики;  

– принцип технологической нейтральности должен быть базовым при 

рассмотрении способов развития энергосистемы и программ поддержки.  

По оценкам Системного оператора ЕЭС (СО ЕЭС), суммарная установленная 

мощность импортных ПГУ (ГТУ) – 25,3 ГВт, что на 2024 г. составляло около 10% 

установленной мощности ЕЭС РФ (246,3 ГВт). 

Вследствие недостаточного учёта политических рисков при использовании 

иностранного оборудования в последнее время возникли проблемы с 

обслуживанием и ремонтом импортных ПГУ (ГТУ). В этой связи просматриваются 

тенденции экономии ресурса газовых турбин иностранного производства, которые 

могут быть переведены в резерв [57]. Но это не решит возникающих проблем в 

связи с нарастающим дефицитом энергетических мощностей.  Непрерывный рост 

реального сектора экономики и продвижение искусственного интеллекта требуют 

огромных энергетических затрат. 

В современных условиях, когда действующие иностранные установки 

вырабатывают свой ресурс и поставки запасных частей к ним затруднены, 
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неизбежно возникает проблема выбора оптимальных вариантов развития 

энергетики на основе доступных преимущественно отечественных технологий. 

При этом необходимы научные обоснования принимаемых решений. 

Энергетические блоки мощностью 300 МВт на СКД пара являются основой 

тепловой энергетики России. В настоящее время в эксплуатации 67 таких 

энергоблоков. Большая доля этих энергоблоков отработали более 40 лет и 

эксплуатируется за пределами паркового ресурса.  

Выводить в массовом порядке такое количество блоков не представляется 

оправданным в первую очередь по финансовым соображениям. 

В связи с этим остро встает вопрос о сохранении в работе газовых 

энергоблоков мощностью 300 МВт, продления их ресурса и модернизации или 

реконструкции до достижения современных технико-экономических показателей. 

Известно, что роль ГТУ и ПГУ в структуре мировых энергетических 

мощностей вследствие их высокого КПД, маневренности и умеренной удельной 

стоимости при выполнении требований по надежности, готовности и воздействии 

на окружающую среду, предъявляемых к оборудованию тепловых электростанций 

становится всё более значимой [29-32; 46; 47]. 

В настоящее время в мировой практике сооружаются, как правило, 

исключительно утилизационные ПГУ, в которых выхлопные газы от ГТУ с 

температурой 550-650°С охлаждаются в котлах-утилизаторах (КУ) примерно до 

100°С и вырабатывают пар с давлением до 17 МПа и его перегревом до 

температуры 520-565°С (рис. 1.1) [58-62]. Сотни ПГУ такого типа построены в 

различных странах. Они обеспечивают существенную экономию топлива, высокую 

маневренность по сравнению с паросиловыми установками при высокой 

надёжности и готовности оборудования, и незначительном воздействии на 

окружающую среду [58-61]. 

Основным преимуществом ПГУ является ее высокая термодинамическая 

экономичность. Для комбинированного цикла, состоящего из ГТУ и 

присоединённого к ней паросилового цикла (установки) в общем случае 
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посредством энергетического котла, так называемая схема ПГУ с дожиганием 

(рис. 1.2), уравнение для КПД парогазовой установки в целом будет выглядеть так: 

𝜂ПГУ = 𝑓ГТУ ∙ 𝜂ГТУ + (1 − 𝑓ГТУ ∙ 𝜂ГТУ) ∙ 𝜂ПСУ,   (1.1) 

где 𝑓ГТУ  – относительная доля тепла, подводимого в ГТУ от общего количества, 

подводимого в ПГУ; 

𝜂ГТУ – КПД ГТУ; 

𝜂ПСУ – КПД паросиловой установки. 

 

 

Рисунок 1.1 – ПГУ с котлом утилизатором: [33;34]: а – принципиальная тепловая схема ПГУ с 

КУ; б – цикл Брайтона-Ренкина ПГУ с КУ в T,s – диаграмме;  

OK – осевой компрессор; КС – камера сгорания; ГТ – газовая турбина;  

ЭГ – электрогенератор; ГТУ – газотурбинная установка; КУ – котел-утилизатор; ПТУ – 

паротурбинная установка; КД – конденсатор; Н – насос;  

𝑁Г
э и 𝑁П

э – электрические мощности ГТУ и ПТУ; 𝑄г
с – теплота сжигаемого в ГТУ топлива; Ɵ1 и 

Ɵ2 – недогревы среды; q1 – удельное количество подводимой в ГТУ теплоты; 𝑞2
п, 𝑞2

г  – удельное 

количество отводимой теплоты соответственно в конденсаторе с паром и в атмосферу с газами 
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Относительная доля тепла, подводимого в ГТУ от общего количества, 

подводимого в ПГУ, характеризует степень бинарности ПГУ. 

 

 

Рисунок 1.2 – ПГУ с дожиганием топлива в паровом котле [33]:  

а – принципиальная тепловая схема с дожиганием топлива в котле; б – цикл 

Брайтона-Ренкина ПГУ с КУ с дожиганием топлива в T,s – диаграмме; 4` – камера 

дожигания; 𝑄д
𝑐 – теплота дополнительно сжигаемого топлива 

 

КПД паросиловой установки является произведением КПД турбинной 

установки и КПД котла: 

𝜂ПСУ = 𝜂ПТУ · 𝜂К,      (1.2) 

где 𝜂К – КПД котла (котельного агрегата). 

Если топливо в паросиловой цикл не подводится ( 𝑓ГТУ = 1 ), тогда (1.1) 

преобразуется в выражение для чисто бинарной ПГУ с котлом-утилизатором без 

дополнительного сжигания топлива в нем: 
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𝜂ПГУ = 𝜂ГТУ + (1 − 𝜂ГТУ) ∙ 𝜂ПСУ.    (1.3) 

В настоящее время рассматриваются три основных пути технического 

перевооружения действующих паросиловых энергоблоков, работающих на газе, с 

использованием газотурбинных технологий: 

– замена на утилизационные ПГУ последнего поколения с использованием 

инфраструктуры электростанции; 

– замена на утилизационные ПГУ с использованием части действующего 

основного оборудования; 

– ГТ-надстройка действующих блоков. 

Последнее решение позволяет повысить экономичность ТЭС путем 

превращения действующих паротурбинных ТЭС в парогазовые путем их 

надстройки ГТУ. Это наименее популярное сегодня техническое решение, но в 

условиях России оно вполне имеет право на реализацию. Это решение 

недостаточно изучено и поэтому требует всестороннего рассмотрения с 

объективным анализом накопленного опыта. 

Первый путь технического перевооружения – замена на утилизационные 

ПГУ последнего поколения с использованием инфраструктуры ТЭС. КПД таких 

блоков с современным оборудованием уже превышает 64%. 

В идеальном варианте – это новая площадка на территории существующей 

ТЭС. Принципиальным здесь является использование имеющейся инфраструктуры 

и ресурсов (территории, газоснабжения, технического водоснабжения, выдачи 

мощности и др.). Принципиальная схема и показатели перспективной ПГУ 

представлены на рисунке 1.3. 

Размещение новых ПГУ в главных корпусах, где сегодня работают 

энергоблоки 300 МВт, требует тщательного обследования строительных 

конструкций и большого искусства проектировщиков. Опыт проектирования ПГУ-

800 на Пермской ГРЭС показал, что на предназначенной территории для 

четвёртого паросилового блока 800 МВт в главном корпусе размещение двух ГТУ 

(имеется в виду дубль-блок 800 МВт ПГУ) и паровой турбины является очень 

сложной задачей. 
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Расчётный КПД брутто блока ПГУ-800 Пермской ГРЭС, аттестованного на 

903 МВт с оптимизированным (новым) оборудованием составляет 57,1%. 

Второй путь предполагает замену энергетического котла блока со 

вспомогательным оборудованием на ГТУ с котлом(ами)-утилизатором(ами), 

реконструкцию паровой турбины с изменением тепловой схемы блока. 

Главными проблемами при этом являются значение остаточного ресурса 

строительных конструкций и существующие компоновочные решения для 

размещения ГТУ и котлов-утилизаторов.  

Реконструкция К-300-240 для работы на сниженных параметрах пара и 

уменьшенном расходе пара возможна, но показатели её будут хуже, чем у 

специально сконструированной и оптимизированной турбины. Об этом 

свидетельствует опыт сооружения ПГУ-800 на Киришской ГРЭС с реконструкцией 

К-300-240-1 в К-245-13,3. Исследованию этого пути посвящен раздел 3.2. 

диссертации. 

Третий путь: надстройка действующего блока ГТУ [63-65]. Этот путь 

возможен, если остаточный ресурс оборудования будет допускать эксплуатацию 

ГТУ в течение примерно 15 лет. Для этого потребуется проведение модернизации 

паросиловой части энергоблока с повышением технико-экономических 

показателей (ТЭП) и продлением ресурса не менее чем на 15 лет. Необходимо 

учитывать влияние на остаточный ресурс возможного снижения параметров пара. 

Предварительные технико-экономические обоснования показали, что 

наиболее оптимальными для надстройки моноблока 300 МВт являются 

характеристики ГТЭ-110 (ГТЭ-115М). В сбросной схеме мощность надстроенного 

блока составила бы не менее 400 МВт, а удельный расход условного топлива 

(нетто) - 274 г/(кВт·ч). Экономия топлива составляет 12,2%. Более того, этот 

вариант предпочтительнее, так как использует отечественные ГТУ, что особенно 

важно в условиях импортозамещения. 

В настоящее время в России по третьему пути техперевооружения 

паросиловых установок с применением парогазового цикла реализовано несколько 

проектов. Среди них, в первую очередь, следует отметить: 
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– Тюменская ТЭЦ-1, блок № 1 – ПГУ-190/220 (новый – 2004 г.); 

– Тюменская ТЭЦ-1, блок № 2 – ПГУ-190/220 (новый – 2011 г.); 

– ГРЭС-24 (блок № 7 Рязанской ГРЭС) – ПГУ-420 (ГТ-надстройка блока 

300 МВт – 2010 г.) – защищаемый диссертантом вариант; 

– ГТ-надстройка ТЭЦ-9 Мосэнерго (АЕ64.3А, 65 МВт, 2014 г.); 

– ГТ-надстройка Пермской ТЭЦ-9 (ГТУ-165, 2014 г.); 

– ГТ-надстройка Казанской ТЭЦ-3 (9НА.01 GE, 405 МВт, 2017 г.). 

ГТ-надстройка действующих блоков уступает по экономичности 

утилизационной ПГУ. Однако, для условий энергетики России можно утверждать, 

что и этот путь также может обоснованно рассматриваться. В первую очередь, 

здесь необходимо рассматривать планируемые режимы эксплуатации и оценки по 

критерию «цена-качество». Этот вопрос и анализируется в данной диссертации, в 

основном, на примере энергоблока 300 МВт Рязанской ГРЭС. 

 

1.2. Модернизации ПТУ с применением реактивного облопачивания в ЦВД 

 

Отдельно следует обратить внимание на вариант технического 

перевооружения, связанный с модернизацией только паротурбинной установки без 

привязки ее работы в парогазовом варианте. Опыт повышения экономичности 

паровой турбины, работающей в паросиловом цикле тоже заслуживает внимания 

[66-75]. 

В работе [67] приведены результаты сравнительного анализа экономичности 

ступеней ЦВД активного и реактивного типов. Делается вывод о 

нецелесообразности применения облопачивания реактивного типа в турбинах СКД 

при традиционной конструкции ЦВД. 

Под традиционным решением понимается активное облопачивание в ЦВД. 

При этом корпус ЦВД турбины выполняется с горизонтальным разъёмом. Такой 

подход обеспечивает возможность проведения ремонта турбины в условиях 

станции. 
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При применении реактивного облопачивания в ЦВД мощных паровых 

турбин ТЭС за рубежом корпус турбины выполняется без горизонтального 

разъёма. Такой подход требует монтажа и ремонта турбины исключительно в 

условиях завода. Трудности монтажа и ремонта турбины компенсируются 

увеличением межремонтного периода её эксплуатации. 

Авторами работы [67] отмечено, что применение реактивного облопачивания 

в ЦВД с горизонтальным разъемом может привести к значительному снижению 

экономичности турбины за межремонтный период. 

Все основные турбостроительные фирмы предлагают свои пути 

модернизации турбоустановок [66;68;69;76;77-79]. 

Наиболее подробно пути возможной модернизации турбин блоков 300 МВт 

были разработаны и внедрены фирмой «Сименс» на двух турбинах ЛМЗ в Греции 

и двух турбинах в Узбекистане. «Сименс» является сторонником реактивного 

облопачивания (рис. 1.4) с сохранением геометрических характеристик опорных 

конструкций (рис. 1.5) и тепловой схемы [69]. 

 

а 

 

б 

Рисунок 1.4 – Предложение фирмы «Сименс» по совершенствованию 

турбоустановки К-300-240-2: а – исходная турбина; б – предлагаемое решение 
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Рисунок 1.5 – Привязка предлагаемого решения к существующему фундаменту 

турбины К-300-240-2 

 

Теоретически ступень с реактивным облопачиванием (степень реакции – 

доля срабатывания теплоперепада на рабочей лопатке 50%) имеет преимущество в 

КПД над аналогичной ступенью с активным облопачиванием (степень реакции – 

доля срабатывания теплоперепада на рабочей лопатке 5%) на 4-7%. 

Это преимущество складывается из следующих составляющих: 

– снижения скорости пара на сопловых и рабочих лопатках, 2-3%; 

– меньший угол поворота потока в рабочей лопатке, приводящий к снижению 

профильных и концевых потерь, 1-2%; 

– меньшая толщина диафрагмы из-за меньшего перепада давлений и как 

следствие меньшие потери на трение пара в сопловой решетке, 1-1,5%; 

– отсутствие трения дисков о пар, 0,5%; 

– большей высоте лопаток, устанавливаемых на бочке ротора по сравнению 

с лопатками, устанавливаемыми на диске, 1,0%. 

К преимуществам активного облопачивания можно отнести: 

– меньшие утечки через диафрагменные уплотнения из-за меньшего 

диаметра, 1,0%; 
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– меньшие утечки через надбандажные уплотнения из-за меньшего перепада 

давлений на рабочей лопатке, 1,0%; 

– меньшие потери на трение в подшипниках из-за меньшего веса ротора, 

0,5%. 

Вопрос о сравнении двух способов облопачивания до сих пор обсуждается в 

научной литературе. Противники реактивного облопачивания считают, что 

снижение КПД реактивного облопачивания происходит быстрее из-за увеличения 

радиальных зазоров, связанного с пуско-остановочными режимами. 

Сторонники реактивного облопачивания считают, что снижение КПД 

реактивного облопачивания происходит медленнее, так как при меньших 

скоростях пара шероховатость лопаток и количество отложений растут медленнее. 

Ответить на эти вопросы может только длительный опыт эксплуатации. 

По нормам ASME нормальным считается снижение КПД цилиндра равное 

5,5% за 100 000 часов работы. 

В [70] сказано о преждевременности выводов по широкомасштабному 

внедрению реактивного облопачивания ЦВД на турбинах К-300 ТЭС РФ и 

необходимости отслеживания изменения экономичности проточной части ЦВД за 

межремонтный период (сбора статистических данных и их анализ). 

На электростанциях России наибольшее распространение получили подходы 

к модернизации, предлагаемые ЛМЗ [80]. Исследование результатов этих 

модернизаций является одним из основных направлений диссертационной работы 

и подробно рассматривается соискателем в главе 4. 

 

Выводы по главе 1 

В главе выполнен анализ современной научно-технической отечественной и 

зарубежной литературы, отражающий результаты исследований по возможным 

направлениям технического перевооружения энергетической отрасли РФ. 

Показано, что развитие энергетики России в период реализации программ 

ДПМ обеспечило на длительный срок бесконкурентное преимущество ПГУ над 
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другими типами установок. В этой ситуации привлечение иностранных ПГУ (ГТУ) 

затормозило развитие отечественного энергомашиностроения. В современных 

условиях, когда действующие иностранные установки вырабатывают свой ресурс 

и затруднены поставки запасных частей к ним, неизбежно возникает проблема 

выбора оптимальных вариантов развития энергетики на основе доступных 

преимущественно отечественных технологий. Строительство новых парогазовых 

установок не является безальтернативным вариантом и не всегда оправдано по 

экономическим и иным соображениям. 

В рамках дальнейшего развития тепловой энергетики очевидна 

необходимость совершенствования ПСУ, в том числе за счет внедрения 

газотурбинных технологий. Основой тепловой энергетики России являются 

энергетические блоки мощностью 300 МВт, большая доля из которых отработала 

более 40 лет и эксплуатируется за пределами паркового ресурса.  

Выводить в массовом порядке такое количество блоков не представляется 

возможным. На основании теоретических и экспериментальных исследований 

должны быть приняты обоснованные технические решения об их дальнейшей 

судьбе. 

Необходимо отметить, что несмотря на большое количество исследований по 

рассматриваемой теме обобщение и анализ этих исследований с целью выбора 

оптимальных решений для модернизации и реконструкции паросиловых 

энергоблоков 300 МВт не проводилось.  

Проведенный анализ позволил сформулировать цель и задачи работы. 

Цель диссертационной работы заключается в разработке и систематизации 

подходов к модернизации и реконструкции паросиловых энергоблоков 300 МВт, 

исходя из принципов повышения тепловой экономичности, маневренности и 

надежности оборудования. 

Для достижения поставленной цели необходимо решить следующие задачи: 

− экспериментально обосновать технические решения по реконструкции 

паросиловых энергоблоков 300 МВт надстройкой газотурбинной установкой 
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(создание сбросной ПГУ) и заменой парового котла на ГТУ и КУ (создание 

утилизационной ПГУ); 

− для газомазутных энергоблоков с турбоустановками 300 МВт провести 

расчетные и экспериментальные исследования, выполнить обоснование 

эффективности технических решений по совершенствованию конструкции 

турбоустановки на основе передовых технологий; 

− обобщить расчетные и экспериментальные исследования по модернизации 

и реконструкции газомазутных энергоблоков с турбоустановками 300 МВт; 

− разработать принципиальные научно-технические решения 

по совершенствованию конструкции паротурбинной установки и тепловой схемы. 
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ГЛАВА 2. МЕТОДИКА ИССЛЕДОВАНИЙ 

 

2.1. Организация измерений и обработки информации 

 

Приведенные в главе 1 направления повышения эффективности 

энергоблоков получили дальнейшее развитие в виде научно-практических 

исследований применительно к действующему оборудованию. Основной целью 

автора было получение достоверной информации о тепловой экономичности 

энергоустановок до и после проведения их модернизации/реконструкции. 

Ниже приведена методика испытаний, использованная в процессе 

проведения научно-практических исследований. Впервые она была применена 

автором для исследования эффективности проводимых модернизаций 

энергоблоков с турбоустановками 300 МВт Конаковской ГРЭС, где была 

верифицирована, отработана и хорошо себя зарекомендовала [81]. 

Методика заключается в применении специальной измерительной системы 

«АДАМ» с приборами повышенного класса точности, построении на базе 

выполненных исследований математической модели объекта и выполнении с 

помощью неё вариативных расчетов тепловой схемы. 

Для осуществления измерений технологических параметров при проведении 

тепловых испытаний турбоустановок и энергоблоков применялась многоканальная 

система сбора диагностической информации (МСДИ) (АДАМ). Эта система 

позволяет в режиме реального времени фиксировать до 256 основных параметров 

работы оборудования [82]. Схема измерений при испытаниях представлена на 

рисунке 2.1. При обработке результатов испытаний значения измеренных 

параметров собираются в единый информационный массив и передаются на 

компьютер [81;82;88;89]. 

МСДИ предназначена для сбора и накопления информации, поступающей от 

большого количества первичных преобразователей, и обеспечивает регистрацию 

параметров в автономном режиме (без участия обслуживающего персонала). 
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Рисунок 2.1 – Схема измерений при испытаниях 
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МСДИ представляет собой комплект аппаратных и программных средств, 

составляющих распределенную систему сбора аналоговой измерительной 

информации, состоящую из необходимого количества отдельных блоков (крейтов), 

каждый из которых может содержать до 6 многоканальных измерительных 

модулей (ИМ), которые представляют собой компактные интеллектуальные 

устройства обработки сигналов датчиков, специально разработанные для 

применения в промышленных условиях. 

Сбор информации может осуществляться как персональным компьютером, 

так и автономным блоком сбора и накопления информации. В случае применения 

персонального компьютера в состав системы включается блок сопряжения, 

представляющий собой изолирующий преобразователь интерфейсов USB-RS485. 

Автономный блок сбора представляет собой блок, подключаемый вместо блока 

сопряжения с компьютером. В этом случае накопленная информация может быть 

записана на USB-накопитель. 

Для питания системы от сети переменного тока применяется отдельный блок 

питания. 

Структурная схема МСДИ представлена на рисунке 2.2. 

 

Рисунок 2.2 – Структурная схема МСДИ 
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В базовом варианте в систему включаются три основных типа ИМ: 

– термометров сопротивления (ТСП),  

– термопар (ТП),  

– токовых входов (ТВ). 

Схема расположения модулей в крейте МСДИ показана на рисунке 2.3. 

Внешний вид крейта МСДИ с установленными измерительными модулями показан 

на рисунке 2.4. 

Программное обеспечение МСДИ позволяет вести оперативный контроль 

получаемой информации на экране компьютера. При этом компьютер может 

подключаться к системе как непосредственно, так и удаленно. 

Вид основного экрана МСДИ при проведении испытаний показан 

на рисунке 2.5. 

 

 

 

Рисунок 2.3 – Схема расположения модулей в крейте МСДИ 
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Рисунок 2.4 – Внешний вид крейта МСДИ с установленными ИМ 

 

Рисунок 2.5 – Показания измерительного комплекса МСДИ при испытаниях 
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Для большей наглядности и эргономичности отображения информации окно 

каждого параметра может быть настроено индивидуально. Вид окна настройки 

параметров отображения информации показан на рисунке 2.6. 

 

 

Рисунок 2.6 – Вид окна настройки параметров отображения 

 

Для каждого канала возможна настройка наименования параметра, линейной 

функции преобразования, значения единиц измерения (размерности), граничные 

значения допуска, цвет отображения в границах допуска и за пределами каждого 

граничного значения. 

Программное обеспечение МСДИ содержит также средства настройки 

измерительных каналов, входящих в систему. 

МСДИ формирует текстовые файлы данных, содержащие читаемую 

информацию по каждому измерительному каналу и соответствующие временные 

метки. 

Проведение испытаний оборудования с помощью измерительного комплекса 

МСДИ дает объективную оценку состояния энергоблока по показателям тепловой 

экономичности. Используя фактические данные испытаний, по балансовым 

расчетам тепловой схемы в программной среде «Boiler Designer» может быть 

получено изменение экономичности оборудования во время эксплуатации, дана 
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оценка эффективности проведенного ремонта, выбраны пути модернизации 

оборудования и совершенствования тепловой схемы [81;82]. Подобные системы 

мониторинга технического состояния оборудования активно разрабатываются 

ведущими институтами [83-87]. 

Программа «Boiler Designer» предназначена для конструирования и 

последующего статического и динамического расчетов теплоэнергетических 

объектов. В ней содержится свыше 100 унифицированных элементов (топка, 

поверхности нагрева различного типа, впрыски, турбина, подогреватели, насосы, 

трубопроводы с различными видами гидравлических сопротивлений, регуляторы 

и т.д.). С помощью этих элементов может быть собрана любая тепловая схема. В 

результате работы программы из элементов создается математическая модель 

энергетического объекта, позволяющая выполнить расчеты, необходимые при 

проектировании, наладке и последующей эксплуатации. 

Ниже приведен пример адаптации полученных с помощью измерительного 

комплекса МСДИ данных испытаний к модели тепловой схемы турбоустановки и 

блока 300 МВт по программе «Boiler Designer», а также расчет ТЭП с 

использованием математической модели. 

Рассматриваемый энергоблок состоит из котла Пп-950-255-ГМ (ПК-41) 

Подольского машиностроительного завода и турбоагрегата К-325-240-7MP ЛМЗ. 

На основании данных заводов-изготовителей была разработана 

математическая модель энергоблока. Адаптация модели к фактическим данным 

блоков была произведена на основании результатов испытаний. 

Мощность и основные параметры работы блока, полученные при его 

испытаниях на различных режимах, вводились в предварительно собранную 

математическую модель блока. Далее для указанных параметров и мощности блока 

в программном комплексе определялись необходимые для такого режима работы 

расходы пара, топлива и соответствующие технико-экономические показатели. 

Указанные расчеты были проведены для режима 308,88 МВт. 

На рисунке 2.7 представлена схема математической модели блока с 

турбиной К-325-240. 
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В таблице 2.1 представлены основные параметры работы блока, 

зафиксированные при испытаниях и полученные при моделировании в программе 

«Boiler Designer». 

Анализ полученных результатов показал работоспособность математической 

модели, адаптированной к данным испытаний. Относительная погрешность в 

определении основных ТЭП по расчетной модели составила менее 1%. 

 

Таблица 2.1 – Основные параметры работы блока для режима 308,88 МВт 

экспериментальные и рассчитанные по математической модели 

Параметр Размерность Испытания Модель 

pОП за котлом кгс/см2 252,53 252,53 

p перед СК ЦВД кгс/см2 242,42 242,42 

t перед СК ЦВД °С 542,83 542,83 

pрег.ст кгс/см2 189,83 189,83 

pзаЦВД кгс/см2 40,44 40,44 

tзаЦВД °С 290,99 290,99 

pХПП кгс/см2 40,16 40,16 

tХПП °С 298,32  297,63 

pГПП кгс/см2 38,33 38,33 

pп/п перед СК ЦСД кгс/см2 37,35 37,53 

tп/п перед СК ЦСД °С 546,94 546,77 

pзаЦCД кгс/см2 2,1 2,1 

tзаЦCД °С 187,28 187,20 

pКОНД кгс/см2 0,0303 0,0303 

pПВ перед К кгс/см2 285,52 285,52 

tПВ перед К  °С 269,82 269,83 

pПВ за ПТН кгс/см2 323,52 323,52 

Qнр ккал/м3 8037 8037 

t1 ЦВ  °С 0,76 0,76 

t2 ЦВ  °С 17,0 16,89 
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Параметр Размерность Испытания Модель 

GЦВ т/ч 28641 28641 

Nэ МВт 308,88 308,88 

NСН МВт 8,72 8,72 

КПД ЦВД % 84,18 84,23  

КПД ЦСД % 90,5 90,33 

G0 т/ч 961,85 961,04 

Gпп т/ч – 747,32 

NПТН МВт – 10,86 

Bгаза  тыс.нм3/ч 78,8 78,8 

qТА брутто ккал/(кВтч) – 1888,43 

qТА брутто 

(с учетом ПТН) 

ккал/(кВтч) – 
1822,00 

qТА нетто ккал/(кВтч) – 1943,28 

qТА нетто 

(с учетом ПТН) 

ккал/(кВтч) – 
1874,92 

 

Из проведенных исследований можно отметить следующее: 

1) Для повышения качества измерений и обработки результатов при 

проведении тепловых испытаний оборудования энергоблоков может быть 

использована специальная измерительно-информационная система «АДАМ». 

2) Использование математической модели энергоблока, созданной в среде 

«Boiler Designer», позволяет решать различные расчетные задачи. При этом 

достигается достаточно высокая сходимость результатов расчетов с фактическими 

параметрами работы оборудования. 

3) Собранная с помощью измерительного комплекса МСДИ и 

верифированная в программной среде «Boiler Designer» информация может быть 

использована для исследования надежности, манёвренности и экономичности 

основного и вспомогательного оборудования электростанций. 

4) Для эффективного использования предложенного метода анализа 

результатов испытаний на других объектах необходимо свести баланс по 
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общестанционному и индивидуальным средствам измерения расхода топлива на 

каждом котле. При отсутствии индивидуальных средств измерения расход топлива 

на котёл может быть определён по продолжительности работы и количеству 

горелок, при известной их производительности. Далее из равенства КПД котла по 

прямому и обратному балансам расчётным путём поблочно определяются расходы 

пара и, соответственно, питательной воды. Расчетные значения расходов 

соотносятся с показаниями индивидуальных средств измерения. Все полученные 

коэффициенты по газу, пару и питательной воде должны по каждому агрегату 

вноситься в энергетические характеристики и корректироваться с учетом 

последующих испытаний. 

Данная методика позволяет оценивать изменение экономичности каждого 

агрегата в процессе эксплуатации и принимать решение о необходимости 

проведения ремонта оборудования по техническому состоянию. Методика была 

впервые применена автором на Конаковской ГРЭС, показала свою 

работоспособность и была распространена на другие исследованные и 

представленные в работе объекты. 

5) На основании проведенных научно-практических исследований 

предложен методический подход для оценки влияния мероприятий по повышению 

тепловой экономичности на удельный расход топлива (на примере энергоблока 

300 МВт) и к измерению зазоров в лопаточном аппарате газовой турбины для 

повышения её надежности (на примере ГТЭ-110). Данные методические подходы 

подробно описаны в следующих разделах. 

 

2.2 Оценка влияния показателей экономичности отдельных элементов блока 

на удельный расход топлива 

 

Целью данного раздела является разработка методического подхода по 

определению влияния энергоэффективных решений на экономичность 

энергоблока. В разделе раскрывается взаимосвязь ключевых показателей 

эффективности отдельных элементов блока и удельного расхода топлива, а именно: 
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1) увеличение КПД ЦВД турбины; 

2) увеличение КПД ЦСД турбины; 

3) снижение затрат электроэнергии на собственные нужды энергоблока; 

4) повышение КПД котла; 

5) увеличение мощности ЦНД в результате модернизации его проточной 

части. 

Расчетные исследования произведены по данным, полученным автором при 

испытаниях энергоблока № 3 Конаковской ГРЭС. В качестве базового варианта 

принят режим с фактической электрической мощностью 301,7 МВт. Расчет 

выполнен методом нахождения частных производных по отдельным параметрам. 

В процессе исследования приняты следующие допущения: 

1) расчет ведется по расходу острого пара в голову турбины. Принимается, 

что после проведения капремонта расход пара остается неизменным. 

2) в качестве базового принят режим до ремонта при мощности энергоблока 

301,7 МВт. Все параметры пара, технические характеристики энергоблока (КПД 

цилиндров высокого и среднего давлений, КПД котлоагрегата, доля затрат 

электроэнергии на собственные нужды) взяты из базового режима; 

3) изменение расхода пара по отсекам турбины учитывается введением 

коэффициентов для получения распределения мощности по цилиндрам как в 

заводском расчете, а именно отношение мощностей ЦВД/ЦСД/ЦНД составляет 

Nцвд/Nцсд/Nцнд=30%/40%/30%. 

Основные формулы, используемые для расчета. 

Удельный расход топлива энергоблока bут
бл , г/(кВт·ч), определяется из 

следующего уравнения: 

bут
бл =

123

ηбл
 ,  (2.1) 

где ηбл – КПД энергоблока (нетто). 

КПД энергоблока (нетто) ηбл определяется по следующей формуле: 
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ηбл = ηту ∙ ηка ∙ ηтр ∙ (1 − αсн) ,  (2.2) 

где ηту – КПД турбоустановки брутто; 

ηка = 91,23 % – КПД котлоагрегата до ремонта; 

ηтр = 99 % – КПД транспорта тепла (принят); 

αсн = 2,78 % – доля расхода электроэнергии на собственные нужды 

блока до ремонта. 

КПД турбоустановки брутто, в свою очередь, определяется из уравнения: 

ηту =
860

qту
 , (2.3) 

где qту – удельный расход тепла на турбоустановку, ккал/(кВт·ч). 

Подставляя в формулу (2.1), получим: 

bут
бл =

123 ∙ qту

860 ∙ ηка ∙ ηтр ∙ (1 − αсн)
  (2.4) 

КПД турбоустановки равен произведению термического и внутреннего 

относительного КПД: 

ηту = ηt ∙ ηoi =
Nту

Qподв
  (2.5) 

Тепло, подведенное к турбоагрегату: 

Qподв = D0 ∙ (h0 − hпв) + Dпп ∙ (hпп
г − hпп

х )  (2.6) 

где D0 = 266,003 –расход пара в голову турбины, кг/с; 

Dпп = 0,818 ∙  D0 = 217,59 – расход пара на промперегрев, кг/с; 

h0 = 3330,31 – энтальпия свежего пара, кДж/кг; 

hпв = 1171,71 – энтальпия питательной воды, кДж/кг; 

hпп
г = 3544,87, hпп

х = 2919,82  – энтальпии пара горячей и холодной 

нитки промперегрева, кДж/кг; 
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hпп0
х = 2849,46  – энтальпия пара на выходе из ЦВД при 

изоэнтропийном процессе, кДж/кг; 

hвых0 
цсд = 2792,09  – энтальпия пара на выходе из ЦСД при 

изоэнтропийном процессе расширения, кДж/кг. 

Мощность турбоустановки Nту, кВт: 

Nту = D0 ∙ H0
цвд ∙ ηoi

цвд ∙ kотб
цвд + Dпп ∙ H0

цсд ∙ ηoi
цсд ∙ kотб

цсд + Nцнд , (2.7) 

где H0
цвд = h0 − hпп0

х = 480,85 ,   H0
цсд = hпп0

х − hвых0 
цсд = 752,78  – 

изоэнтропийные теплоперепады в цилиндрах высокого и среднего давлений, 

кДж/кг; 

ηoi
цвд = 0,812, ηoi

цcд = 0,90 ηoi
цсд = 0,9831– внутренние относительные 

КПД цилиндров высокого и среднего давлений, определенные до проведения 

капремонта; 

koтб
цвд = 0,8715 ,  koтб

цсд = 0,8185  ηoi
цсд = 0,9831 – коэффициенты, 

учитывающие отборы в цилиндрах высокого и среднего давлений, для 

распределения мощности цилиндров как Nцвд/Nцсд/Nцнд=30%/40%/30%; 

Nцнд = 90516 – мощность ЦНД до ремонта, кВт. 

Подставляя вышеприведенные выражения в уравнение (2.1), получаем bут
бл, 

г/(кВт·ч): 

bут
бл =

123

D0∙H0
цвд

∙ηoi
цвд

kотб
цвд

+Dпп∙H0
цсд

∙ηoi
цсд

kотб
цcд

+Nцнд

D0∙(h0−hпв)+Dпп∙(hпп
г −hпп

х )
∙ ηка ∙ ηтр ∙ (1 − αсн)

 
 (2.8) 

Далее, берем частные производные по интересующим нас переменным. 

1) Снижение удельного расхода топлива энергоблоком за счет увеличения 

КПД ЦВД турбоагрегата: 
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Δbт

ηцвд = −
D0 ∙ H0

цвд ∙ kотб
цвд

ηка ∙ ηтр ∙ (1 − αсн)
×  

×
123 ∙ [D0 ∙ (h0 − hпв) + Dпп ∙ (hпп

г − hпп
х )]

(D0 ∙ H0
цвд ∙ ηoi

цвд ∙ kотб
цвд + Dпп ∙ H0

цсд ∙ ηoi
цсд ∙ kотб

цсд + Nцнд)
2 × Δηoi

цвд
 (2.9) 

Δηoi
цвд = 0,058 или 5,8% – ожидаемый прирост внутреннего относительного 

КПД ЦВД в результате проведения ремонта. 

Тогда  Δbт

ηцвд = 6,24 г/(кВт·ч). 

2) Снижение удельного расхода топлива энергоблоком за счет улучшения 

КПД ЦСД турбины: 

Δbт

ηцсд = −
Dпп ∙ H0

цсд ∙ kотб
цсд

ηка ∙ ηтр ∙ (1 − αсн)
×  

×
123 ∙ [D0 ∙ (h0 − hпв) + Dпп ∙ (hпп

г − hпп
х )]

(D0 ∙ H0
цвд ∙ ηoi

цвд ∙ kотб
цвд + Dпп ∙ H0

цсд ∙ ηoi
цсд ∙ kотб

цсд + Nцнд)
2 × Δηoi

цсд
 (2.10) 

Δηoi
цсд = 0,025 или 2,5 % – ожидаемый прирост внутреннего относительного 

КПД ЦСД в результате проведенного ремонта. 

Тогда  Δbт

ηцсд = 3,66 г/(кВт·ч). 

3) Снижение удельного расхода топлива за счет снижения затрат 

электроэнергии на собственные нужды энергоблока: 

Δbт
αcн =

123

ηка ∙ ηтр ∙ (1 − αсн)2
×  

×
D0 ∙ (h0 − hпв) + Dпп ∙ (hпп

г − hпп
х )

D0 ∙ H0
цвд ∙ ηoi

цвд ∙ kотб
цвд + Dпп ∙ H0

цсд ∙ ηoi
цсд ∙ kотб

цсд + Nцнд

×  Δαcн 
 

(2.11) 

Δαcн = 0,54%  – ожидаемое снижение доли расхода электроэнергии на 

собственные нужды. 

Тогда Δbт
αсн = 1,83  г/(кВт·ч). 
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4) Снижение удельного расхода топлива за счет повышения КПД котла: 

Δbт
ηка = −

123

ηка
2 ∙ ηтр ∙ (1 − αсн)

×  

×
D0 ∙ (h0 − hпв) + Dпп ∙ (hпп

г − hпп
х )

D0 ∙ H0
цвд ∙ ηoi

цвд ∙ kотб
цвд + Dпп ∙ H0

цсд ∙ ηoi
цсд ∙ kотб

цсд + Nцнд

× Δηка (2.12) 

∆ηка = 0,74  % – ожидаемое увеличение КПД котлоагрегата в результате 

проведения ремонта. 

 Δbт
ηка = 2,67 г/(кВт·ч). 

6) Снижение удельного расхода топлива за счет прироста мощности ЦНД 

турбоагрегата (в результате совершенствования его проточной части): 

Δbт

𝑁цнд = −
123

ηка ∙ ηтр ∙ (1 − αсн)
×  

×
D0 ∙ (h0 − hпв) + Dпп ∙ (hпп

г − hпп
х )

(D0 ∙ H0
цвд ∙ ηoi

цвд ∙ kотб
цвд + Dпп ∙ H0

цсд ∙ ηoi
цсд ∙ kотб

цсд + Nцнд)
2 × ΔNцнд (2.13) 

∆Nцнд = 7,8 МВт – ожидаемое увеличение мощности ЦНД после проведения 

ремонта (3 потока по 2,6 МВт каждый). 

Тогда Δbт

Nцнд = 8,53 г/(кВт·ч). 

Результаты расчета по предлагаемой методике представлены в таблице 2.2. 

Таблица 2.2 – Результаты расчета 

Изменение показателя эффективности блока 
Снижение удельного расхода 

топлива, г/(кВт·ч) 

1. КПД ЦВД турбины, % 5,8 6,24 

2. КПД ЦСД турбины, % 2,5 3,66 

3. Доля расхода электроэнергии на 

собственные нужды, % 
0,54 1,83 

4. КПД котла, % 0,74 2,67 

5. Повышение мощности ЦНД, МВт 7,8 8,53 

Сумма 22,93 
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Из проведенных исследований можно отметить следующее: 

1) Разработан методический подход для оценки влияния показателей 

экономичности отдельных элементов блока на удельный расход топлива 

по отпуску электроэнергии. 

2) Данный подход можно использовать при принятии решений о проведении 

ремонта, модернизации энергоблока и его отдельных элементов. 

 

2.3 Измерение зазоров в лопаточном аппарате газовой турбины ГТЭ-110 

в условиях эксплуатации 

 

В ходе эксплуатации ГТУ ГТЭ-110 практически на всех агрегатах 

происходил обрыв рабочих лопаток первой ступени (РЛ1) из-за образования в 

хвостовиках трещин, носящих усталостный характер. Анализ повреждений даёт 

основания считать, что их причиной может быть недостаточно высокое качество 

изготовления или конструктивная недоработка, приводящая к деформации дисков 

или лопаток в процессе эксплуатации турбин. 

Проверить предположение, возникшее в результате анализа ширины зазоров 

в лопаточном аппарате, можно путём ведения их мониторинга в процессе 

эксплуатации, для чего требуется единая методика измерений. Для повышения 

надёжности ГТЭ-110 автором предлагается методический подход к измерению 

зазоров в лопаточном аппарате и определению соответствия хвостовиков 

посадочным местам в диске турбины, особенно при переоблопачивании в условиях 

станции [90,91]. 

Перспективный образец отечественной ГТУ должен обладать высокими 

показателями надёжности, энергетической эффективности, манёвренности и 

экологичности. Опыт разработки и освоения отечественной ГТЭ-110 показывает, 

что при довольно высоком (порядка 35%) КПД некоторые узлы и детали турбины 

недостаточно надёжны при длительной и непрерывной работе. Недоработки 

турбины неоднократно выявлялись в процессе её эксплуатации. 
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Одной из основных причин повреждений турбины представляется обрыв 

рабочей лопатки первой ступени турбины (РЛ1) по второму и/или третьему 

(самому большому) зубу вследствие образования в хвостовиках трещин 

усталостного характера. 

Поскольку все повреждения происходили по хвостовикам лопаток, то при 

анализе причин особое внимание было уделено измерениям зазоров в хвостовиках 

и по полкам РЛ1, которые проводились в три этапа. 

На первом этапе были измерены зазоры в хвостовиках РЛ1. При измерении 

зазоров за основу была принята действующая методика, обычно применяемая на 

паровых турбинах ОАО «ЛМЗ»: измеряемая лопатка устанавливается в 

установочное отверстие в диске, в положение, близкое к вертикальному (в нижней 

точке окружности диска), с помощью щупа измеряются зазоры между зубьями 

хвостовика и диском ротора. На рисунке 2.8 показаны места расположения 

контролируемых зазоров в хвостовике лопатки. 

 

 

Рисунок 2.8 – Зазоры в хвостовике лопатки: 

1−3 – первый, второй и третий зуб хвостовика соответственно, 4 – диск,  
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5 – хвостовик лопатки 

 

Результаты измерений зазоров в хвостовиках РЛ1 нескольких ГТУ показали 

разброс зазоров по δ2 и δ3 от 0,1 мм до 0,6 мм. Из этого следует вывод о 

некачественном изготовлении соединения или о деформации дисков в процессе 

эксплуатации. В документации завода-изготовителя значение зазоров в 

хвостовиках лопаток ГТЭ не нормируется. 

Анализ изломов РЛ1 показал, что точки начала развития усталостной 

трещины расположены в разных местах и по разным зубьям. Это подтверждает 

вывод о наличии различных зазоров по контуру, из-за которых происходит 

изменение точек контакта со стороны передней и задней частей хвостовика 

лопатки. 

На втором этапе измеряли зазоры между полками РЛ1. Измерение 

суммарного зазора по ступени между полками РЛ проводили по следующей 

методике: между нижними полками всех РЛ1 вставлялись щупы, тем самым 

расклинивали все РЛ1. В формуляр вносили значения, измеренные каждым щупом, 

после чего результат суммировали. Оставив щупы между нижними полками на 

своих местах для сохранения расклиненного положения РЛ1, одним щупом 

измеряли зазоры по верхним полкам между всеми РЛ1. Результат измерений также 

суммировали. Суммарный зазор по ступени по верхним полкам составил 88,5 мм, 

средний − 1,08 мм. Суммарный зазор по ступени по нижним полкам составил 

81,54 мм, средний − 1,00 мм. 

Согласно оценочным расчётам, выполненным по геометрическим размерам 

лопатки и ротора ГТЭ-110, среднее значение зазора между РЛ по верхним полкам 

должно составлять примерно 0,75 мм, по нижним полкам − 0,6 мм. Несовпадение 

расчётных значений зазоров с измеренными обусловливает необходимость 

измерения и контроля зазоров между полками рабочих лопаток. Допустимые 

значения зазоров между полками лопаток должны быть получены из прочностных 

расчётов. 
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На третьем этапе были измерены зазоры между нижними полками РЛ1 при 

их отклонениях от вертикального положения. Для этого две соседние лопатки, 

расположенные в своих посадочных местах на диске ротора турбины, с усилием 

отклоняли сначала по часовой стрелке, а затем против неё. В каждом из указанных 

положений с помощью щупа измеряли зазоры по нижним полкам между 

лопатками. Различие зазоров при отклонении лопаток по часовой стрелке и против 

неё (примерно до 0,35 мм) может свидетельствовать о геометрическом 

несоответствии хвостовика посадочному месту. 

Выявление несоответствия геометрии хвостовиков и их посадочных мест в 

диске ротора газовой турбины указывает на актуальность разработки 

методического подхода для проверки точности изготовления элементов на 

собранных турбинах, особенно после замены РЛ на ТЭС. При участии автора 

предложен следующий методический подход: 

– бой ротора проверяется в зоне РЛ1 индикатором, установленным на 

горизонтальном разъеме корпуса соплового аппарата 2-й ступени (при измерении 

боя ротора в своих подшипниках) или в нижней точке ротора (при измерении боя 

ротора на временных опорах). Если бой не превышает 0,01−0,02 мм, то переходим 

к следующему этапу проверки; 

− изготавливают эталонный хвостовик, точно соответствующий заданным 

размерам. Этот эталонный хвостовик поочередно устанавливают во все 

82 посадочных места на диске ротора турбины, измеряют зазоры в хвостовиках (см. 

рис. 2.8) при нижнем положении паза диска, контрольный хвостовик при этом 

предварительно подклинивается. Если все посадочные места ступени отвечают 

показателям качества изготовления, то в любое из них поочередно устанавливают 

все 82 РЛ (также в нижнем положении паза диска с подклиниванием), и снова 

измеряют зазоры между хвостовиком и посадочным местом;  

− после указанных проверок все предварительно развешенные РЛ1 

устанавливают на свои места, в соответствии с нумерацией лопаток и посадочных 

мест, фиксируют рабочее положение лопатки (подклинивают) и проводят 
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контрольную проверку зазоров по лопатке, находящейся в нижнем положении. 

Результаты измерений заносятся в соответствующие формуляры. 

Предложенный подход позволит выявить неточности изготовления 

элементов турбины до её пуска и поможет предотвратить аварии, связанные с 

неравномерностью распределения усилий, действующих на хвостовик, особенно, 

если диск турбины в процессе эксплуатации подвергся деформации. Проверку 

зазоров по хвостовикам рекомендуется проводить на всех дисках турбины при 

каждом ТО со вскрытием проточной части, при замене РЛ1, а также после аварий 

турбин. 

По мнению автора, для РЛ1 ГТЭ-110, находящейся в положении, указанном 

на рисунке 2.8, должны соблюдаться следующие зазоры между хвостовиком 

лопатки и её посадочным местом: 

− первый зуб хвостовика должен прилегать к посадочному месту с нулевым 

зазором, δ1=0; 

− зазор во втором зубе хвостовика δ2=0,02−0,04 мм; 

− зазор в третьем зубе хвостовика δ3=0,04−0,06 мм. 

Все три зуба должны эксплуатироваться при указанных зазорах, что позволит 

сохранять в металле хвостовика допустимые уровни напряжений при воздействии 

на лопатки центробежных сил, возникающих в процессе функционирования 

турбины [90;91].  

Нерасчётные зазоры по полкам вместе с повышенными зазорами в 

хвостовиках могут приводить к перекосу РЛ1 и появлению нерасчётных усилий на 

хвостовики РЛ. Этот факт подчеркивает необходимость измерения и контроля 

зазоров по полкам и хвостовикам РЛ, особенно при замене лопаток. Допустимые 

значения зазоров между лопатками и диском должны быть получены на основе 

прочностных расчётов. 

Из проведенных исследований можно отметить следующее: 

1. При замене РЛ в условиях ТЭС необходима проверка боя ротора, 

соответствия размеров посадочных мест в диске и хвостовиков лопаток расчётным 

значениям. 
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2. Разработан методический подход для проверки качества сборки первой 

ступени ГТЭ-110 в условиях станции. 

 

Выводы по главе 2 

 

1) Разработана методика проведения испытаний и обработки данных с 

применением специализированной измерительно-диагностической системы 

«АДАМ» и построением математической модели объекта в программной среде 

«Boiler Designer» для выполнения  вариативных расчетов тепловой схемы. 

2) Разработан методический подход для оценки влияния показателей 

экономичности отдельных элементов блока на удельный расход топлива 

по отпуску электроэнергии.   

3)  Разработан методический подход для проверки качества сборки первой 

ступени ГТЭ-110 в условиях станции. 
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ГЛАВА 3. ИССЛЕДОВАНИЕ ВАРИАНТОВ ПЕРЕВОДА 

ПАРОТУРБИННОГО ЭНЕРГОБЛОКА 300 МВТ В ПАРОГАЗОВЫЙ 

 

3.1. Результаты исследований энергоблока № 7 Рязанской ГРЭС 

надстроенного ГТЭ-110 

 

3.1.1. Тепловая экономичность энергоблока после надстройки газовой 

турбиной ГТЭ-110 при работе в комбинированном режиме 

 

В 2009-2010 гг. паросиловой паротурбинный энергоблок № 1 ГРЭС-24 

(сейчас энергоблок № 7 Рязанской ГРЭС) установленной мощностью 310 МВт с 

котлом Пп-1000-255 (производство Подольского машиностроительного завода) и 

паровой турбиной К-310-240-4 (производство Ленинградского металлического 

завода) был надстроен газовой турбиной ГТЭ-110 (производства НПО «Сатурн»), 

в результате чего стала возможной его работа в двух режимах: 

– автономном (в работе только паровая турбина) − при сжигании природного 

газа в автономных горелках котла при отключённой ГТЭ-110; 

– комбинированном (в работе паровая и газовая турбины), со сбросом 

продуктов сгорания от ГТЭ-110 в топку котла через подовые горелки и 

использованием их в качестве окислителя для сжигания природного газа в топке 

котла [92,93]. 

После проведения пуско-наладочных работ и режимной наладки энергоблока 

ПГУ-420 в мае-декабре 2010 г. были выполнены тепловые испытания котла, 

паровой турбины и энергоблока в целом при работе в комбинированном режиме, а 

также гарантийные испытания ГТУ. 

Цель испытаний заключалась в том, чтобы сравнить проектные и 

гарантированные показатели тепловой экономичности энергоблока и его 

отдельных элементов с фактическими и выявить недостатки в работе оборудования 

[94;95]. 
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Описание тепловой схемы надстроенного энергоблока 

Принципиальная тепловая схема реконструированного энергоблока № 1 

(ПГУ-420) ГРЭС-24 представлена на рисунке 3.1. 

Под котла был реконструирован для установки на отметке 21 м. подовых 

горелок. Подвод газов к ним после ГТУ осуществляется с фронта котла на нулевой 

отметке по переходному газоходу и поворотному диффузору, который 

распределяет выхлопные газы по подовым горелкам. На входе в поворотный 

диффузор устанавливается клапан для отключения ГТУ и отключающая заглушка. 

Круглые подовые газовые горелки прямоточно-вихревого типа размещены 

вертикально в два ряда по четыре горелки вдоль фронтовой и задней стен топочной 

камеры. Тепловая мощность горелки составляет 83,86 МВт, производительность 

по природному газу − 8380 м3/ч (Qн
р=8600 ккал/м3). 

Горелки имеют три канала: центральный (воздушный), средний и 

периферийный (оба – для подвода дымовых газов от ГТУ). Горелки выполнены 

двухпоточными по природному газу с большим (основным) и малым 

(растопочным) газовыми коллекторами. Через малый коллектор подаётся 35-40% 

природного газа, через большой – 60-65%. 

Для обеспечения надёжного воспламенения факелов подовых горелок в среде 

продуктов сгорания ГТУ при работе блока в комбинированном режиме через 

центральные каналы подовых горелок подаётся около 70 тыс. м3/ч 

дополнительного воздуха от дутьевых вентиляторов типа ВДН-15 (ДВПГ-1/2). 

На рисунке 3.2 схематично показана подовая горелка. 
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Рисунок 3.1 – Принципиальная тепловая схема энергоблока № 1 ГРЭС-24 (ПГУ-420): 

БОУ – блочная обессоливающая установка; БН – бустерный насос; БЭН, КЭН, ПЭН – бустерный, конденсатный, питательный 

электронасосы, соответственно; ВЭК – водяной экономайзер; ГПК – газовый подогреватель конденсата; ГРП – газораспределительный 

пункт; Д – деаэратор; ДВ – дутьевой вентилятор; ДВПГ – дутьевой вентилятор подовых горелок; К – конденсатор; ПВД, ПНД – 

подогреватель высокого и низкого давления, соответственно; ПС – подогреватель сальниковый; ПТН – питательный турбонасос; ПЭК – 

предвключённый экономайзер; РВП – регенеративный воздухоподогреватель; РКБ, РКВ, РКД, РКК, РКП – регулирующий клапан байпаса 

ГПК, питательной воды, перед деаэратором, на линии сброса основного конденсата после ГПК в конденсатор, на линии подвода основного 

конденсата к КЭН ГПК, соответственно; ЦВД, ЦНД, ЦСД – цилиндр высокого, низкого, среднего давления, соответственно 
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Рисунок 3.2 – Подовая горелка: 

1 – входной канал дымовых газов; 2 – настроечный клапан; 3 – короб подачи воздуха; 

4 – коллектор малого расхода природного газа; 5 – коллектор большого расхода природного 

газа; 6– воздушный канал; 7 – труба для датчика контроля факела горелки; 8 – прямоточный 

канал дымовых газов; 9 – завихритель канала дымовых газов; 10 – вихревой канал дымовых 

газов; 11 – завихритель воздушного канала; 12 – труба для запальника; 13 – трубы раздачи 

природного газа большого расхода; 14 – трубы раздачи природного газа малого расхода 

 

Дымовые газы отводятся из котла двумя реконструированными 

двухскоростными дымососами ДРГ-292-1 (ДС-7А/7Б) в общую дымовую трубу. 

В автономном режиме уходящие из котла газы следуют в дымовую трубу 

через регенеративный воздухоподогреватель (РВП), а в комбинированном − через 

ГПК, который предназначен для частичного вытеснения регенерации низкого 

давления и является элементом тепловой схемы блока. 

Охлаждение неработающих горелок (в комбинированном режиме – штатных, 

в автономном режиме – подовых) осуществляется газами от штатных дымососов 

рециркуляции. 

В комбинированном режиме на вход ГПК поступает основной конденсат, 

отбираемый из системы регенерации паровой турбины после подогревателя 
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низкого давления ПНД-1. После ГПК подогретый конденсат направляется в 

деаэратор. 

Для снятия с ГПК повышенной тепловой нагрузки на начальных этапах пуска 

и нагружения энергоблока предусмотрен сброс основного конденсата после ГПК в 

конденсатор через регулирующий клапан РКК [94]. 

Поддержание температуры питательной воды перед котлом происходит 

за счёт изменения расхода через регулирующий клапан РКВ, т.е. 

перераспределения потоков воды между предвключённым экономайзером котла 

(ПЭК) и ПВД. При этом регулирующие клапаны ПЭК полностью открыты. 

Проектные и гарантируемые показатели 

Проектные показатели работы энергоблока после реконструкции: 

Мощность электрическая, МВт 420 

Коэффициент полезного действия по отпуску электроэнергии, % 44,01 

Удельный расход условного топлива на отпущенную 

электроэнергию, г/(кВтч) 

279,48 

Газотурбинная установка ГТЭ-110 работает по простому 

термодинамическому циклу при начальной температуре газа перед турбиной около 

1210°С. Расчётные показатели ГТУ при базовом (номинальном) режиме работы в 

составе ПГУ, а также расчётные внешние условия: 

Гарантии  

Электрическая мощность на клеммах генератора, МВт 110 

КПД при Nном, % 34,5 

Температура газов на выходе при Nном, °С 517 

Расход газов на выходе при Nном, кг/с 362+-5 

Расход топлива при Nном, кг/с 6,4 

Частота вращения ротора, об/мин 3000 

Условия гарантий  

Температура наружного воздуха, °С +15 

Барометрическое давление, кПа 101,3 

Относительная влажность воздуха, % 80 
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Сопротивление на всасе компрессора, кПа 

не более 

1,0 

Сопротивление на выхлопе турбины, кПа, не более 2,5 

КПД турбогенератора, % 98,4 

Низшая теплотворная способность газового топлива, 

ккал/м3 

8000 

Положение входного направляющего аппарата (ВНА) 

компрессора, град. 

0 (полностью 

открыт) 

 

ГТЭ-110 в составе блока ПГУ-420 работает только на газообразном топливе. 

Номинальная мощность ГТУ изменяется в зависимости от температуры 

наружного воздуха: при её понижении мощность растёт и достигает своего 

предельного значения, равного 132 МВт (при температуре воздуха –15°С). 

Котёл П-74 (Пп-1000-255). Основные показатели котла при работе в 

комбинированном режиме при наружной температуре 15оС и полной нагрузке ГТУ: 

Гарантии  

Номинальная паропроизводительность, т/ч 930 

Температура первичного и вторичного пара за котлом, °С 545+-5 

Гарантийный КПД котла брутто, % 93,1 

Диапазон автоматического регулирования, т/ч 930 – 465 

Предельно допустимая массовая концентрация оксидов азота 

NOх в уходящих газах (в пересчёте на NO2 при α =1,4), без 

учёта NOх, генерируемых ГТЭ-110, мг/м3, не более 

60 

Условия гарантий  

Давление пара за котлом, МПа: 

   первичного 

   вторичного 

 

25 

4,1 

Температура питательной воды, оС 275 

Температура газов на входе в паровой котёл, оС 517 

Расход газов на выходе из ГТУ, кг/с 356,52 
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Коэффициент избытка воздуха на выходе из ГТУ 3,15 

Температура холодного воздуха на входе в воздушный тракт, оС 30 

Расход дополнительного воздуха на подовые горелки, м3/ч 70 000 

Содержание кислорода в уходящих газах за ГПК, % 4,42 

Характеристики топлива:  

теплотворная способность при 20оС (при 0оС) и 101,325 кПа:  

   кДж/м3 33 346 (36 020) 

   ккал/м3 8016 (8603) 

плотность при 20 оС (при 0 оС) и 101,325 кПа, кг/м3 0,685 (0,735) 

Атмосферное давление, кПа 101,325 

Относительная влажность воздуха, % 77 

 

Условия проведения испытаний 

Тепловые испытания на тепломеханическом оборудовании ПГУ-420 

проводились после комплексного опробования 20.05.2010 г. до декабря 2010 г. при 

температурах наружного воздуха от +3°С до +30°С и нагрузках ГТУ от 55 МВт до 

100 МВт. Нагрузка паросиловой части изменялась от 160 МВт до 310 МВт. 

Запись параметров проводилась на стационарных (установившихся) 

режимах, а осреднение измеренных показателей оборудования энергоблока − на 

интервале 15 мин при постоянной нагрузке. Тепловая схема ПГУ при проведении 

тепловых испытаний соответствовала штатному режиму эксплуатации в 

комбинированном режиме, теплофикационная установка была отключена. 

При нагрузках паровой турбины ниже примерно 250 МВт наблюдался рост 

температуры конденсата за ГПК, что приводило к вскипанию воды в нём. Во 

избежание этого при дальнейшем разгружении турбины необходимо увеличивать 

расход конденсата через ГПК и сбрасывать значительную его часть (250-300 т/ч 

при нагрузке паровой турбины 160 МВт) после ГПК в конденсатор паровой 

турбины. 
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При проведении тепловых испытаний использовалась штатная система 

измерений. Перед проведением испытаний все средства измерений были поверены 

или откалиброваны. 

Результаты тепловых испытаний 

Для оценки эффективности проведённой реконструкции выполнено 

сравнение ТЭП энергоблока (фактических и приведённых к нормативным 

условиям для паросиловой части) до и после неё (таблица 3.1 и рисунок 3.3). 

Таблица 3.1 – Фактические и приведённые показатели основного 

оборудования при различных нагрузках блока 

Параметр 

Мощность энергоблока, МВт 

до 

реконструкции 
после реконструкции 

160 310 
215 

(55+160) 

410 

(100+310) 

Показатели ГТУ 

Температура наружного воздуха, °С 10,6 15,9 15,4 14,5 

Мощность на клеммах генератора, 

МВт 

– – 55,32 100,44 

Расход природного газа в камеру 

сгорания ГТУ, тыс. м3/ч 

– – 20,88 31,32 

Тепло, содержащееся в газах за ГТУ, 

МВт 

– – 133,1 181,5 

Расход электроэнергии на 

собственные нужды ГТУ, % 

– – 1,36 0,75 

КПД ГТУ, %:     

   брутто – – 28,18 34,06 

   нетто – – 27,80 33,81 

Выбросы NOx за ГТУ, ppm – – – 128 

Приведённые выбросы NOx при 

[О2]=15 %, мг/м3 

– – – 287 

Фактические показатели парового котла 

Расход питательной воды, т/ч:     
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   через ПЭК 109,3 212,0 185,1 336,5 

   через ПВД 404,2 771,6 294,4 624,5 

Температура питательной воды 

перед котлом, °С 

248,7 281,2 264,2 277,2 

Расход природного газа на 

настенные/подовые горелки, тыс. 

м3/ч 

45,78 81,32 40,34 69,78 

Температура воздуха за РВП, °С 184,3 194,1 – – 

Pacxoд основного конденсата перед 

ГПК котла, т/ч 

– – 562,4 493,1 

Температура уходящих газов котла, 

°С 

88,3 91,2 70,0 78,9 

Тепловая мощность котла брутто, 

Гкал/ч 

349,9 625,7 383,3 662,6 

Расход электроэнергии на 

собственные нужды котла, % 

2,79 1,98 4,44 2,41 

Расход тепла на собственные нужды 

котла, % 

3,67 3,88 4,89 4,11 

КПД котла брутто по прямому 

балансу, % 

94,75 95,41 87,98 92,48 

КПД котла нетто, % 89,10 90,43 79,83 86,50 

Потери тепла с уходящими газами 

котла, % 

2,88 2,99 10,30 6,56 

Выбросы NOx за котлом, ppm – 65 – 133 

Приведённые выбросы NOx при [О2] 

=6 %, мг/м3 

– 142 – 280 

Фактические показатели паровой турбины 

Электрическая мощность, МВт 160,2 309,6 160,8 310,1 

Расход острого пара, т/ч 512,9 985,7 472,0 957,5 

Давление острого пара до 

стопорного клапана ЦВД, кгс/см2 

239,6 240,4 238,6 239,2 

Температура острого пара до 

стопорного клапана ЦВД, °С 

541,8 540,9 542, 4 541,1 

Температура пара горячего 

промперегрева перед ЦСД, °С 

524,3 537,5 540,4 537,7 
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Давление пара горячего 

промперегрева перед ЦСД, кгс/см2 

20,6 39,7 21,1 40,4 

Расход основного конденсата за 

ПНД-4, т/ч 

457,1 816,1 159,5 299,7 

Давление в конденсаторе, кгс/см2 0,044 0,059 0,036 0,071 

Расход пара в конденсатор ПТ, т/ч 281,1 564,5 336,9 630,6 

Мощность турбопривода ПТН, МВт 6,55 12,70 8,43 13,43 

Расход электроэнергии на 

собственные нужды ПТ, % 

2,73 1,50 2,30 1,20 

Расход тепла на производство 

электроэнергии ПТ (включая ПТН), 

Гкал/ч 

329,2 615,3 376,1 656,3 

Расход тепла ПТ, Гкал/ч 316,2 591,1 357,4 629,1 

Удельный расход тепла ПТ, ккал/(кВт·ч): 

   брутто 1974,4 1909,2 2222,9* 2028,9 

   нетто 2029,8 1938,4 2275,3* 2053,5 

Фактические показатели блока 

Выработанная электрическая 

мощность, МВт 

160,20 309,60 216,12 410,54 

Расход электроэнергии на 

собственные нужды блока, МВт (%) 

8,85 

(5,53) 

10,78 

(3,48) 

17,49 

(8,09) 

17,86 

(4,35) 

Суммарный расход природного газа 

на блок, тыс. м3/ч 

45,78 81,32 61,22 101,10 

Низшая теплота сгорания 

природного газа, ккал/м3 

8067,0 8065,0 8084,1 8095,1 

Тепло топлива, подведённое в 

камеру сгорания ГТУ и топку котла, 

МВт 

429,0 761,7 575,6 951,9 

КПД блока по отпуску 

электроэнергии, % 

35,28 39,23 34,51 41,25 

Удельный расход условного топлива 

на отпуск электроэнергии, г/(кВт·ч) 

348,6 313,5 356,4 298,2 

Приведённые показатели блока 

Приведённая мощность 

турбопривода ПТН, МВт 

5,81 12,82 7,33 11,95 

Приведённая мощность ПТ, МВт 157,28 304,29 157,69 311,97 
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Приведённый удельный расход тепла ПТ, ккал/(кВт·ч): 

   брутто 2018,5 1940,3 2279,1* 2026,1 

   нетто 2075,2 1969,9 2332,8* 2050,6 

Приведённая электрическая 

мощность энергоблока, МВт 

157,28 304,29 213,01 412,41 

Приведённый КПД блока по отпуску 

электроэнергии, % 

34,60 38,53 34,00 41,45 

Приведённый удельный расход 

условного топлива на отпуск 

электроэнергии, г/(кВтч) 

355,5 319,2 362,1 296,8 

* Удельный расход тепла на производство электроэнергии рассчитывается 

некорректно, если открыт сброс части конденсата из ГПК в конденсатор (при 

нагрузках паровой турбины до 250 МВт). 

 

При работе блока с максимальными нагрузками приведённый КПД нетто 

существенно выше после реконструкции: 41,45% (мощность ПТ - 311,97 МВт, 

мощность ГТУ - 100,44 МВт) против 38,53% до реконструкции (мощность паровой 

турбины - 304,29 МВт). При этом отсутствует сброс конденсата, нагретого в ГПК, 

в конденсатор паровой турбины, расход электроэнергии на собственные нужды 

блока в процентном отношении близок к значениям до реконструкции, но присосы 

в газовоздушный тракт остаются высокими, в том числе из-за неплотности шиберов 

по линии РВП. 
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Рисунок 3.3 – Зависимости приведённого КПД блока (а) и приведённого 

удельного расхода условного топлива на отпуск электроэнергии (б) от 

выработанной мощности блока 

 

Проведенные после реконструкции испытания котла Пп-1000-255 показали 

его надежную и экономичную работу во всем диапазоне эксплуатационных 

нагрузок. Значение массовой концентрации оксидов азота NOХ в уходящих газах 

(в пересчете на NO2 при α=1,4, без учета оксидов азота NOХ, генерируемых  

ГТЭ-110) составило 29,1 мг/нм³, что меньше гарантированного значения. 

Таким образом, при сопоставимых наружных условиях (tнв ~15°С) и 
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приведении основных параметров паросиловой части блока к нормативным 

условиям, при нагрузках блока, близких к максимальным, снижение удельного 

расхода условного топлива на отпуск электроэнергии после реконструкции 

составило 22,4 г/(кВт·ч) [296,8 г/(кВт·ч) против 319,2 г/(кВт·ч)], т.е. более 7%. 

Показатели экономичности блока при минимальной нагрузке после 

реконструкции ухудшились. КПД блока по отпуску электроэнергии до 

реконструкции составлял 34,60% (мощность паровой турбины на клеммах 

генератора 157,28 МВт), а после неё составил 34,00% (мощность ПТ 157,69 МВт, 

мощность ГТУ на клеммах генератора 55,32 МВт). 

Прежде всего, это связано со сбросом значительного объёма конденсата, 

нагретого в ГПК, в конденсатор, высокими значениями присосов в газовоздушный 

тракт котла, значительным расходом электроэнергии на собственные нужды блока 

(вдвое выше по абсолютной величине после реконструкции блока).  

При гарантийных испытаниях ГТЭ-110 достигнуть 100%-ной нагрузки ГТУ 

не удалось из-за ограничения по давлению природного газа: его фактическое 

значение перед блоком топливных агрегатов ГТУ составило 23,5 кгс/см2 против 

расчётного заводского – 25,0 кгс/см2. Вследствие этого была осуществлена 

экстраполяция полученных данных на режим с гарантированной температурой 

газов за турбиной 517°С. 

Поскольку испытания проводились при фактических наружных и рабочих 

условиях, для сравнения полученных значений показателей ГТУ с 

гарантированными, фактически измеренные значения были приведены к условиям 

гарантий с помощью заводских поправочных кривых. 

Измеренные, экстраполированные и приведённые к условиям гарантий 

значения показателей ГТУ, а также условия испытаний приведены в таблице 3.2. 
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Таблица 3.2 – Показатели ГТЭ-110, полученные в ходе испытаний и 

приведённые к условиям гарантий 

Параметр 
Значение 

измеренное экстраполированное приведённое 

Температура наружного 

воздуха, °С 

10,7 10,7 15,0 

Барометрическое давление, 

кПа 

98,8 98,8 101,3 

Относительная влажность 

наружного воздуха, % 

75 75 80 

Электрическая мощность, 

МВт 

104,4 115,0 115,4 

КПД ГТУ брутто, % 33,96 34,60 34,80 

Температура газов за 

турбиной, °С 

488,7 517,0 517,0 

 

Из сравнения приведённых опытных показателей ГТУ с гарантированными 

заводом-изготовителем видно, что электрическая мощность ГТУ выше 

гарантированной на 5,4 МВт, а КПД брутто – на 0,3%. Теплотехнические 

показатели ГТУ с учётом погрешности измерений и расчётов экстраполяции были 

подтверждены. 

В июне 2011 г. в ОАО «ОГК-2» и филиал «Рязанская ГРЭС» были 

направлены технические предложения по исключению или снижению сбросов 

конденсата после ГПК в конденсатор паровой турбины при её работе в 

комбинированном режиме на минимальных нагрузках. Одним из рассматриваемых 

решений было уменьшение поверхности теплообмена ГПК (отглушение части 

трубок). 

Чтобы оценить изменения ТЭП работы энергоблока в комбинированном 

режиме при уменьшении поверхности теплообмена ГПК, была разработана его 

математическая модель. Полученные с её помощью показатели хорошо 

согласуются с фактическими, фиксируемыми программно-техническим 
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комплексом (ПТК) «КВИНТ». Отметим, что данные относительные изменения 

показателей работы энергоблока могут быть применены и к автономному режиму. 

Из проведённых расчётов следует, что относительное уменьшение 

поверхности теплообмена ГПК на 20% приводит к следующим результатам: 

• увеличению температуры уходящих газов на 10°С; 

• снижению относительной тепловой мощности ГПК на 9,2%; 

• сокращению электрической мощности паровой турбины на 1 МВт, или 

0,35%; 

• уменьшению КПД блока «нетто» на 0,1%; 

• снижению КПД котла «брутто» на 0,56%; 

• повышению КПД турбоагрегата «нетто» на 0,09%. 

Работа по отглушению части трубок ГПК была выполнена станцией в 2011 г. 

Из проведенных исследований можно отметить следующее: 

1. Проведённая реконструкция энергоблока позволила увеличить его 

установленную мощность с одновременным значительным повышением 

экономичности производства электроэнергии. Так, при нагрузках блока, близких к 

максимальным, удельный расход условного топлива на отпуск электроэнергии 

уменьшился на 22,4 г/(кВт·ч) при изменении приведённой мощности энергоблока 

от 304,29 до 412,41 МВт. Полученный КПД блока нетто (41,45%) оказался ниже 

проектного (44,01%) из-за недогрузки ГТУ и повышенного (по сравнению со 

значениями до реконструкции) расхода электроэнергии на собственные нужды 

блока. 

2. При снижении нагрузки до 250 МВт преимущество ПГУ по 

экономичности исчезает (КПД парогазовой установки и парового блока одинаковы 

и составляют приблизительно 38%), главным образом из-за значительного сброса 

нагретой в ГПК воды в конденсатор. 

3. Экстраполированная на температуру газов за ГТУ 517°С и приведённая к 

условиям гарантий мощность ГТУ составила 115,4 МВт, а её КПД брутто − 34,80%. 
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4. При мощности энергоблока 410 МВт (нагрузка ГТУ – 100 МВт, паровой 

турбины – 310 МВт) КПД котла брутто составил 92,48% (ниже гарантированного 

на 0,62%), а приведённый удельный расход тепла на производство электроэнергии 

ПТ нетто – 2050,6 ккал/(кВт·ч). 

5. Для повышения экономичности блока при работе в комбинированном 

режиме целесообразно: 

− обеспечить работу энергоблока с номинальной нагрузкой ГТУ при 

заданных внешних условиях; 

− исключить сброс конденсата после ГПК в конденсатор на низких (250 МВт 

и менее) нагрузках паросиловой части; 

− увеличить расход питательной воды через ПЭК до максимально 

возможных значений на всём диапазоне нагрузок; 

− снизить присосы в газовоздушный тракт котла; 

− заместить газы рециркуляции уходящими газами от ГТУ; 

− создать возможность работы ГТУ с частично прикрытым ВНА компрессора 

и с прикрытым до 30-40% (по указателю положения) направляющим аппаратом 

дутьевых вентиляторов подовых горелок. 

6. Для оценки влияния уменьшения площади ГПК на ТЭП энергоблока была 

разработана математическая модель. Анализ полученных расчетным путем 

результатов показал, что относительное уменьшение площади ГПК на 20% 

(соответствует увеличению температуры уходящих газов на 10°С) приводит к 

снижению относительной мощности ГПК на 9,2%, паровой турбины − на 1 МВт, 

КПД котла «брутто» − на 0,56%, повышению КПД турбоагрегата «нетто» − на 

0,09%, понижению КПД блока «нетто» − на 0,1%. 

7. Проведенные исследования показали, что КПД нетто надстроенного 

таким образом блока может быть доведен до 44%, при этом возможен перевод из 

режима ПГУ в режим паросиловой установки и обратно без останова блока [96-99]. 

Это значительно увеличивает привлекательность такой модернизации. 
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3.1.2. Тепловая экономичность энергоблока после надстройки газовой 

турбиной ГТЭ-110 при работе в автономном режиме с РВП  

 

В данной разделе выполнена оценка изменения тепловой экономичности 

энергоблока для автономного режима работы с регенеративным 

воздухоподогревателем (РВП). Даны рекомендации для дальнейшего 

совершенствования технологии эксплуатации, повышения показателей тепловой 

экономичности, надёжности и манёвренности энергоблока. 

Условия и результаты проведения тепловых испытаний 

Тепловые испытания энергоблока ПГУ-420 в автономном режиме были 

проведены до и после реконструкции в соответствии с утверждёнными 

программами при разных температурах наружного воздуха и фактических 

электрических нагрузках 160, 200, 240, 280 и 310 МВт. Параметры 

регистрировались при стационарных (установившихся) режимах, усреднение 

измеренных показателей оборудования энергоблока выполнялось в интервале 

продолжительностью 15 мин при постоянной нагрузке. Испытания проходили при 

отсутствии отпуска тепла внешним потребителям с паром и горячей водой и 

максимально возможном исключении вводов и сбросов среды из технологического 

контура, расходы и параметры которых не измеряются. 

Время стабилизации параметров после изменения нагрузки контролировали 

по отклонениям параметров. Режим считался стабильным, если отклонения от 

среднего значения параметров не превышали допустимых значений, а уровни 

конденсата в деаэраторе, конденсаторе и подогревателях в начале и конце опыта 

были одинаковы. 

При проведении тепловых испытаний использовали штатную систему 

измерений. До начала испытаний все средства измерений были проверены или 

откалиброваны. 

Для оценки эффективности проведённой реконструкции выполнено 

сравнение фактических и приведённых ТЭП энергоблока до и после реконструкции 

(работа в автономном режиме с подключённым РВП). Сравнение показателей 
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тепловой экономичности энергоблока мощностью 310 МВт при работе в 

автономном режиме до и после реконструкции представлено в таблице 3.3. 

 

Таблица 3.3 – Сравнение показателей тепловой экономичности энергоблока 

мощностью 310 МВт 

Показатель 
После 

реконструкции 

До 

реконструкции 

Фактический 

Расход свежего пара, т/ч 1046,3 985,7 

КПД котла, %:   

«брутто» по прямому балансу 95,12 95,41 

«нетто» 88,42 90,43 

КПД блока по отпуску э/э, % 37,6 39,23 

Мощность, МВт:   

электрическая ПТ 

турбопривода ПН 

310,0 

13,9 

309,6 

12,7 

Удельный расход тепла на производство э/э 

ПТ, ккал/(кВтч): 
  

«брутто» 1975,1 1909,2 

«нетто» 2003,7 1938,4 

Удельный расход условного топлива на отпуск 

э/э, г/(кВтч): 
327,2 313,5 

Расход э/э на собственные нужды блока, МВт 12,9 10,78 

Давление в конденсаторе ПТ, кгс/см2 0,096 0,056 

Приведенный 

Мощность, МВт:   

турбопривода ПН 16,1 13,8 

электрическая ПТ 325,57 312,38 

КПД блока по отпуску э/э, % 39,85 39,65 

Удельный расход тепла на производство э/э 

ПТ «брутто» с учетом Nптн, ккал/(кВтч) 
1891,9 1918,4 

Удельный расход условного топлива на отпуск 

э/э (прямой баланс), г/(кВтч) 
308,65 310,21 

Расход э/э на собственные нужды блока, МВт 12,87 10,78 
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На рисунках 3.4-3.7 представлены зависимости тепловой экономичности 

котла, паровой турбины и энергоблока для различных нагрузок до и после 

реконструкции. Из представленных графиков следует, что после реконструкции 

показатели тепловой экономичности энергоблока изменились: 

1) КПД энергоблока «нетто» (рисунок 3.4) остался практически на том же 

уровне. При номинальной нагрузке прирост КПД составил 

% 0,239,6539,85до
эб

после
эбэб нетторекнеттонетто

=−=−= , а

 удельный расход условного 

топлива снизился на 1,56 г/(кВтч);  

2) КПД котла «брутто» при расходе свежего пара 1000 т/ч незначительно 

(~0,55 %) увеличился (рисунок 3.5). О

днако наряду с повышением тепловой экономичности наблюдается увеличение 

затрат электроэнергии на собственные нужды котла. Это объясняется 

повышенными присосами воздуха и перетоками в газовоздушном тракте котла; 

 

Рисунок 3.4 – Зависимость приведенного КПД блока «нетто» от приведенной 

мощности 
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Рисунок 3.5 – Зависимость приведенного КПД котла «брутто» от расхода свежего 

пара 

 

3) удельный расход тепла на паровую турбину «брутто» (рисунок 3.6) 

снизился во всём диапазоне нагрузок. При расходе свежего пара 1000 т/ч снижение 

составило ~16 ккал/(кВтч).  

4) расход электроэнергии на собственные нужды энергоблока (рисунок 3.7) 

при номинальной возрос примерно на 0,65%.  
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Рисунок 3.6 – Зависимость приведенного удельного расхода тепла на выработку 

электроэнергии «брутто» с учетом NПТН от приведенной мощности энергоблока 

 

Рисунок 3.7 – Зависимость расхода электроэнергии на собственные нужды 

энергоблока от приведенной мощности 
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Из проведенных исследований можно отметить следующее: 

В разделе приведены результаты исследований, включая результаты 

испытаний котла, паровой турбины и собственно энергоблока 300 МВт 

надстроенного ГТУ ГТЭ-110 при работе в автономном режиме. Полученные 

результаты проведенного научно-практического исследования показали, что 

выполненная реконструкция энергоблока не оказала существенного влияния на его 

экономичность при работе в автономном режиме с РВП. Так, при нагрузке блока, 

близкой к максимальной (310 МВт), удельный расход условного топлива на отпуск 

электроэнергии уменьшился на 1,56 г/(кВтч). Полученный КПД блока «нетто» 

(39,85%) на 0,2% выше, чем до реконструкции (39,65%). 

 

3.1.3. Тепловая экономичность энергоблока после надстройки газовой 

турбиной ГТЭ-110 при работе в автономном режиме с ГПК 

 

В связи с частыми поломками РВП и трудностью его восстановления в 

декабре 2010 г. впервые в России были проведены испытания энергоблока в 

автономном режиме с подачей всего объёма дымовых газов через газовый 

подогреватель конденсата (ГПК) (РВП при этом отключён, ГПК подключён по 

дымовым газам и основному конденсату).  

Включение ГПК в автономном режиме позволило продолжить работу по 

диспетчерскому графику, избежать вынужденного простоя и, следовательно, 

штрафов системного оператора. Однако при работе в автономном режиме с 

подключённым ГПК тепловая экономичность энергоблока снижается. Для оценки 

степени этого снижения выполнены исследования и проведено сравнение двух 

режимов работы блока [95]: 

1) автономный режим с включённым РВП; 

2) автономный режим с включённым ГПК после уменьшения его 

поверхности. 
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Расчёты показали, что за период с августа 2010 г. по май 2012 г. произошло 

заметное снижение тепловой экономичности энергоблока. Так, на нагрузке 

примерно 310 МВт снижение КПД блока «нетто» составило: 

% 2,5237,3339,85ГПК
эб

РВП
эбэб нетторекнеттонетто

=−=−= . 

Данное ухудшение можно объяснить снижением температуры воздуха, 

поступающего в горелки, и необходимостью сжигания дополнительного топлива 

для его подогрева, высокими присосами в газо-воздушный тракт котла, изменением 

геометрии периферийного канала автономных горелок котла, повышением 

мощности механизмов собственных нужд энергоблока. 

Тем не менее, режим работы с ГПК вместо РВП достаточно интересен для 

дальнейшего изучения, а опыт такой работы и результаты дополнительных 

исследований могут быть учтены при разработке новых энергоблоков и 

реконструкции действующих. 

В процессе эксплуатации энергоблока ПГУ-420 также выявлено 

существенное снижение экономичности его работы в автономном режиме с ГПК. 

По данным специалистов Рязанской ГРЭС за период с сентября 2011 г. по сентябрь 

2012 г. увеличение удельного расхода условного топлива на отпуск электроэнергии 

составило около 7 г/(кВтч). 

Для выявления причин ухудшения тепловой экономичности энергоблока в 

2012 г. Был проведен анализ его ТЭП, усредненных за 1 ч (20 сентября 2011 г. с 

16:00 до 17:00 и 03 сентября 2012 г. с 13:00 до 14:00). В эти периоды режимы 

работы блока были наиболее приближены друг к другу: энергоблок работал в 

автономном режиме, с подключённым ГПК, без отпуска тепла внешним 

потребителям, средняя нагрузка составляла 310 МВт, нагрузка и внешние условия 

(температура воздуха, циркуляционной воды) имели наименьшие отклонения. 

Результаты расчётов показали, что в 2012 г. по сравнению с 2011 г. 

произошло увеличение удельного расхода условного топлива на отпуск 

электроэнергии на Δbэ = 330,1−323,5 = 6,6 г/(кВтч). После приведения параметров 
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работы энергоблока к нормативному вакууму разница составила примерно 

8 г/(кВтч). 

Ухудшение экономичности можно объяснить следующими причинами. 

1. Повышение расхода электроэнергии на собственные нужды блока на 

ΔNсн = N12
сн − N11

сн = 13,75−10,16 = 3,59 МВт (из них на котёл приходится 

3,42 МВт), что соответствует увеличению удельного расхода топлива на 

производство электроэнергии Δbэ приблизительно на 3,9 г/(кВтч). 

К такому результату привели следующие обстоятельства: 

• поломка 11.10.2011 г. двухскоростного электродвигателя дымососа ДС-7Б 

мощностью 5000/2500 кВт. Поскольку перевести его на первую скорость было 

невозможно, он был заменён на односкоростной дымосос мощностью 3150 кВт, 

использовавшийся до реконструкции; 

• увеличение присосов в газовоздушный тракт котла через неплотности в 

ГПК, а, следовательно, повышение загрузки дымососов; 

• увеличение расхода воздуха на горелки (увеличение загрузки дутьевых 

вентиляторов) из-за повреждения неохлаждаемого в комбинированном режиме 

периферийного канала автономных горелок сечением F = 0,48 м2. Линия 

охлаждения периферийного канала рециркулирующими газами была 

демонтирована во время реконструкции энергоблока. Как следствие, произошло 

изменение геометрии канала, установились нерасчётные скорости и 

соответственно расходы воздуха через него, воздух плохо смешивался с топливным 

газом; 

• увеличение сопротивления газовоздушного тракта котла. После 

отключения РВП по дымовым газам плотность газовоздушного тракта котла 

возросла − снизились присосы. Но воздух на котёл подаётся через РВП, а дымовые 

газы сбрасываются через ГПК, аэродинамическое сопротивление которого больше, 

чем сопротивление РВП, что также приводит к большей загрузке тягодутьевых 

механизмов; 

• в автономном режиме для улучшения процесса горения периодически 

включается дутьевой вентилятор подовых горелок (ДВПГ), хотя подача воздуха от 
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него не так эффективна, как подача в автономные горелки. По проекту включение 

в работу ДВПГ в автономном режиме не предполагается и в расчёте ТЭП 

не учитывается. 

2. Снижение КПД котла «брутто» на бр
кQ  = 96,38 − 95,77 = 0,61%, 

соответствующее увеличению удельного расхода топлива на производство 

электроэнергии на Δbэ = 2,04 г/(кВтч). Подобное ухудшение объясняется 

увеличением потерь тепла с уходящими газами на Δq2 = 2,59−2,09 = 0,5%, которое 

произошло вследствие уменьшения площади ГПК примерно на 20%, что привело к 

росту температуры уходящих газов Тух.газов примерно на 10°С и объёма уходящих 

газов из-за присосов и включения ДВПГ. 

Следует отметить, что уменьшение площади теплообмена ГПК способствует 

снижению экономичности энергоблока, но при этом повышается надёжность при 

пусках и работе на минимальных нагрузках. 

3. Снижение КПД турбоустановки «брутто» на =−= 12
ту

11
туту брбрбр

0,26740,99341,26 =− %, что соответствует увеличению удельного расхода топлива 

на производство электроэнергии на Δbэ = 2,04 г/(кВтч). Причины снижения КПД 

турбоустановки: 

– снижение КПД ЦВД на Δ ηцвд = 81,07 − 78,50 = 2,57%; 

– сокращение КПД ЦСД на Δ ηцсд = 89,62 − 89,29 = 0,33%; 

– срез козырька над регулирующей ступенью ЦВД, что, по опытным данным, 

приводит к снижению мощности ТУ примерно на 0,5 МВт. 

Из проведённого анализа следует, что для улучшения ТЭП блока, в первую 

очередь, необходимо снизить затраты электроэнергии на собственные нужды. 

Из проведенных исследований можно отметить следующее: 

1. Впервые в России проведены испытания и подтверждена возможность 

работы энергоблока в автономном режиме с подачей всего объёма дымовых газов 

через ГПК (РВП при этом отключён). Такой режим работы позволил избежать 

вынужденного простоя блока.  
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2. Проведены тепловые испытания энергоблока при работе в автономном 

режиме с включённым ГПК. Установлено, что работа реконструированного 

энергоблока в автономном режиме с ГПК менее экономична, чем с  РВП. Так, при 

нагрузке 310 МВт ухудшение КПД блока «нетто» составило: 

% 2,5237,3339,85ГПК
эб

РВП
эбэб неттонеттонетто

=−=−= . 

Ухудшение объясняется снижением температуры воздуха, поступающего в 

горелки, и необходимостью сжигания дополнительного топлива для его подогрева, 

высокими присосами в газо-воздушный тракт котла, изменением геометрии 

периферийного канала автономных горелок котла, повышением мощности 

механизмов собственных нужд блока. 

Преимуществом данного режима является использование его при подготовке 

к переходу из автономного в комбинированный режим работы блока и обратно без 

промежуточного останова, а также в случае выхода из строя РВП. 

3. Анализ изменения показателей тепловой экономичности энергоблока при 

работе в автономном режиме с подключённым ГПК за год (сентябрь 2011 г. – 

сентябрь 2012 г.) показал, что удельный расход условного топлива увеличился на 

~8 г/(кВтч), из которых: 

– 3,9 г/(кВтч) приходится на повышение расхода электроэнергии 

на собственные нужды блока; 

– 2,04 г/(кВтч) – на снижение КПД котла «брутто»; 

– 2,06 г/(кВтч) – на снижение КПД ТУ «брутто», которое произошло в 

основном из-за снижения КПД ЦВД и ЦСД. 

4. Полученные результаты проведенных тепловых испытаний и расчетных 

исследований дали возможность сформулировать и научно-теоретически 

обосновать перечень мероприятий для повышения тепловой экономичности, 

надёжности и манёвренности блока при работе в автономном режиме: 

– ввести в работу РВП; 

– восстановить геометрию периферийного канала автономных горелок, а 

также коробов и шиберов на подводе к нему; 
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– восстановить схему охлаждения периферийного канала автономных 

горелок (как это было реализовано до реконструкции); 

– устранить (снизить до нормативных) присосы воздуха в газо-воздушный 

тракт котла; 

– выполнить ремонт дымососа ДС-7А, установить на него 

модернизированный двигатель (восстановить возможность работы в 

двухскоростном режиме); 

– снизить затраты электроэнергии на собственные нужды котла и блока; 

– непрерывно отслеживать и вести анализ изменения тепловой 

экономичности энергоблока: 

– по проточной части ПТ и КПД котла; 

– удельному расходу тепла на выработку электроэнергии ПТ; 

– расходу электроэнергии на собственные нужды блока; 

– вибрационному состоянию и другим показателям надежной и безопасной 

работы паровой турбины.  

 

3.2. Результаты исследований энергоблока № 6 Киришской ГРЭС, 

реконструированном в ПГУ-800  

 

В данном разделе отражены результаты исследований, выполненных на 

энергоблоке № 6 Киришской ГРЭС, реконструированном в ПГУ-800. 

В период 2008-2012 г. энергоблок № 6 был полностью модернизирован с 

использованием парогазовой технологии [100;101]. В состав нового энергоблока 

мощностью 800 МВт (ПГУ-800) вошли:  

− две ГТУ SGT5-4000F производства концерна Siemens AG; 

− два КУ Еп-258/310/35-15.0/3.14/0.44-540/535/263 (П-132), разработки 

ОАО «ИК «ЗИОМАР» и производства ОАО «ЭмАльянс»; 

− паротурбинная установка К-245-13,3, модернизированная ЛМЗ из 

существующей турбины К-300-240-1. 
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Принципиальная тепловая схема модернизированного энергоблока 

приведена на рисунке 3.8. ГТУ и котлы-утилизаторы, включая вспомогательное 

оборудование, размещены во вновь сооруженной пристройке к главному корпусу 

со стороны временного торца. Паротурбинная установка, вместе со своим 

вспомогательным оборудованием, осталась в ячейке энергоблока № 6. 

Проточные части ВД и СД не заменялись и их состояние соответствовало 

выработанному фактическому ресурсу, а именно, внутренние относительные КПД 

составили: ЦВД 70,46% вместо расчётного 82,6%, СД 83,94% вместо расчётного 

91,86%. Показатели ПГУ после реконструкции (tнв = +15°С) приведены в 

таблице 3.4. Сохранение проточной части ЦВД и ЦСД паровой турбины К-300-240-1, 

а также использование некоторого оборудования с выработанным ресурсом, 

например, конденсатора, обеспечивая экономию капитальных затрат, снижает 

тепловую эффективность электростанции. Кроме того, сохранение в конструкции 

толстостенных элементов, работавших на СКД, а теперь на пониженных 

параметрах, привело к ограничениям маневренности ПГУ. Расчётный КПД брутто 

ПГУ-800 Киришской ГРЭС составляет 56,3% (фактический — 55,1%). 
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Таблица 3.4 – Показатели ПГУ после реконструкции (tнв = +15°С) 

Показатель Значение 

Мощность ПГУ, МВт 811 

в т. ч. – ГТУ 2 х 282 

           – ПТ 247 

Давление пара ВД, МПа 13,3 

Температура пара ВД, °С 534 

Расход пара ВД, т/ч 517 

Расход пара в конденсатор, т/ч 675 

КПД ПГУ брутто, % 55,1 

Газотурбинная установка SGT5-4000F 

Газотурбинная установка SGT5-4000F представляет собой одновальный 

однокорпусный агрегат с постоянной частотой вращения, предназначенный для 

непосредственного привода электрического генератора SGen5-1000A с воздушным 

охлаждением. 

ГТУ состоит из пятнадцатиступенчатого осевого компрессора с 

регулируемым входным направляющим аппаратом (ВНА), кольцевой камеры 

сгорания с 24-мя горелочными устройствами и четырехступенчатой турбины. 

Максимальная мощность ГТУ изменяется при изменении температуры 

воздуха перед компрессором. При температуре +15°С, максимальная мощность 

ГТУ составляет 282 МВт; при понижении температуры воздуха максимальная 

мощность ГТУ растет. При резко отрицательных температурах максимальная 

мощность ГТУ ограничена т.н. «механическим пределом», равным 301 МВт. 

В диапазоне нагрузок 0 ÷ ~35% номинальной, мощность ГТУ изменяется 

только за счёт изменения расхода топливного газа при полностью прикрытом 

входном направляющем аппарате компрессора. При этом расход газов на выходе 

изменяется незначительно, а температура газов существенно зависит от мощности 

ГТУ и, в меньшей степени, от температуры воздуха на входе в компрессор. Уже 

при нагрузке ГТУ, равной 20 МВт (6% номинальной), температура газов в 
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выходном диффузоре ГТУ достигает 360÷380°С, что обусловливает определенные 

особенности пуска паросиловой части энергоблока. 

Регулирование мощности ГТУ в диапазоне ~35÷100% номинальной 

осуществляется согласованным изменением расхода воздуха через компрессор 

(с помощью ВНА) и топливного газа при постоянной температуре газов на выходе 

(в сечении регулирования температуры), значение которой определяется 

температурой воздуха на входе в компрессор. Нижняя граница диапазона 

регулирования мощности с открытием ВНА определяет тот диапазон нагрузок 

энергоблока, в котором разгружение и нагружение не сопровождаются изменением 

температур острого и вторично перегретого пара. 

На SGT5-4000F применена система гидравлической оптимизации зазоров 

(ГОЗ) проточной части, которая сдвигает ротор в направлении, обратном 

направлению движения потока газов, примерно на 3 мм. При этом зазоры в турбине 

уменьшаются, а зазоры в компрессоре, наоборот, увеличиваются. Конструкция 

проточной части ГТУ выполнена таким образом, что мощность установки при этом 

повышается. Сдвиг ротора производится только на прогретой работающей ГТУ и в 

автоматическом режиме. Одновременно с перемещением ротора производится 

изменение настроек системы автоматического управления: задание по температуре 

газов на выходе понижается на 8°С. Перемещение ротора и уменьшение задания по 

температуре газов действуют в противоположном направлении, однако, итоговым 

результатом является повышение мощности ГТУ примерно на 1,5 МВт. Установка 

может эксплуатироваться и с отключенной системой ГОЗ, однако, вся наладка 

режимов работы ГТУ (устойчивость горения, экологические показатели, технико-

экономические показатели) ориентирована на то, что система постоянно находится 

в работе. 

Малоэмиссионная кольцевая камера сгорания установлена между 

компрессором и турбиной. По сравнению с другими конструкциями камер 

сгорания, у кольцевой камеры сгорания оптимизировано соотношение между 

объемом и охлаждаемой поверхностью. Вследствие этого удельный расход воздуха 

на ее охлаждение сокращается. За счет своей компактной конструкции камера 
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сгорания обеспечивает оптимальное сжигание топливного газа с незначительными 

выбросами вредных веществ, равномерным распределением температур по 

окружности и коэффициентом полезного действия 99,8%. 

В камере сгорания используются двухступенчатые гибридные горелочные 

устройства, в которых отсутствует переключение с диффузионного режима работы 

на режим с предварительным смешением и обратно. Пуск ГТУ осуществляется 

посредством розжига диффузионных пилотных горелок. В процессе выхода ГТУ 

на холостой ход (при частоте вращения ротора 27с-1) производится включение 

горелочных устройств предварительного смешения. Пилотные горелки остаются в 

работе, стабилизируя сжигание предварительно подготовленной топливной смеси 

и расширяя тем самым диапазон рабочих нагрузок ГТУ. В случае сброса нагрузки, 

подача топливного газа к горелочным устройствам предварительного смешения 

прерывается. Одновременно с этим увеличивается расход пилотного газа до 

значения, обеспечивающего стабильное горение. 

Настройка режима горения производилась в процессе пусковой и режимной 

наладки. При этом были решены следующие задачи: 

− содержание NOx в дымовых газах не превышает 25 ppm в диапазоне 

нагрузок ГТУ от холостого хода до номинальной; 

− опасные пульсации пламени в камере сгорания отсутствуют; 

− среднемассовая температура газов на выходе диффузора турбины 

составила 556°С при температуре наружного воздуха 0°С и номинальной нагрузке 

ГТУ. 

Рабочее давление топливного газа перед ГТУ должно поддерживаться на 

уровне 3,02 МПа. Температура топливного газа, при которой производитель 

гарантирует наиболее экономичную работу ГТУ, равна 130°С. Газ на площадку 

ГРЭС к энергоблоку ПГУ-800 поступает от магистрального газопровода Грязовец-

Ленинград через газораспределительную станцию «Кириши», которая 

осуществляет осушку, очистку газа от механических примесей и поддержание 

давления не выше 4,0 МПа. Рабочее давление в газопроводе-отводе, в зависимости 

от сезона может опускаться до 2,2 МПа. В связи с тем, что длина надземной части 
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не теплоизолированного газопровода более 3 км, температура газа перед ГТУ в 

зимний сезон может опускаться ниже температуры точки росы углеводородов, что 

недопустимо по условию надежной работы горелочных устройств. В связи с 

вышеизложенным, энергоблок ПГУ-800 имеет развитую систему газоснабжения, в 

состав которой входит узел очистки газа, узел регулирования давления, узел 

стабилизации давления, дожимная компрессорная станция (ДКС) и узел подогрева 

газа. 

При давлении в газопроводе от ГРС выше 3,5 МПа, подача газа к горелкам 

ГТУ производится через узел регулирования давления, помимо ДКС. При этом 

регулирующие клапаны узла регулирования, представляющие собой клапаны 

прямого действия производства фирмы RMG, поддерживают рабочее давление на 

входе ГТУ. При снижении давления в газопроводе от ГРС, в работу включается 

ДКС, в которой установлены 4 центробежных компрессора фирмы Cameron, один 

из которых является резервным. Давление на входе компрессоров поддерживается 

на постоянном уровне (2,2 МПа) с помощью регулирующих клапанов узла 

стабилизации, аналогичных по конструкции клапанам узла регулирования 

давления. 

Оборудование узлов регулирования и стабилизации давления, а также ДКС 

работает в автоматическом режиме под управлением локальных САУ, 

интегрированных с АСУ ТП энергоблока с помощью физических и цифровых 

каналов передачи информации. Подключение и отключение ДКС происходит 

«безударно» и не требует изменения режима работы газовых турбин. Вместе с тем, 

включение ДКС ухудшает технико-экономические показатели энергоблока: 

удельный расход условного топлива на отпуск электроэнергии при номинальной 

нагрузке увеличивается примерно на 0,8 г/(кВт·ч). 

Узел подогрева газа смонтирован в отдельном здании перед входом 

газопроводов в главный корпус и представляет собой 3 параллельно включенных 

трубчатых газо-водяных теплообменника, один из которых является резервным. В 

качестве греющей среды в теплообменниках используется химобессоленная вода 

замкнутого контура. Подвод тепла к воде замкнутого контура производится от 



85 

котлов-утилизаторов: на байпасе трубопровода рециркуляции газового 

подогревателя конденсата (ГПК) каждого котла-утилизатора КУ установлен 

пластинчатый теплообменник, в котором вода замкнутого контура подогревается 

основным конденсатом. Поддержание температуры топливного газа на 

оптимальном для ГТУ уровне 130°С осуществляется автоматическими системами 

регулирования котлов-утилизаторов. Поскольку поверхности нагрева ГПК 

проектировались, в том числе, и для отпуска тепла с горячей водой, а в настоящее 

время являются явно избыточными, передача части воспринятого тепла 

топливному газу (5 МВт от каждого КУ при 100% нагрузке ГТУ и температуре 

наружного воздуха 0°С) не ухудшают экономичность паросилового цикла. 

Наиболее проблемным вопросом в системе газоснабжения остается 

следующее. Компоновка газопроводов и зданий системы такова, что подогрев 

топливного газа производится непосредственно перед его подачей к газовым 

турбинам. При этом температура газа в узлах регулирования и стабилизации 

давления, а также на входе компрессоров ДКС при резко отрицательных 

температурах наружного воздуха может опуститься ниже температуры точки росы 

углеводородов. Последнее может привести к ненадежной работе отдельных 

агрегатов и, как следствие, к вынужденным остановам энергоблока. 

Поскольку, подогрев природного газа осуществляется за счет тепла, 

полученного от котлов-утилизаторов, определенные проблемы возникают во время 

пуска энергоблока при резко отрицательных температурах наружного воздуха. 

Пуск первой ГТУ, в этом случае, осуществляется на «холодном» топливном газе, 

что может привести к его невоспламенению. Для повышения температуры 

топливного газа при пуске первой ГТУ приходится включать ДКС, даже несмотря 

на высокий уровень давлении в газопроводе от ГРС. 

Достигнутые в результате завершения наладочных работ на газотурбинных 

установках технико-экономические показатели приведены в таблице 3.5. 
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Таблица 3.5 – Основные технико-экономические показатели газотурбинных 

установок SGT5-4000F 

Наименование 
Значение 

Расчетное Фактическое 

1. Температура наружного воздуха, °С 0 

2. Мощность на клеммах генератора ГТУ, МВт 293 294 

3. Электрический КПД ГТУ «брутто», % 39,25 39,5 

4. Массовый расход газов на выходе ГТУ, кг/с 726 727 

5. Температура газов на выходе ГТУ, °С 556 556 

6. Температура газов перед турбиной, °С – 1210 

7. Внутренний относительный КПД турбины, % – 89,0 

8. Внутренний относительный КПД компрессора, % – 88,9 

Таким образом, показатели стационарного режима ГТУ оказались не хуже 

расчетных. 

В отношении переменных режимов можно отметить следующее. Все 

пусковые режимы, режимы остановов и сбросов нагрузки, режимы управления 

отдельными агрегатами (например, системой промывки компрессора, системой 

предпускового подогрева ротора и т.д.) полностью автоматизированы. Локальная 

автоматизированная система управления ГТУ построена на базе программно-

технического комплекса SPPA-T3000 и интегрирована с АСУ ТП блочного уровня 

по цифровым и физическим каналам связи. 

Автоматический пуск ГТУ, включая тестирование систем, предпусковую 

вентиляцию, достижение номинальной частоты вращения и синхронизацию с 

сетью, занимает около 30 мин. Дальнейшее нагружение и разгрузка ГТУ возможны 

со скоростью, не более 13 МВт/мин. 
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Энергоблок ПГУ-800 

Показатели и условия работы основного оборудования, приведенные ниже, 

определяют общий эффект от модернизации энергоблока № 6 Киришской ГРЭС. 

В таблице 3.6 приведены результаты исследований сравнительного анализа 

фактически достигнутых и ожидаемых показателей работы энергоблока при 

характерных температурах наружного воздуха. 

Из представленных данных следует, что отклонение достигнутой в 

результате модернизации мощности от ожидаемой составило в среднем 17,5 МВт 

или 2,1% от номинальной. Причиной этому явились пониженная по сравнению с 

расчетной генерация пара в контуре ВД котлов-утилизаторов (соответствует 

недовыработке 7,5 МВт) и состояние проточных частей ВД и СД ПТ, которые в 

процессе модернизации не заменялись (соответствует недовыработке 10 МВт). 

Удельный расход условного топлива на отпуск электроэнергии составил в 

среднем 228 г/(кВт·ч), что на 2,5 грамма (или 1,1%) выше ожидаемого значения. 

Причины этому те же, что и для недовыработки мощности. При формировании 

удельного расхода, в положительную сторону сыграло уменьшение на 0,7% 

расхода электроэнергии на собственные нужды. 

Несмотря на то, что эффект от модернизации несколько ниже ожидаемого, 

сравнение показателей энергоблока до и после модернизации (таблица 3.7) 

свидетельствует о существенном экономическом эффекте. 

Энергоблок имеет хорошие экологические показатели. Концентрация 

оксидов азота в уходящих газах во всем диапазоне нагрузок ГТУ не превышает 

25 ppm при содержании кислорода 15%. Химический недожог практически 

отсутствует. 
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Таблица 3.6 – Сравнение фактически достигнутых и ожидаемых показателей работы энергоблока 

Наименование 
Значение 

Расчетное Фактическое Расчетное Фактическое Расчетное Фактическое 

Температура наружного воздуха, °С - 15 0 + 15 

Суммарная электрическая 

мощность, МВт 
835,7 818,0 830,9 812,0 811,1 795,0 

Электрический КПД «брутто», % 54,71 54,0 55,64 54,6 56,28 55,1 

Расход электроэнергии на 

собственные нужды*), % 
2,08 1,32 2,08 1,42 2,08 1,50 

Удельный расход топлива на отпуск 

электроэнергии, г/(кВт·ч) 
229,6 231,00 225,8 228,5 223,2 226,6 

 
*) С учетом работы ДКС 



89 

Таблица 3.7 – Сравнение показателей энергоблока до и после модернизации 

Наименование 

Значение 

до 

модернизации 

после 

модернизации**) 

1. Электрическая мощность, МВт 300 808 

2. Электрический КПД «брутто», % 39,1 54,6 

3. Расход электроэнергии на собственные 

нужды, % 
2,9 1,4 

4. Удельный расход топлива на отпуск 

электроэнергии, г/(кВт·ч) 
324 228 

 

Энергоблок имеет очень высокую степень автоматизации. АСУ ТП блочного 

уровня реализована на базе современного программно-технического комплекса. По 

цифровым и физическим каналам с блочной АСУ ТП связаны четыре локальных 

системы автоматического управления (САУ): две САУ ГТУ, САУ ДКС и САУ 

оборудования системы газоснабжения. Реализованы все функции автоматического 

управления: всережимное автоматическое регулирование, автоматические защиты, 

блокировки и автоматическое включение резерва, программно-логическое 

управление. Автоматизированы основные пусковые операции. 

Исходя из условия поддержания постоянной температуры острого и 

вторично перегретого пара в пределах регулировочного диапазона и при любых 

температурах наружного воздуха, нижняя граница регулировочного диапазона 

энергоблока установлена равной 385 МВт. При определенных условиях (при 

положительных температурах наружного воздуха либо при ограничении скорости 

изменения нагрузки) пределы регулировочного диапазона могут быть расширены. 

Максимальная скорость изменения нагрузки энергоблока ограничивается 

максимальной скоростью изменения нагрузки ГТУ и зависит, кроме того, от 

условий работы оборудования паросиловой части (КУ, паропроводы, ПЭН, ПТ). В 

нормальных (неаварийных) режимах скорость изменения плановой нагрузки 

 
**) Среднее значение в диапазоне температур наружного воздуха от минус 15 до плюс 15 оС 
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энергоблока в полном диапазоне (от нижней до верхней границы) ограничена 

величиной 10 МВт/мин. 

Из проведенных исследований можно отметить следующее: 

Удельный расход условного топлива на отпуск электроэнергии составил в 

среднем 228 г/(кВт·ч), что на 2,5 грамма (или 1,1%) выше ожидаемого значения. 

Причиной этому явились пониженная по сравнению с расчетной генерация пара в 

контуре ВД котлов-утилизаторов и состояние проточных частей ВД и СД ПТ, 

которые в процессе модернизации не заменялись. 

Несмотря на то, что эффект от модернизации несколько ниже ожидаемого, 

сравнение показателей энергоблока до и после модернизации свидетельствует о 

существенном экономическом эффекте. 

 

Выводы по главе 3 

 

1. Результаты исследований энергоблока 300 МВт надстроенного ГТЭ-110 

показали, что проведённая реконструкция энергоблока позволила увеличить 

установленную мощность энергоблока с одновременным значительным 

повышением экономичности производства электроэнергии. Так, при нагрузках 

блока, близких к максимальным, удельный расход условного топлива на отпуск 

электроэнергии уменьшился на 22,4 г/(кВт·ч) при изменении мощности 

энергоблока от 304,29 МВт до 412,41 МВт. Проведенные исследования показали, 

что КПД нетто надстроенного таким образом блока может быть доведен до 44%, 

при этом возможен перевод из режима ПГУ в режим паросиловой установки и 

обратно без останова блока.  

2. Реконструкция энергоблока не оказала существенного влияния на его 

экономичность при работе в автономном режиме с РВП.  

3. Впервые в России проведены испытания и подтверждена возможность 

работы энергоблока в автономном режиме с подачей всего объёма дымовых газов 

через ГПК (РВП при этом отключён). Такой режим работы позволил избежать 

вынужденного простоя блока.  
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4. Кроме того, в данной главе отражены результаты натурных исследований, 

выполненных на энергоблоке ст. № 6 Киришской ГРЭС, реконструированном в 

ПГУ-800. Представлены и проанализированы характеристики энергоблока, 

выполнено сравнение фактически достигнутых и ожидаемых показателей работы 

энергоблока при характерных температурах наружного воздуха. Показано, что 

отклонение достигнутой в результате модернизации мощности от ожидаемой 

составило в среднем 17,5 МВт или 2,1 % от номинальной. Причиной этому явились 

пониженная по сравнению с расчетной генерация пара в контуре ВД котлов-

утилизаторов (соответствует недовыработке 7,5 МВт) и состояние проточных 

частей ВД и СД ПТ, которые в процессе модернизации не заменялись 

(соответствует недовыработке 10 МВт).  
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ГЛАВА 4. ИССЛЕДОВАНИЕ МОДЕРНИЗАЦИЙ ПАРОТУРБИНЫХ 

УСТАНОВОК 300 МВт 

 

4.1. Результаты модернизации турбоустановок 300 МВт 

Конаковской ГРЭС 

 

Одно из основных направлений технического перевооружения энергоблоков 

– частичная или полная замена паротурбинных установок для модернизации 

действующих станций [102-107]. Комплекс мероприятий предусматривает 

возможность модернизации проточной части турбины, систем парораспределения 

и автоматического регулирования как совместно, так и по отдельности. Все 

основные турбостроительные фирмы предлагают свои пути модернизации 

турбоустановок [68;69;76-80]. Наиболее дискуссионным является сравнение 

реактивного и активного облопачиваний проточной части [67;69;108]. В данной 

главе выполнены исследования и дана оценка целесообразности применения 

реактивного облопачивания в турбинах СКД с горизонтальным разъёмом корпуса. 

Большое влияние на КПД ЦВД оказывает выбор радиальных зазоров в 

уплотнениях ступени, особенно это важно для ступени реактивного типа. 

Считается, что конструкция корпуса цилиндра с горизонтальным разъёмом и, 

соответственно, с массивными фланцами не позволит использовать уменьшенные 

радиальные зазоры в проточной части, поскольку при нестационарных тепловых 

режимах эти зазоры могут быть полностью выбраны. Это приведёт 

к преждевременному изнашиванию лабиринтовых уплотнений, увеличению 

протечек и к риску повреждения лопаточного аппарата. В этом случае 

преимущество реактивного облопачивания может быть потеряно [67,70]. 

ЛМЗ был предложен проект модернизации эксплуатирующихся турбин  

К-300-240 с применением реактивного облопачивания ЦВД, совмещаемый 

с капитальным ремонтом турбины, позволяющий сохранить существующий 

наружный корпус ЦВД. Это решение выглядело весьма перспективным в связи 

с тем, что наружный корпус работает в зоне относительно невысоких температур и 
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не имеет таких ресурсных ограничений как другие узлы (внутренний корпус, ротор, 

лопатки первых ступеней). 

С 2004 г. на Конаковской ГРЭС ОАО «ЛМЗ» были модернизированы 

5 энергоблоков с турбинами К-300-240. В турбинах №№ 1-3, 8 в существующих 

наружных корпусах ЦВД были установлены проточные части с реактивным 

облопачиванием, увеличена пропускная способность турбины и уменьшены 

протечки пара. В турбине № 4 в части низкого давления были применены новые 

профили лопаток с тангенциальным навалом – саблевидные лопатки [71,109,110]. 

Так же были оптимизированы теплоперепады по ступеням. На всех турбинах 

применены цельнофрезерованные бандажи лопаток. Гарантийные и балансовые 

испытания модернизированных турбин были проведены специалистами 

ОАО «ВТИ» под руководством автора. 

Балансовые испытания энергоблоков показали, что на блоке № 4 КПД ЦНД 

увеличился на 7,5-8%, а мощность одного потока ЦНД при номинальном расходе 

пара – на 2,6-2,8 МВт. Модернизированные энергоблоки № 1-3 Конаковской ГРЭС 

могут нести нагрузку до 328,6 МВт, из которых 15 МВт прироста номинальной 

мощности достигаются благодаря увеличению паропроизводительности котла и 

пропускной способности турбины, остальные ~14 МВт – за счет осуществления 

технических решений по модернизации паровых турбин и тепловой схемы [81]. 

После модернизации блоки № 1-3, 8 были перемаркированы на 325 МВт, а блок 

№ 4 на 305 МВт (таблица 4.1). 

Таблица 4.1. Основные технико-экономические показатели энергоблоков 

№ 1-3,8 Конаковской ГРЭС до и после модернизации 

Показатель КПД нетто, % 
Регулировочный 

диапазон, МВт 

Скорость нагружения, 

МВт/мин. 

До модернизации 39,36 120÷300 3 

После модернизации 40,56 120÷325 3 

 

В таблице 4.2 представлены усредненные данные по приросту КПД 

цилиндров после модернизации на номинальной нагрузке. Более подробно 
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результаты модернизации на Конаковской ГРЭС описаны в [81,109]. КПД ЦВД 

определялся по параметрам свежего пара перед стопорными клапанами и после 

выхлопа ЦВД, а КПД ЦСД – по параметрам перед отсечными клапанами ЦСД 

и после выхлопа ЦСД. Для сравнения использовались внутренние относительные 

КПД при сопоставимом состоянии проточной части: 

– при испытаниях после капитального ремонта до модернизации; 

– при гарантийных испытаниях после модернизации. 

 

Таблица 4.2 – Сопоставление КПД ЦВД и ЦСД модернизированных турбин 

К-325-240 Конаковской ГРЭС, % 

Т
у

р
б

и
н

а 

КПД ЦВД 
Р

аз
н

о
ст

ь
 

КПД ЦСД 

р
аз

н
о

ст
ь 

до 

модерниза-

ции 

после 

модерниза-

ции 

до 

модерниза-

ции 

после 

модерниза-

ции 

1 81,8 87,0 5,2 90,2 92,4 2,2 

2 80,5 87,0 6,5 90,2 92,7 2,5 

3 81,6 87,3 5,7 90,0 92,6 2,6 

8 80,0 87,3 7,3 90,3 92,5 2,2 

среднее 81,0 87,2 6,2 90,2 92,6 2,4 

 

В дальнейшем аналогичная модернизация ЦВД турбин К-300-240 была 

выполнена на ряде электростанций в РФ и СНГ. Результаты испытаний 

модернизированных турбин ряда станций приведены в таблице 4.3. 

В 2020 г. была завершена модернизация ЦВД турбины № 3 

Кармановской ГРЭС с полной заменой ЦВД с реактивным ротором и новыми 

корпусами (внутренним и внешним). В результате испытаний, проведенных 

ОАО «ВТИ» с участием автора, получено увеличение КПД ЦВД на 1,5-2% по 

сравнению с модернизацией в старом корпусе до ~89,0%. 
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В 2026 г. под руководством автора работы выполнены испытания 

модернизированного энергоблока №1 Кармановской ГРЭС. При модернизации 

взамен турбины К-300-240 ЛМЗ установлена новая турбина К-330-23,5-6МР с 

применением реактивного облопачивания РВД. Внутренний относительный КПД 

ЦВД в номинальном режиме составил ~90%. 

Следует отметить, что добиться КПД ЦВД более 90,5% даже при применении 

нового корпуса с горизонтальным разъемом крайне затруднительно. 

Можно предположить, что разница в экономичности ЦВД (таблица 4.3) 

определяется следующими причинами: 

− различие в режимах работы турбины при проведении испытаний 

(испытания проводились с различным открытием регулирующих клапанов ВД); 

− различия в измерительном оборудовании, схемах турбоустановок, 

характеристиках другого оборудования блока. Отмечается, что на измеренный 

КПД ЦВД оказывает влияние фактическое расположение датчиков, их калибровка, 

учет высоты их установки, потери давления в тракте промперегрева и т.п.; 

− различия в фактически выставленных зазорах в проточной части и сроке 

проведения испытаний после монтажа и пуска в эксплуатацию.  
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Таблица 4.3 – Значения КПД, полученные при испытаниях модернизированных турбин К-300-240 

ТЭС, турбина ηoi ЦВД, % ηoi ЦСД, % 
Год ввода в эксплуатацию после модернизации и объём 

модернизации ЦВД и ЦСД 

Лукомльская ГРЭС,  

К-315-240-6МР ст. 1 
87,2  

93,2 на ПТН, 

94,4 на ПЭН 

2006 г., модернизация ЦВД с применением реактивного 

облопачивания, модернизация ЦСД 

Конаковская ГРЭС, ст. 1 87,0 
92,4 на ПТН, 

92,8 на ПЭН 

ст. 1: 2006 г., ст. 2: 2005 г., ст. 3: 2007 г., ст. 8: 2010 г., 

модернизация ЦВД с применением реактивного 

облопачивания, модернизация ЦСД 

Конаковская ГРЭС, ст. 2 87,0 
92,7 на ПТН, 

93,3 на ПЭН 

Конаковская ГРЭС, ст. 3 87,3 
92,6 на ПТН, 

93,9 на ПЭН 

Конаковская ГРЭС, ст. 8 87,3 92,5 на ПТН 

Ириклинская ГРЭС, 

К-300-240-6МР ст. 2 
86,6 92,4 на ПТН 

2016 г., полная замена ЦВД с применением реактивного 

облопачивания 

Кармановская ГРЭС, 

К-316-240-3М ст. 3 
89,0 — 

2020 г., полная замена ЦВД с применением реактивного 

облопачивания 

Кармановская ГРЭС, 

К-300-240-6МР ст. 6 
87,5 92,4 на ПТН 

2008 г.: модернизация ЦСД, 2012 г.: модернизация ЦВД с 

применением реактивного облопачивания 

Рязанская ГРЭС, 

К-330-23,5-2Р ст. 2 
86,6 95,0 на ПЭН 

2015 г., полная замена ЦВД и ЦСД на модернизированные, 

замена ПТН на ПЭН 

Сырдарьинская ТЭС, ст. 3 89,0 — 

2019-2021 гг., модернизация ЦВД с применением 

реактивного облопачивания, модернизация ЦСД 

Сырдарьинская ТЭС, ст. 4 87,8 — 

Сырдарьинская ТЭС, ст. 5 87,6 — 

Сырдарьинская ТЭС, ст. 6 88,3 — 
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4.2. Исследование изменения экономичности ЦВД и ЦСД 

модернизированных и немодернизированных турбин  

в процессе длительной эксплуатации 

 

Исследование изменения экономичности ЦВД и ЦСД в процессе 

длительной эксплуатации было выполнено на всех турбинах (№№ 1-8) 

Конаковской ГРЭС [111]. 

На рисунке 4.1 показано изменение во времени внутреннего 

относительного КПД ЦВД и ЦСД турбины энергоблока № 8 Конаковской ГРЭС 

по результатам тепловых испытаний с начала 2000-х годов до 2020 года. 

Для сравнения на рисунке 4.2 показана динамика для турбины энергоблока № 4, 

модернизация на которой не проводилась. 

В таблице 4.4 представлены усредненные данные по падению КПД 

модернизированных цилиндров турбин в межремонтные периоды. 

Для экономических оценок можно принять, что: 

– модернизация ЦВД с переходом на реактивное облопачивание 

увеличивает КПД цилиндра в среднем на 6,2%; 

– модернизация ЦСД увеличивает КПД цилиндра в среднем на 2,4% 

(на ПТН); 

– для модернизированных цилиндров за период между капитальными 

ремонтами КПД цилиндров в среднем падает на 1,2-1,3%. 

По результатам испытания модернизированной турбины К-315-240-6МР 

Лукомльской ГРЭС, выполненных предприятием «Белэнергоремналадка» в 

2006-м и 2007-м годах, КПД ЦВД снизился на 0,8% (абс.) за первый год 

эксплуатации после модернизации. 
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Рисунок 4.1 – Динамика внутреннего относительного КПД ЦВД и ЦСД турбины блока № 8 (КР – капитальный ремонт, 

СР –средний ремонт, ТР – текущий ремонт) 
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Рисунок 4.2 – Динамика внутреннего относительного КПД ЦВД и ЦСД турбины блока № 4 (сокращения те же) 
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Таблица 4.4 – Снижение КПД ЦВД и ЦСД модернизированных турбин  

К-325-240 Конаковской ГРЭС за межремонтные периоды, % 
Т

у
р
б

и
н

а 

КПД ЦВД 

р
аз

н
о

ст
ь 

КПД ЦСД 

р
аз

н
о

ст
ь в начале 

межремонт-

ного периода 

в конце 

межремонт-

ного периода 

в начале 

межремонт-

ного периода 

в конце 

межремонт-

ного 

периода 

1 87,0 83,5 3,51 92,4 91,0 1,4 

2 87,0 86,1 0,9 92,7 91,4 1,3 

3 87,3 85,9 1,4 92,6 91,5 1,1 

8 87,3 86,0 1,3 92,5 90,4 2,12 

сред-

нее 
87,2 86,0 1,2 92,6 91,3 1,3 

1,2 – снижение КПД ЦВД и ЦСД более 2,0% за период между капитальными ремонтами результат 

повышенного износа проточной части при освоении модернизированной турбины, из осреднения 

исключается. 

 

Из рисунка 4.2 и аналогичных данных для других турбин Конаковский ГРЭС, 

не прошедших модернизацию (турбины № 4-7), следует, что КПД 

немодернизированных ЦВД в процессе эксплуатации находится на уровне  

80,0-82,0% и снижается за межремонтный период на 1,0-1,2%. 

КПД немодернизированных ЦСД находится на уровне 90,0% и снижается 

за межремонтный период в пределах 1,0-1,2%. 

Из представленных выше данных можно сделать вывод о том, что разница 

в снижении экономичности проточной части модернизированных 

и не модернизированных турбин при своевременном выполнении ремонтных 

работ и качественном ведении эксплуатационных режимов практически 

отсутствует. 
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Положительным сопутствующим фактором модернизации турбины 

с применением реактивного облопачивания является возобновление ресурса. 

При этом наружный корпус может быть как заменен, так и остаться 

существующим, в зависимости от результатов технического диагностирования. 

По опыту эксплуатации Конаковской ГРЭС получено, что радиальные 

зазоры в проточной части ЦВД модернизированных турбин целесообразно 

устанавливать следующим образом: 

– сверху 5÷10% от суммарного зазора; 

– снизу соответственно 95÷90% от суммарного зазора. 

Стоит также отметить, что модернизации с применением реактивного 

облопачивания в ЦВД турбин типа К-300-240 «ЛМЗ» целесообразно выполнять 

сразу на нескольких агрегатах (минимум на двух) с целью унификации 

оборудования в пределах станции. Это облегчит проведение ремонтов и повысит 

коэффициент готовности модернизированного оборудования. 

 

Выводы по главе 4 

 

1. Проведенный автором анализ и расчетные исследования на турбинах 

Конаковской ГРЭС показали, что модернизация с переходом на реактивное 

облопачивание в ЦВД и новыми, более совершенными профилями в ЦСД даёт на 

номинальной нагрузке (в среднем по модернизированным турбинам): 

– прирост КПД ЦВД на 6,2% до 87,2%; 

– прирост КПД ЦСД на 2,4% до 92,6% (при работе на ПТН). 

2. Выполненные многолетние исследования, проведенные автором, 

показали, что снижение КПД модернизированных и немодернизированных турбин 

за межремонтный период имеет схожую тенденцию. За период между 

капитальными ремонтами КПД модернизированных ЦВД и ЦСД уменьшаются на 

1,2% и 1,3% соответственно. КПД немодернизированных ЦВД в процессе 

эксплуатации находится на уровне 80-82%, КПД ЦСД на уровне 88-90% и 

снижаются за межремонтный период в пределах 1,0-1,2%. 
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Разницы в снижении экономичности проточной части модернизированных и 

не модернизированных турбин практически нет при условии своевременного 

выполнения ремонтных работ и качественном ведении эксплуатационных 

режимов. 

3. Полученные результаты позволяют принимать взвешенные решения о 

целесообразности модернизации турбин типа К-300-240 «ЛМЗ» с заменой 

активного ЦВД на реактивный. 

При этом целесообразно модернизировать сразу несколько турбин станции. 

Это позволит повысить их коэффициент готовности за счёт унификации. 
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ГЛАВА 5. ПРИНЦИПИАЛЬНЫЕ ТЕХНИЧЕСКИЕ РЕШЕНИЯ 

ПО ПОВЫШЕНИЮ МАНЕВРЕННОСТИ, НАДЕЖНОСТИ 

И ЭКОНОМИЧНОСТИ ПАРОТУРБИННЫХ УСТАНОВОК 

 

В данном разделе на основании результатов выполненных автором 

исследований предложен ряд принципиальных технических решений по 

повышению маневренности, надежности и экономичности турбоустановок  

[112-124]. Эти решения относятся к паротурбинным установкам и их схемам. 

5.1. Разработка высокоманевренной паровой турбины для перспективной 

ПГУ мощностью 430 МВт с выбором оптимального типа уплотнений 

Проведенные в диссертации практические исследования позволили 

предложить новую компоновку маневренной ПГУ с новой маневренной паровой 

турбиной, расположенной между двумя ГТУ [115-117]. 

Паровая турбина разрабатывалась при участии соискателя на основании 

лучшего зарубежного и отечественного опыта. При этом учтены практически все 

новейшие технические решения. Ротор высокого давления выполнен реактивным, 

таким образом, в условиях работы ЦВД его эффективность составляет 88−89%. 

Ротор среднего давления выполнен активным, экономичность ЦСД в данном 

случае составляет 89−90%. 

ЦНД разрабатываемой турбины представляет собой модернизированный 

ЦНД турбины К-300-240 ЛМЗ. Такая модернизация осуществлена на 

Лукомольской и Конаковской ГРЭС [81;109;111]. 

Отдельно рассмотрено и предложено научно-техническое решение по 

реализации саблевидного выполнения сопловых лопаток, причем саблевидность 

применена не только в последней, но и во всех других ступенях части низкого 

давления. Экономичность ЦНД в результате данной модернизации повышена 

на 7,5−8,0%, что подтверждено данными соответствующих испытаний. Ниже 

приведены расчетные характеристики паровой турбины К-136-12/3,0-552/550: 
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Давление пара ВД на входе в паровую турбину, МПа .... 12 

Температура пара ВД на входе в паровую турбину, °С .. 552 

Расход пара ВД на входе в паровую турбину, кг/с .......... 75,16 

Температура пара промежуточного перегрева на входе в паровую 

турбину, °С ......................................................................................... 550 

Давление пара за ЦВД, МПа .............................................. 3,273 

Давление пара промежуточного перегрева на входе в паровую турбину, 

МПа ..................................................................................................... 3,073 

Перепад давления между выхлопом ЦВД и входом в ЦСД, МПа 0,2 

Расход пара промежуточного перегрева на входе в паровую турбину, кг/с

 88,0 

Давление пара НД на выходе из контура НД, МПа  ........ 0,42 

Температура пара на выходе из контура НД, °С .............. 232 

Расход пара НД на входе в паровую турбину, кг/с .......... 12+88−0,5=99,5 

Давление пара на выхлопе турбины, МПа ........................ 0,005 

Давление на выходе из ЦСД, МПа .................................... 0,203 

Температура на выходе из ЦСД, °С .................................. 196,9 

Давление после смешения потоков, МПа ......................... 0,21 

Температура после смешения, °С ...................................... 201,2 

Тепловосприятие после смешения, кДж/кг ...................... 2872,7 

Давление на входе в ЦНД, МПа......................................... 0,18 

Температура на входе в ЦНД, °С ....................................... 201 

Мощность на клеммах генератора, МВт ........................... 136 

 

Реактивное облопачивание позволяет улучшить обтекание рабочих решеток, 

снизить выходные потери. При этом, особенно для лопаток малой высоты, 

повышаются потери от утечек, правда увеличивается число ступеней, так как 

теплоперепад на ступень мал, особенно для первых ступеней. Турбины активного 

типа имеют более высокие выходные потери из-за более высоких скоростей 

обтекания рабочих решеток по сравнению с реактивными. Для турбин активного 
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типа требуется высокое качество изготовления и конструирования диафрагм, 

толщина которых растет с повышением р0. Соответственно выбор стоит между 

турбиной с активным облопачиванием, но с меньшим КПД, либо с реактивным 

облопачиванием, но с раздельными ЦВД и ЦСД. 

Для обеспечения более высокой экономичности и маневренности паровой 

турбины предлагается конструкция с совмещенным цилиндром высокого и 

среднего давлений (ЦВД+ЦСД) и двухпоточным ЦНД. Потоки ЦВД и ЦСД − 

разнонаправленные для уравновешивания осевых усилий, причем ротор ВД имеет 

реактивное облопачивание, а ротор СД − активное. Паровпуски ВД и СД 

расположены в середине совмещенного цилиндра. Эти решения обеспечивают 

минимальное остывание паровой турбины при ночном простое и, следовательно, 

максимально быстрый пуск. 

На рисунке 5.1 представлен эскиз паровой турбины. 

Далее рассмотрен выбор оптимального типа уплотнений для проточной 

части маневренной паровой турбины. 

В настоящее время в новые конструкции паровых турбин внедряются 

следующие типы надбандажных уплотнений (рисунки 5.2 и 5.3): 

• осерадиальные; 

• сотовые фирмы НПП «АРМС»; 

• вихревые, поставляемые фирмой ЗАО «Склад-Сервис»; 

• разношаговые (МЭИ). 

Каждый тип этих уплотнений имеет свои достоинства и недостатки. 

Для турбины, предназначенной работать в маневренном режиме с частыми 

пусками-остановами, разгрузками и нагрузками, актуальными становятся: 

• отсутствие ограничений по осевым взаимным перемещениям статорных 

и роторных деталей; 

• минимальная вероятность радиальных задеваний при переходе роторов 

через критические обороты. 
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Рисунок 5.1 – Эскиз паровой турбины 
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По оценочным расчетам при одинаковой величине радиальных зазоров 

наиболее экономичными должны быть осерадиальные уплотнения 

(см. рисунок 5.2, а) из-за большого количества гребней [115;117]. Однако этот тип 

уплотнений может устанавливаться только на ступенях с гарантированными 

малыми осевыми перемещениями. 

Сотовые уплотнения (см. рисунок 5.2, б) допускают большие осевые 

перемещения, но если при радиальных задеваниях происходит осевое перемещение 

ротора, то неизбежно смятие сот и эффективность уплотнений резко падает. В 

надбандажных уплотнениях сотоблоки устанавливаются в козырек за диафрагмой. 

Недостаток этой конструкции − жесткое положение сот. 

Этого недостатка лишена конструкция «вихревых» уплотнений, 

поставляемых фирмой «ЗАО «Склад-Сервис» (см. рисунок 5.2, в). Уплотняющие 

усики в этой конструкции расположены на статоре и вставлены в сегменты с 

пружинами, которые отжимаются при радиальных задеваниях. Другое достоинство 

«вихревых» уплотнений − наличие завихрителей, которые турбулизируя поток на 

входе в уплотнения снижают величину утечки. 

Расположение уплотняющих усиков на статоре также является достоинством 

этой конструкции, так как сам бандаж, установленный на рабочих лопатках, 

получается облегченным. 

К недостаткам этой конструкции следует отнести возможность заноса 

подвижного сегмента окалиной из котла. 

Для того чтобы снизить эту вероятность, предлагается срезать острый угол 

на верхних сегментах с тем, чтобы окалина сваливалась в поток (рис. 5.2, г). В связи 

с тем, что удалить окалину с нижних половин невозможно, нижние радиальные 

зазоры делаются на 0,5 мм больше, чем верхние, тогда даже при разности 

«верх−низ» 50С и зажатом окалиной сегменте износ гребней будет минимальным. 
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Рисунок 5.2 – Типы используемых уплотнений: а − осерадиальные надбандажные; б − надбандажные сотовые; в − 

вихревые надбандажные; г − вихревые надбандажные со скосом; д − надбандажные сотовые с витой пружиной;  

е − сотовые с плоской пружиной 
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Рисунок 5.3 – Общий вид сегмента концевого сотового уплотнителя 

с винтовой пружиной 

 

Согласно проведенного анализа научной литературы и технической 

документации, а также собственных исследований получено, что целесообразным 

является использовать в проточной части все три типа уплотнений в качестве 

надбандажных: 

1. На ступенях, близко расположенных к упорному подшипнику, где осевые 

перемещения не более 1 мм, устанавливают осерадиальные уплотнения. 

2. На ступенях с самой высокой температурой устанавливают «вихревые» 

уплотнения с облегченным бандажом. 

3. На ступенях, удаленных от упорного подшипника, следует устанавливать 

сотовые надбандажные уплотнения. 

На промежуточных и концевых уплотнениях устанавливают сотовые 

уплотнения фирмы НПП «АРМС». Однако вместо плоской прижимной пружины, 

применяемой обычно этой фирмой (рисунок 5.2, е), лучше перейти на винтовую 

пружину, применяемую фирмой «Склад-Сервис» (рисунок 5.3). В качестве 

диафрагменных применяют разношаговые уплотнения.  

Предложенную паровую турбину с оптимальными вариантами уплотнений в 

проточной части можно применить в составе парогазовой установки с 

многофункциональными парораспределительными узлами (Рисунок 5.4).  
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Рисунок 5.4 – Маневренная ПГУ с многофункциональными парораспределительными узлами 

ЭГ – электрогенератор; 1.1, 1.2 – ГТУ; 2.1, 2.2 – ЭГ ГТУ; 3.1, 3.2 – КУ; 4.1, 4.2 – дымовая труба; 5.1 – ЦВД; 5.2 – ЦСД; 5.3 – ЦНД; 5.4 – конденсатор главной 

ПТ; 5.5 – общий валопровод; 6 – ЭГ главной ПТ; 7.1, 7.2 – паропроводы острого пара; 8.1, 8.2 – парогенерирующая система КУ; 9.1, 9.2 – ПН; 10.1, 10.2 – 

вспомогательная ПТ привода ПН; 11.1, 11.2, 12.1, 12.2 – холодная и горячая нитки системы промежуточного перегрева пара; 13.1, 13.2 – многофункциональный 

парораспределительный узел высокого давления; 14.1, 14.2, 15.1, 15.2, 16.1, 16.2 – отводы парораспределительного узла ; 17.1, 17.2 – СРК на входе в ЦВД главной 

ПТ; 18.1, 18.2 – БРОУ к холодной нитке системы промежуточного перегрева; 19.1, 19.2 – СРК на входе вспомогательной ПТ; 20.1, 20.2 – дренажный трубопровод 

от парораспределительного узла; 21.1, 21.2 – СРК среднего давления на горячих нитках промежуточного перегрева пара; 22.1, 22.2 – БРОУ среднего давления на 

тех же нитках; 23.1, 23.2 – шиберный затвор на байпасном газоходе; 24.1, 24.2 – байпасный газоход в обход КУ. 
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Маневренная ПГУ работает по дубль блочной схеме. Она содержит: две ГТУ 

соединенные со своими ЭГ, два КУ, две дымовых трубы, главную ПТ, 

расположенную между ГТУ. Со стороны каждого КУ расположен ПН с приводом 

от вспомогательной ПТ. В схеме предусмотрен промежуточный перегрев пара и 

два БРОУ. Отличительной чертой схемы является многофункциональный 

парораспределительный узел высокого давления, выполненный с тремя паровыми 

отводами, один из которых подключен через стопорно-регулирующий клапан 

(СРК) ко входу ЦВД главной ПТ, второй – через БРОУ к холодной нитке системы 

промежуточного перегрева пара, а третий – через СРК ко входу вспомогательной 

ПТ привода ПН. При этом выхлоп каждой ГТУ через шиберный затвор 

дополнительно соединен байпасным газоходом с дымовой трубой 

соответствующего КУ. 

ПТ привода обоих ПН обеспечивают охлаждение КУ при работе ПГУ в 

режимах провала электрической нагрузки, а также останове главной ПТ. При этом 

все подводящие паропроводы острого пара и пара промежуточного перегрева 

прогреваются, что улучшает маневренные характеристики всего энергоблока. 

Соединение выхлопа ПГУ байпасным газоходом через шиберный затвор 

выхлоп каждой ГТУ с дымовой трубой соответствующего КУ позволяет увеличить 

регулировочный диапазон работы энергоблока за счет обеспечения возможности 

работы ГТУ при отключенной главной ПТ. 

В период «провала» (снижения) нагрузки тепловая схема ПГУ позволяет 

разгрузить обе газовые турбины и отключить паровую турбину по пару, сохранив 

при этом температуру подводящих паропроводов 7.1, 7.2 острого пара путем 

пропускания его через БРОУ 18.1, 18.2 в холодные нитки 11.1 11.2 системы 

промежуточного перегрева пара и во вспомогательные ПТ 10.1, 10.2 привода ПН 

9.1, 9.2, подающих питательную воду на охлаждение КУ 3.1, 3.2. Данная тепловая 

схема предусматривает возможность разгрузки энергоблока до технологического 

минимума ГТУ. Это осуществляется путем отключения одной из ГТУ 1.1, 1.2, 

частичным перекрытием подачи выхлопных газов в КУ от работающей ГТУ и 

частичным сбросом их через байпасный газоход 24.1, 24.2 в дымовую трубу 4.1. 
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Из проведенных исследований можно отметить следующее: 

1. Выполнен расчет проточной части и проработан профиль паровой турбины 

для маневренной ПГУ мощностью 430 МВт. При использовании предложенной 

конструкции паровой турбины обеспечивается минимальное остывание при 

ночном простое и, следовательно, максимально быстрый пуск. 

2. Предложены оптимальные варианты уплотнений для проточной части 

маневренной паровой турбины. Предложенную паровую турбину можно 

применить в составе маневренной парогазовой установки с 

многофункциональными парораспределительными узлами. 

 

5.2. Совмещение муфты РВД-РСД с цапфой подшипника 

 

Конструкция и параметры оборудования, обеспечивающие возможность 

работы энергоблока в составе энергосистемы, должны быть выбраны еще на стадии 

проектирования и реализованы в процессе строительства (реконструкции). 

Следует отметить, что в настоящее время заводы-изготовители турбинного 

оборудования, повышая экономичность за счет усовершенствования основных 

узлов (проточная часть, уплотнения, выхлоп), крайне консервативно относятся к 

новшествам, связанным с серьезной модернизацией вне проточной части. Однако 

без подобной реконструкции будет затруднительно, например, обеспечить 

требования Системного оператора к маневренности [125]. 

Как было показано выше, реконструкция выполняемая ЛМЗ при переходе с 

активной проточной части ЦВД на реактивную, повышает внутренний 

относительный КПД с 0,8 до 0,87. Однако этот уровень экономичности проточной 

части заметно уступает зарубежным аналогам. 

При разработке проекта замены активной проточной части ЦВД на 

реактивную и замены проточной части ЦСД на более современную предложен 

способ модернизации подшипникового узла и соединительных муфт турбоагрегата 

для обеспечения его соответствия современным требованиям к экономичности, 

маневренности, надежности и ремонтопригодности. 
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Валопровод одновальной многоцилиндровой турбины представляет собой 

несколько соединенных муфтами роторов. Муфты состоят из двух полумуфт 

(по одной на каждом из соединяемых валов). Валопровод опирается на 

подшипниковые опоры. Иногда для каждого ротора предусмотрено по две опоры, 

иногда соседние роторы имеют одну общую опору. Но в любом случае 

подшипниковые опоры такого валопровода требуют для своего размещения 

специально предусмотренных для этого свободных участков вала (цапф) на каждом 

из роторов, что существенно увеличивает общую длину валопровода с 

соответствующим увеличением его металлоемкости и ухудшением вибрационных 

характеристик. 

Для решения поставленной задачи предлагается совместить муфту с 

подшипниками, используя в качестве опорных или опорно-упорных элементов 

вала внешние поверхности стягиваемых шпильками ответных полумуфт. В этом 

случае цапфы отсутствуют, и длина валопровода существенно уменьшится. При 

сокращении длины валопровода можно ожидать улучшения его вибрационных 

характеристик и экономичности за счет уменьшения зазоров в проточной части. 

Предлагаемое в диссертации научно-техническое решение [118;119;120;121]. 

также снижает технологические сложности при сборке полумуфт, так как 

коленчатость (несоосность) роторов более 0,01 мм исключается автоматически, 

потому что полумуфты стягиваются в осевом направлении не на весу, а будучи 

положенными на подшипник. При этом вес роторов не дает ни одному из них 

подниматься при сборке (закрутке болтов). Таким образом, при использовании 

предлагаемой конструкции упрощается центровка роторов, так как центровка по 

радиусу (устранение смещения осей роторов в радиальном направлении 

относительно друг друга) уже не требуется. При ремонтах и монтаже нужно будет 

центровать роторы только по торцу (устранение углового смещения осей роторов 

относительно друг друга), что существенно облегчает процесс центровок и 

сокращает время ремонтов. Кроме того, решается проблема повышенной 50-и 

герцевой вибрации, исходящей от муфты, так как именно повышенная 

коленчатость является главной причиной ее возникновения. 
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Обязательным условием такого совмещения функций является требование к 

равенству диаметров обеих полумуфт. Разница этих диаметров не должна 

превышать 10 мкм. Если же диаметры полумуфт различаются на большую 

величину, то это обстоятельство может стать причиной неравномерного 

распределения давления масляного клина по длине опорного вкладыша 

подшипника с возникновением вибраций вала. 

Предлагаемое научно-техническое решение [118;119] может быть 

использовано для различных конструктивных схем турбин. Ниже рассмотрены 

четыре возможных варианта конструктивной схемы многоцилиндровой турбины с 

совмещенными подшипниками и муфтами (рисунки 5.5-5.8).  

Вариант 1, особенности. Пар, проходя через проточную часть ЦВД и ЦСД, 

помимо передачи на валопровод крутящего момента, создает встречно 

направленные осевые усилия, благодаря чему большая часть крутящего момента 

передается за счет трения прижатых друг к другу торцов полумуфт 10.1, 10.2 

соединительной муфты 10, а не за счет стяжных шпилек 10.7. Это дает возможность 

максимально сократить диаметр муфты. Так как осевые усилия от ЦВД и ЦСД 

уравновешивают друг друга, то при такой конструктивной схеме возможно 

уменьшение размеров думмисов (утолщения на роторе, предназначенные для 

компенсации осевых усилий), вплоть до полного отказа от них. Уменьшение 

размеров думмисов обеспечивает минимизацию утечек через них пара и 

увеличенную экономичность проточной части, так как в ней отсутствует поворот 

потока пара в ЦВД и необходимость использования дополнительных мер для 

снижения осевых усилий при стационарной работе турбоагрегата. В этом варианте 

можно получить минимальные осевые зазоры между сопловыми и рабочими 

лопатками. Это вариант максимальной экономичности проточных частей. 
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Рисунок 5.5 – Вариант 1 – схема со встречными потоками пара в ЦВД и ЦСД и размещением между ЦВД и ЦСД опорно-

упорного подшипника, совмещенного с соответствующим муфтовым соединением: 

1 – валопровод турбоагрегата; 1.1-1.4 – роторы валопровода; 2 – ЦВД; 3 – ЦСД; 4 – ЦНД; 5 – ЭГ; 6 – ПК; 7 – паропровод острого пара; 8.1, 8.2 

– линии промежуточного перегрева  пара ; 9 – линия возврата  конденсата в ПК; 10 – соединительная муфта; 10.1, 10.2 – полумуфты 

соединительной муфты; 10.3, 10.4 – цилиндрическая и торцевая части внешней поверхности полумуфт; 10.5, 10.6 – опорный и упорный 

элементы (вкладыши) подшипника скольжения; 10.7 – стяжная шпилька крепления полумуфт; 10.8 – нарезной хвостовик стяжной шпильки; 

10.9 – гайка; 10.10 – промежуточная распорная втулка; 10.11 – защитные колпачки; 10.12 – нарезное осевое сверление для крепления захвата 

домкрата; 11-15 – подшипниковые опоры, в том числе 11,15 – стандартные, 12-14 – совмещённый подшипнико-соединительный узел (СПСУ) 
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Вариант 2, особенности. Пар, проходя через проточную часть ЦВД и ЦСД, 

помимо передачи на валопровод турбоагрегата крутящего момента, создает 

разнонаправленные осевые усилия, совпадающие с направлением тепловых 

расширений роторов цилиндров, благодаря чему исключаются осевые задевания 

между рабочими и сопловыми лопатками одной ступени при различных скоростях 

прогрева ротора и корпуса цилиндра, что позволяет увеличить скорость изменения 

нагрузки турбоагрегата, без введения дополнительных ограничений по величине 

допустимых относительных расширений ротора и статора. Такая конструктивная 

схема оптимальна для энергоблоков с высокими требованиями к маневренности. 

Но осевые усилия в данном случае необходимо уравновешивать для каждого 

цилиндра отдельно. 

При вариантах 1 и 2 полумуфты 10.1, 10.2 соединительной муфты 10 

подшипниковой опоры 12 одновременно выполняют функцию опорных 10.3 и 

упорных элементов 10.4 валопровода, взаимодействующих с ответными 

неподвижными опорно-упорными элементами (вкладышами) 10.5, 10.6 

подшипниковой опоры. В совмещенных опорных подшипниках опор 13, 14 

соответственно осуществляется аналогичное взаимодействие только внешних 

цилиндрических поверхностей 10.3 полумуфт 10.1, 10.2 с ответными опорными 

вкладышами 10.5 соответствующих опор. 

Варианты 3 и 4, особенности. Варианты 3 и 4 отличаются от варианта 1 тем, 

что муфты 10 совмещаются лишь с опорными подшипниками, а осевые усилия 

воспринимаются традиционным опорно-упорным подшипником, установленным 

крайним либо со стороны ЦВД 2 (вариант 3, рисунок 5.7, опора 11) либо со стороны 

генератора 5 (вариант 4, рисунок 5.8, опора 15). В этих случаях осевые усилия 

также необходимо уравновешивать для каждого цилиндра отдельно. 
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Рисунок 5.6 – Вариант 2 – схема с противоположными потоками пара в ЦВД и ЦСД и размещением между ЦВД и ЦСД 

опорно-упорного подшипника, совмещенного с соответствующим муфтовым соединением 
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Таким образом, дополнительно к уже отмеченным выше техническим 

результатам (уменьшение длины валопровода, облегченная разборка и сборка 

муфтовых соединений без повреждения их элементов) выполнение валопровода 

турбины в соответствии с вариантами 1, 3 и 4 обеспечивает повышение 

экономичности и надежности работы турбины, а в соответствии с вариантом 2 – 

повышение маневренности турбины. 

По оценочным расчетам данная конструкция позволит: 

– поднять внутренний относительный КПД проточной части на 1,5-2% 

за счет отказа от поворота потока; 

– снизить осевое усилие до минимума и сократить диаметр думмиса ЦСД 

с 900 мм до 540 мм и снизить утечку пара через переднее концевое уплотнение 

с 6,6 т/ч до 4 т/ч, что эквивалентно дополнительной выработке до 0,85 МВт за счет 

противоположно направленных потоков в ЦВД и ЦСД; 

– сократить длину РСД на 400 мм за счет совмещения муфты РВД-РСД 

с цапфой опорно-упорного подшипника, что позволяет ожидать улучшения 

вибрационных характеристик ротора и повышения экономичности проточной 

части за счет уменьшения зазоров. 

Для предотвращения повреждения торцов полумуфт (используемых 

в качестве упорных элементов вала в опорно-упорном подшипнике) при разборке 

муфтового соединения следует отказаться от обычной практики выбивания 

стяжных болтов (шпилек) кувалдой. Это возможно при выполнении стяжных 

шпилек легкосъемными с промежуточными упругими распорными втулками. 

Подобное конструктивное решение позволяет многократно производить разборку 

и сборку муфтовых соединений без повреждения их элементов. Отверстия под 

стяжные шпильки в стыкуемых полумуфтах можно закрыть заподлицо с торцами 

полумуфт защитными колпачками, что предотвращает повреждение шпилек 

и навинченных на них гаек в процессе взаимодействия торца полумуфты с 

упорным элементом опорно-упорного подшипника скольжения (рисунок 5.9). 
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Рисунок 5.7 – Вариант 3 – схема со встречными потоками пара в ЦВД и ЦСД, использованием муфт только в опорных 

подшипниках и стандартным опорно-упорным подшипником, расположенным со стороны ЦВД 
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Рисунок 5.8 – Вариант 4 – схема со встречными потоками пара в ЦВД и ЦСД, использованием муфт только в опорных 

подшипниках и стандартным опорно-упорным подшипником, расположенным со стороны генератора 
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Рисунок 5.9 – Муфтовое соединение, модернизированное для использования в 

качестве элементов вала опорно-упорного подшипника: 

10 – соединительная муфта; 10.1, 10.2 – полумуфты соединительной муфты;  

10.3, 10.4 – цилиндрическая и торцевая части внешней поверхности полумуфт; 

10.7 – стяжная шпилька крепления полумуфт; 10.8 – нарезной хвостовик стяжной 

шпильки; 10.9 – гайка; 10.10 – промежуточная распорная втулка;  

10.11 – защитные колпачки; 10.12 – нарезное осевое сверление 

для крепления захвата домкрата 

 

Предлагаемое изменение конструкции турбин становится возможным в виду 

существенного улучшения технологии их изготовления. Совмещение 

подшипников с муфтами означает увеличение диаметров подшипников  

до 600–620 мм. Подшипники такого диаметра в настоящее время уже производятся 

ЛМЗ для быстроходных турбин атомных электростанций [126;127;128;129]. 
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Из проведенных исследований можно отметить следующее: 

1. Разработаны несколько новых вариантов конструкции валопровода 

паровых турбин с совмещеными муфтами и подшипниками. 

2. Расчетные исследования показали, что применение данного технического 

решения приведет сокращения длины валопровода, повышению экономичности, 

надежности и маневренности турбины. 

 

5.3. Способ сборки лопаток с Т-образным хвостовиком 

 

В сложившейся практике проектирования паровых турбин наибольшее 

распространение для высокотемпературных ступеней получили Т-образные 

замковые соединения рабочей лопатки с ободом диска ротора паровой турбины. 

Такие соединения из-за наличия осевого зазора между заплечиками (0,02-0,04 мм) 

не обеспечивает гарантированного натяга в рабочем состоянии сопрягаемых 

поверхностей хвостовика лопатки и обода диска ротора, что приводит к 

повышению напряжений в зоне верхней галтели Т-образного паза обода диска до 

опасного по условиям прочности уровня. 

Одной из главных причин, снижающих надежность работы турбин К-300-

240, является мелкие частички, летящие из пароперегревателей котла. Они 

эродируют (стирают) шипы лопаток, крепящие бандажи, бандажи отрываются и 

повреждают проточную часть. При повторной сборке в условиях станции 

повторить качество заводской сборки затруднительно, поэтому каждое новое 

перелопачивание несет в себе опасность следующей аварии. 

В связи с вышесказанным, для снижения уровня напряжений в этих зонах (в 

частности, в зоне верхней галтели Т-образного паза обода диска) при участии 

автора диссертационной работы был предложен новый научно и технически 

обоснованный способ сборки лопаток с уплотнением зазоров между лопаткой и 

диском. На рисунке 5.10 в поперечном сечении показано предлагаемое замковое 

соединение рабочей лопатки с Т-образным хвостовиком и обода диска ротора 

паровой турбины. 
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Благодаря более высокому коэффициенту линейного расширения клиновая 

вставка обеспечивает гарантированный натяг (0,02-0,05 мм) в рабочем состоянии 

сопрягаемых поверхностей хвостовика лопатки и обода диска ротора. 

Выполненные в расчеты напряжений в зоне верхней галтели Т-образного паза 

замкового соединения показали, что гарантированный натяг в рабочем состоянии 

в области заплечиков для различных величин выбираемого зазора, создаваемого 

натяга и коэффициентов трения контактирующих поверхностей приводит к 

снижению напряжений в зоне верхней галтели Т-образного паза в среднем на 15%. 

 

 

Рисунок 5.10 – Замковое соединение рабочей лопатки с ободом диска ротора 

паровой турбины (поперечное сечение): 

1 – Т-образный паз в ободе диска; 2 – обод диска ротора ПТ; 3 – Т-образный 

хвостовик рабочей лопатки; 4 – рабочая лопатка; 5 – кольцевые щечки обода 

диска; 6 – краевые наружные заплечики щечек обода диска; 7 – ответные 

заплечики пера лопатки; 8 – осевой зазор между заплечиками диска и пера 

лопатки; 9 – клиновая вставка из материала с коэффициентом линейного 

расширения более высоким, по сравнению с коэффициентами линейного 

расширения материалов лопатки и диска; 10 – область верхней галтели  

Т-образного паза обода диска ротора 

http://www.fips.ru/rupmimage/0/0/70000/75000/75220.tif
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Выполнение замкового соединения предлагаемым способом [114] позволяет 

существенно продлить ресурс работы высокотемпературных ступеней мощных 

паровых турбин, находящихся в эксплуатации. Также данный способ сборки может 

быть использован при проектировании новых мощных паровых турбин, в том 

числе для энергоблоков на суперкритические параметры пара [122]. 

 

5.4. Изменение схемы пароподвода турбин 

В настоящее время на каждой линии подвода пара к турбине установлено по 

два клапана: стопорный клапан (СК) и регулирующий клапан (РК), 

предназначенные обеспечить плотность запорной арматуры на этих линиях. На 

линиях же сброса пара в конденсатор непосредственно или через линию отвода 

пара на промперегрев предусмотрен только один РК в составе БРОУ. Такая схема 

установки запорно-регулирующей арматуры приводит к повышенным утечкам 

пара на сброс при неизбежной потере плотности РК БРОУ со временем 

эксплуатации. Утечки пара порой доходят до 20-30 т/ч, что соответствует потере 

мощности энергоблока до 10 МВт. Ситуация усугубляется тем, что в стопорных 

клапанах турбин, отработавших более 200 тыс. ч, обнаруживают сквозные 

трещины. 

Для снижения утечек пара в сбросные линии без увеличения количества 

предусмотренной тепловой схемой паротурбинной части энергоблока запорно-

регулирующей арматуры, то есть без снижения маневренности, соискателем была 

предложена схема [123], представленная на рисунке 5.11. Её реализация возможна, 

так как на блоках устанавливаются питательные насосы с регулированием 

оборотов, на котлах отрабатывается режим скользящего давления во всем 

пароводяном тракте, на турбинах вводится гидроподъем, который делает вращение 

на малых оборотах (до 800 об/мин) безопасным. Вместо стандартной схемы замены 

на новые стопорные клапана предлагается изменить всю схему пароподвода. 

Вместо двух старых стопорных клапанов установить два стопорно-регулирующих 

клапана (СРК). Семь старых регулирующих клапанов высокого давления 
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убираются (заменяются проставками). Сброс свежего пара из БРОУ-1 заводится в 

(конденсатор по рис. 5.11) холодные нитки промежуточного перегрева, 

монтируются новые БРОУ-2 со сбросом из горячих ниток промперегрева в 

конденсатор. На каждой сбросной линии или на объединяющей их общей сбросной 

линии перед конденсатором дополнительно устанавливается стопорный клапан 

(СК). Таким образом, блок фактически переводится на двухбайпасную пусковую 

схему. 

Преимуществами предлагаемого решения являются: 

– экономия не менее 10 т свежего пара за счет отказа от утечек от штоков 

регулирующих клапанов, что эквивалентно дополнительной мощности примерно 

3 МВт; 

– переход на двухбайпасную схему снизит интенсивность процесса 

окалинообразования в тракте горячего промперегрева, что позволит защитить 

лопатки 13 ступени от эрозионного износа; 

– снижение утечки свежего пара в конденсатор через неизбежно 

появляющиеся в процессе эксплуатации неплотности БРОУ-1. Возможные утечки 

пара из БРОУ-2 будут меньше из-за более низкого давления в промперегреве. 

Утечки через неплотности снизятся пропорционально отношению давлений, то 

есть в 6 раз. 

Предлагаемая схема может быть использована при новом строительстве, 

модернизации и реконструкции энергетических блоков с паротурбинными и 

парогазовыми установками [124]. 

Выводы по главе 5 

Выполнены научно-практические исследования и разработаны технические 

решения для повышения маневренности и экономичности ПТУ, как для 

паросиловых блоков, так и в составе ПГУ. Предложенные решения, защищенные 

авторскими свидетельствами, могут быть применены для модернизации 

существующих и создания новых отечественных ПТУ.  
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Рисунок 5.11 – Предлагаемая схема пароподвода и сброса пара в конденсатор турбины: 

1 – паровой котел; 2.1 – основной пароперегреватель; 2.2 – промежуточный пароперегреватель; 3,4,5 – ЦВД, ЦСД, ЦНД паровой турбины; 6 

– конденсатор, 7 – электрогенератор (ЭГ), 8 – конденсатный насос КН, 9 – деаэратор Д, 10 – питательный насос ПН; 11 – линия перепуска 

пара от ЦСД к ЦНД; 12 – линия  подвода конденсата к деаэратору Д, 13 – линия  подачи питательной воды в котел; 14 – линия подвода 

греющего пара к деаэратору; 21 – СРК ВД; 24 – СРК СД; 25 – СРК НД; 29, 30, 31 – БРОУ ВД, БРОУ СД  и БРУ НД; 34 – стопорные клапаны 

СК на линии сброса в конденсатор 
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ 

 

1. В диссертационной работе исследованы и обоснованы технические 

решения по реконструкции паросиловых энергоблоков 300 МВт посредством 

надстройки его газовой турбиной с образованием сбросной ПГУ-420, а также 

замены парового котла на ГТУ и КУ с образованием утилизационной ПГУ-800. 

2. Автором впервые обобщены результаты исследований изменения 

экономичности проточных частей, модернизированных и немодернизированных 

турбин 300 МВт в процессе эксплуатации. Показано, что темпы снижения 

экономичности ЦВД модернизированных и немодернизированных турбин за 

период между капитальными ремонтами аналогичны. 

3. Автором обобщены, проанализированы и научно обоснованы 

полученные результаты экспериментальных исследований характеристик 

реконструированных энергоблоков 300 МВт, которые показали, что наибольший 

КПД блока нетто (~54%) был достигнут на энергоблоке № 6 Киришской ГРЭС, 

реконструированном в утилизационную ПГУ-800. Однако этот вариант 

реконструкции не везде применим из-за компоновочных ограничений. При 

невозможности реконструкции по примеру Киришской ГРЭС, можно проводить 

реконструкцию по образцу Рязанской ГРЭС с образованием сбросной ПГУ-420. 

При этом может быть достигнут КПД блока нетто 44%.  

4. Положительный опыт эксплуатации энергоблоков № 7 Рязанской ГРЭС, 

№ 6 Киришской ГРЭС, №№ 1-4, 8 Конаковской ГРЭС подтвердил техническую 

возможность использования рассмотренных в диссертационной работе вариантов 

для техперевооружения электростанций с блоками мощностью 300 МВт. 

5. В работе выполнены научно-практические исследования и разработаны 

технические решения для повышения маневренности и экономичности ПТУ, как 

для паросиловых блоков, так и в составе ПГУ. Предложенные научно-технические 

мероприятия, защищенные авторскими свидетельствами, могут быть применены 

для модернизации существующих и создания новых отечественных ПТУ. 
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6. Автором разработаны научно-технические решения, использованные в 

проекте стандарта организации АО «СО ЕЭС» «Общие технические требования к 

вновь вводимому энергетическому оборудованию тепловых электрических станций, 

работающих в составе ЕЭС», отдельные положения которого вошли в «Правила 

технологического функционирования электроэнергетических систем» 

(постановление Правительства Российской Федерации от 13 августа 2018 года № 937). 

7. Методология исследований в части проведения испытаний паровых турбин 

вошла в подготовленный при участии автора межгосударственный стандарт ГОСТ 

35222-2024 (IEC 60953-0:2022) «Правила проведения тепловых приемочных 

испытаний паровых турбин. Часть 0. Широкий диапазон точности для различных типов 

и размеров турбин» (утв. приказом Росстандарта от 14.10.2024 № 1452-ст, введен в 

действие с01.01.2025 г.). 

8. В процессе выполнения диссертационной работы при участии автора 

разработан методический подход к измерению зазоров в лопаточном аппарате 

газовой турбины, позволяющий рационально подходить к сборке ступеней и 

повысить их надежность в процессе эксплуатации. Также предложен методический 

подход для оценки влияния мероприятий по повышению тепловой экономичности 

на удельный расход топлива на примере паросилового энергоблока 300 МВт. 
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